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Eve: 378 FASENACIONALI
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1 | (12) TIPO DE SOLICITUD

X Patente de invencion

Patente de Modelo de Utilidad

X | Capitulo | Capituloll
2 | DATOS SOLICITUD INTERNACIONAL PCT (86) _
Solicitud Internacional No. PCT/GB2011/001769 Fecha 23,12_2051 1
Publicacién Internacional No. WO 2012/085516 A3 Fecha 28,06,2612

3 l (54) TiTULO DE LA INVENCION (200 caracteres o espacios maximos)

|

FLUIDOS DE PERFORACION CON UN POTENCIAL DE ESCURRIDURA DISMINU|DO Y METODOS
RELACIONADOS _

4 | CLASIFICACION INTERNACIONAL (51)=CIP,

-
gv

5 | (71) SOLICITANTE (S) D Esta persona tamblen es inventor.

- .Para datos adicionales utilizar hoja de informacién complementaria

APELLIDOS O RAZON SOCIAL NOMBRE - IDENTiQICAc;QN T meo
1. HALLIBURTON ENERGY SERVICES, INC s A BEEE T
6 | DATOS DEL SOLICITANTE L
. DIRECCION 10200 Bellaire Boulevard - No. TELEFONO - 3137800
CIUDAD Houston B : E-MAIL, mfopl@cardenasycardenas com
DEPARTAMENTO/ESTADO Texas. NACIONALIDADO - . . t R
) A -LUGARDE. .. " ’
PAIS DE RESIDENCIA Estados Unidos de. CONSTITUCION Estados Umdos de
América - ' Amérlcag

7 | (72) INVENTOR (ES)

Para datos adicionales utilizar ho;a de mformécién complementaria

APELLIDOS NOMBRE NACIONALIDAD

1. MILLER Jeffrey James Estadounidense

2. BRALEY Nicholas Britanico

3. SIEMS Donald, R Estadouni|dense

4. BAKER Patrick, Chris Estadounidense

5. JAMISON Dale Estadounidense
DIRECCION DE CORREOQ ELECTRONICO:

8 | DATOS INVENTOR (ES)

PAIS RESIDENCIA DEPARTAMENTO CIUDAD DIRECCION

Estados Unidos de América Texas Spring 9714 Sotherloch Lake Dr, 77379

stados Unidos de América Texas Spring 27 Spiceberry Place, 773182
Estados Unidos de América Texas Houston 9310 Willowview, 77080 '
Estados Unidos de América Texas Houston 14115 Highcroft Dr, 77077
Estados Unidos de América Texas Humble 19727 Sweetgum Forerst Dr., 77346

OTRO(S) SOLICITANTE(S) Y/O (OTRO(S)) INVENTOR(ES)

{ I Los demas solicitantes y/o (demas) inventores se indican en una hoja a continuacion.
9 | (74) | | REPRESENTANTE | x | APoDERADO |
APELLIDOS NOMBRES IDENTIFICACION
C.C 41575435 !T.P .14.844 CSJ
ADARVE GOMEZ LUZ HELENA Bogota
. |
DIRECCION Carrera 7 No 71-52 Torre B Piso 9 No. TELEFONO 313 7800
!
CIUDAD BOGOTA E-MAIL infopi@cardenasycardenas.com
No. DE PROTOCOLO
EN LA OFICINA 1
PAIS COLOMBIA

|
|




10 | (30) DECLARACIONES DE PRIORIDAD Sl X NO

(33) PAIS DE ORIGEN CODIGO PAIS (31) NUMERO 3 (32) FECHA (AAAA/MM/DD)
1. Estados Unidos de América us 12/977,425 } 23.12.2010
2.

3 |

11 | DECLARACION SOBRE USO DE RECURSOS GENETICOS O BIOLOGICOS ;

|
Declaro que el objeto de la presente solicitud de patente fue obtenido a partir de recursos genéticos o biologicos de los que

cualquiera de los paises miembros de la Comunidad Andina es pais de orngen. ‘

[ ] s [x ] o '

Nota: En caso afirmativo debera anexar copia del contrato de acceso de recursos genéticos o productos derivados, o

certificado o ndmero de registro, expedido por la Autoridad competente. {
|

12 | DECLARACION SOBRE USO DE CONOCIMIENTOS TRADICIONALES

Declaro que el objeto de la presente solicitud de patente fue obtenido a partir de conocimientos tradicionales de
comunidades indigenas, afroamericanas o locales de paises miembros de la Comunidad Andina. \

(1 s o |
Nota: En caso afirmativo debera anexar la licencia o autorizacion de uso de conocimiento tradicional, o certificado, o
numero de registro expedido por la Autoridad competente. |

13 | REDUCCION DE TASAS }

Declaro que carezco de medios econémicos para presentar la solicitud de patente. i

O s X o |
Nota: En caso de ser persona natural y carecer de medios econémicos, y por lo tanto, aplique la reduccion de tasas a que
se refiere la resolucion vigente en tarifas, debe firmar la presente solicitud bajo la gravedad de jurémento.

Micro, pequefias y medianas empresas Universidades publicas o privadas Entidades sin animo de lucro
‘ |
Copia simple de la declaracion de renta Copia acto de reconocimiento Copia de registro vigente en Camara de
del afio inmediatamente anterior, o en institucional emitido por el Ministerio comercio.
su defecto prueba documental idénea. de Educacion. Acreditacién 1
Colciencias. l
Documento de constancia de Hoja de informacién complementaria.
cumplimiento con lo establecido en la ‘
ley 905 de 2004. \
Otros, especificar
. : |
14 AUTORIZACION DE NOTIFICACION EN LIiNEA Sl x NO

Manifiesto que he leido y entendido perfectamente los términos y condiciones de uso de mediios electrénicos para las
notificaciones en linea a través de Internet de los actos administrativos proferidos por la Superintendencia de Industria y Comercio
nue deben ser notificados perscnalmente y, en consecuencia, autorizo el servicio de notificacion a través ‘de internet.

14 | COMPROBANTE DE PAGO O PAGO ELECTRONICO | - N°.13:0072405 =~ || Fecha2207.2013 . -
15 | FIRMA DEL SOLICITANTE, DEL APODERADO O DEL REPRESENTANTELEGAL | .
Junto a cada firma, indicar el nombre del firmante.y su calidad (si tal calidad fio es.obvia al leer el petitorio) } -

’ ' LUZ HELENA ADARVE GOMEZ ¢ . °

16 l ORDEN Y RELACION DE DOCUMENTOS QUE ACOMPANAN LA SOLICITUD

Documentacion Técnica Documentacién Juridica }
Solicitud Internacional en castellano - :
8. | | Poderes, sifuera el caso. |
1. z Descripcion N° de folios: 68 10. | X Documento que legaimente pruebe }la cesién del inventor al
2. [ X| Reivindicaciones............. N° Reivindicaciones 23 - ZO"?"aztel oa Stu faU:a"te ) a duet
1 Dikgi o fnline: 1. opia del contrato de acceso de recursos genéticos o productos
3' —; glbujos ylo figuras N* folios: 4 | | derivados, certificado o nimero de registro, si fuera el caso.
B esgmen. o L . . 12. Copia de la licencia o autorizacién de Conocimientos Tradicionales,
5. Certificado de deposito de material biologico si L certificado o numero de registro, si fueralel caso.
— fgera el caso . - 13. Documento que acredita la existencia y representacion legal, cuando
6. Listado de secuencias de nucledtidos y/o || el solicitante es persona juridica. !
1 2r:m?aclld1c;s e?zforma digital si fuera el caso 14, i Comprobante de pago de la tasa de preslentacién de la solicitud.
;' ] An:x;nfaormazt(o di- ital 15.| | Comprobante de pago por reivindicacién"de prioridad.
= grat 16. Comprobante de pago de la tasa por concepto de excedente de
L] palabras en la publicacion.
17. __)ﬂ Comprobante de pago por reivindicacion adicional a 10.

|
|
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*** Soporte del Pago ***
TIPO PAGQ BANCO CUENTA No PAGO | EECHA PAGO VR PAGQ

CONSIGNACION BANCO DE BOGOTA 062754387 599254762 | 22/07/2013 8.022.000.00

*** Conceptos Pagados *** |
CANT._RENTISTICO CONCEPTOQ __VrUNDITARIO __ Vr.CONCEPTO

|
13 50005-01-01 SOLICITUDES 1607 REIVINDICACION PATENTE UNITARIA " 30.000.00 390.000.00
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EXTRACTO PARA PUBLICACION
lndustria;EComercio D Patente de Invencion y Patente modelo de utilidad X| PCT
SUPERINTENDENCIA

(21) No De soficitud (51) int. CI: |

(22) Fecha de solicitud

(71) Solicitante (s) HALLIBURTON ENERGY SERVICES, INC

(30) Prioridad

(31) No Prioridad 12/977,425
(32) Fecha 23.12.2010

(33) Pais us

(72) Inventor (es)
Jeffrey James Miller; Nicholas Braley; Donald, R Siems;

‘Patrick, Chris Baker; Dale Jamison

(74) Apaderado (s) LUZ HELENA ADARVE

(54) Titulo

FLUIDOS DE PERFORACION CON UN POTENCIAL DE ESCURRIDURA DISMINUIDO Y METODOS RELACIONADOS

Las casillas identificadas con 85, 86 y 87 sélo aplican para PCT

(85) Fecha limite de inicio Fase Nacional 23.07.2013

(86) Datos relativos a la presentacién de la solicitud PCT
Fecha de presentacion de la solicitud 23.12.2011
No de Solicitud PCT PCT/GB2011/001769

(87) Publicacién internacional
Fecha 28.06.2012
No Publicacién WO 2012/085516 A3

Resumen reivindicacion (es):

En el presente documento se describen fluidos de perforacion de emulsion inversa gue tienen una estabilidad de
emulsion ampliada y un potencial de escurridura disminuido. Los fluidos de perforacion comprenden una
emulsién invertida, un agente espesante y una pluralidad de particulas coloidales. La emulsidn invertida
comprende una fase continua de fluido oleaginoso, una fase interna de fluido acuoso y Un surfactante. Por lo
menos una porcion de la pluralidad de particulas coloidales actia reciprocamente con el surfactante para formar
una estructura de apoyo asociativa que inhibe la escurridura del agente espesante. En algunas realizaciones, el
agente espesante comprende particulas de barita, particularmente particulas de barita de un tamafo inferior a
aproximadamente 45 micrones. Se revelan ademas los métodos para colocar los fluidos de perforacién de

emulsidn invertida en una formacién subterranea por medio de un pozo.

=
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tt _ DIVISION DE NUEVAS CREAC@ONES

\ ' " TARJETA DE ARCHIVO PROPIETARIOS
Industria y Comercio -,
SUPERINTENDENCIA

x
1 PCT | X ] MODELO DE UTILIDAD ] | DISENO INDUSTRIAL

PATENTE DE INVENCION |

(21) No de solicitud:

(22) Fecha de solicitud:

i

|

|

{51) Clasificacién Internacional: 1

{71)Solicitante(s) HALLIBURTON ENERGY SERVICES, INC 1

(72) Inventor{es) Jleffrey James Miiler; Nicholas Braley; Donald, R Siems; Patrick, Chris Baker; Dale Jatnison
\
(74) Apoderado: LUZ HELENA ADARVE GOMEZ |
L

(30) Prioridad (31) No Prioridad {32) Fecha | (33) Pais

12/977,425 23.12.2010 ll us

(85) Fecha inicio fase nacional: 23.07.2013 H

{(86) Datos relativos a la presentacion de la solicitud PCT 1
Fecha de presentacién de la solicitud: 23.12.2011 |
No de salicitud: PCT/GB2011/001769

(54) Titulo FLUIDOS DE PERFORACION CON UN POTENCIAL DE ESCURRIDURA

|
DISMINUIDO Y METODOS RELACIONADOS



SUPERINTENDENCIA DE INDUSTRIA Y COMERCIO

e _ DIVISION DE NUEVAS CREACIONES

) TARIETA DE ARCHIVO TEMATICO
Industria y Comercio '.
SUPERINTENDENCIA

|
| PCT | X | MODELO&EUTILIDAD ]
i
|

PATENTE DE INVENCION I I DISENO INDUSTRIAL

(21) No de solicitud:

(22) Fecha de solicitud:
(71) Solicitante(s) HALLIBURTON ENERGY SERVICES, INC

(72) Inventor (es) leffrey James Miller; Nicholas Braley; Donald, R Siems; Patrick, Chris
Baker; Dale Jamison

(74) Apoderado: LUZ HELENA ADARVE GOMEZ
(30) Prioridad {31) No Prioridad

- $in Estructura de Apoye Asecfativ:
=Can Estructura de Apoye Asocitiv

2R

-

ze2Rzas
ﬁj}
B

{32) Fecha (33) Pais

Tansidn de-Corte tbr 100

3
‘ 4
12/977,425 23.12.2010 us !
h”
4 8 12 16 20 2 .28
- - Tiempo Transcurrido {min)
(85) Fecha limite inicio fase nacional: 23.07.2013 (87) Publicacién internacional:
(86) Datos relativos a la presentacion de la solic. PCT

Fecha:28.06.2012

No Publicaciéon: WO 2012/085516
A3

Fecha de presentacion de la solicitud: 23.12.2011

No de Solicitud PCT/GB2011/001769

|
(54) Titulo: FLUIDOS DE PERFORACION CON UN POTENCIAL DE ESCURRIDURA DISMINUIDO Y METODOS RELACIONADOS

(57) Resumen:

I
|
En el presente documento se describen fluidos de perforacion de emulsion inversa que tiénen una estabilidad de emulsién

ampliada y un potencial de escurridura disminuido. Los fluidos de perforacion comprenden una emulsion invertida, un agente
espesante y una pluralidad de particulas coloidales. La emulsion invertida comprende una fase continua de fluido
oleaginoso, una fase interna de fluido acuoso y un surfactante. Por lo menos una porcuon de la pluralidad de particulas
coloidales acttia reciprocamente con el surfactante para formar una estructura de apoyo asociativa que inhibe la escurridura
del agente espesante. En algunas realizaciones, el agente espesante comprende partlculas de barita, particularmente

particulas de barita de un tamafio inferior a aproximadamente 45 micrones. Se revelan ademas los métodos para colocar los
fluidos de perforacion de emulsion invertida en una formacion subterranea por medio de un pozo

’.?_



Expediente No. 2010-IP-033071U1

CESION

Considerandc que, Yo/Nosotros, Jeffrey James Miller, y
Nicholas Braley de Spring. Texas, Donald R Siems; y Patrick
Chris Baker de Houston, Texas, y Dale Jamison de Humble,

Texas, hemos inventado "FLUIDOS DE- PERFORACION QUE TIENEN

POTENCIAL PANDEO REDUCIDO Y METODOS RELACIONADOS” para la que
hemos realizado 1la solicitud de Titulos de Patedte de 1los
Estados Unidos; y

Considerando que, HALLIBURTON ENERGY SERVICES,i INC. una
Sociedad de Delaware, que tiene su domicilio comercial en

10200 Bellaire Boulevard, Houston, Texas 77072 tienp el deseo

|

EN VIRTUD DE LO ANTERIOR, a titulo oneroso, cuyoi recibo vy

de adquirir una participacidén en la misma;

suficiencia por este medio se reconoce, Yo/Nosotrds, por la
presente, vendemos, cedemos, transferimos vy tranémitimos a
HALLIBURTON ENERGY SERVICES, INC., sus quesores Yy
cesionarios, el derecho completo y exclusivo, para lks Estados
Unidos de América y sus posesiones territoriales y bara todos
y cualesquier paises diferentes a los Estados Unides, en vy

para dicha invencidn, descrita en la Solicitud de Patente No.

de Serie 12/977,425 presentada el 23 de diciembre, 2010 vy




cualquier solicitud divisional, de continuacién o de reemisién
con base en la presente solicitud preparatoria Aara obtener
los Titulos de Patente de los Estados Unidos dg la misma;
dicha invencién, solicitud y todos vy cualesquierE Titulos de
Patente que se emitan de la misma para ser iposeidos y
disfrutados por HALLIBURTON ENERGY SERVICES, 1INC., para su
propio uso y beneficio, y para sus representantes legales,
sucesores y cesionarios, hasta el fin completo del término
para el cual se pueden otorgar dichos Titulos de ﬁatente, tan

plena y completamente como si los mismos huQieran sido

poseidos por mi si no se hubiera realizado esta cesién vy

4

venta.

Y acuerdo adicionalmente firmar todos los jdocumentos,
hacer todos los juramentos legales y hacer todos; los actos
necesarios para la presentacién de cualesquier descérgo 0 para
la presentacién y cesidén de cualquier solicitud o solicitudes
divisionales, de continuacién o de reemisidén de ﬁatente con
base en la presente solicitud, asi como también parg cualquier

otra solicitud de patente estadounidense o extranj@ra que se

relacione con dicha invencién.

Y me comprometo a comunicar adicionalmente a $ALLIBURTON
ENERGY SERVICES, 1INC., sus sucesores, cesionarios u otros
representantes legales, dichos hechos que se relacionen con la

invencidén descrita en la presente solicitud o Titulos de

|



|
|
3 |
|

|
Patente que se emitan de la misma segun 1o pPeda llegar a

saber, y testificar en cuanto a dichos hechos! en cualquier

|
interferencia u otro litigio. l
{

Legalizado, el dia 14 de enero, 2011 !

|
(Aparece firma) '

Jeffrey James Milleﬁ

{
|
ESTADO DE Texas ) ‘

CONDADO DE Harris ) |
i
|

|
Ante mi comparecid personalmente dicho Jeffrey James Miller vy
|

reconocidé que el anterior instrumento es un hecho| de su libre

|
voluntad el dia 14 de enero, 2011.

(Aparece firma)

(Notario) {

. !
Sello

(Aparece sello: !
JUDITH LYNN JOHLE 1
NOTARIO PUBLICO '
ESTADO DE TEXAS
EXPIRA
10-03-2012)



4 |

Legalizado, el dia 17 de enero, 2011

(Aparece firma)

Nicholas Braley :

ESTADO DE Texas )

CONDADO DE Harris )

Ante mi comparecidé personalmente dicho Nichoyas Braley vy

reconocidé que el anterior instrumento es un heché de su libre
I
|

voluntad el dia 17 de enero, 2011.

(Aparece firma)

(Notario) |

Sello

(Aparece sello:
JUDITH LYNN JOHLE !
NOTARIO PUBLICO |
ESTADO DE TEXAS :
EXPIRA '
10-03-2012)



Legalizado, el dia 14 de enero, 2011
|

(Aparece firma)

Donald R. Siems |

ESTADO DE Texas )

CONDADOC DE Harris )

personalmente dicho Donald

Ante mi comparecid

reconocidé que el anterior instrumento es un hecho
|

voluntad el dia 14 de enero, 2011. |
|

(Aparece firma) i

(Notario)

Sello

(Aparece sello:
JUDITH LYNN JOHLE !
NOTARIO PUBLICO !
ESTADO DE TEXAS

EXPIRA ,

10-03-2012)
)
I

R. Siems vy

de su libre



el dia 14 de enero, 2011 .

Legalizado,

(Aparece firma)

Patrick Chris Baker

ESTADO DE Texas )

CONDADO DE Harris )

Ante mi comparecid personalmente dicho Patrick dhris Baker vy

s . . . | .
reconocié que el anterior instrumento es un hecho de su libre

voluntad el dia 14 de enero, 201l.

(Aparece firma)

. (Notario)
‘ Sello

(Aparece sello:
JUDITH LYNN JOHLE
NOTARIO PUBLICO
ESTADO DE TEXAS
EXPIRA
10-03-2012)



Legalizado, el dia 17 de enero, 2011 |

(Aparece firma)

Dale Jamison !

ESTADO DE Texas

CONDADO DE Harris )

Ante mi comparecidé personalmente dicho Dale Jamison vy

reconocidé que el anterior instrumento es un hecho de su libre

|
|
i
I
'

voluntad el dia 17 de enero, 2011.

(Aparece firma)

(Noctario)

Sello

(Aparece sello:
JUDITH LYNN JOHLE
NOTARIO PUBLICO
ESTADO DE TEXAS {
EXPIRA ' ]
10-03-2012) !

Y



|
f
Docket No. 2010%!?-033071[}[

ASSIGNMENT f

Whereas, I/ We, Jeffrey James Miller, and Nicholas Braley of Spring. Texas. Donald R. Siems,
and Patrick Chris Baker of Houston, Texas. and Dale Jamison of Humble, Texas, 'have invented
“DRILLING FLUIDS HAVING REDUCED SAG POTENTIAL AND RELATEI?: METHODS”
for which | have made application for Letters Patent of the United States; and |

Whereas, HALLIBURTON ENERGY SERVICES, INC, a Delaware Corporation,:‘having a place

of business at 10200 Bellaire Boulevard, Houston, Texas 77072 is desirous of acquiring an
I
|

interest therein;
|
NOW, THEREFORE, for good and valuable consideration, the receipt and sufficiency of which

is hereby acknowledged, I/We, by these presents do sell, assign and transfer aﬁd convey unto
|

HALLIBURTON ENERGY SERVICES, INC,, its successors and assigns, the full and exclusive

right, for the United States of America and its territorial possessions and for any|and all foreign

countries, in and to the said invention, described in the Patent Applicationl‘I serial number
12/977,425 filed on December 23, 2010 and any divisional, continuing or reissue application
based on _the present application preparatory to obtaining Letters Patent of th%: United States
therefor; said invention, application and any and all Letters Patent issuing therefor to be held and

enjoyed by HALLIBURTON ENERGY SERVICES, INC., for its own use and behoof, and for its
|
legal representatives, successors and assigns, to the full end of the term for whl‘ich said Letters

Patent may be granted, as fully and entirely as the same would have been held byf me and had this
|
|

assignment and sale not been made.
And 1 do further agree to sign all papers, make all rightful oaths and do all requisite acts

|
for the filing of any disclaimer or for the filing and assignment of any divisional, continuing or
|

reissue application or applications for patent based on the present application, ajs well as for any

other U.S. or foreign application for patent which relates to the said invention. |

|
And | do further agree to communicate to HALLIBURTON ENERGY SERVICES. INC,,

. . . ~ . . . .
its successors. assign or other legal representatives, such facts relating to the invention disclosed

|
in the present application or Letters Patent issuing thereon as may be known to rine. and to testify
|

as to stich facts in any interference or other litigation. |
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FLUIDOS DE PERFORACION CON UN POTENCIAL DE ESCURRIDURA DIS-

MINUIDO Y METODOS RELACIONADOS '
’ 1
|
\
i
!

ANTECEDENTES

I
[0011] La presente invencién se relaciona con fluidos de

|
perforacién de emulsién invertida a usar en aplicaciones

|
subterrdneas vy, en particular, fluidos de perforacién de

I
emulsién invertida que tienen una estabilidad de emulsién

ampliada y un potencial disminuido de escurridura de bari-
!

ta. '

[0002] Un fluido de perforacién o lodo de perforacién|es un

. . ~ . . |
fluido disefiado que se hace circular a través de un pozo
para facilitar una operacidén de perforacidén. Las fun?iones

I
de un fluido de perforacién pueden incluir, aunque noj taxa-

tivamente, la retirada de los finos de perforacidn dél po-

zo, el enfriamiento y 1la lubricacién de 1la barren%, la

asistencia en el apoyo del varillaje y la barrena y pﬁopor—

cionar un cabezal hidrostatico para mantener la integridad
\

de las paredes del pozo y prevenir las erupciones.

[0003] A menudo resulta deseable cambiar la densidad Be un

fluido de perforacién para mantener el equilibrio de&pre—

sién dentro de un pozo y la estabilidad de dicho ;pozo.
\

Usualmente se logra el cambio de densidad mediante la adi-

|
}
cidén de un agente espesante al fluido de perforacidén. A me-

nudo, el agente espesante es barita (sulfato de bario); es-
\

crito a veces “baryte” en inglés. La barita es un material
|

3 |
l

|
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|
insoluble y usualmente se agregan estabilizadores| adiciona-
|

les al fluido de perforacidén para mantener la sal\en estado

|
suspendido. Loe estabilizadores pueden incluir, @or ejem—

\
plo, agentes espesantes, agentes viscosificantes, agentes
|

gelificantes y otros semejantes. El usc de estabilizadores
|

‘g L L .
puede resultar problematico si incrementan la viscosidad

1
del fluido de perforacidén en una medida que dificulte el

\

bombeo eficaz hacia el pozo. \

|

(0004] En fluidos de perforacién de baja viscosidad, inclu-
|

Sso en presencia de estabilizadores agregados, lé barita
i

puede comenzar a sedimentarse a partir del fluido ie perfo-

|
racidén en una condicidén conocida comc “escurridura Pe bari-

[
ta.” Otros agentes espesantes sdlidos también pueden expe-

1
. . . |

rimentar escurriduras. Seglin se usa en el presente documen-
|

to, el término “escurridura de barita” se refiere aﬂuna se-

|
dimentacién lenta de barita u otro agente espesante! sdélido

.
en un fluido de perforacién. La escurridura de barita no es
!

. . . |

deseable porque puede conducir a una densidad irregular de
1

fluido en el pozo y a un desempefio alterado del misﬁo. Di-
!

cha escurridura de barita puede resultar particul%rmente

|
problemdtica en casos donde el fluido de perforacidén no

l

. L.

puede ser cortado eficazmente antes del bombeo hacia el
1

fondo del pozo. Por ejemplo, la escurridura de baritahpuede

1
ocurrir durante el transporte de un fluido de perfo%acién

t
hacia una plataforma flotante de sondeo. En otros casos, la

\

escurridura de barita puede ocurrir en el fondo delﬂpozo
!

|
4 !

\
|
|
l



cuando el fluido de perforacién requiere un tiempol mas lar-
go de lo normal en el fondo del pozo o existen %sfuerzos
cortantes inadecuados en el fondo del pozo. En casps extre-
mos, la escurridura de barita puede formar depésitos en
forma de un lecho de barita en la parte inferior del pozo,
conduciendo eventualmente a atascamientos de la éuberia 3%
un posible abandono del pozo. |

[0005] La diferencia en la densidad de superfic%e de un
fluido de perforacidén en el cabezal del pozo y 1a&densidad
mientras se bombea o se hace circular hacia el f%ndo del
pozo se denomina normalmente densidad circulante eguivalen-
te (ECD, por sus siglas en inglés). Han sido desagrollados
varios fluidos de perforacién de ECD baja los cua;es con-
tienen arcilla organofilica o aditivos de organolignitos.
Segun se usa en el presente documento, el término arcilla
organofilica” se refiere a arcillas que han sido %ratadas
con un surfactante catidnico (p.ej., un surfactantq catidé-
nico de dialguilamina o un compuesto de amonio Cuatérnario)

|

o han sido sometidas a tratamientos de superficie %emejan—
tes. Se han preparado aditivos de organolignito en hna ma-

|

nera semejante. Las arcillas organofilicas se espopjan en

L . . 1
solventes organicos no polares, en virtud de lo cual se

|

forman agregados abiertos que se creen constituyen Pna es-

1

tructura de suspensidén para la barita y otros agentes espe-

|

santes sélidos en fluidos de perforacidn de emulsiéniinver—

tida que contienen estos agentes. Si bien dichos aditivos

|
|
|
|
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|
|
|
|
|
|
|
!
|
|
i
|
!

|
l
l
l

son eficaces al mediar en muchos casos en la escurridura de

|
|

barita, la exposicién de arcillas organofilicas, en, parti-
|

|
cular, a finos de perforacién puede alterar el rendimiento
|

L
del fluido de perforacidén. En particular, las arcilias or-

|
sz r . . 2 ] v \ 7 L]
ganofilicas previenen la formacidén de fluidos tlxotqoplcos

l
|
ideales o casi ideales que son inicialmente viscosos pero

|
|
posteriormente se hacen delgados.

|
|
|
[0006] Los fluidos de perforacién que no contienen arcillas

{
|

organofilicas o aditivos de organolignitos pueden tener es-

|

|
tructuras de emulsidén sensibles a concentraciones bajas de
{

|
. . . |
solidos en las mismas. En estos casos, puede requerirse una
!

|

s ’ v . v ! .
concentracién minima de solidos para lograr una estabilidad
!

|
.2 . . o
de emulsidn adecuada en el tiempo. Numerocsas aplicaciones

|
L 3 » oz 7 ] 1
de perforacidén radican en la introduccidn de sdbélidos que se

|

1
hace en el fondo del pozo hacia el fluido de perforacidn en

|
1
forma de finos de perforacién a objeto de estabilizar| la

|
|
estructura de emulsién del fluido de perforacidédn. En esitos

|
|

casos, normalmente se considera necesaria la introduccién
!

|

de ~2-3% sbélidos de finos de perforacién para mantener |la

|

1
Si bien |la
- |
introduccidén de sdlidos de finos de perforacidn el fonpo

estabilidad de la emulsién en el fondo del pozo.

del pozo proporciona un rendimiento satisfactorio en much?s

|
. |
casos, se dan excepciones notables en las cuales el caso gs

1
o . _ , ]
diferente. En ocasiones, las operaciones de perforac1op

|
{
pueden no incorporar cantidades suficientes de sélidos de

|
{
finos de perforacién en el fluido de perforacidén para lo+

aq



grar una estabilidad de emulsién satisfactoria. En otros

casos, los sbélidos de finos de perforacidén pueden no ser

del tipo correcto que se necesita para alcanzar una estabi-

lidad de emulsidn satisfactoria. Por ejemplo, las formacio-

nes de arena y de sal pueden presentar sélidos de finos de

perforacidén que no sirven para estabilizar satisfactoria-

mente la estructura del fluido de perforacidn. Eniotros ca-

sos, ademds, el fluido de perforacién puede experimentar

una escurridura significativa durante su distribucidn hasta

un sitio de perforacién.

ll
RESUMEN |

1
|

|

[0007] En un primer aspecto la presente invencién, propor-
|
|

ciona un método que comprende: proporcionar un fluido de
1

|
. o . t
perforacidén que comprende: una emulsidén invertida, %a emul-

|
. . . : o
sidn invertida comprende una fase continua de fluldp olea-

!
. ) , 1
ginoso, una fase interna de fluido acucso y un surfactante;

|
|
un agente espesante; y una pluralidad de particulas|coloi-

{
dales;

|
donde por lo menos una porcién de la pluralidad de

{
|
particulas coloidales actua reciprocamente con el surfac-

|
1
. )
tante para formar una estructura de apoyo asociativa dque
|

|
. . . | ..
inhibe la escurridura del agente espesante; y colocacidn

|
1
R . . . . . 1

del fluido de perforacidén en una formacién subterranea por
!

1

. . . p |
medio de un pozo que penetra la formacidn subterranea.h
\

|

agente espesante pueae comprenaer particulas e
0008] El t _ d d ticulds d

\
\
barita. Las particulas de barita pueden tener un tamafig in-

{

{
ferior a aproximadamente 45 micrones. Las particulas coloi-

{

|

I

1

7 |
{

i

|
!
|
|
|
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L
1
i

dales pueden tener un tamafio promedio entre 'aproximadamente
|

|
{
0,5 micrones y aproximadamente 5 micrones. :Las

particulas
|
i
1

coloidales pueden tener un tamafio inferior a2 micrones. E1
1

l
fluido de perforacién puede tener una densidad que cambia

1

en menos de aproximadamente 5% por encima de por lo menos
|

L

|

aproximadamente 62 horas de envejecimiento | estatico. La
1
|

pluralidad de particulas coloidales puede comﬁrender por lo

|

|
menos un tipo de particulas coloidales selec¢cionadas del

}
|

grupo que consiste en un mineral molido, una |particula de
1

|
v : z . ] z 1
ceolita, una particula de sepioclita, una particula de ata-
{

|
, . Cq p !
pulgita, una particula de ilita, una particula de montmo-
|
\
riilonita, una particula sin arcilla organofilica, una par-
1

{
. . . 1 .
ticula de bentonita, una particula de cuarzo, una particula

{
|
. P i . .
de carbonato de calcio, una particula de polvoide silice,

1
1
una particula de hidréxido de calcio, una partiéula de hi-

\

|
7 ' . 7 {
dréxido de magnesio, una particula de alumoxano, un nanotu-

{

{

. { . .

bo de carbono, un fulereno, grafito, un grafen04 un o6xido
{

i

de grafito, una particula que comprende un material fibro-

{
SO0, una nanoparticula de metal, un nanobastén de @etal, una

|
nanoesfera de metal,

{
una nanoplaqueta de metal, 1

L\Jna nano-—

{

{

particula no metadlica, un nanobastén no metélic04
{

{
noesfera no metdlica, una nanoplagqueta no metalica,l una na-
|
i

noparticula de 6xido de metal,

un nanobastén de 6éxido de

i
{
{
metal, una nancesfera de 6xido de metal, una nanoplaqueta
i

1
. . |
de 6xido de metal, una microesfera hueca, una nanocesfera

1
1

: |
hueca, una esfera de vidrio y sus combinaciones. Por!| lo me-

{

{

{

|

8
|



|
|

nos una porcién de la pluralidad de particulas coloidales
|

puede comprender carbonato de calcio. El agente espesante
\

| .
puede comprender por lo menos un agente espesante seleccio-
1

nado del grupo que consiste en hematita, magneﬁita, 6xidos

de hierro, ilmenita, siderita, celestita, dolom?ta, olivi-

|
na, calcita, o¢éxidos de magnesio, tetradxido de magnesio,
i

\
halitas, carbonato de calcio y sulfato de estroncio.

|
(0009] En un segundo aspecto la presente invencién propor-
ciona un método que comprende: proporcionar unifluido de
i
perforacién que estd exento de arcillas organ@filicas Y
!

comprende: una emulsidén invertida, la emulsidéni invertida
\

. . . \
comprende una fase continua de fluido oleaginoso, una fase
|

interna de fluido acuoso y un surfactante; parﬂiculas de
1

barita que tienen un tamafio de a lo sumo aproxima#amente 45
l

micrones; y una pluralidad de particulas coloidal%s; donde

!
el fluido de perforacién tiene una densidad que cambia en

|
menos de aproximadamente 5% por encima de por Klo menos
|
aproximadamente 62 horas de envejecimiento estétic#; y per-
foracién de un pozo en una formacion subterranea qée usa el
fluido de perforacién. %
[0010] Por lo menos una porcidn de la pluralidad dg parti-
[
culas coloidales puede comprender carbonato de caicio. El
‘ [
fluido de perforacién puede tener un caudal de esc@rridura

1
de a lo sumo aproximadamente 5 mm/hr. !
[(0011] En un tercer aspecto, la presente invencidn !propor-
|

. , . I,
ciona un método que comprende: proporcionar un fluido de
!
|

9 !

\
|
\
l
\



1

|
perforacidén que estd exento de arcillas organofilicas vy
|

|
comprende: una emulsidén invertida, 1la emulsién' invertida
|

|
comprende una fase continua de fluido oleaginoso!, una fase
i

|
interna de fluido acuoso y un surfactante; par#iculas de
) |

. . - ’ . |
barita gue tienen un tamafno de a lo sumo aproximadamente 45
|

micrones; y una pluralidad de particulas coloidaies; donde
{

por 1o menos una porcién de la pluralidad de las particulas
1

|
coloidales actla reciprocamente con el surfact?nte para

|
formar una estructura de apoyo ascciativa que inhipe la es~
|
curridura de las particulas de barita; y perforacién de un
{

pozo en una formacidén subterrdnea usando el fluidd de per-

foracién.

[

|

|

_ |

[0012] E1 fluido de perforacidén puede tener una bensidad
1

. . |
que cambia en menos de aproximadamente 5% en el transcurso
!

!
de por lo menos aproximadamente 62 horas de envejecimiento

|
|

estatico. Por lo menos una porcién de la pluralidadhde par-

ticulas coloidales puede comprender carbonato de caﬂcio. El

fluido de perforacidén puede tener un caudal de esc&rridura
[

de a lo sumo aproximadamente 5 mm/hr. \

1

[0013] En un cuarto aspecto la presente invencidn %ropor~

|
ciona un fluido de perforacidn exento de arcillas organofi-

|
|

licas que comprende: una fase continua de fluido oleagino-
|

!
so; una fase interna de fluido acuoso; un surfactanteF par-

|
ticulas de barita; y una pluralidad de particulas co%oida—
. 1
les; donde el fluido de perforacidén tiene una densidéd que
cambia en menos de aproximadamente 5% en el transcuﬁso de
\
|
|
10 1

|

\
1
l
\



|
1
1
1
i
1
\

|
1
. . . A |
por lo menos aproximadamente 62 horas de envejecimiento es-
|
tatico.

}
|
|
|
|

\
{0014] E1 fluido de perforacidén puede tener un caudal

de
i
1
. . |
escurridura de a lo sumo aproximadamente 5 mm/hr. Por
|

lo
menos una porcidn de la pluralidad de particulas coloidales

1

puede comprender carbonato de calcio. Las particulas db ba-

}
|
. R , . . |
rita pueden tener un tamafio inferior a aproximadamente 45
}
micrones.

{0015] En un quinto aspecto la presente invencién probor—

|
|

ciona un fluido de perforacién exento de arcillas organofi-
|

{
1
licas que comprende: una fase continua de fluido oleagﬂno—
sSO;

1
una fase interna de fluido acuoso;

|
1

un surfactante; ! un
1

agente espesante; y una pluralidad de particulas coloi¢a~
|

1

1
i

de

les; donde por lo menos una porcidén de la pluralidad !
. . . : |

particulas coloidales actia reciprocamente con el surfac-
{

|
1

{
tante para formar una estructura de apoyo asociativa qde
i

1
inhibe la escurridura del agente espesante.

i
|
{
1
3

[0016] Por lo menos una porcidén de la pluralidad de partl%

culas coloidales puede comprender carbonato de calcio.

El

{

1

agente espesante puede comprender particulas de barita de\

un tamafio inferior a aproximadamente 45 micrones.
[0017]

\
i
\

La presente invencidén se relaciona con fluidos de
perforacién de emulsidén invertida a usar en aplicaciones
subterraneas vy,

en particular, fluidos de perforacidén de

emulsidén invertida que tienen una estabilidad de emulsidn

|
i
i
ampliada y un potencial disminuido de escurridura de bari-

11



ta.

[
[0018] En una realizacibén, la presente invencién proporciona

. \
un método que comprende: proporcionar un fluido de perfora-

|
cién que comprende: una emulsién invertida, la emulsidén in-

t
vertida comprende una fase continua de fluido oleaginoso,

!
una fase interna de fluido acucso y un surfactante; un

\

agente espesante; y una pluralidad de particulas lcoloida-
[

les; donde por lo menos una porcién de la pluralidad de
|

particulas coloidales actuia reciprocamente con el !surfac-
!

tante para formar una estructura de apoyo asociatiiva que
|

v " 1 N 1 s s
inhibe 1la escurridura del agente espesante; y colocacidn

del fluido de perforacién en una formacién subterranea por
|

. . s p |
medio de un pozo que penetra la formacidn subterrane?.

. . . y 1 :
[0019] En una realizacién, la presente invencién proporciona

un método que comprende: proporcionar un fluido de perfora-

. 1
cidén exento de arcillas organofilicas que comprende: una

' |
emulsién invertida, la emulsidén invertida comprende una fa-

1
se continua de fluido oleaginoso, una fase interna de flui-

l
do acuoso y un surfactante; particulas de barita que [tienen

l
un tamafioc de a lo sumo aproximadamente 45 micrones;|y una

l

pluralidad de particulas coloidales; donde el fluido de
1
perforacién tiene una densidad que cambia en menos del apro-

l

. b

ximadamente 5% en el transcurso de por lo menos aproximada-
C L |

mente 62 horas de envejecimiento estdtico; y perforacidén de

un pozo en una formacidn subterrdnea usando el fluido de

perforacidn.

12
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|
i
|

1
[0020] En una realizacidn, la presente invencidn proporcio-
}

|

7 ' f |
na un metodo que comprende: proporcionar un fluido de per-

|

1
foracidén exento de arcillas organofilicas y comprende: una
|

|
v 7’ . ] . ’ . [ |
emulsidén invertida, la emulsidén invertida comprende una fa-

|
1
se continua de fluido oleaginoso, una fase interna de flui-
|

|

do acuoso y un surfactante; particulas de barita qué tienen

}

1
un tamafio de a lo sumo aproximadamente 45 micronesy; y una
|

i
pluralidad de particulas coloidales; donde por 1lo meﬁos una

}

|
porcién de la pluralidad de las particulas coloidale$ actuaa

|
|
reciprocamente con el surfactante para formar una estructu-
|

\
o D . |
ra de apoyo asociativa que inhibe la escurridura ge las

1
particulas de barita;

|
y perforacién de un pozo en un

a for-
1
macién subterranea que usa el fluido de perforacidn.

|
\
|
|
i
[0021] En una realizacién, la presente invencidén proporcio-
1
|
na un fluido de perforacién exento de arcillas organofili-

|

|

. . ol

cas que comprende: una fase continua de fluido oleaginoso;

1
1
una fase interna de fluido acuoso; un surfactante; particu-
|
|
las de barita; y una pluralidad de particulas coloidapes;

|
|
donde el fluido de perforacidén tiene una densidad que cam-

1
|
bia en menos de aproximadamente 5% en el transcurso deapor

|
o
lo menos aproximadamente 62 horas de envejecimiento estadti-

|
|
|
CoO. 1l
{
[0022] En una realizacidén, la presente invencidén proporcio-
|
|
na un fluido de perforacidén exento de arcillas organofiﬁi—
1
1

cas que comprende: una fase continua de fluido oleaginosb;
|

|

. ' \
una fase interna de fluido acuoso;

un surfactante; un age

|

|

|

1
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3L

[N
|

|
te espesante; y una pluralidad de particulas coloidales;

|

donde por lo menos una porcidén de la pluralidad de! particu-

|

. ” z !
las coloidales actua reciprocamente con el surfactante para

{

|
formar una estructura de apoyo asociativa que inhibe la es-

|
{
curridura del agente espesante.

1
|
|
1

[0023] Las caracteristicas y ventajas de la presenté inven-

|

1
cidén se haran fécilmente patentes a las personas capacita-
}

1
das en .la tecnologia después de leer la descripcidén si-
}

|
. |
guiente de las realizaciones preferidas. \
1

|
BREVE DESCRIPCION DE LAS ILUSTRACIONES ﬁ

1
[0024] Las figuras siguientes han sido incluidas paré ilus-

{
|
trar cilertos aspectos de la presente invencidén y no| deben

|

1
entenderse como realizaciones exclusivas. La materia objeto
|

|
. ] 1 Il -l
revelada es susceptible de considerables modlflcacqones,

1
|

alteraciones y equivalentes en su forma y funcién, como lo
|

' \
saben las personas capacitadas en la tecnclogia y y be?efi—
|
|
ciadas con la presente revelacién. !
|
[
[0025] La FIGURA 1 muestra un grafico de reologia de hélice
. |

|
L v !
descendente correspondiente a fluidos de perforacidn 1%us—

|
1
trativos de la presente invencidén en comparacidén con adue-

!
1
llos que no contienen una estructura de apoyo asociatival

1

|

[0026] Las figuras 2 y 3 muestran perfiles de reologia Fo—
|
[

rrespondiente a fluidos de perforacién ilustrativos de!la

!

|
presente invencién en comparacién con aquellos que no con-
1
tienen una estructura de

apoyo asociativa. La FIGURA

2
muestra el perfil de reologia completa de 600 rpm hasta O

9

14

!

|

|

1

i
1
1
’
{
|
|
|
|
|
|
|

|
\
!



|
}
}
}
}
|
|
}

rpm y la FIGURA 3 muestra una expansidén de 1la regién de ba-

jo esfuerzo cortante de la FIGURA 2 desde 0,9 rpﬁ hasta 10
{
rpm.

L
1
1
|
I

[0027] La FIGURA 4 muestra un grafico de reologia ae hélice

}
descendente ilustrativo correspondiente a la formu%acién 33

1
sin envejecimiento estéatico. ‘

}
}

[0028] La FIGURA 5 muestra un gréfico de reologia dé hélice
descendente ilustrativo correspondiente a la formulécién 60

’ rd 3 . . ’ t
segun se prepard 1nicialmente y después de 62 horas de en-

1
}
1
1
|
i

vejecimiento estdtico a 200°F (93°C).
[0029] La FIGURA 6 muestra un grafico de reologia de\hélice
|

1
N 0 1 ‘ L
descendente ilustrativo correspondiente a la formulacidén 73
1

después de 62 horas de

envejecimiento estatico a
(93°C).

[0030] La FIGURA 7 muestra un grafico de reologia de @élice
1

\
. . . { v s
descendente ilustrativo correspondiente a la formul§c1on

|
piloto cortada a escala 52 después de 62 horas de envejeci—

{
miento estatico a 200°F (93°C).
[0031]

!
!
|
|
|
|
1

La FIGURA 8 muestra un grédfico de reologia ilusfra—

|
|
! v oz
tivo que compara el rendimiento de un fluido de perforacidn
|

|
|
representativo formulado desde un aceite base “ENCORE” con-

\

1

1

tra el formulado a partir de un aceite base “ACCOLADE”. \

DESCRIPCION DETALLADA

|
|
\

\

\
se relaciona con fluidos pe
\

perforacién de emulsidn invertida a usar en aplicacionés

subterraneas vy,

[0032]La presente invenciédn

1
|
en particular,

fluidos de perforacién Qe

\
15

1
}

|
i
1
|

1
1
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emulsidén invertida que tienen una estabilidad de! emulsidn

|
. : . . \ .
ampliada y un potencial disminuido de escurridura de bari-

|
!

la presente invencién perorciona
|
|

fluidos de perforacidén de emulsidén invertida que tienen

|
|

buenas propiedades reolégicas y mantienen una ECD baja en
\

ta. Mas especificamente,

|
periodos ampliados. |
|
|

[0033] Si bien la descripcién siguiente se dirige primaria-
' \

|
mente a fluidos de perforacién que contienen particplas de

i
barita, los fluidos de perforacién que contienen agentes
{

i
espesantes semejantes también pueden estabilizarse mediante

|
. » ‘ « i
el uso de las realizaciones siguientes.

(0034]

|
{
i
ﬂlnven—

Entre las numerosas ventajas de la presente

|

. .o . t
cién, de las cuales uUnicamente unas pocas han sido expues-

1

1
tas o aludidas en el presente documento, la presente inven-

|
cién en general proporciocona métodos faciles de perforacidn

|
de pozos en ciertas formaciones subterréaneas. Lo anﬁerior

1
se logra usando fluidos de perforacidén de emulsidén invierti-
|

|
da que tienen un potencial disminuido de escurridura dé ba-

1
‘ t
rita y una estabilidad de emulsidén aumentada en el t%ans—

1
La estabilidad de emulsidn
!
|
puede verse reflejada en el fluido de perforacidn que qiene

curso de periodos extendidos.

|
una densidad relativamente estable o un perfil reolégicb en

1

|

HLos
|

fluidos de perforacién de emulsién invertida de la presente

el transcurso de tiempos de envejecimiento ampliados.

|
. .y A . : . . \
invencidn utilizan particulas coloidales o comb1nac1one% de

[
particulas coloidales que confieren una estabilidad de dbn—

|
!
|
|

16

!
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|
!
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1
|

|
1
sidad ampliada al fluido de perforacién, pariticularmente en

1

las temperaturas de fondo del pozo. La estabilizacidén de 1la

|
{

densidad mediante las particulas coloidales%hace deseables

|
i

los presentes fluidos de perforacién para u¢ uso ampliado

}

en el fondo del pozo, especialmente en pozos altamente des-

}

|
viados, pozos que tienen un espacio anular estrecho y pozos
|

}
. : | .
en formaciones agotadas, donde los fluidos de perforacidn

{
{
pueden invertir una cantidad considerable de

1

Htiempo en el
|
fondo del pozo. Adicionalmente, la estabiliZacién de 1la
|
{

densidad mediante particulas coloidales puedel‘l permitir a
|

|
los actuales fluidos de perforacidén ser transpo#tados hasta

|
\
un sitio de perforacién sin el temor de que se |formen gra-

|

|
dientes de densidad en el fluido de perforacién| durante el

transporte.

[
\
i
|
\
[0035} De conformidad con la forma de pensar co?vencional,

i
1
el agregar particulas coloidales a un fluido de perforaciédn
|

|
.. . . . L,
conduciria a un incremento indeseado de la viscosidad. Sin

{
embargo,

segun se describe mas adelante en este Eocumento,
1
la adicién de particulas coloidales a un fluido de perfora-
|

|
cidén mejora de manera inesperada el perfil reoldgilco de ba-
|
|
. . .. lye s
jo esfuerzo cortante del fluido de perforacidn. Aglc1onal—
mente, 1los

lcasos en
|

|

\
|
solicitantes han descubierto cilertos
p . . )
los cuales las particulas coloidales actuan reciprocamente
\

|
oz ' » 1
con el surfactante de la emulsidn invertida para formar una

|
|
estructura de apoyo asociativa que ayuda a estabilizar la
|

estructura de la emulsiédn.

17

\
i
|
|
\
|
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[0036] Los fluidos de perforacién de la presente invencién

|

|
utilizan de manera ventajosa la introduccidén de particulas
|

1

coloidales dentro del fluido de perforacidén antes d? bom-
!

bear en el fondo del pozo para estabilizar la estructura de

i

la emulsidén del fluido de perforacidén y la distribucién del
|

|
agente espesante en el mismo. De conformidad con las pre-
l

1
sentes realizaciones, no se requiere necesariamente la in-
|
.. v . s |
troduccidén de sbélidos de finos de perforacidén durante una
|

s ‘oz l 13
operaclidn de perforacidén y un esfuerzo cortante extensivo
’ |

|
en el fondo del pozo para estabilizar la emulsién mientras
|

|
se encuentra en el fondo del pozo. La introduccidn tem@rana

|
de particulas coloidales permite que la composiciénﬂ del
: 1

, . |
fluido de perforacién se mantenga dentro de una gama desea-

!
|
da para conferir estabilidad a la emulsién, mientras se

|
|

. . 4o < |
produce un comportamiento reoldégico deseado en periodos
|
.. . .. !
prolongados. Adicionalmente, la introduccidn temprana; de
!

|
particulas coloidales permite que el fluido de perforaqién

|
sea bombeado en el fondo del pozo sin aplicacién de esfu?r—

1
zo cortante antes o durante la operacidédn de bombeo a objéto

!

1
de volver a dispersar el agente espesante. Por lo tanto, el
|

|
fluido de perforacidén puede formularse en una instalac%én

1
de produccidén, cortarse y seguidamente transportarse haska

!

un sitio de perforacidén para el bombeo en el fondo del pb—

1

1
ZO. 1
t
[
[0037] Una ventaja adicional de los presentes fluidos Qe

!
I

perforacién es que las particulas coloidales estan presen-

|

|

|

|

18 |
|

\
|
!
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|
tes en una cantidad suficiente para conferir la estabilidad

t\
de densidad extendida al fluido de perforacidén sin degradar

|

) z . L | 3
su comportamiento reoldgico en comparacidén con un fluido de

|
|

perforacién que no contiene por lo menos parte de las par-
|

ticulas coloidales. Por ende, los presentes fluidos ge per-

|
o s . . . . |
foracidén continlan siendo sumamente susceptibles de bombeo

{

|
en el fondo del pozo y muestran caracteristicas de 'rendi-
|
. o | .
miento deseables en fondo de pozo. Adicionalmente, la in-
t

{
« 2 z ' | .
corporacién de particulas coloidales a 1los presentes flui-

i
|
dos de perforacidén puede conducir a ciertas mejoras reoléd-

1
0 3 v d t
gicas beneficiosas, segin se expone en el presente documen-

|
|
to. \
{

i
[0038) Dentro de la tecnologia se acostumbra simula@ el

|

rendimiento de un fluido de perforacidén en el fondo del po-

|
|
zo a través del envejecimiento estatico de una muestra de

1
|
fluido de perforacién en condiciones comparables a las\ex—
|
. . oo
perimentadas en el fondo del pozo. Mediante el monitoreo

|
|

del comportamiento reoldgico de la muestra de fluidoa de
1
1
perforacién y la densidad como una funcidén del tiempo! en
|
|
condiciones simuladas de fondo del pozo, puede establecelrse
{

|
un indicador del comportamiento y el potencial de escur;i—

[
dura en el fondo del pozo. Normalmente, se acostumbra réa—

1
1
lizar estas mediciones al cabo de 16 horas de envejecimi§n~

|
to estatico. Este periodo ha sido considerado por las pe%—

\
sonas capacitadas en la tecnologia como suficientemente in-

|
|

dicativo de la estabilidad de densidad a largo plazo y del

19
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comportamiento reolégico del fluido de perforaciéﬁ durante
|

|

la estadia en el fondo del pozo. Sin embargo, loﬁ solici-

}
1

tantes han descubierto que algunos fluidos de peﬁforacién

|
que exhiben un rendimiento aceptable a 16 horas de\enveje—

}
}

cimiento tienen una densidad y un perfil reolégico

‘comple-
\l
|
tamente campbiados con tiempos de envejecimientc mas lamplia-
h
. . Lo
dos (p.ej., aproximadamente 62 horas). En consecuencia, un
{

|
fluido de perforacién que pudiera parecer adecuado @ara el
|

1

! . .
uso en el fondo del pozo con base en los datos de envejeci-

i
1

miento de 16 horas pudiera, de hecho, resultar compleiamen—

1
|

te inaceptable para tiempos de residencia extendidoszen el

1

fondo del pozo. Los fluidos de perforacién de la présente
|

{
1
invencidén que contienen particulas coloidales proporcionan

1
{

. . . |
de manera ventajosa densidades relativamente estables !y un

1
1
. s . . . | .
comportamiento recldgico satisfactorio en periocdos extendi-

|
|
- . [
dos, lo cual los hace mas adecuados para ciertas operacio-
|
nes en el fondo del pozo. En particular, el rendimiento!con
|
1

esfuerzo cortante bajo de los presentes fluidos de perféra—
cién resulta particularmente llamativo sobre dicho regpi—
miento de fluidos de perforacidn convencionales.

[0039]

|

|

1

|

{

\

Segun se observa anteriormente, se cree que la adi-

\
{

cidén de particulas coloidales a los fluidos de perforacﬂ n

de la presente invencién estabiliza de manera beneficiosa

la estructura de la emulsién del fluido de perforacidén y la

B et ) M G

densidad en el transcursc de periodos prolongados. Sin in

_
|

|

tencidén de regirse por una teoria o mecanismo en particut

20



lar, los solicitantes creen que por lo menos

una porcidén de
la pluralidad de particulas coloidales actua

1
{
L
reciprocamente
\
con el surfactante de la emulsién invertida para formar una
1

1

1
estructura de apoyo asociativa que inhibe 1la e$curridura de

1
. {
’ 1 l .
particulas de barita o un agente espesante semejante en el
{

|

{
transcurso de periodos prolongados. Segun se us? en el pre-
sente documento, el término

l . .
“estructura de apoyo asociati-
va” se refiere a,

\
por ejemplo,

una actuacidén reciproca co-
ll\
valente o no covalente entre por lo menos algunas de las

1

1
|
particulas coloidales y el surfactante en un fluido de per-
\

foracién de emulsidén invertida que proporciona un, apoyo mas

reforzado para particulas de barita o un agente\espesante
|

|

semejante de lo que es posible con cualguiera de los compo-

nentes por separado. Dicho de otro modo, existe

pn efecto

de estabilizacidén sinérgica observado entre por

|
\lo menos
lll
una porcidén de las particulas coloidales y el surfactante

i

|
|
1
de los fluidos de perforacién de emulsiédn inverti@a. Este

|
efecto de estabilizacidén sinérgica puede observarsg exami-

por lo menos uno de los componentes sinérgicos
las particulas coloidales y/o el surfactante) y comﬁarando
|

1
el perfil observado con el de un fluido de perforacibn con

los componentes sinérgicos.

\

Si bien dicha estructura de apoyo asociativa puede

\
|
‘tener
\
1

caracteristicas estructurales de largo alcance, ‘

el uso de
£ : . : !
este término no transmite necesariamente alguna forma de

|

2]

|
\
\
{
{
{
1
{
i
1

!
1
|
|
\
|
!
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1
\
|
|

|

|

{

{

|

estructura de largo alcance. A modo de ejemplo no taxativo,

|

1
i
se cree que las particulas coloidales de tamafio lo sufi-
' : |
' ~ z
cilentemente pequefio pueden actuar reclprocamente con mice-
{
{
los estabilizados con surfactante para modificar la actua-

|

|
.. < . . i,
cidén reclproca de los micelos con una fase continua oleag

q—
i
{
nosa al agregar volumen a la interfaz micelo-fase continua.
‘1

|

De nuevo, sin intencidén de regirse por una teoria o meca-

nismo en particular,

1
|
. . . |
los solicitantes creen que dicha acr-

tuacidén reciproca puede ser responsable de la creacidén d

te invencidn.
[0040] Para determinar si existe una estructura de apoyoe

asociativa en un fluido de perforacién, pueden realizarse
pruebas de escurridura y pruebas de comportamiento reoldgi-

co segun se describe en los Ejemplos Experimentales en el

presente documento. En general, los solicitantes creen que
una estructura de apoyo asociativa existe si la densidad

del fluido de perforacién disminuye en menos de aproximada-
mente 15%

en el transcurso de por lo menos aproximadamente

62 horas de envejecimiento estatico y/o si el perfil reold-

gico de bajo esfuerzo cortante del fluido de perforacidn

cambia en menos de aproximadamente #25%, segin medicién de
la lectura directa a una velocidad de rotacidén de 6 rpm ©

menos en un viscosimetro Fann Modelo 35.

Mas aun, los soli-

citantes creen que existe una estructura de apoyo asociati-

|
22



i
|

|
!
|
|
1
|
|
|

l
|
!
i
|
|
|
!
|

[

i
1
1

va si el fluido de perforacidn exhibe un perfil de reologia
i
rd v 13 x . 1 . |
de hélice descendente significativamente dlfeyente en com-
|
. o, I3 [ | .
paracidén con el de un fluido de perforacidn que no contiene
1
. 1
una estructura de apoyo asociativa. Por ejempyo, la FIGURA
{
|
1l muestra un perfil de reologia de hélice descendente co-
}
|
rrespondiente a fluidos de perforacidén ilustrativos de la
'\
presente invencién en comparacién con aquellos !que no con-
|
|
tienen una estructura de apoyo asociativa. En los Ejemplos
1

|
Experimentales en el presente documento se presentan varios

fluidos de perforacidén que poseen estas calidade

e —

(0041] La presente invencién describe métodos que trabajan

|
|

con fluidos de perforacidén de emulsién invertida. En algu-

|
!

nas realizaciones, los métodos comprenden proporcionar un
|

fluido de perforacidn que comprende una emnulsidn Hinvertida,

les y colocacién del fluido de perforacién en una formacidn

|
un agente espesante y una pluralidad de particula$ coloida-
1
\
1
|
|
) 1
subterrdnea por medio de un pozo que penetra la |[formacidén
|

1
subterranea. La emulsidén invertida comprende una fase con-

|
|
tinua de fluido oleaginoso, una fase interna de fluido

|
acuoso y un surfactante. Por lo menos una porcidn de la
. !

|
pluralidad de particulas coloidales actiia recipriocamente
|

|
|

con el surfactante para formar una estructura de apoyoc aso-
\

|

' . . . . |
ciativa que inhibe la escurridura del agente espesante.

1

\
[0042] En algunas realizaciones, el agente espesan&e com-
{

l
< . . . {

prende particulas de barita. En algunas realizacliones, las
|

!
. . . ~ ’ | .
particulas de barita tienen un tamafio de a lo sumo aproxi-
|

23
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|
1

|
madamente 45 micrones. En algunas realizaciones, las parti-
|

|
culas de barita tienen un tamafio promedio (dsp) de 45 micro-

|
nes O menos.

|
|
|
[0043] Pueden usarse agentes espesantes diferentes % barita

i
en cualquiera de las realizaciones descritas en el gresente

|
documento. En algunas realizaciones, pueden usarse pgentes

|
espesantes como por ejemplo, por ejemplo, hematita,zmagne~

|

tita, 6xidos de hierro, ilmenita, siderita, celestiﬁa, do-

|

lomita, olivina, calcita, ©6éxidos de magnesio, halﬁtas \%

|
. . . {
otros semejantes. En algunas realizaciones, pueden ,usarse

!
agentes espesantes como por ejemplo carbonato de éalcio,

|
sulfato de estroncic o tetradxido de manganeso. En\otras
|

realizaciones adicionales, puede usarse el agente espésante
|

“"MICROMAX”. ™“MICROMAX” es un agente espesante con b%se en
|

tetraéxido de manganeso que estd disponible a través &e El-
1

kem Materials. También se prevé el uso de otros agent%s es-

pesantes por parte de las personas capacitadas en la t%cno—

|
|

logia. l

@

|

[0044] En algunas realizaciones, el fluido de perforacidn

|

|
posee una densidad que cambia en menos de aproximadamente

|
5% en el transcurso de por lo menos aproximadamente 62! ho-

|
ras de envejecimiento estatico. En algunas realizaciohes,

[
el fluido de perforacidén posee una densidad gque cambia en

1
menos de aproximadamente 4,5% en el transcurso de porn lo

|
menos aproximadamente 62 horas de envejecimiento estét%co.

1

En otras realizaciones adicionales, el fluido de perfora-
|

{

24 ‘
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cién posee una densidad que cambia en menos de! aproximada-
!

mente 4% en el transcurso de por lo menos aproximadamente
1

62 horas de envejecimiento estatico. En algunasﬁrealizacio—
. l .
nes, el fluido de perforacidén posee una den81daq gue cambia

|
en menos de aproximadamente 3% en el transcurso de por lo

1
menos aproximadamente 62 horas de envejecimiento estético.

!

En otras realizaciones adicionales, el fluido de perfora-
|

cién posee una densidad que cambia en una cantidad entre
: l

aproximadamente 1% hasta aproximadamente 4% en e% transcur-
: 1 .
so de por lo menos aproximadamente 62 horas d? envejeci-

miento estético.

!
l
[0045] En algunas realizaciones, el cambio d% densidad
l

aceptable del fluido de perforacién varia en proporcién con

!
el peso del fluido de perforacién. Por ejemplc, para un

|
fluido de perforacidén de 14 1lb/gal (1680 kg/ms) |el cambio

\

en la densidad puede ser menos de aproximadamente 5% en el
. |
transcurso de por lo menos aproximadamente 62 horas de en-

vejecimiento estatico. Sin embargo, para flﬁidos\de perfo-

l

racién mas pesados, el cambio en la densidad pued% ser pre-
feriblemente menor en el transcurso del periocdo d@ enveje-

cimiento estatico. Por ejemplo, para un fluido de| perfora-
1

cién de 16 1b/gal (1920 kg/m3), el cambio en la| densidad
1

puede ser menos de aproximadamente 4,5% en el transcurso de

l

|
por lo menos aproximadamente 62 horas de envejecimiento es-

tatico y para 18 1lb/gal (2160 kg/m3), el cambio e% la den-
sidad puede ser menos de aproximadamente 4% en el ﬁranscur—

|
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1

so de por lo menos aproximadamente 62 horas de envejeci-
i

miento estdtico. Con fluidos de perforacidé4n més pesados,
1

estos valores de cambio de densidad proporcionan la misma
|

varianza de 0,7 1lb/gal (80 kg/m3) que ocurre para un fluido
i

de perforacién de 14 1b/gal (1680 kg/m3) cuando ocurre un

\
cambioc de 5% en la densidad.

|
(0046] En algunas realizaciones, los fluidos de perforaciédn

|
estan exentos de arcillas organofilicas. En algunas reali-

\
zaclones, los fluidos de perforacidén estan sustancialmepte

. . i
exentos de lignita. i

[0047] En diversas realizaciones, los fluidos de perfo%a—
cibén de la presente invencidén estédn sustancialmente exen%os

de arcillas organofilicas y/o lignita organofilica. En al-

|

gunas realizaciones, los fluidos de perforacién exentos lde
|
arcillas organofilicas comprenden una fase continua Ide

|

fluido oleaginoso, una fase interna de fluido acuoso, un

l

surfactante, particulas de barita o un agente espesante se-

mejante y una pluralidad de particulas coloidales. El flui-

1

do de perforacidén posee una densidad que cambia en menos de

l
aproximadamente 5% en el transcurso de por lo menos aproxi-

madamente 62 horas de envejecimiento estatico. En algun%s

|
realizaciones, por lo menos una porcién de la pluralidad %e

. . . . 1
particulas coloidales actlia reciprocamente con el surfac-

|

tante para formar una estructura de apoyo asociativa qub

inhibe la escurridura de las particulas de barita durante
l

por lo menos aproximadamente 62 horas. La inhibicién de la

|

|
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escurridura de barita puede medirse medianté el fluido de

|
perforacién que tiene un cambio en la densidad inferior a
|

|
aproximadamente 5% durante este tiempo. 1

1
[0048] Segtn se usa en el presente documenﬂo, el término

|
“emulsidén invertida” se refiere a una emulsidén que compren-
|

l
de una fase continua de fluido oleaginoso y una fase inter-
1

na de fluido acuoso. Dichas emulsiones se d@nominan fre-

1
cuentemente emulsiones de aceite en agua en las cuales un
|

. ' . o L.
acelite o un compuesto hidrofdbico no polar semejante forma

l

la fase continua y agua o un compuesto inmiscible que es

l
miscible en agua pero es oleaginoso forma la fase interna.

l
[0049] Segun se usa en el presente documento% el término
\

“fluido oleaginoso” se refiere a un material gue tiene las

propiedades de un aceite o un compuesto hidrofbbico no po-
1

lar semejante. Los fluidos oleaginosos ilustratﬁvos adecua-

1
dos para el uso en la presente invencidén incluyen, por

l
ejemplo, (i) ésteres preparados a partir de éciéos grasos y

1
alcoholes o ésteres preparados a partir de oleflinas y &ci-
1

dos grascs o alcoholes; (ii) alfaolefinas lineahes, olefi-
l

0 . ' 1 v
nas 1lsomerizadas que tienen una cadena recta, o%eflnas que

l

tienen una estructura ramificada, oclefinas isomerizadas que
1

. P . . | .
tienen una estructura ciclica e hidrocarburos d§ olefinas;

|
(iii) parafinas lineales, parafinas ramificadasﬂ parafinas

1
poliramificadas, parafinas ciclicas e isoparafinas; (iv)

|
. . . . 2 | . , .
hidrocarburos de aceite mineral; (v) triésteres de glicéri-

dos incluyendo, por ejemplo, aceite de canola, iaceite de

|

|

|

f
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oliva, aceite de canocla, aceite de castor, aceite de coc

l
l
|
|
o,

|
aceite de maiz, aceite de semilla de algoddén, aceite de

|
manteca de cerdo, aceite de lino, aceite de pata de buey?

, |
aceite de palma, aceite de cacahuete, aceite de perilla,

|
) . . . . |
acelte de salvado de arroz, acelite de cartamo, aceite de

|
sardina, aceite de sésamo, aceite de frijol de soya y aceix

[
te de girasol; (vi) compuestos nafténicos (compuestos d%

l
parafina ciclica que tienen una férmula CyHy, donde n es un

|

numero entero ubicado en una gama entre aproximadamente 5 y

|
éteres alifdticos|

\

)
1

il
1
t

aproximadamente 30); (vii) diesel; (viii)

preparados a partir de alcoholes de cadena larga; y (ix

acetales alifaticos, dialquilcarbonatos y sus mezclas. Se

gun se usa en el presente documento, acidos grasos y al—i
coholes o acidos de cadena larga y alcoholes se refieren a

acidos y alccholes que contienen aproximadamente 6 hasta

aproximadamente 22 A&tomos de carbono, o aproximadamente 6

hasta aproximadamente 18 &tomos de carbono, o aproximada-

mente 6 hasta aproximadamente 14 &tomos de carbono. En al-

gunas realizaciones, dichos acidos grasos y alcoholes tie-

carbono que comprenden su cadena principal. La persona ca-

pacitada en la tecnologia puede reconocer que los &cidos

grasos y alcoholes pueden contener también enlaces insatu-

rados.

[0050] En general,

|
|
|

|

|

|

|

|

l

1

l

1

l

l

l

i

nen aproximadamente 6 hasta aproximadamente 22 A&tomos de |
l

1

l

l

1

|

|

|

|

|

|
las fases continuas del fluido oleagino- H
1
|

so que tienen viscosidades iniciales bajas antes de la adi-
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1
|
|
|

|
1
l
1
\
l
|
\
1
1
|

cidén de particulas coloidales producen fluidos de peﬁfora—
1

cidén que tienen los mejores ECD. Los fluidos de perfoﬁacién

|
de emulsién invertida disponibles comercialmente quel con-

|
tienen dichas fases continuas de fluido oleaginoso inclu-

|

. |
yen, por ejemplo, “PETRCFREE SF”, “ACCOLADE” y “ENCORE,”
1

cada uno de los cuales esta disponible a través de Hélli—

|
burton Energy Services. De éstos, “ENCORE” tiene 1la vﬂsco—
|

sidad inicial méas baja. Otros fluidos de perforacié@ de

!
emulsién invertida incluyen “XP-07” disponible a través de
1

|
Halliburton Energy Services, “ESCAID 110" disponible a tra-
|
|
vés de ExxonMobil Corporation, “HDF-2000" disponible a tra-
|
vés de TOTAL-Fina y “PUREDRILL IA-35" disponible a tr%vés

|
de Petro-Canada. De éstos, “XP-07” and “BSCAID 110" ti%nen

l
viscosidades iniciales bajas y pueden ser particularmepte

l
adecuados para producir un fluido de perforacién de ECD ba-
l
ja.

|
\
l
Si bien la particularmente baja viscosidad de “XP-07" ﬁe—
|
sulta especialmente llamativa para producir un fluidolﬁe
\
perforacidén que tiene una ECD baja, este aceite base no ha
sido aprobado para operaciones en el Golfo de México.

contraste, tanto “ENCORE” como “ACCOLADE,” poseen autoriza-

y s . |

cidn para ser usados en el Golfo de México. En dlvers§s
l

realizaciones, el aceite base de los fluidos de perforaciﬁn

l
puede usarse después de haber sido reciclado o recupera@o

1
de otras fuentes. Opcionalmente, el aceite base puede tener
!

|
otros componentes agregados durante la formulacidén de los
1

|

l
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|
|
|
|
|

. . . . |
presentes fluidos de perforacidén. En otras realizaciones,

l
otrcs componentes pueden estar incluidos en el fluido dé
perforacidédn disponible comercialmente. w
[0051] Segin se usa en el presente documento, el términ%
“fluido acuoso” se refiere a un material que comprende agué

|

0 un compuesto inmiscible de fluido miscible en agua pero

oleaginoso. Los fluidos acuosos ilustrativos adecuados par&
l
practicar la presente invencién incluyen, por ejemplo, agua
dulce, agua marina, una salmuera que contiene por lo menos|
una sal organica o inorgénica disuelta, un ligquido que con-
tiene compuestos orgdnicos miscibles en agua y otros seme—l

|

jantes. En algunas realizaciones, un fluido acuoso puedei
contener una mezcla de agua y un glicol. }
[0052] En los presentes fluidos de perforacién, la fase1
continua del fluido oleaginoso y la fase continua del flui—i
do acuoso estan presentes en una relacién de por 1o menos‘
aproximadamente 70:30. Esta relacidén es establecida fre—1
cuentemente como relacidédn aceite a agua (OWR). Es decir, eni
las presentes realizaciones, un fluido de perforacién que!
tiene OWR 70:30 comprende 70% fase continua de fluido olea—i
ginoso y 30% fase interna de fluido acuoso. En algunas rea-

lizaciones, los presentes fluidos de perforacidén tienen una

OWR ubicada en la gama entre aproximadamente 70:30 hasta

das entre las mismas. En algunas realizaciones, los fluidos

de perforacidén tienen una OWR ubicada en la gama entre

l
1
|
{
aproximadamente 80:20, incluyendo todas las subgamas ubica- \
|
1
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aproximadamente 74:26 y aproximadamente 80:20, incluy%ndo
todas las subgamas ubicadas entre las mismas. En algunas
realizaciones, los fluidos de perforacién tienen una OWR de
aproximadamente 75:25 o superior. En algunas realizaciones,

los fluidos de perforacién tienen una OWR de aproximadamen-

te 80:20 o superior. En algunas realizaciones, los fluidos
de perforacidén tienen una OWR de aproximadamente 85:l$ o
superior. En algunas realizaciones, los fluidos de perfora-
cidén tienen una OWR entre aproximadamente 90:10 y 60:40,
incluyendo todas las subgamas ubicadas entre las mismas.lLa
persona capacitada en la tecnologia puede reconocer que FWR
inferiores pueden formar mas facilmente emulsiones adecua-
das para la suspensidén de barita y otros agentes espesantes
en el mismo. Sin embargo, la persona capacitada en la t%c—
nologia también sabe que una OWR demasiado baja puede re-
sultar abiertamente viscosa para el bombeo en el fondo del
pozo. !

[0053] En general, los surfactantes de la presente invén—
cidén no estadn particularmente limitados y sdélo se necesita
que sean capaces de estabilizar micelos de fluido acuoso!en
una emulsién invertida. Adicionalmente, el surfactante pue-
de actuar reciprocamente con particulas coloidales en un
fluido de perforacién de emulsidén invertida para formar una
estructura de apoyo asociativa. Los surfactantes adecua%os

ilustrativos para el uso en la presente invencidén incluyen,

por ejemplo, amidas alquildietanol mixtas hidrolizables
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acidas, alquil glucédsidos, polialquilglucésidos, @lquilal—

|
coxipolidimetilsiloxanos, polialquildimetilsiloxanos, aci-
|

. . . . | . .
dos grasos, jabones de acidos grasos, amldoamlnas,lpollaml—

l

das, poliaminas, ésteres de oleato, derivados de imidazoli-
|

. . ‘. , . | '
na, aceite de resinas de lejlias celulésicas crudo oxidado,

t
ésteres de fosfato organicos, sulfatos aromdticos de alqui-
|

lo, sulfonatos aromdticos de algquilo, sulfatos de @lquilo,
l

sulfonatos de alquilo, monoésteres de sorbitano polialcoxi-
\

lado, polioles de poliéster, ésteres de alcohol alifaticos,
|

ésteres de alcohol aromdticos, sales de amonio de acido po-
|

. S . o L
liacrilico y sales de amonio de &cido sulfénico 2-

|
acrilamido-2-metilpropanc/copolimero de &cido acricho. En

algunas realizaciones, el surfactante es una poliamida. En

1
. . s 1 |

otras realizaciones, el surfactante es un acido graﬁo. Los
i : , |

surfactantes ccmerciales ilustrativos adecuados para prac-
l

ticar la presente invencidén incluyen, por ejemplo, TALADOL

l
10 511” (una dietanolamida de acido graso de aceite |de re-

|
sinas de lejias celuldésicas disponible a través de A%zo No-

|
bel Surface Chemistry de Chicago, Illinois), “TWEEN 81” (un
1
monooleato de polioxietileno(5)sorbitano disponible % tra-

1
vés de Unigema de New Castle, Delaware), “ALKAM-ULS SMO”
{

(un monooleato de sorbitano disponible a través de}Rhone

|
Poulcnc 1Inc. de Paris, France) y “INVERMUL,” “EZ MUL," “EZ

l

MUL NT,” “EZ MUL NS, “LE SUPERMUL” y “LE MUL” (todo% dis-

|
ponibles a través de Halliburton Energy Services de Hous-
|

|
ton, Texas). |
|
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l
[0054] En general, dichos surfactantes estdn presentes en

1
una cantidad que no interfiere con el uso de las emulsiones

1
i
invertidas como fluidos de perforacidén y facilitan atn mas

|

el desarrollo de las propiedades mejoradas de eétabilidad

{
|

de densidad y reologia segun se describe en el presente do-

|
. . | z
cumento. En algunas realizaciones, 1los surfactantes estan
|

presentes en los fluidos de perforacién de emulsidn inver-
|
tida en una cantidad inferior a aproximadamente 10% por vo-

1

lumen del fluido de perforacién. En otras réaliiaciones,

|
los surfactantes estén presentes en los fluidos deﬁperfora—

|
2 v . . . . . . |
cidén de emulsidén invertida en una cantidad inferior) a apro-

ximadamente 3% por volumen del fluido de perforacid

B BESE

[0055] En las presentes realizaciones, las particulas de
|

l
barita o un agente espesante semejante y la pluralidad de

|

. . ! '
particulas coloidales son agregadas al fluido de pFrfora—
1

cién para producir una densidad deseada en el fldido de

|
[
perforacidén. Segun se usa en el presente documento, %a com-
1
. g p . !
binacidén de particulas de barita o un agente espesante se-

l
1

mejante y la pluralidad de particulas coloidales se dpnomi—

1

1

na la “"mezcla espesante.” 1

[

|

En algunas realizaciones, las particulas de baritaﬂ O un
[

agente espesante semejante comprenden méas de aproxima#amen—
|

te 90% de la mezcla espesante por peso. En algunas re&liza*
|

1
ciones, las particulas de barita o un agente espesante se-

|
. . .

mejante comprenden entre aproximadamente 90% y aproximada-
|

[
mente 898% de la mezcla espesante por peso. Por lo tanto, en

33

|
i
I
|
|
|
|
|
|
|
|

s



|

1
dichas realizaciones, la pluralidad de particulas coloida-

' |
les comprende entre aproximadamente 1% vy aprox1madam@nte

10% de la mezcla espesante por peso. En algunas realizatio-
1

nes, la pluralidad de particulas coloidales comprende hasta
|
aproximadamente 10% de la mezcla espesante por peso. |

1

[0056] En algunas realizaciones, la mezcla espesante t%ene
particulas (tanto particulas de barita como particulas’co-
loidales) en la cual aproximadamente 6% hasta aproximgda—
mente 80% de las particulas tiene un tamafio de 20 micrénes

o un tamafio superior. En algunas realizaciones, la mezcla

|

espesante tiene particulas (tanto particulas de barita como

|

particulas coloidales) en las cuales por lo menos aproxi@a—
damente 95% de las particulas tienen un tamafioc de 50 micro-
' |
~ . . | .
nes o un tamafio menor. En algunas realizaciones, las par?1~

culas de barita usadas en las presentes realizaciones don

particulas de barita de del Institito Americano del Petnd-

|

leo (API, por sus siglas en inglés) o particulas que tiernen

una distribucién de tamano semejante. De conformidad con

las normas API, la barita API tiene una distribucidén de t%—
mario de particula sustancialmente ubicada en la gama ent%e
3 y 74 micrones y una dgravedad especifico de por 1lo menos

1
4,20 g/cmB. La Tabla 1 muestra un listado de distribucidn
1

de tamafios de particula medido en una muestra tipica de ba-

rita API.

Tabla 1
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% PARTICLES, |
TYPICAL :

SIZE RANGE i | '1
(MICRONS) API BARITE |
<} 0.85 K
{4 7.40 1
48 ; 6.25 1
8§12 5.25 !
12~ 14 475 ;
16-20 4.50 i

T >20 7100 i
100% i

Q

o

|
1
¥ PARTICULAS, NORMAL ‘
GAMA DE TAMANO (MICRONES) \
BARITA API g

|

1

[0057] En por lo menos algunas realizaciones, 1los soliFi—
1

tantes han hallado que la retirada de particulas grandes\de
!

1
la fuente de barita disminuye de manera ventajosa la pﬁo—

\
1
pensién a que ocurra la escurridura de barita en los pre-

{
1
sentes fluidos de perforacidén. De conformidad con la Ley de

1

|
Stokes, la fuerza de friccidn requerida para suspender una

|
. . : . \
particula es directamente proporcicnal al radio de la par-

1
. . . y . . .
ticula. Sin intencidén de regirse por una teorla O mecanismo

|
en particular,

1
los solicitantes creen que la reduccidn eh

|
|
la propensién a la escurridura de barita cuando se trabaja

!

|
|
con particulas de barita mas pequefilas se debe por lo menos

{
!
parcialmente a una disminucidén de las fuerzas de friccidn

necesarias para mantener las particulas de barita suspendi-

das en la emulsién invertida. M&s importante aun,

1
|
{
1
\
unas par-.
|

1

ticulas de barita mas pequerias producen un ajuste de densi—\
|

: i
dad semejante al producido usando un peso comparable de ba-

|
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!
i
|

rita API u otra fuente de barita de tamafio semejanteien los
presentes fluidos de perforacidén. De manera inesper%da, el

|
{

uso de particulas mé&s pequefilas de barita en los presentes
}

1

fluidos de perforacién también mejoran el comportamiento de
1

la reologia del fluido de perforacién, en virtud de lo cual
i

los fluidos de perforaciédn que contienen particulas més pe-
. {

|

guerias de barita se hacen particularmente bien adecuados

|
para el uso en el fondo del pozo. 1
!

|
[0058] A modo de ejemplo no taxativo, las particula§ mas

1

pequenas de barita pueden prepararse moliendo barita %PI o
|
cualquier otra fuente de barita y pasando la barita mblida

t
. |
por un cedazo o malla para obtener particulas de barit% que

|
~ . |
posean una dgama de tamafios deseada. Por ejemplo, en algunas

|

. . . : N
realizaciones, la barita molida puede pasarse a través de

1

|
una malla 325 (0,045 mm) para producir particulas de barita

1
~ . . . L
de tamafio inferior a 45 micrones. Las personas capacitadas

[
. ) . L

en la tecnologia pueden concebir otras técnicas de dimen-
|

|
sionamiento y gamas de tamafios. La Tabla 2 muestra un lis-

: 1
tado de distribuciones de tamafios de particula en una bari-

1

ta molida normal gque puede pasarse por una malla 325 (O,P45
\

mm) . La barita asi dimensionada estd disponible a través\de

R.E. Carroll, Inc. como “CIMBAR #22 BARYTES”.
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Tabla 2

% PARTICLES, |

TYPICAL &

SIZE RANGE 323 MESH (0.045 mm)|
(MICRONS) BARITE ‘\
<1 1.80 ‘g
1-4 13.70 \_
48 15.00
§-12 14.25 ‘
12~16 16.25 :
16 — 20 | 14.50 ‘\
>20 2430
100% 1

|
% PARTICULAS, NORMAL
GAMA DE TAMANO (MICRONES) |
BARITA MALLA 325 (0,045 mm)

[0059] Al moler particulas de barita hasta tamafios mas pe-

1
\
{
quefios, se puede reducir la relacidn por particula\del area

{
de superficie a masa. Mientras gque una masa de particula
1
E
disminuida puede ser una ventaja en las presentes
ciones,

realiza—
los solicitantes creen,

sin intencidén de

regirse
por una teoria o mecanismo en particular,

1
|
1
|
.
que el incremento
‘\
. PR . . . i 2
en el area de superficie disponible permite una actuacidn
1

{
|
. . L.
reciproca superior entre el surfactante y las particulas
|

1

\
. \
coloidales para formar una estructura de apoyo asoc
mas fuerte.

iativa

\

P \

Esta caracteristica complementa la fuerza de

friccidén reducida necesaria para mantener particulas de ba-

!

rita pequefias suspendidas en los presentes fluidos de\per-

|

L 7 ] I3 ‘lr
foracidén de emulsién invertida y conduce a una reduccidn

|

- |

adicional del potencial de escurridura de barita. |
[0060]

En algunas realizaciones,

L

las particulas de barita
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|
|

de la presente invencidén son sustancialmente esféricas. S}
bien la presente invencién ha sido descrita a través d¢
ciertos tipos de barita dimensionada, la persona capacitadé

en la tecnologia que recibe el beneficio de la presente rel

|

velacidén puede apreciar que en la presente invencién puedﬁ
usarse cualquier fuente de barita con un tamafio de particu-
la promedio inferior al de la barita API o cualquier otra

fuente de barita de tamafic comparable. h

(0061] Seguin se usa en el presente documento, el términﬂ
“particulas coloidales” se refiere a cualquier particula

sélida que se pueda suspender en un fluido de perforacién!

|

de emulsidén invertida y tiene por lo menos una dimensidn

inferior a aproximadamente 5 micrones de tamafio. La forma‘
de las particulas coloidales adecuadas para el uso en la]
presente invencidén puede variar sin limitacidén y puede ser,1

|

por ejemplo, bastones, esferas, plaquetas, aguijas, fibras,

anillos, tubos, cilindros y otros semejantes. En particulas1

coloidales que tienen una relacidn de aspecto grande (p.ej.

bastones, cilindros y tubos), el didmetro de las 10 parti- -

culas coloidales puede ser inferior a 5 micrones de tamafio,
en tantc que su longitud puede exceder este valor. Por
ejemplo, en la sepiolita del mineral de arcilla, las parti-
culas coloidales tienen una longitud promedioc de 1-2 micro-
nes pero un ancho de sélo aproximadamente 100 nm. Las par-
ticulas coloidales que contienen sepiolita estan disponi-

bles comercialmente a través de Halliburton Energy Services
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\
en el fluido de aditivo de perforaciédn “TAU-MOD”. Enlalgu—
nas realizaciones, las particulas coloidales tienen 4n ta-

mafiio promedio dsg entre aproximadamente 0,5 micrones ya

apro-

ximadamente 5 micrones. En otras realizaciones, las parti-

|
culas coloidales son inferiores a aproximadamente 2 micro-
1

nes. A modoc de otro ejemplo ilustrativo, la bentonita del
|

mineral de arcilla contiene particulas coloidales inferio-
|
res a aproximadamente 2 micrones en tamafio. En algunas|rea-

|

lizaciones, las particulas coloidales son nanoparticulas,

lo cual significa que tienen por lo menos una dimensién in-

1

ferior a aproximadamente 1000 nm en tamarfio. \
[0062] Las particulas coloidales adecuadas para pracqicar

. . . 1
la presente invencidén pueden ser materiales natural?s O

l

sintéticos. Las particulas coloidales ilustrativas quden
incluir, sin limitacidén, minerales molidos (p.ej., part%cu—
las de ceolita, particulas de sepiolita, particulas deiat—
tapulgita, particulas de ilita, particulas de montmoril&ni—

ta, particulas de arcilla no organofilica, particulas| de
l

bentonita, particulas de cuarzo, particulas de carbonatd de

l

calcio, particulas de polvo de silice, particulas de hidré—

1

xido de calcio, particulas de hidréxido de magnesio, parFi—

culas de hidroxiapatita y particulas de alumoxano y otFos

1
semejantes), grafito, nancestructuras de carbono (p.ej.,
|
nanotubos de carbono, fulerenos, grafeno, un 6xido de g%a—
|

fitc y otros semejantes) y nanocestructuras sin carb?no
(p.ej., nanoparticulas de metal, nanobastones de metal, 4a—

|
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\
1

noesferas de metal, nanoplagquetas de metal, nanoparticulas
!

no metalicas, nanobastones no metdlicos, nanoesfleras no me-
i

l .
talicas, nanoplaquetas no metdlicas, nanoparticulas de o6xi-
l

do de metal, nanobastones de ¢éxido de metal, nanbesferas de
|

6xido de metal, nanoplaquetas de 6xido de metal,imicroesfe—

[
ras huecas y nanoesferas huecas), esferas de vidrio y par-
\

ticulas que comprenden un material fibroso (p.ej{, sepioli-

1
ta). Los solicitantes han hallado que los materiales coloi-

!

dales fibrosos, en particular, pueden producir fluidos de
1

perforacidn que tienen ECD satisfactorias. Sin intencién de
I

|
regirse por una teoria o mecanismo en particular, se cree

1
que el uso de multiples tipos de particulas colo%dales que

. . .|
tienen una gama de formas, tamafios y caracteristicas de su-

|

perficie nativas pueden proporcionar un comportamiento su-
l

perior en cuanto a la escurridura de barita y mej%res pro-

piedades reoldgicas que las obtenidas con un solc tipo de

l

particulas coloidales o una mezcla de particulas c?loidales

. : . . -
que tienen una gama estrecha de distribucidén de tamanos. En

l
algunas realizaciones, puede usarse una mezcla de dos o mas

\

tipos diferentes de particulas coloidales que tien%n dife-

rentes tamarfios promedio para poner en practica la presente

l

invencién.

[0063] En algunas realizaciones, por lo menos una, porcidn

\
|
l
\
|

de las particulas coloidales comprende carbonato dej|calcio.
|

. . ! .
En algunas de estas realizaciones, el carbonato dq calcio

! .
puede tener un diametro promedio en una gama entre @proxi-

!
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madamente 1 micrdén y aproximadamente 5 micr?nes. En algunas

1
realizaciones, el carbonato de calcio tie@e un diametro

Il
. . . . . | ~
promedio inferior a aproximadamente 5 micrones en tamano.
|
13 . ! . .
En otras realizaciones, el carbonato de calcio tiene un
1
|
didmetro promedio inferior a aproximadamentq 3 micrones en
|
tamafio. En otras realizaciones adicionales, el carbonato de
i
calcio tiene un diametro promedio inferior ahaproximadamen—
|
. ~ |
te 2 micrones en tamafio. Los productos de carbonato de cal-

cio comerciales ilustrativos incluyen, por ejemplo, “BARA-
|

l

CARB 5” y Y“BARACARB 50” (disponibles a travéq de Hallibur-

|
ton Energy Services de Houston, Texas), “ULTRACARB 2”7 (dis-

ponibles a través de TBC Brinadd in Houston, Texas) y “EX-

|

|

T

|

CAL 3" (disponibles a través de Excalibar Minerals, LLC de
|
1
|
|

Houston, Texas).

i
[0064] En algunas realizaciones, una relacién del tamarnio de

t
las particulas de barita al tamafio de las particulas coloi~

|
. | .
dales es a 1o sumo aproximadamente 1:9. En otras realiza-

l .
ciones, la relacién del tamafio de las particulas de barita
!

|
al tamafio de las particulas coloidales es a 1lo %umo aproxi-

|
madamente 5. En otras realizaciones adicionaleé, la rela-

l
cién del tamafio de las particulas de barita ai tamafio de
1

. . : 1
las particulas coloidales es a lo sumo aproximadamente 2.
l

|
[0065] En diversas realizaciones, los fluidos #e perfora-

\
cién de la presente invencidén pueden opcionalmenﬁe contener

|

aditivos adicionales como por ejemplo, por ejempﬂo, agentes
1

de control de pérdida de fluidos, inhibidores de borrosién,
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agentes gelificantes, agentes de control de reologia o

adelgazadores (p.ej., “COLDTROL,” un derivado de alc&hol;

l

“ATC,™ un éster de acido graso modificado; “OMC2,” un écido

graso oligomérico; y/o “DEEP-TREAT,” una sal de sulfdnato
<

de sodio), potenciadores de viscosidad (p.ej., “RHEMOD‘L,”

un 4cido graso modificado; y/o “WIS-PLUS,” un &acido carbo-
l
xilico), agentes viscosificantes temporales (p.ej., “TEMPE—

RUS,” un é&cido graso modificado), aditivos de controi de

1
filtraciones (p.ej., “ADAPTA,” un copolimero metilesti-

reno/acrilato), aditivos para el control de alta temperétu—

1

ra/alta presidén (p.ej., “FACTANT,” un derivado de aceit? de

resinas de lejias celuldsicas altamente concentrado), adi-
tivos de emulsificacidédn (p.ej., “LESUPERMUL,” un acido gra-
l

so poliaminico; y/o “LE MUL,” una mezcla de aceite de rési—

1
nas de lejias celulédsicas oxidado y un acido graso poliami-

nico). Todos los productos comerciales mencionados aqte—

l
riormente esté&n disponibles a través de Hallihurton Enngy

Services de Houston, Texas. La persona capacitada en¥ la

l

tecnologia sabe que es posible incluir una cantidad de adi-
tivos adicionales conocidos dentro de la tecnologia vy ppe—
den ser incluidos en los fluidos de perforaciédn de la p%e—

sente invencidén a través de experimentos de rutina. [

|
. . l
[0066] Segtin se observa anteriormente, la estructura ide

|

apoyo asociativa de las presentes realizaciones se forma |de
|

manera ventajosa en el fluido de perforacién antes de coﬂo—
' |

car el fluido de perforacidén en una formacidédn subterrdnea.
!

|
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Normalmente, los fluidos de perforacidén se formulan en una
instalacidén de produccién y se mezclan mediante aplicaci?n

de un esfuerzo de corte al fluido de perforacidén. Sin in-
tencidén de regirse por una teoria o mecanismo, los solici-
tantes creen que la aplicacién del esfuerzo de corte condu-

ce a la formacidén de micelos de fluido acuoso en una fase

continua de fluido oleaginoso, lo cual se estabiliza me-
diante el surfactante. AUn sin intencién de regirse por una
teoria o mecanismo en particular, los solicitantes creen
que por lo menos una porcién de las particulas coloidales

actlan reciprocamente con el surfactante en los micelos pa-

ra formar una estructura de apoyo asociativa para particu

las de barita o un agente espesante semejante suspendido en

la emulsién invertida. Una vez formada, la estructura de

1
1

apoyo asociativa es estable en ausencia de un esfuerzo d

[§)]

corte, de modo que los fluidos de perforacién de la presen-

te invencidédn tienen una tendencia reducida hacia la escu*

rridura de barita. En algunas realizaciones, la estructura
de apoyo asociativa inhibe la escurridura de las particulas
de barita durante por lo menos aproximadamente 62 horas/
segun medicién del fluido de perforacidén que tiene un cam+
bio en la densidad inferior a aproximadamente 5% durante
este tiempo.

[0067] Segun se usa en el presente documento, el término

“caudal de escurridura” indica 1la velocidad relativa dey

material espesado que pudiera depositarse en un fluido eq
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|

|

i

|

l
|
!
!
{
|
f
|
|

el transcurso de un tiempo determinado. De conformidad con
i

. s . | .
una realizacidn, el caudal de escurridura en un fluido de

[
perforacién de emulsidén invertida puede medirse a través de
1
] Ve 1 . z [
pruebas dinamicas de escurridura de gran angulo (DHAST). De
1
conformidad con dichas realizaciones, el caudal de escurri-
1

dura puede determinarse en 5 velocidades da cizallamiento

fijas: 0,35 s™!, 1,76 st 10,55 s! 21,09 st yz‘estética (0 s~

'). Con base en el perfil de caudal de escu¥ridura DHAST,
|

la emulsidén invertida puede clasificarse con}respecto a su

idoneidad para el uso en pozos desviados. Par% mayor infor-
|

macidén concerniente a mediciones de caudal de escurridura

DHAST véase la patente estadounidense 6,584,8§3, la cual se

incorpora en su totalidad al presente docum%nto mediante

|

referencia. : \
{0068] En algunas realizaciones, los fluidos d% perforacidn

de la presente invencidén tienen un caudal de escurridura de

. |1 .
a lo sumo aproximadamente 10 mm/hr. En otras rgallzac1ones,

\

los fluidos de perforacién de la presente invencidn tienen
. 1
un caudal de escurridura de a lo sumo aproximadamente 5

mm/hr. En otras realizaciones adicionales, los fluidos de

l
. . . . l
perforacidén de la presente invencidén tienen un caudal de

|
escurridura de a lo sumo aproximadamente 3 mm/hzn.
l

[0069] Segun se usa en el presente documento,\el término

\

“limite elastico” se refiere a un parametro Kdel modelo

P . P Lo L
plastico Bingham, donde el limite elastico se refiere a la

1
tensidén de fluencia extrapolada a una velocidad ?e cizalla-

\
“ |
|
|
l
l
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|
|
|

|
1
1
1

|
miento de cero. Esta extrapolacidén se hace frecuentemente a
|

}

partir de las lecturas de velocidad de ?izallamiento mas

{
|

altas a 600 y 300 rpm en un rebmetro Fanb 35 a través de

|

resortes convencionales Fl. Segln se usa e@ el presente do-

|
|
. . . . | . .
cumento, “tensidén de fluencia” se refiere al par de torsidn
1

|
. L t .
requerido para apenas comenzar el movimientp de un fluido a
{

i
1
partir del reposo en una medicidén reométrica. La tensidn de
i

|

|
fluencia también se extrapola frecuentemente a partir de
}

|
}

varias lecturas de viscosimetro a diferentes velocidades de
]

|
cizallamiento. En algunas realizaciones, ﬁos fluidos de

|
|
[ 3 L4 . l/ 3 7 .
perforacién de la presente invencidén tienen limites eldsti-

1
1
i

{
cos ubicados en una gama desde aproximadamente 2,4 hasta

{

{

i

En mediciones reométricas, la ten-
‘a

sién de fluencia puede ser aproximada en la {lectura de 3

|

aproximadamente 7,2 Pa.

\
rpm en el redmetro convencional Fann 35. L

tensidén de
fluencia también puede ser evaluada a través d

de la reologia de hélice descendente.

{
a
{
i
|
e la mediciédn
|
{
|
{
{
‘\
[0070]

Segun se usa en el presente documento,| el término
1
|
“resistencia de gel" se refiere al esfuerzo cortante medido

|

{

|

a una velocidad de cizallamiento baja después)
{

1

|

de que un
fluido de perforaciédn ha sido fijado de manera %stable du-

|
rante un periodo establecido. De conformidad c%n procedi-

{
{
. . , . i .
mientos convencionales API, la resistencia de gel se mide

|
después del endurecimiento durante 10 segundos y 10 minu-
{
{
0 ' oy . v l‘
tos, si bien también pueden hacerse mediciones a intervalos

1

i
de tiempo mayores como por ejemplo, 30 minutos o 16 horas.
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|
El esfuerzo cortante estd relacionado con la tensién de

fluencia mediante la siguiente ecuacién de tres parametros:

N I
1=1 + k{y),
donde t es el esfuerzo cortante,
cia, k(y) es la consistencia y n es un numero real.

se observa anteriormente, k(y)

tados o calculados a partir de las lecturas reométricas de

600 y 300 rpm. En diversas realizaciones,

cias de gel ubicadas en una gama desde aproximadamente 15

hasta aproximadamente 35 medidas o bien después de 10 o de
30 minutos de endurecimiento.

[0071] La incorporacién de particulas

coloidales en 1los

presentes fluidos de perforacién de manera beneficiosa no

conduce a un cambio sustancial del perfil reoldgico de alto

esfuerzo cortante del fluido de perforaciédn.

Segun se usa
en el presente documento,

un cambio sustancial en el perfil

reoldgico del fluido de perforacidén es aquel definido como
una medicidén reoldgica de 600 rpm que se incrementa en mas
de aproximadamente 20% posterior a la incorporacién de par-
ticulas coloidales. Dicho de otro modo, la incorporacidn de

particulas coloidales en los presentes fluidos de perfora-

cién no . hace que los fluidos de perforacidn

se vuelvan
abiertamente viscosos.

Si bien la incorporacidn de particu-
las coloidales no cambia sustancialmente el perfil reoldgi-

co de los presentes fluidos

de perforacién volviéndolos

46

t0 es la tensidén de fluen-

Segun

y n estan graficamente adap-

los fluidos de
perforacidén de las presentes realizaciones tienen resisten-
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i
|

|
abiertamente viscosos,

1

|
pueden observarse cambios mas!suti-

1

i
les en el perfil reoldgico que los hacen més adecuado% para

{

|

el uso en las aplicaciones de perforacidn, segun se expone
i

1
mas adelante en el presente documento. a
|
|
[0072] En algunas realizaciones, los fluidos de perforacién

|

!

. s . . . . |

de la presente invencidn tienen un perfil reoldgico de\alto

|
|
esfuerzo cortante mas bajo (p.ej., 300-600 rpm) gue un

|
|
fluido de perforacidén comparable sin las particulas coioi—
1
|
dales. Al mismo tiempo, los fluidos de perforacidén de la

!

|

|

presente invencidén tienen un perfil reoldégico de bajo |es-

1
1
fuerzo cortante mas alto (p.ej., 0,9 —10 rpm) que un flu?do

1
. !
de perforacidén comparable sin las particulas coloidales.

1
|
Las FIGURAS 2 y 3 muestran perfiles reoldgicos para fluiqos

1

|
de perforacidn ilustrativos

1
la presente

de invencidén ‘en

|
|
comparacién con los que no contienen una estructura de ap¢~

|
|
yo asociativa. La FIGURA 2 muestra el perfil reoldgico com-

1

1

pleto de 600 rpm hasta 0,9 rpm, haciendo particularment@
énfasis

|

1

en la gama de alto esfuerzo cortante donde los
|

|
fluidos de perforacién de la presente invencidén tienen uﬁ
|

1

perfil reoldégico mas bajo. La FIGURA 3 muestra una expan-

sién de la regidén de bajo esfuerzo cortante de la FIGURA 2,

donde los fluidos de perforacidén de la presente invenciodn
tienen un perfil reoldégico mas alto.

En cuanto a las FIGU-
RAS 2 y 3,

cabe destacar que los fluidos de perforacidn de
la presente invencién fueron sometidos a prueba después de

62 horas de envejecimiento estatico a 200°F (93°C), mien-
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|
|
|
|
|
1

!
1
i
{

|

tras que los fluidos de perforacidén convencionales que no
|
|

contienen particulas coloidales fueron sometidos:a prueba

Gnicamente después de 16 horas de envejecimiento dinamico a
150“F (66°C) debido a problemas relacionados con escurridu-
ra de barita. Por lo tanto, los fluidos de perfoéacién de

la presente invencidén son deseablemente menos viscosos du-
{

rante la formulacidén y el bombeo en el fondo del ppzo pero

1

mantienen una viscosidad de bajo esfuerzo cortante més alta
L |
en el fondo del pozo para un rendimiento mejorado ¢on res-

{
B I
pecto a fluidos de perforacidén que no contienen particulas
'e
|
{
1

coloidales.

[0073] Para facilitar una mejor compresién de la pkesente
!
invencidén, se proporcionan los ejemplos siguientes @e rea-
‘ |
. . . . . . { 7
lizaciones preferidas. Por ninguin motivo se entenderad que

!

los ejemplos siguientes limitan, o definen, el alcince de

la invenciédn.

l
|
|
|
EJEMPLOS ‘1

|

[0074] Ejemplo 1l: Preparacién de fluidos de perforaéién 24
!

medicién de densidad de los mismos. Se prepararon 1a§ for-
|

mulaciones de los fluidos de perforacidén de conformid%d con

las composiciones descritas en las Tablas 3-6 y se m%zcla—

. ! .
ron mediante la aplicacidén de un esfuerzo de corte. Se| eli-
l

1
gieron las cantidades de particulas coloidales y barita con
|

|
miras a lograr una densidad nominal de 14,0 1lb/gal $168O
1

kg/m3) en un fluido base oleaginoso convencional “ENCQRE”.

!
Se realiza el mezclado en cantidades de 350 mL de fluidp de

i
|
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perforacién formulado usando un Multimixer Modelo 9585. Se
|

combindé la cantidad indicada de fluido base oleaginoso con
|

un emulsificador y se mezcldé durante 2 minutos, 'tiempo du-
1

rante el cual se agregd cal. En este momento, se€ retird la
1

muestra del mezclador y se agregd agua y salmuera. Se mez-
1

claron adicionalmente las muestras durante 15 minutos y se-
1

guidamente se agregd “ADAPTA” con 6 minutos de mezcla adi-
|

cional. Se agregd carbonato de calcio y se mezc%é durante
10 minutos. De no agregarse carbonato de calcio,gel tiempo
de mezcla total se mantuvo igual al requerido ori?inalmente
con dicho carbonato. Se agregd “TAU-MOD" vy “AQU?GEL GOLD
SEAL” y se mezcld durante 15 minutos. De no agreggrse estos
agentes, el tiempo de mezcla total se mantuvo igu%l al re-
querido originalmente con dichos agentes. Se ag%egé “RI-

l

HEMOD-L” y se mezcld durante 15 minutos. Después de la mez-
cla, las muestras fueron cortadas con un mezclado% de alto
esfuerzo cortante Silverson L4RT dotado de una pa%talla de
agujero hembra. Se realizé la cortadura con Sil&erson a
7000 rpm durante 15 minutos. Se mantuvo un bafio Ma%ia alre-
dedor de la muestra para mantener la temperatura p%r debajo
de 150°F (66°C). Seguidamente se hizo una laminaci&n en ca-

liente de la muestra durante 16 horas a 150°F (66°?) antes
de las pruebas. \

[0075] Se realizaron las mediciocnes de viscosidad\con un

viscosimetro giratorio de lectura directa Fann Modelo 35.

i
Se realizaron mediciones de reologia de hélice descendente
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con un viscosimetro Brookfield DV-II1+ con un resorte LW %
una geometria de huso de hélices de 4 aletas. Se precalentd
la muestra hasta 120°F (49°C) antes de las pruebas y se to-
maron lecturas de 100 rpm cada 30 segundos durante 10 mﬂnu~
tos antes de reducir la velocidad de giro. Cada velocﬂdad
de giro sucesiva (50, 25, 12, 6, 3, 1,5, 0,5, 0,1 y 0,05
rpm) tuvo una duracién de 2 minutos con lecturas todeas
cada 10 segundos.

{0076] Las mediciones de envejecimiento estatico vy densidad
fueron realizadas seqgun se describe a continuacidn. !

[0077] Después de la preparacién y caracterizacién inicﬁal
de las formulaciones de fluido de perforacidn, se coloca;on
las muestras en celdas de envejecimiento y se dejaron madu-

rar las muestras durante el tiempo indicado a 200°F (93°C).

Se realizé la medicidn de la densidad posterior a envejeci-

miento de la manera siguiente:

|
|

1. Se usa una espdtula para agitar la parte superior de!la
|

columna en la celda de envejecimiento, con cuildado de‘no

|

2. Se vierte la seccidén superior de fluido usando una espa-

perturbar el fondo;

tula para ayudar en la retirada y sin perturbar el fondo 1
1/2” (3,8 cm) del fluido; !
3. Se agita el fluido restante para homogenizar vy segui4a—
mente se vierte hasta 1/4” desde el borde de la parte supe-

rior de un equilibrador presurizado calibrado;

4. Se cierra el equilibrador presurizado y se aprieta jel
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P

tornillo de 1la tapa hasta gque el lodo sale por

i
la valvula
:
superior; ;
5.

Se hunde completamente la tapa sobre la calamina

‘ usando
el portaaguja y se aprieta completamente el torniiﬁo;
6. Se llena el portaaguja con 2-3” (5,1 7,6 cmi de lodo
de la celda y se comprime hacia la camara; y K
7.

‘\
Se pesa la calamina completa y se deduce la densidad del

i

fluido en el fondo de la celda de envejecimiento. !

[0078] Las formulaciones de fluido de perforacidn éjempli—

ficadas en las Tablas 3—6 fueron preparadas a partii de la

base convencional de fluido de perforacién “ENCORE” |dispo-
nible a través de Halliburton Energy Services.

|
{
|
Este ifluido
‘\
de perforacién utiliza una mezcla de olefinas internas como
1

1
\
. . . . . . |
fase continua de fluido oieaginoso. Adicionalmente a la fa-

se continua de olefinas internas,

el fluido de perfor§cién
|
“ENCORE” contiene “LE SUPERMUL,” “RHEMOD-L” and “ADA%TA.”

\
“LE SUPERMUL,” un éacido graso poliaminico, es un surfadﬁan—
te.

“RHEMOD-L,” a &cido graso modificado, es un potenciador

\

i
\
de viscosidad que ayuda aln mads a incrementar las propieda-

|
{
i
des reoldégicas de bajo esfuerzo cortante del fluido de p?r—
\

|

foracidn. “ADAPTA,” un material particulado de copolimerés,
\
es un aditivo de control de filtracidén que proporciona tor-

\
tas de filtrado con bajo contenido de sélidos.
[0079]

|
\
{
{
\
de
“ENCORE, ”

Adicionalmente a los componentes convencionales d
\,
se agregaron diversas particulas coloidales par

preparar las presentes formulaciones de fluidos de perfora
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cién. “BARACARB 5” vy "“BARACARB 50” son composiciones de

|

marmol molido, que tienen tamafios ds; de 5 micrones y 50 mi-

|

crones, respectivamente. “ULTRACARB 2”7 es un nmt?rial de
carbonato de calcio dimensionado que tiene un dsg ?e 2 mi-
crones. “EXCAL 3” es un material de carbonato de c%lcio di-
mensionado gque tiene (150 de 3 micrones. “AQUA?EL GOLD
SEAL" es un material de bentonita disponible a tgavés de
Halliburton Energy Services. “TAU-MOD" es un materﬁal amor-
fo/fibroso disponible a través de Halliburton Eneréy Servi-
ces. “TAU-MOD" contiene el mineral de arcilla fiﬂrosa se-
piolita. Se agregd arcilla 0il Company Materials{Associa—
tion (OéMA) a algunas formulaciones de fluido deiperfora~
cidén para simular la acumulacidédn de finos de perfo£acién en
una operacién de perforacién. i

[0080] Se usaron varias fuentes de barita en 1la prsparacién
de las presentes formulaciones de fluido. Salvo gque se in-
dique de otro modo, se usd barita API. Barita 325 se refie-
re una barita que tiene un tamafio de particula de 45 micro-
nes © menos. Salvo que se indique de otro modo, barita 325

se refiere a “CIMBAR #22 BARYTES.”

[0081] La Tabla 3 muestra las formulaciones iniciales de

los fluidos de perforacién probados, tanto antes icomo des-
l
pués del envejecimiento estatico a 200°F (93°C). Una formu-

lacidén inicial (formulacidn 27) sin particulas agregadas de

carbonato de calcio se mostrd inestable después de un enve-

jecimiento extendido, seguin lo evidencia un cam?io signi-

52 l
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ficativo de densidad gue ocurre en las 16 hora% de enveje-

cimiento, lo cual es indicativo de escurrldurﬁ de barita.

En esta formulacidén ocurrid un cambio de densidéd adicional
|

cuando se extendid el periodo de envejecimien%o hasta 62

|

horas. Las formulaciones 28, 33 y 39 mostraronluna estabi-

i
lidad de densidad aumentada después de la incoﬁporacién de

\
carbonato de calcio particulas. Si bien estas

\
tenian un cambio de densidad aceptablemente

particulas de
formulaciones
pequeric a las 16 horas, se observé un cambio sijgnificativo

i
de densidad a las 62 horas de envejecimiento de la formula-

cién 33.

Tabla 3
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Floid Pormulations | 27 | 27A | 278 ) 28 | 28a | 33a [ 38 | 3¢ § 3% | 3pA
Base ofl, bbl (1ers) 0.5335 (EZ.02) 0.5133 (3161} 05008 (79.56) 0.5376 (55.47)
OWR F0/20 7505 755 20730
1!
msuggmum 11 6.0) 11 (5.00 15 (6.8) 1 (5.0)
Cime, To (ka) 2 0.9) 2009) 200.0) 3749)
Water, bbl {fiters) 0.0820 (13,39 0.1062 (16.57) 0.1042 (16.37) G0816 (1297,
Cac'{’l:g‘s‘;' bbl 0.0757 (12.04) £.0940 (14,94) 0.0939 {14.93) 0.0736.(11.70)
KOAPTA. Ib (@) 209 2009) 2(09) 2:0.9)
APL Basite. Tb (ke) 6.0 (156.9) 3305 (147.3) 3235 (146.7) 3025 (LT
3"““:':;)“ 51 A 10(4.5) 10 (4.5) 10 (4.5)
N 3 10(45) 10.2.5) 10 (4.5)
TAU-MOD, 1o (ke 1F%)) T FIER 500
OCMA clay. Ib (kx) K % ; 20 (0.1
RHEMOD L_Ib (ka) 1005} [(0.5) T(0.5) T(0.5)
Sheare, tyn 5 ] 15 | 18 T T R P B s e N e
Statie Ape, hrae |
Fod 6 | & 16 6 | & 16
; Dial Reading at 150 F {66°C) :
00 om 53 | 55 | 565 | 30 1 o5 F 60 | 68 ] 8. 1 55 % 72
W e 34 [ 325 | 325 | 42 | 42 | 405 | 40 | 30 | 45 1| 47
200 et 25 | 26 | 24 | 32 | o0 F 05 | 30 [ 2 | 36 §1 37
180 rpim 24 | 2 | o5 | 1 | 2@ b 32 | 30 | 20 | 37 1 54
100 rpm 6 | 5 [ 16 22 [ o [ 2% [ T3 [ 1 | % | 2%
9 rpm 15 145 15.5 Il 19 22 20 [3 26 | 24
%0 rom Bl e I ns g e bass [ 2 | | 2 1120
Wipm T R TN O VT T T T AT
6 o 7 6 7 ] § 9 [ q 13 11
3 pm 7 33 6.5 ) 7 £X 7 3 12 11
T8 mpm 3 5 ; 7 i e A Do v
D9 pm 65 [ 5 5 3 A S R TR NV
SUMMARY DATA ]
Tastic viscosity. P | 24 | 22.5 | 23 ] 28 | 23 1 285 | 28 1 38 [ 30 | 25
YieWpoint, 100 | 10 | 10 | 85 | 16 ] 10 [ 12 |2 10 [ 15 T3
R (Pa) B | By | (483§ 6 | (98 ] (A7) | (3! (4.8 | (T2) | {10.5)
10 Sec gel, 167500 / 10 £S5 2 8 | 1D 8 IE. B I
(P2} 8D e | el on | 6o {99 v ! co leg | P72
10 Mingel o100 | 43 | 295 | 28 | 32 | J0 | 2 | 21 { 2 f M | 32
£ {Pa) o8 §aan | @is  wsn | asnd @ | aemaea fasy | 0y
30 Mingel, 106 | 0 § 35 | 42 | 38 F 35§ 3t [ 2 & 28 F 3% | |6
/! (Pa) @9 { ae) | eon { e [ o] aes faan i aid fasn| cao
Elecirical stability, ]
v | 12s9 {130 | r200 | e | v | 925 fose ) 767 | umas | 602
Veolume Tep Qil,
o s | 6 14 B
Bmi’;‘“ M3 | 1333 14,28 13.04 | 15.08 1423
INITIAL Sample
ks 40 | 140 ) 140 | 143 112
Density change. 030 | 1.8 935 0.75
higa (i) gs) | gy (30) P | oo g

[0083]

sin envejecimiento estatico.

De estas formulaciones iniciales,

54

[0082} La FIGURA 4 muestra un grafico ilustrativo de reolo-

gia de hélice descendente correspondiente a la formulacidn

se identificd una

formulacién de referencia parcialmente optimizada y se pro-

b6 para determinar optimizacién adicional con tipos dife-



rentes de particulas coloidales. En la Tabla 4 se estable-
cen los datos de formulacién y pruebas correspondientes a
la formulacidén optimizada parcialmente (formulacidn 52). Se
mantuvo constante la relacidén OWR en 77/23 para las!| formu-
laciones optimizadas parcialmente. Segin se muestré en la
tabla 4, esta formulacién ciertamente experimenté élgunos
cambios de densidad después de 62 horas de envejecimiento.
La sustitucidén de “ULTRACARB 2% por “BARACARB 5" en ya for-
mulacién 52 produjo la formulacién 60, la cual most;é una
mejora 5 veces superior en la estabilidad del camﬁio de
densidad en el transcursc de 62 horas de envejecimiento es-
tatico. La formulacién 60 también mostrd una reologia supe-
rior de bajo esfuerzo cortante en comparacién con la formu—
lacién 52.

Tabla 4
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Fluid Formulations 52 52A 60 J a0A
Base oil, bbl {liters) 0.5193 (82.56) 0.5067 (80.56)
OWR 7123 7723
LE SUPERMUL, Ib (kg) 14 (6.4) 14 (6.4)
Lime, Ib (k) 4(1.8) 4(1.8)
Water, bbl ([iters) 0.0960 (15.26) 0.0950 (15.10)
CaCl, Brine, bbt (liters) 0.0866 (13.77) 0.0854 (13.58)
ADAPTA. Ib (kg) 20.9) 2 (0.9)
APl Barite, 1b {kg) 330.0149.7) 330.3 (149.8)
BARACARB 3, Ib (k) {0 (4.9) 3
Ultracarb 2, 1b (ke) - 10 (4.5)
TAU-MOD, b {ke) 4(1.8) 4{1.8)
Bentonite, 1b (ke) 4(1.8) 4(1.8)
RHEMOD L, Ib (kg) 1(0.5) 1(0.5) 1
Sheared, min 15 15 15 13
Static Age, hr at 200°F 62
(93°C}) 62
Dial Rea'dii:g at 150°F (66°C)
600 rpm 66 60 75 69.5
300 pm 42 34 49 42
200 rpm 33 27 33 33.5
180 spm. 31 26 35 32
100 opm 22 18 26 23.5
90 rpm 21 17 24 225
60 rpm 175 14 20 19
30 xpm 13 1 16 15
§ pm 9 7 in 10
e 3 ipm 8 6 9 9.5
1.8 tpm 7 35 9 8.5
0.9 ipm T 3 3 §
SUMMARY DATA
Plastic viscosity, <P 24 20 26 27
Yield point, Ib/t00 f° (Pa) | 18 (8.6) §(3.48)y J2301mj 15(72)
10 Sec gel, Jb/100 fi* (Pa) { 10 (4.8) 5(5.8) 13(6.2) | 12(5.7)
10 Min gel, [b/100 f (Pa) {26 (1243 § 23(10.0) [31(14.8)1 28(13.4)
30 Min pel, 167100 £ (Pa) {39(18.70 ¢ 27(12.9) {36 (17.2){ 32(15.3)
Electrical stability, V 987 1169 971 1254
Yalume Top Oil, mL 7 6.5
Bottom Mud Density 14.70 {4.47
INITIAL Sample Density 14,00 14.3
Density cha.ngc, gal
(kg/m’) 0.70 (2.00) 0.17{0.49)

[0084] La FIGURA 5 muestra un grafico ilustrativo de reolo-
gia de hélice descendente correspondiente a la formulacidn
segun se prepard inicialmente después de 62 horas de enve-
jecimiento estdtico a 200°F (93°C). Este resultado indica
que se formdé una estructura de apoyo asociativa en este

fluido de perforacidén y se mantuvo en el transcurso del pe-
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riodo de envejecimiento estéatico.

[0085] En la Tabla 5 se muestran los datos de formﬁlacién Y
pruebas correspondientes a la formulaciones que tienen ta-
manos diferentes de particulas de barita. La sustiﬁucién de
la barita API en la formulacién 73 con “CIMBAR #22 BARYTES”
en la formulacién 74 proporciondé muestras que tieneﬁ un es-
tabilidad de densidad y comportamiento reoldgico éompara—
bles. La sustitucién de “EXCAL 3" por “ULTRACARB 2"Eprodujo
resultados semejantes a los de las formulaciones %3 y 74
(datos no mostrados). Puesto que el comportamiento réolégi—
co de bajo esfuerzo cortante de las formulaciones ?3 y 74
fue aproximadamente igual, las particulas mas pequeﬁas de
barita son capaces de proporcionar un rendimiento coﬁpara—

ble en el fondo del pozo.

Tabla 5

57

¥



=gy r

Fiuid Formulations 73| 1A T4 o0 Al
Base oil, bbi ({iters) 0.5041 (30.15) 0.4987(79.29) |
OWR 77123 1123
LE SUPERMUL, Ib (kg) 16 (7.3) 16 (7.3)
Lime, Ib (k) 3{1.8) 4(1.8)
Water, bbl {liters) 0.0945 (15.02) 0.0936 (14.88) |
CaCl, Brine, bbl (liters) 0.0852 (13.55) 0.0844 (13.42)
ADAPTA, 1b (k) 2(0.9) 2 (0.9)
#325 Barite, Ib (kg) 353.6 (160.4) z
API Barite, 1b (ke) - 355.9 {161 .4)
Excal 3, b (kp) 10 (4.5) 10 (4.5)
TAU-MOD, 1b (kg) 4(1.8) 4 (1.8)
AQUAGEL GOLD SEAL, Ib (kg) 4(1.8) 4(1.8)
RHEMOD L, Ib {kg) 1(0.5) 1 {0.3)
Sheared, min 158 LS 15 15
Static Age, hr at 200°F {93°C) N 62
Dial Reading at 150°F (66°C}
600 rpm 62.5 62 68 65
300 rpm 40 37 43.5 40
200 rpm 32 34.5 34.5 30.5
180 rpm 32 28.5 34.3 29.5
R 100 rpm 22.5 21 24 21
90 rpm 22.5 20.5 24 20 |
6% mm 18.5 17 23 16.5
30 mm 14.5 13.5 18.5 12
6 pm g 9 9.5 8
3 mpm 3 8 9 7
1.8 pm 1.5 1.5 8.5 6.5
0.9 rpm 7 7 3 o
SUMMARY DATA
Plostic viseosity, ¢P 22.5 25 24.5 25
Yield point, Ib/100 fi’ (Pa) 17584 [ 2En ] 196D | 15372 |
10 Sec pel, IW100 ¥ (Pa) 1048 [ 1G3) 115G ] 19(9.1) |
10 Min gel, 1b/100 & (Pa) 199.1) [241.5F 21 (10.) | 22(10.9)
30 Min gel, /100 ft” (Pa) 18 (3.6) |24 (x1.5) ) 22(10.5) | 24.5¢11.D)
Electrical stability, V 1523 1030 1397 1250
Votume Top Oil, mL 5 6
Bottom Mud Density 15,28 15.07
INITIAL Sample Density 14,79 14.72
Density change, Ib/gal (ke/m’) 0.49 (59} 0.35 (42)

La FIGURA 6 muestra un grafico ilustrativo de reolo-

(93%C)5

Se realizdé una optimizacidédn adicional en las formu-

58

gia de hélice descendente correspondiente a la formulacién

73 después de 62 horas de envejecimiento estatico a |200°F

laciones que tienen particulas mas pequeflas de barita.

datos de formulacidén y pruebas correspondientes a las mues-




tras que contienen particulas mas pequerias de barita se re-
sumen en la Tabla 6. Segun se muestra en la tabla{6, se lo-
grd un mejoramiento adicional en la estabilidad d% densidad
de largo plazo en las formulaciones 52, 57 y 577 . Las for-
mulaciones 57 y 57’ son muestras por duplicado qué demues-

tran que la estabilizacién de la densidad y el mejoramiento

de la reologia fueron efectos altamente reproducibles.

Tabla 6
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Fluid Formulations S4 3 54A S | RS TAE S SIS IAL
Base oil, bbl (liters) 0.5280 {83.94) 0.513R (82.64)
OWR 77123 Tn23
LE SUPERMUL. Ib (kg) 14 (6.4} 14 {6.4)
Lime, Ib (kg) 4(1.8) 4{1.8)
Water, bbl (fiters) 0.0973 {13.30) 0.0973(15.47)
CaCl, Brine, bbl (liters) (.0879 {11.57) 0.08776 {13.932)
ADAPTA, b (kg) 2(0.9} 2{0.9)
#3235 Barite, b (kg) 3255 (147.6) 324.65 (147.26)
BARACARB 5, Tb (kg) 10(4.5) 10 (4.5)
TAU-MOD, Ib (kg) 4(1.8) 6(2.7)
AQUAGEL GOLD SEAL, 1b
(kg) . a(13) 4{1.8)
RHEMOD L, tb (kg) 1(0.5) | (0.3) |
Sheared, min is 15 i5 i5 i3 |15
Static Age, hr at 200°F (93°C) - 62 - 62 - | 62
Dinl Reading ot 150°F (66°C) -
600 rpm 56 57 54 54 59 | S6
300 mm 36 36 41 34 38 1345
200 pm 28 29 12 27 30 26.5
180 rpm 28 28 3O EEBI IS 29 | 26
100 rpm 20 20 2 { I8 20 18:5
50 rpm 20 20 21 iR 19.5 18
60 rpm 17 17 18 15 16 14.5
30 rpm 0t 13 13 12 13 11.5
6 rpm 9 t 9 9 7 3 |8
3 pm 8 8.3 8 7 7 ki
1.8 pm 7 1.5 7 7 4.5 &.5
0.9 pm 6 7 7 ] 6 &
SUMMARY DATA -
Plastic viscosity, cP 20 2t 23 20 21 ] 215
Yicld point, Ib100 A7 (Pa) | 16(7.7) ¢ 15(7.2) | 18(88) | W(6N | 1781 | 13(6.)
10 Sec gel, IW/100 ft” (Pa) 10048 b 113 | G333 | 93 | 9504.55)
10 Min gl Ib/100 f2 (Px) _§ 21 (10.0) { 21 (104} 24 (11.5) | 29(13.9) | 18(8.6) | 22(10.3)
: 2335 |
| 30Mingel WIOOR'®) 000 b (1o |asnag | 34063 | 190y | 2803 |
Electcical s@ability, V 1127 1086 {227 1381 1282 1185
Volume Top Oil, mL 12 [’} 5
Battom Mud Density 14.9 14.5 14.4
INITIAL Sample Density 14.7 14.1 14.1
Density change, Ib/gai (kgfm’) .20 (24} 0,40 (48) 0.30 (36)

[00B8B] Los intentos de remplazar "TAU-MOD” y “AQUAGELEGOLD
SEAL” de las formulaciones 54 y 57 con cantidades incrémen—
tadas de “ULTRACARB 2” en las formulaciones 66 - 70 no lo-
graron alcanzar propiedades reoldégicas adecuadas. En la Ta-
bla 7 se muestran los datos de formulacidén y pruebas  co-
rrespondientes a estas muestras. No se realizaron pruébas
de estabilidad de densidad con estas muestras debido a que
no lograron alcanzar propiedades reoldégicas aceptables.

Tabla 7
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Fluid Formulations THER BRI T 70 |
Base oil, bbl (liters) 0.5193 (82.56) 0.5139 (31.70)
OWR 77123 71123
LE SUPERMUL, Ib (ka) 14 14 |
Litne, 1b (kg) 4 4
Water, bbl (liters) 0.0060 (13.26) 0,0951 {i5.12)
CaCly Brine, bbi {liters) 0.0866 (13.77) 0.0858 {13.64)
ADAPTA, b kD) - -
#22 Barytes, 1b (kg) - -
BARACARB §, Ib (kg) 18 (8.2} - . . -
Ultracarh 2, b (k) : 18 (8.2) 16 (7.3) : 36 {16.3)
Silica Flour, (k) - ! - ) 2 16{73) -
TAU-MOD. Ib {ke) . -1 2(09) 2{0.9) =
AQUAGEL GOLD SEAL, Ib i
(kz) i A & : 5
ADAFTA, 16 (ka) 2(0.9) 2(0.9)
Barite, b (kn) 330.0 (149.7) 314.3 (142.6)
RHEMOD L., 1b (kg) 1(05) ; 1(0.5) | 1(0.5) 1{0.53 1 (0.5)
Sheared, min IS 150004 i5 15 15
Static Age, hr 200°F {93°C) - . ! - - -
Dial Reading ot 130°F(65°C)
600 pm 49 50 58 53 5.5
300 mpim 30 30.5 38,5 33 33.5
200 ipm 24 26 26 26 245
180 rpm 24 25 24.5 26 24
100 rom 16 16.5 175 17 16.5
90 tpm 16 16 17 16 16
60 rpm 13 13 13.5 13 13
30 pm 9 9.5 10 10 9.5
6 rpm S 5 6 3 5
3 rpim 4 4 5 4 4
1.8 rpm 4 3.5 4.5 4 34
0.9 com 3 2.5 4 3 3
SUMMARY DATA
Plastic viscosity, cP 19 19.5 19.5 20 19
Yield point, [b/100 A (Pa) | 11(5.3) | 11(5.3) 19(9.1) | 13(62) 14.5 (6.54)
10 Sec gel, 1/100 IC (Pa) 6(29) | 54 [ 65(3.11) ¢ 7{id) 5.5(2.63)
10 Min gel, 16100 ft° (Pa) $G3.8) | 650.0) | 1550742 1 178D 7{3.9)
30 Min gel, 167100 /' (Pa) $§(33.8) | 65(3.1) | 185(8.36) ¢ 19(9.1) 7{3.4}
Electrical stability, V 078 935 915 { 918 951

[0089] Ejemplo 2: Formulacidén a escala piloto y corte de 1la
Formulacién 52.

Se preparo la Formulacién 52 a una escala piloto (300 bbls
(48000 litros) usando trépanos a chorro que tienen uﬂ es—
fuerzo cortante de 2000+ psi (14 MPa) aplicados desdﬁ una
bomba HT-400. En la Tabla 8 se resumen los datos de pruebas
correspondientes a la formulacién a escala piloto. La esta-

bilidad de densidad y las propiedades reolégicas fueron se-

mejantes a las preparadas en condiciones de laboratorio
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(ver Tabla 4). Para las muestras a escala piloto; se hicie-
ron mediciones en la planta y posteriormente dﬁrante las
pruebas de laboratorio revelaron propiedades reolégicas s5e-
mejantes, con excepcidn de que las resistencias dé gel fue-
ron aproximadamente 10 unidades mé&s bajas en valor cuando
se midieron en el laboratorio presumiblemente. Este compoxr-—
tamiento se debe presumiblemente al tiempo muertolentre la
cortadura y la medicién. Los datos a 120°F (49°C) también

se presentan con fines comparativos.

Tabla 8
52 52 52 53 1|
Fluid Formulations (lab (plant (fab {plant
measurement) | measurement) § measurement) | measurement)
Mix time, min J§1) - 10 - _ |
Temperature, °F (°C) 120 (49) 120 (49) §50 (66) 150 (66)
DIAL READINGS
600 rpm 83 96 71 i 32
300 rpm 54 62 48 ] 54
200 pm 43 50 39 43
180 rpm 42 - 13 1 -
100 rpm 3l J6 28 ! 31
90 rpm 30 - - 27 ] -
_60mpm 27 - 24 i -
30 pm 21 - 19 } -
6 rpm 15 12 13 ] 14
_ 3pm 14 11 12 1 12
1.8 pm 14 - 10 -
0.9 rpm 13 - 9 =
Plastic viscosity, cP 20 34 23 28 -
Yield point, {b/100 & (Pa) 25(12.00 28 (13.4) 25 (12.00 26(124) |
10 Sec gel, /100 i (Pa) 17(8.1) 23(11.0) 13(6.2) 13(6.2) |
10 Min gel, I6/100 £ (P2) 28 (13.9) 36(17.2) 2L (100 36(14.0) |
30 Min pel, 16/100 & (Pa) 29(13.9 33 (13.2) 19(9.1) 33¢15.3)
Edectrical stability, V - - 997 -
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[0090] La Tabla 9 resume los datos de estabilidad ﬁe densi-
dad y pruebas reoldgicas correspondientes a la formulacién
52 a escala piloto después de 62 horas de envejécimiento
estatico a 200°F (93°C). Los valores de la Tabla 9 son me-

diciones de laboratorio correspondientes a las muestras

cortadas a escala piloto.

Tabla 9
DIAL READING AT 130°F (66°C)
Static age, hr at 200°F (93°C) 0 62
600 rpm 1 72
300 rpm 48 47
200 ipm A9 2505) AR3TS
180 rpm 33 ] 36
100 rpm 28 27
9 rpm 27 26.5
60 rom 24 23
30 ripm 19 18
& rpm : 13 {2
3 tpm 12 S
1.8 rpm 10 10
0.9 rom 5 9
Plastic viscosity, ¢P 23 25
Yield point, [6/100 i’ (Pa) 25(12.0) | 22(10.5)
10 Sec gel, 1b/10G i (pa) 13 (6.2) 12(5.7)
10 Min gel, 15/100 £° (Pa) 21(10.1) | 20(9.6)
30 Min gel, 1b/100 f* (Pa) 1vEn | 21aen |
Electrical stability, V 997 835
Volume Top Qil, mL Toniet)
Bottom Mud Density 14.64
Initia} Sample Density 14.]
Density change, Ib/gal (kg/m’) 0.54 (65)

[(0091] La FIGURA 7 muestra un gréfico ilustrativo de reo-
locgia de hélice descendente correspondiente a la formula-

cidén 52 cortada a escala piloto después de 62 horas de en-
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vejecimiento esté&tico a 200°F (93°C). También se \muestran
datos comparativos correspondientes a una modificécién de
la formulacidén 52, que tienen 4 lbs adicionales (l,? kg) de
“LE SUPERMUL”. En este caso, la inclusién de “LE SbPERMUL”
adicional condujo a una reduccidén en el perfil reolSQico.

{0092)Ejemplo 3: Comparacidén de reologia entre flu?dos de
perforacién con base de “ACCOLADE” y con base de "ENCORE".
Los fluidos de perforacidén con base de aceites base éonven-
cionales “ENCORE” y “ACCOLADE” como fase oleaginosalfueron

formulados segin los ejemplos de la Tabla 10.
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Tabla 10

Fluid Fonnulations ] 3 3 S4A 33 3SA |
ACCOLADE Basc oit, bbl | 0.4809 { 0.5116 ) - 05088 1 0.5088
(liters) (76.46) J (81.3%) #0.39) | (30.59)

ENCORE Base od, bb1 3 T 0.5083 | 0.5083(80 :

{lisers) {80.81) 31) 3

OWR 70730 75025 75125 35125 7535 75025
LE SUPERMUL. b (kg) | 11(50) | (150 | 15(6.8) | 15(68) | 15(68) | 15(6.8
Lime, Ib (kg) 2{09) 2{05) 2(09) 2(09) 2(0.9) 2109

0.1261 0.1039 0.1057 01057 01058 01058
005 { aesz) | assn | csso | vean | e
T . 01138 | 0.0937 | 00952 | 00955 | 0.0958 | 0.09¢
CaCl; Brine, bbl {fers) § (00 § a9y | qsas | asas | asim | s
ADAPTA, I (ka) 109 1 200 1 209 1300 1 709 | 208
TR 370 | 30 | 305 | 3405 | 375 | 3378
APl Barite, Ib {ke) a8 | a2 | asa ] ass | asn | asn |
BARACARB S, bikey § 1065 | 1064.5) = : :

Water, bbl (lizers)

BARACARE 30, [b () | 10(4.5) | 10(4.5) : : ; -
AQUAGEL GOLD SEAL
12 (5.4) : i g :
1 (kp)
TAU-MOD, Ib (k) . ; 108 | 108 | s0m | a0
OCMA clay, b (k) . : : 20(9.1) : 20(3.0)
RHEMOD L, 1b (kg) 05 { 105 § 108 | 105 | 705 | 105
STATIC AGE, Hr AT
o 0. 0 0 i6 0 16
Sheared, min 15 15 15 15 15 15
Diol Reading at 130°F (65°C)
600 rpm 79 7.5 8t 78.5 % 50
300 fp 2 9.5 10 18 19 5
200 mpm 4 43 35 71 40 3
180 mpm 44 41 31 345 40 415
100 pm 3 3 225 7 28 14
%0 pm 3 39 P 3 273 5]
60 rpm 31 245 173 7 P8 228
30 rpm 3t B 135 113 15 3
6pm 1 2 3 ¥ ] 13
3rpm 5 103 85 0 i0 2
1.8 ipm 8 9 6.5 9 9 11
0.9 rpmn g 33 ; 65 85 1035
SUMMARY DATA
Plastic viscosity, oF 37 2 38 305 m ¥
S e R 305 < 17.5 i
Yield paint, 10D A (Pa) 1 25{12.0) ©.82) 12(5.7% (8.38) 1aqal 26(12.4)
10.5 s 123
l0Sec el 1006 Py § 10688 § 1068 | 0es) | G5 |G
10 Min get, 07100 &' (Pa) § 1467 { 18¢8%) | 26(124) | 24011.8) | 270029 {ff!‘f)
30 Min gel, /100 & (Pa) { 16¢3.8) | 20(96) | 32(153) | 27(12.9) “35236) 27 (12.9)
Electrieal stibilty. V 338 555 550 1410 1060 1250

Segun se observa anteriormente, el aceite base de fluido de
perforacién “ENCORE” es una mezcla de olefinas internas. En
contraste, el aceite base de fluido de perforacidén “ACCOLA-

DE” es una mezcla de éster y olefina isomerizada que tiene
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una densidad superior y viscosidad cinematica superior que
“ENCORE.” Segun se muestra en los Datos de Resumeﬁ de la
Tabla 11), las formulaciones de fluido de perforacidn 1 y ©
que no contienen particulas colocidales tenian perfiles de
reologia relativamente deficientes incluso antes dei enve-
jecimiento estatico a 200°F. La formulacidén 34 dellfluido
de perforacidén con base en “ENCORE” tenia un perfil de reo-
logia satisfactorio como se formuld inicialmente. El\perfil
de reologia se incrementd después de 16 horas de enYejeci—
miento estatico. La formulacién de fluido de perforacidén 35
con base en “ACCOLADE” tenia un perfil de reologia inicial
comparable con el de la formulacidén de fluido de p%rfora—
cién 34 con base de “ENCORE” con envejecimiento esfético
después de 16 horas de envejecimiento estatico. Se observd
un perfil de reologia todavia mas alto después de lé horas
de envejecimiento estatico. Cabe destacar que las muestras
con envejecimiento estdtico 34A y 35A contenian ambas 20
lbs/bbl (57 kg/m3) de arcilla OMCA para simular la acumula-
cién de sélidos de finos de perforacién durante una opera-

cién de perforacidn.

[0093] La FIGURA 8 muestra un grafico de reologia ilustra-

tivo que compara el comportamiento de un fluido de perfora-
cidén representativo formulado a partir de un aceite base

“ENCORE” contra el formulado a partir de un aceite base

“"ACCOLADE". Los resultados de este Ejemplo indican que los

fluidos con base “ENCORE" pueden ofrecer ECD mas bajos in-
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cluso después de incorporar sélidos de finos de perfﬂracién
provenientes de una opéracién de perforacidn.

[0094} En consecuencia, la presente invencidn es aprbpiada
para alcanzar 1los fines y ventajas mencionados as} como
aquellos inherentes a la misma. Las realizaciones particu-
lares reveladas anteriormente son uUnicamente ilustrarivas,

puesto que la presente invencién puede ser modificada vy

puesta en practica de maneras diferentes pero equivalentes
i
|
. }

claras para las personas capacitadas en la tecnologia que
|

tienen el beneficio de las ensefianzas de este documento.
Mas auin, no se pretende limitar los detalles de la| cons-
truccidén o disefio mostrado en el presente documento aparte

de lo descrito en las reivindicaciones siguientes. Resulta

en consecuencia evidente que las realizaciones ilustrativas
particulares reveladas anteriormente pueden ser alteradas,
combinadas o modificadas y que se considera a todas dichas
variaciones incluidas en el alcance y el espiritu |de 1la
presente invencién. Mientras que las composiciones y méto-

dos son descritos en términos de “comprende” Y“que contie-

r”

nen” o “incluyen” diversos componentes o pasos, las compo-
J

siciones y métodos también pueden “consistir esencialmente

en” o “consistir en” los diversos componentes y pascs. To-

dos los numeros y gamas revelados anteriormente pueden va-
i

rian en alguna cantidad. Cada vez dque se revela una gama

7 L3 z L3 . . z : i3 !
numérica con un limite inferior y un limite superior, se

considera que cualquier numero y cualquier gama incluidos
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i
ubicados dentro de la gama ha sido revelado especiflicamen-

|
te. En particular, se entiende que cada gama de valores

| (de
|

la forma, “desde aproximadamente a hasta aproximagamente
i
b,” o, de modo equivalente, “desde aproximadamente %

|
b,” o, de manera equivalente, “desde aproximadamentq a-b")

hasta

l
revelados en el presente documento, establece cualquier na-

|

merc y gama abarcados dentro de la gama mas amplia de:valo—

l
res.

Ademas, los términos en las reivindicaciones tiehen su

|
significado simple, ordinario, salvo que el titularﬂde la

{
patente lo defina de otro modo, de manera explicita j cla-

!
ra. Mas aun,

los articulos indefinidos “un” o “una” $egﬁn
1
se usa en las reivindicaciones, en este documento signifi-

. |
. : : |
can uno o mas de los elementos que los mismos introducen.

|
De surgir algun conflicto en los usos de una palabra oﬂtér—

1
. e . - . 1
mino en esta especificacién y una o mas patentes u qgtros

|
documentos que pueden ser incorporados al presente documen-

t
. . . C 4 |
to mediante referencia, se adoptaran las definiciones| que

|
resulten consistentes con esta especificacién.

|
|

|

|

|

|

|

|

|

K

{

|

|

|

|

{

|

|

|

|

|

1

|

|

|

{

1

|
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|
REIVINDICACIONES: i
|
1. Un método gue comprende:

|

Proporcicnar un fluido de perforacién que comprende: '
|

una emulsién invertida, la emulsidén invertida comprenﬁe una
fase continua de fluido oleaginoso, una fase interna de
fluido acuoso y un surfactante;
un agente espesante; y

l
|
|
1
1
una pluralidad de particulas coloidales; |

[
donde por lo menos una porcidén de la pluralidad de parnticu-

\

las coloidales actua reciprocamente con el surfactante para
' \

formar una estructura de apoyo asociativa que inhibe 1la es-
|

curridura del agente espesante; y colocacién del fluido de
|

A 1 7 L4 z . !
perforacién en una formacidén subterrdnea por medio de un

pozo que penetra la formacidén subterranea.

|
|
l
2. Un método de conformidad con la Reivindicacidén 1, #onde
el agente espesante comprende particulas de barita. K

|

3. Un método de conformidad con la Reivindicacidén 2, donde

l

las particulas de barita tienen un tamafio inferior a apro-

l

ximadamente 45 micrones. l

|

4. Un método de conformidad con cualquier reivindicacién

1

. z , . { o~

anterior, donde las particulas coloidales tienen un tamafio
. . . Lo

promedic entre aproximadamente 0,5 micrones y aproximada-

mente 5 micrones. |

1
|

5. Un método de conformidad con cualquiera de 1las reivinﬁi—
caciones 1 a 4, donde las particulas coloidales tienen\un

tamafio inferior a aproximadamente 2 micrones. l
|
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|

|
1
|
!
i
|
!

|
6. Un método de conformidad con cualquier reivindicacién

i
|

anterior, donde el fluido de perforacidén posee una. densidad
|

1}
l
que cambia en menos de aproximadamente 5% en el transcurso

|
1

de por lo menos aproximadamente 62 horas de envejecimiento
|

{
s |
estatico. |
{
7. Un método de conformidad con cualquier reivindicacidn
!

anterior, donde la pluralidad de particulas coloidales com-

|
|

prende por lo menos un tipo de particulas coloidales selec-
: |

|
cionadas del grupo que consiste en un mineral molido, una

1

l
particula de ceolita, una particula de sepiolita particula,
i

i

una particula de atapulgita, una particula de ilit?, una

|
< . . . -
particula de montmorilonita, una particula de arcilla no

{
|

organofilica, una particula de bentonita, una particula de
: |

1

. . .,
cuarzo, una particula de carbonato de calcio, una particula
i

!
1
de polvo de silice, una particula de hidréxido de calcio,

!

|
una particula de hidréxido de magnesio, una particula de
!

|
. 1
alumoxano, un nanotubo de carbono, un fulereno, grafltq, un

|
!
grafeno, un 6xido de grafito, una particula que compriende

{
. |
un material fibroso, una nanoparticula de metal, un nano-

1
i

bastdédn de metal, una nanoesfera de metal, una nanoplaq@eta

{
. Lol
de metal, una nanoparticula no metdlica, un nanobastom no

|
metalico, una nanoesfera no metdlica, una nanoplaquetal no
{
!

metalica, una nanoparticula de 6éxido de metal, un nanobas-

{
|

P P s !
tén de o6xido de metal, una nanoesfera de oxido de metql,
!
1
una nanoplaqueta de O6xido de metal, una microesfera hueca,

1

|
una nanoesfera hueca, una esfera de vidrio y sus combina-
|
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ciones.
8. Un método de conformidad con cualquier reivindicacién
anterior, donde por lo menos una porciédn de la pluralidad
de particulas coloidales comprende carbonato de calcio.

9. Un método de conformidad con cualquier reivingicacién
anterior, donde el agente espesante comprende por lo menos
un agente espesante seleccionado del grupo que consiste en
hematita, magnetita, o¢oxidos de hierrc, ilmenita, siderita,
celestita, dolomita, olivina, calcita, 6xidos de magnesio,
tetradéxido de magnesio, halitas, carbonato de calcip y sul-
fato de estroncio.

10. Un método gue comprende:
proporcionar un fluido de perforacién que estd exento de

arcillas organofilicas y comprende:

una emulsidén invertida, la emulsidén invertida comprende una
fase continua de fluido oleaginoso, una fase in%erna de
fluido acuoso y un surfactante;

particulas de barita que tienen un tamafio de a | lo sumo
aproximadamente 45 micrones; y una pluralidad de particulas
coloidales;

i

donde el fluido de perforacidn posee una densidad que cam-—
|
bia en menos de aproximadamente 5% en el transcursjo de por

lo menos aproximadamente 62 horas de envejecimiento estati-

co; y

perforacién de un pozo en una formacidén subterrdnea usando

|

el fluido de perforacidn.
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11. Un método de conformidad con la Reivindicacién 10, don-

|
|
de por lo menos una porcidén de la pluralidad de particulas

|
coloidales comprende carbonato de calcio. :

|

12. Un método de conformidad con la Reivindicaciéﬁ 10 u 11,

1

donde el fluido de perforacidén tiene un caudal de escurri-

|
dura de a lo sumo aproximadamente 5 mm/hr.

13. Un método que comprende: \

|

|
proporcionar un fluido de perforacién gque estd exento de

L
arcillas organofilicas y comprende: ‘

g . ' ) . . |
una emulsidén invertida, la emulsidén invertida compriende una

|
. . . )
fase continua de fluido oleaginoso, una fase interna de

[
fluido acuoso y un surfactante; h
particulas de barita que tienen un tamafio de a 1

aproximadamente 45 micrones; y

|

|

|

una pluralidad de particulas coloidales; !
|

donde por lo menos una porcién de la pluralidad de lbs par-
|
. . . . !
ticulas coloidales actulan reciprocamente con el surfactante
!

[
para formar una estructura de apoyo asociativa que iinhibe

[
la escurridura de las particulas e barita; y !
|
. . . 1
perforacidén de un pozo en una formacidn subterranea usando

|
el fluido de perforacién.

i
|
|
|
Un método de conformidad con la Reivindicacién 13%

14. don-
i

de el fluido de perforacidén posee una densidad que éambia
|
|

en menos de aproximadamente 5% en el transcursc de por lo

|

1
menos aproximadamente 62 horas de envejecimiento estatico.
1

15. Un método de conformidad con la Reivindicacidén 13 é 14,

1
|

1
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|

lparticu—
\

las coloidales comprende carbonato de calcio. L
' \

'16. Un método de conformidad con las reivindicaciones 13,
|

14 &6 15, donde el fluido de perforacidén tiene un ?audal de

donde por lo menos una porcién de la pluralidad de

escurridura de a lo sumo aproximadamente 5 min/hr. |
\

17. Un fluido de perforacién exento de arcillas ordanofili-

\

cas qgque comprende: i

una fase continua de fluido ocleaginoso; |
una fase interna de fluido acuoso; |
un surfactante;

particulas de barita; y

una pluralidad de particulas coloidales;

donde el fluido de perforacidén posee una densidad que cam-
bia en menos de aproximadamente 5% en el transcurso de por
lo menos aproximadamente 62 horés de envejecimientotestéti—
co. 1

18. Un fluido de perforacidén exento de arcillas orgapofili—
cas de conformidad con la Reivindicacién 17, donde eh flui-
do de perforacién tiene un caudal de escurridura de a lo
sumo aproximadamente 5 mm/hr. ' u

19. Un fluido de perforacidén exento de arcillas orgagofili—
cas de conformidad con la Reivindicacién 17 6 18, donde por

|

lo menos una porcidn de la pluralidad de particulastcoloi~
|
1

20. Un fluido de perforacidén exento de arcillas orgaﬂofili—

1
cas de conformidad con la Reivindicacién 17, 138 6 19, don-

dales comprende carbonato de calcio.
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1
1
1

de el tamafio de las particulas

|
l
|

Un fluido de perforacién exento de arcillas o?ganofili—

aproximadamente 45 micrones.

21.

l
cas que comprende: |

una fase continua de fluido cleaginoso; ‘
. . |
una fase interna de fluido acuoso;

|
un surfactante;

un agente espesante; y
, |
I
una pluralidad de particulas coloidales;

!
donde por lo menos una porcidn de la pluralidad de! particu-

|
las coloidales actua reciprocamente con el surfact%nte para

o
formar una estructura asociativa de apoyo que inhibe la es-

1
curridura del agente espesante.

|
|
22. ‘

Un fluido de perforacidn exento de arcillas orqanofili—

i
cas de conformidad con la Reivindicacidén 21, donde por 1lo

|
menos una porcién de la pluralidad de particulas coloidales

1
comprende carbonate de calcio. |

l

|
23. Un fluido de perforacién exento de arcillas organofili-

!

cas de conformidad con la Reivindicacién 21 & 22, %onde el

agente espesante comprende particulas de barita de dn tama-

fio inferior a 45 micrones.

|
l
|
|
!

|
|
|
|
|
|
i
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FLUIDOS DE PERFORACION CON UN POTENCIAIL DE ESCURRIDURA DIS-

MINUIDO Y METODOS RELACIONADOS !
1

\

(57) Resumen: En el presente documento se describeﬂ fluidos
i

de perforacidén de emulsidn inversa que tienen una estabili-

dad de emulsién ampliada y un potencial de escurridﬁra dis-

l

minuido. Los fluidos de perforacién comprenden una emulsidn

invertida, un agente espesante y una pluralidad dé parti-
|
culas coloidales. La emulsién invertida comprende una fase

continua de fluido oleaginoso, una fase interna dé fluido
l

acuoso y un surfactante. Por lo menos una porcién de la

|

pluralidad de particulas coloidales actua reciprocamente

l

con el surfactante para formar una estructura de apoyoc aso-
ciativa que inhibe la escurridura del agente espesa%te. En
algunas realizaciones, el agente espesante comprende| parti-
culas de barita, particularmente particulas de baritg de un
tamanio inferior a aproximadamente 45 micrones. Se revelan
ademas los métodos para colocar los fluidos de perféracién

de emulsidn invertida en una formacidén subterranea Qor me-

dio de un pdzo.
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1 |
DRILLING FLUIDS HAVING REDUCED SAG POTENTIAL
AND RELATED METHODS i

BACKGROUND \

t
5 {0001} The present invention relates to invert emulsion drilling fluids for use in

subterranean applications, and, in particular, invert emulsion drilling fluids having
extended emulsion stability and reduced barite sag potential. \\
{0002} A drilling fluid or drilling mud is a designeéi fluid that is circulated tixrough
a wellbore to facilitate a drilling operation. Functions of a drilling fluid can ill_uclude,
10 without limitation, removing drill cuttings from the welibore, cooling and lubricating the
drill bit, aiding in the support of the drill pipe and the drill bit, and providing a hydrbstatic
‘ head to maintain integrity of the wellbore walls and preventing blowouts from occm%ring.
{0003} 1t is often desirable to change the density of a drilling fluid to mz{intain
pressure balance within a wellbore and keep the wellbore stable. Changing the den#ity is
1§ usually accomplished by adding a weighting agent to the drilling fluid. Oﬁex‘}, the
weighting agent is barite (barium sulfate), sometimes spelled baryte. Barite is an
insoluble material, and additional stabilizers are usually added to the drilling ﬂullid to
maintain the salt in a suspended state. Stabilizers can include, for example, thickeners,
viscosifying agents, gelling agents and the like. Use of stabilizers can be problemalt‘ic if
20 they increase the viscosity of the drilling fluid so much that effective pumping ints the
wellbore becomes difficult. 11
{0004] In lower viscosity drilling fluids, even in the presence of added stabiliz‘,ers,
barite can begin to settle from the drilling fluid in a condition known as “barite slcpg.”
. Other solid weighting agents can also experience sag. As used herein, the term “ba‘lrite
25 sag” refers to a slow settling of barite or other solid weighting agent in a drilling'ﬂtllxid‘
Barite sag is undesirable because it can lead to an uneven fluid density in the wellbiiore
and altered well performance. Barite sag can be particularly problematic in cases wh"\ere
the drilling fluid cannot be effectively sheared before being pumped downhole. Flor
example, barite sag can occur during transport of a drilling fluid to an offshore drilli‘pg
30 platform. In other instances, barite sag can occur downhole when the driling fluid spexx‘fls
a longer than usual time downhole or there are inadequate downhole shearing forces. ?n
|
\
|

|
|

|

|
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extreme cases, barite sag can deposit a bed of barite on the low side of the wellbore,

eventually leading to stuck pipe and possible abandonment of the wellbore. 1
[0005] The difference in 2 drilling fluid’s surface density at the well ‘glhead and the
density while pumping or circulating downhole is typically referred to as the equivalent
circulating density (ECD). Several drilling fluids having low ECDs have beén developed
that contain organophiiic clay or organolignite additives. As used herein, the term
“organophilic clay” refers to clays that have been treated with a cationic surfaictant (eg,a
dialkylamine cationic surfactant or a quaternary ammonium compound) or ‘llike surface
treatments. Organolignite additives have been prepared in a like manner. Organophilic
clays swell in non-polar organic solvents, thereby forming open aggregaties that are
believed to be a suspending structure for barite and other solid weighting agents in invert
emulsion drilling fluids containing these agents. Although such additives are ieffective at
mediating barite sag in many cases, exposure of organophilic clays, in particular, to drill
cuttings can alter the performance of the drilling fluid. In particular, organoéhiiic clays
prevent the formation of ideal or near ideal thixotropic fluids that are initially eriscous but

then thin at a later time. |

[0006] Drilling fluids not containing organophilic clays or organolignit% additives
can have emulsion structures that are sensitive to low concentrations of solids therein. In
these cases, a minimum concentration of solids can be fequired to achievell adequate
emulsion stability over time. Many drilling applications rely upon the downhole
introduction of solids into the drilling fluid in the form of drill cuttings in order to
stabilize the drilling fluid’s emulsion structure. In these cases, the introductio}ll of ~2 -
3% dnll cutting solids is typically considered necessary to maintain downhale emulsion
stability. Although downhole introduction of drill cutting solids provides saflisfactory
performance in many cases, there are notable exceptions when this is not the case. In
some instances, drilling operations may not incorporate sufficient amounts of driil cutting
solids into the drilling fluid to achieve satisfactory emulsion stability. In other iﬁ;stances,
the drill cutting solids may not be of the correct type to achieve satisfactory élmulsion

stability. For example, sand formations and salt formations can provide drill‘, cutting

solids that fail to satisfactorily stabilize the drilling fluid’s emulsion structure. | In still

|
!
l
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other instances, the drilling fluid may experience significant sag during delivery to a
drilling site. |
SUMMARY |
[0007)In a first aspect the present invention provides a method l<:omprising:
providing a drilling fluid that comprises: an invert emulsion, the invert emulsioﬁi comprising
an oleaginous fluid continuous phase, an aqueous fluid internal phase, and a surfactant; a
weighting agent; and a plurality of colloidal particles; wherein at least a portion of the
plurality of coltoidal particles interact with the surfactant to form an associative supporting
structure that inhibits sag of the weighting agent; and placing the drilling“‘ fluid in a

. - ’ . - !
subterranean formation via a wellbore penetrating the subterranean formation,

{0008} The weighting agent may comprise barite particles. The barite pa'lrticles may
be less than about 45 microns in size. The colloidal particles may have an average size
between about 0.5 microns and about 5 microns. The colloidal particles may bﬁ less than
about 2 microns in size. The drilling fluid may have a density that changes by léss than
about 5% over at least about 62 hours of static aging. The plurality of colloidal particles
may comprise at least one type of colloidal particle selected from the group cons"(isting of a
ground mineral, a zeolite particle, a sepiolite particle, an attapulgite particlé, an ilite
particle, a montmorillonite particle, a non-organophilic clay particle, a bentonite}particie, a
quartz particle, a calcium carbonate particle, a silica flour particle, a calcium hydroxide
particle, a magnesium hydroxide particle, an alumoxane particle, a carbon nanotube, a
fullerene, graphite, a graphene, graphite oxide, a particle comprising a fibrous material, a
metal nanoparticle, a metal nanorod, a metal nanosphere, a metal nanoplatelet, a inorvmetal
nanoparticle, a non-metal nanorod a non-metal nanosphere, a non-metal nanoplatelet a
metal oxide nanoparticle, a metal oxide nanorod, a metal oxide nanosphere, a metal oxide
nanaplatelet, a hollow microsphere, a hollow nanosphere, a glass sphere, and combmatnons
thereof. At least a portion of the plurality of colloidal particles may comprise calcium
carbonate. The weighting agent may comprise at least one weighting agent selected from
the group consisting of hematite, magnetite, iron oxides, illmenite, siderite, Eceiestite,

- - - . - . - 0] . l -
dolomite, olivine, calcite, magnesium oxides, magnesium tetraoxide, halites, calcium

carbonate, and strontium sulfate.
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{0009] In a second aspect the present invention provides a method comprising:
providing a drilling fluid that is free of organophilic clays and comprises: an invert
emulsion, the invert emulsion comprising an oleaginous fluid continuous phase, an aqueous
fluid internal phase, and a surfactant; barite particles having a size of at most about 453
5 microns; and a plurality of colloidal particles; wherein the drilting fluid has a density that

changes by less than about 5% over at least about 62 hours of static aging; and drilling a
wellbore in a subterranean formation using the drilling fluid.

{0010] At least a portion of the plurality of calloidal particles may comprise calcium

carbonate. The drilling fluid may have a sag rate of at most about 5 mm/hr.
10

[0011}In a third aspect, the present invention provides a method comprising: |

1

providing a drilling fluid that is free of organophilic clays and comprises: an invert 1
emulsion, the invert emulsion comprising an oleaginous fluid continuous phase, an aqueous

fluid internal phase, and a surfactant; barite particles having a size of at most about 45

microns; and a plurality of colloidal particles; wherein at least a portion of the plurality of

15 the colloidal particles interact with the surfactant to form an associative supporting structure

that inhibits sag of the barite particles; and drilling a wellbore in a subterranean formation
using the drilling fluid.

|

[0012] The drilling fluid may has a density that changes by less than about 5% over (‘1\

at least about 62 hours of static aging. At least a portion of the plurality of colloidal 11

20 particles may comprise calcium carbonate. The drilling fluid may have a sag rate of at most (‘1

about 5 mm/hr. \5

{0013] In a fourth aspect the present invention provides an organophilic clay-free \‘

drilling fluid comprising: an oleaginous fluid continuous phase; an aqueous fluid internal |

phase; a surfactant; barite particles; and a plurality of colloidal particles; wherein the drilling

25 fluid has a density that changes by less than about 5% over at least about 62 hours of static
aging.

[0014] The drilling fluid may have a sag rate of at most about 5 mm/hr. At least a

portion of the plurality of colloidal particles may comprise calcium carbonate. The barite
particles may be less than about 45 microns in size.
30

{0015]In a fifth aspect the present invention provides an organophilic clay-free

drilling fluid comprising; an oleaginous fluid continuous phase; an aqueous fluid internal

|
|
phase; a surfactant; a weighting agent; and a plurality of colloidal particles; wherein at least 1
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a portion of the plurality of colloidal particles interact with the surfactant to form an
associative supporting structure that inhibits sag of the weighting agent.
[0016] At least a portion of the plurality of colloidal particles may éomprise calcium

carbonate. The weighting agent may comprise barite particles that are Iellss; than about 45
5 microns in size. ‘

|

[0017] The present invention relates to invert emulsion drilling ﬂuids for use in

subterranean applications, and, in particular, invert emulsion drilling fluids having extended
emulsion stability and reduced barite sag potential.

}
|

[0018] In one embodiment, the present invention provides a meth(\gd comprising:

10 providing a drilling fluid that comprises: an invert emulsion, the invert emulsion comprising
an oleaginous fluid continuous phase, an aqueous fluid internal phase, and %1 surfactant; a
‘ weighting agent; and a plurality of colloidal particles; wherein at least a i‘:portion of the
plurality of colloidal particles interact with the surfactant to form an associatil&ye supporting

structure that inhibits sag of the weighting agent; and placing the drillirlilg fluid in a

15 subterranean formation via a wellbore penetrating the subterranean formation.
|

{0019]In one embodiment, the present invention provides a method\l comprising;
providing a drilling fluid that is free of organophilic clays and comprises:l-‘ an invert
emulsion, the invert emulsion comprising an oleaginous fluid continuous phase,l\ an agueous
fluid internal phase, and a surfactant; barite particles having a size of at mo(.st about 45

20 microns; and a plurality of colloidal particles; wherein the drilting fluid has a é_iensity that
changes by less than about 5% over at least about 62 hours of static aging; an'c? drilling a

wellbare in a subterranean formation using the drifling fluid. ‘1

|
. [0020] In one embodiment, the present invention provides a method ccl?mprising:

providing a drilling fluid that is free of organophilic clays and- comprises: \ian invert
25 emulsion, the invert emulsion comprising an oleaginous fluid continuous phase, arg aqueous
fluid internal phase, and a surfactant; barite particles having a size of at most l‘labout 43
microns; and a plurality of colloidal particles; wherein at least a portion of the plﬂxrality of
the colloidal particles interact with the surfactant to form an associative supporting l‘structure

that inhibits sag of the barite particles; and drilling a wellbore in a subterranean meation
30 using the drilling fluid, |

|
}

[0021] In one embodiment, the present invention provides an organophilic ciay-free

|
drilling fluid comprising: an oleaginous fluid continuous phase; an aqueous fuid internal

{
!
1
{
1
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phase; a surfactant; barite particles; and a plurality of colloidal particles; wherein the drilling

fluid has a density that changes by less than about 5% over at least about 62 hours of static
aging.

[0022] In one embodiment, the present invention provides an organophilic clay-free
S drilling fluid comprising: an oleaginous fluid continuous phase; an aqueous fluid internal
phase; a surfactant; a weighting agent; and a plurality of colloidal particles; wherein at least
a portion of the plurality of colloidal particles interact with the surfactant to form an i

associative supporting structure that inhibits sag of the weighting agent.
[0023] The features and advantages of the present invention will be readity apparent
10 to those skilled in the art upon a reading of the description of the preferred embodiments that

follows. |
' . BRIEF DESCRIPTION OF THE DRAWINGS

[0024] The following figures are included to illustrate certain aspects of the present

invention, and should not be viewed as exclusive embodiments. The subject matter

15 disclosed is capable of considerable modification, alteration, and equivalents in form and
function, as will occur to those skilled in the art and having the benefit of this disclosure.
[0025] FIGURE 1 shows a step-down vane theology plot for illustrative drilling

fluids of the present invention compared to those not containing an associative supporting
structure.

20 [0026] FIGURES 2 and 3 show rheology profiles for illustrative drilling fluids of the

present invention compared to those not containing an associative supporting structure,

' shows an expansion of the low shear region of FIGURE 2 from 0.9 rpm to 10 rpm.

{0027} FIGURE 4 shows an illustrative step-down vane rheology plot for formulation

|
l
|
|
FIGURE 2 shows the complete rheology profile from 600 rpm to 0.9 rpm, and FIGURE 3 ll
1
l
25 33 without static aging. 1

[0028] FIGURE $ shows an illustrative step-down vane rheology plot for formulation
60 as initially prepared and after 62 hours of static aging at 200°F (93°C).
{0029] FIGURE 6 shows an illustrative step-down vane rheology plot for formulation

73 after 62 hours of static aging at 200°F (93°C).

30 [0030] FIGURE 7 shows an illustrative step-down vane rheology plot for pilot scale- |

1
sheared formulation 52 after 62 hours of static aging at 200°F (93°C).
[0031] FIGURE 8 shows an illustrative rheology plot comparing the performance of
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a representative drilling fluid formulated from an “ENCORE” base oil versus that
formulated from an “ACCOLADE" base oil. i
DETAILED DESCRIPTION l\l

[0032] The present invention relates to invert emulsion drilling fluids for use in

5 subterranean applications, and, in particular, invert emulsion drilling fluids having extended
emulsion stability and reduced barite sag potential. More specifically, the present invéntion
provides invert emulsion drilling fluids that have good rheological properties and ma;"ntain

low ECDs over extended periods of time. l;
‘ L
{0033] Although the description that follows is primarily directed to drilling fluids
10 containing barite particles, drilling fluids containing like weighting agents can also be

stabilized by making use of the present embodiments. '

|

{0034] Of the many advantages of the present invention, only a few of which‘l\ are

discussed or alluded to herein, the present invention generally provides facile methods for

drilling wellbores in certain subterranean formations. This is accomplished using invert

15 emulsion drilling fluids that have a reduced potential for barite sag and increased emulsion
stability over extended periods of time. Emulsion stability can be reflected in the drill\ing
fluid having a relatively stable density and rheological profile over extended aging timl‘FS.
The invert emulsion drilling fluids of the present invention utilize colloidal partic]esltor
combinations of colloidal particles that confer extended density stability to the drilling fluid,

20 particularly at downhole temperatures. Density stabilization by the colloidal particles mak\‘les
the present drilling fluids desirable for extended downhole use, especially in highly deviated
wellbores, wellbores having narrow annuli, and weltbores in depleted formations, where t&e
drilling fluids can spend a considerable amount of time downhole. In addition, densiﬁy
stabilization by the colloidal particles can allow the present drilling fluids to be Iransportel‘fi

25 to a drilling site without fear of density gradients forming in the drilling fluid during
transport. ' : : 11
{0035] According to conventional thinking, the addition of colloidal particles to e\i‘

drilling fluid would result in an undesirable increase in viscosity. However, as described
hereinafter, the addition of colloidal particles to a drilling fluid surprisingly improves thell

30 drifling fluid’s low shear rheological profile. Further, Applicants have discovered certainlg
instances in which the colloidal particles interact with the surfactant of the invert emulsionlll

to form an associative supporting structure that helps stabilize the emulsion structure. ‘[

le4
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[0036] The drilling fluids of the present invention advantageouslyi utilize the
introduction of colloidal particles within the drilling fluid before pumping downhole to
stabilize the drilling fluid’s emulsion structure and the distribution of the weiéhting agent
therein. According to the present embodiments, the introduction of drill cqtting solids
during a drilling operation and extensive downhole shearing are not necessarily required to
stabilize the emulsion while downhole. The earlier introduction of colloidal partiicles allows
the composition of the drilling fluid to be maintained in a desired range for conferring
emulsion stability, while producing a desired rheclogical performance over extended periods
of time. In addition, the earlier introduction of colloidal particles allows the drilling fluid to
be pumped downhole without applying shear prior to or during the pumping speration in
order to redisperse the weighting agent. Accordingly, the drilling fluid can be formulated at
a production facility, sheared and then transported to a drilling site for downhole pumping.

{0037] An additional advantage of the present drilling fluids is that the colloidal
patticles are present in an amount that is sufficient to confer extended density stability to the
drilling fluid without degrading its rheological performance compared to a drilling fluid not
containing at least some of the colloidal particles. Thus, the present drilling fluids remain
very amenable to downhole pumping and demonstrate desirable downhole performance
characteristics. In addition, the incorporation of colloidal particles into the present drilling
fluids can result in certain beneficial rheological enhancements, as discussed hereén.

{0038] It has been conventional in the art to simulate downhole perfonﬁance of a
drilling fluid through static aging of a drilling fluid sample under conditions comparable to
those experienced downhole. By monitoring the drilling fluid sample’s rheological
performance and density as a function of time under simulated downhole confiitions, an
indicator of downhole performance and sag potential can be ascertained. Typicglly, it has
been conventional to conduct these measurements after 16 hours of static aging. This period
of time has been considered by those of ordinary skill in the art to be sufficiently indicative
of the long term density stability and rheological performance of the drilling ﬁuid while
downhole. However, Applicants have discovered that some drilling fluids that exhibit
acceptable performance at 16 hours of aging have a completely changed dénsity and
rheological profile at more extended aging times (e.g., about 62 hours). Therefore% a drilling
fluid that might seem suitable for downhole use based on the 16-hour aging data: might, in

fact, be completely unacceptable for extended downhole residence times. Drilliné fluids of
|
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the present invention containing colloidal particles advantageously provide relaliv?ly stable

densities and good rheological performance over extended periods of time, which make
them more suitable for certain downhole operations. In particular, the low shear rh:eological
performance of the present drilling fluids is particularly distinguishable ove_; that of
conventional drilling fluids. l

{0039] As noted above, the addition of colloidal particles to the drilling fluids of the
present invention is believed to beneficially stabilize the drilling fluid’s emulsion; structure
and density over extended periods of time. Without being bound by theory or m?chanism,
Applicants believe that at least a portion of the plurality of colloidal particles intyéract with
the surfactant of the invert emulsion to form an associative supporting structure th%\t inhibits
sag of barite particles or a like weighting agent over extended periods of time._‘ As used
herein, the term “associative supporting structure” refers to, for example, 2 covalejnt or non-
covalent interaction between at least some of the collaidal particles and the surfaétant in an
invert emulsion drilling fluid that provides a more enhanced support for barite p}aﬂic}es or
like weighting agent than is possible with either component alone. Stated another {way, there
is an observed synergistic stabilizing effect between at least a portion of the colloidal
particles and the surfactant of the invert emulsion drilling fluids. This synergistic‘stabilizing
effect can be observed by examining the rheological profile of a drilling fluid without at
least one of the synergistic components (i.e., the colloidal particles and/or the surf;actant) and
comparing the observed profile to that of a drilling fluid with the synergistic cg{)mponents.
Although such associative supporting structures can have long-range structural fc!‘,atures, the
use of this term does not necessarily convey any form of long-range structure. I[By way of
non-limiting example, it is believed that colloidal particles of sufficiently smah size may
interact with surfactant-stabilized micelles to modify the micelles’ interactig;m with an
oleaginous continuous phase by adding bulk to the micelle-continuous phasé interface.
Again without being bound by theory or mechanism, Applicants believe th{at such an
interaction may be responstble for creating a structure that results in stabilizétion of the
emulsion interface in the drilling {luids of the present invention. -

{0040] To determine if an associative supporting structure exists in a dr{illing fluid,
sag testing and rheological performance testing may be performed as described in the
Experixﬁentat Examples herein. In general, Applicants believe that an associativé supporting

structure exists if the density of the drilling fluid decreases by less than about +5% over at
[
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least about 62 hours of static aging and/or it the low shear rheological profile of the hﬁlling
fluid changes by less than about +25%, as measured by the dial reading at a rotation r“ate of 6
tpm or less on a Fann Model 35 Viscometer. Further, Applicants believe that an ass<‘aciative
supporting structure exists if the drilling fluid exhibits a significantly different stef3~down
vane rheology profile compared to that of a drilling fluid not containing an assngciative
supporting structure. For example, FIGURE 1 shows a step-down vane rheology ‘ lot for
illustrative drilling fluids of the present invention compared to those not comailjping an
associative supporting _strucﬁn'e. Several drilling fluids having these Qualities are prEesented

in the Experimental Examples herein. :

[0041] The present invention describes methods using invert emulsion drillingi fluids.
In some embodiments, the methods comprise providing a drilling fluid comprising an invert
emulsion, a weighting agent, and a plurality of colloidal particles, and placing the idrilling
fluid in a subterranean formation via a wellbore penetrating the subterranean formation. The
mvert emulsion comprises an oleaginous fluid continuous phase, an aqueous fluid internal
phase, and a surfactant. At least a portion of the plurality of colloidal particles interact with
the surfactant to form an associative supporting structure that inhibits sag of the weighting
agent.

[0042] In some embodiments, the weighting agent comprises barite particles. In
some embodiments, the barite particles have a size of at most about 45 microns. In some
embodiments, the barite particles have an average size (dsy) of 45 microns or less.

[0043] Weighting agents other than barite can be used in any of the embodiments
described herein. In some embodiments, weighting agents such as, for example, hematite,
Iﬁagnetite, iron oxides, illmenite, siderite, celestite, dol_omite, olivine, calcite, magnesium
oxides, halites and the like can be used. In some embodiments, weighting agents such as
calcium carbonate, strontium sulfate, or manganese tetraoxide can be used. In siill other
embodiments, the weight agent “MICROMAX” can be used. “MICROW” is a
manganese tetraoxide-based weighting agent that is available from Elkem Materiais‘s Other
weighting agents can also be envisioned by those of ordinary skill in the art. 1

[0044] In some embodiments, the drilling fluid has a density that changes :by less
than about 5% over at least about 62 hours of static aging. In some embodimer!lts, the
drilling fluid has a density that changes by less than about 4.5% over at least about 62 hours
of static aging. In still other embodiments, the drilling fluid has a density that changes by

163
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\
less than about 4% over at least about 62 hours of static aging. In some embodiments, the
drilling fluid has a density that changes by less than about 3% over at least about 62 hours of
static aging. In still other embodiments, the drilling fluid has a density that changes by an

amount between about 1% to about 4% over at least about 62 hours of static aging.

[0045] In some embodiments, the acceptable density change of the drilling fluid-

varies in proportion to the weight of the drilling fluid. For example, for a 14 lp/gal (1680
kg/m®) drilling fluid, the change in density can be less than about 5% over at leést about 62
hours of static aging. However, for heavier drilling fluids, the change in %iensity can
preferably be less over the static aging period. For example, for a 16 Ib/gal (1920 kg/m3)
drilling fluid, the change in density can be less than about 4.5% over at least about 62 hours
of static aging, and for a 18 Ib/gal (2160 kg/m), the change in'density can be lessthan about
4% over at least about 62 hours of static aging. In the heavier drilling fluids, these density
change values provide the same 0.7 Ib/gal (80 kg/m®) variance that occurs for a 14 1b/gal
(1680 kg/m’) drilling fluid when a 5% change in density occurs. '
[0046] In some embodiments, the drilling fluids are free of organophilic! clays. In
some embodiments, the drilling fluids are substantially free of lignite. 1

[0047}In various embodiments, the drilling fluids of the present invention are
substantially free of organophilic clays and/or organophilic lignite. In some em?odiments,
the organophilic clay-free drilling fluids comprise an oleaginous fluid continuous phase, an
aqueous fluid internal phase, a surfactant, barite particles or a like weighting agent, and a
plurality of colloidal particles. The drilling fluid has a density that changes by“- less than
about 5% over at least about 62 hours of static éging. In some embodiments, |at least a
portion of the plurality of colloidal particles interact with the surfactant to; form an
associative supporting structure that.inhibits sag of the barite particles for at 1eastl about 62
hours. Inhibition of barite sag can be measured by the drilling fluid having a change in
density of less than about 5% over this time.

[0048] As used herein, the term “invert emulsion” refers to an emulsion cémprising
an oleaginous fluid continuous phase and an aqueous fluid internal phase. Such émulsions
are commonly referred to as oil-in-water emulsions in which an oil or like non~polar

hydrophobic compound forms the continuous phase and water or a water—mtsczble but

oleaginous fluid immiscible compound forms the internal phase. ‘

|e3
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[0049] As used herein, the term “oleaginous fluid” refers to a material having the
properties of an oil or like non-polar hydrophobic compound. Illustrative oleaginous fluids
suitable for use in the present invention include, for example, (i) esters prepared frorln fatty
acids and alcohols, or esters prepared from olefins and fatty acids or alcohols; (ii)l linear
alpha olefins, isomerized olefins having a straight chain, olefins having a branched str{xcture,
isomerized olefins having a cyclic structure, and olefin hydrocarbons; (iii) linear paraffins,
branched paraffins, poly-branched paraffins, cyclic paraffins and isoparaffins; (iv) mineral
oil hydrocarbons; (v) glyceride triesters including, for example, rapeseed oil, olive oil,
canola oil, castor oil, coconut oil, corn oil, cottonseed oil, lard oil, linseed oil, neatafoot oil,
palm oil, peanut oil, perilla oil, rice bran oil, safflower oil, sardine oil, sesame oil, sqybean
ait and sunflower oil; (vi) naphthenic compounds (cyclic paraffin compounds having a
formula of C,H,,, where n is an integer ranging between about 5 and about 30); (vii) diesel;
(viii) aliphatic ethers prepared from long chain alcohols; and (ix) aliphatic acetals,
dialkylcarbonates, and mixtures thereof. As used herein, fatty acids and alcohols or‘ long
chain acids and alcohols refer to acids and alcohols containing about 6 to about 22 carbon
atoms, or about 6 to about 18 carbon atoms, or about 6 to about 14 carbon atoms. In 'Lsome
embodiments, such fatty acids and alcohols have about 6 to about 22 carbon :?toms
comprising their main chain. One of ordinary skill in the art will recognize that the | fatty
acids and alcohols may also contain unsaturated linkages. |

[0050} In general, oleaginous fluid continuous phases having low initial viscosities
prior to the addition of colloidal particles produce drilling fluids having the best Est.
Commercially available invert emulsion drilling fluids containing such oleaginous fluid
continuous phases include, for example, “PETROFREE SF”, “ACCOLADE"|and
“ENCORE,” each of which is available from Halliburton Energy Services. Of tfizese,
“ENCORE” has the lowest initial viscosity. Other invert emulsion driiling fluids inc\!ude
“XP-07” available from Halliburton Energy Services, “ESCAID 110" available from
ExxonMobil Corporation, “HDF-2000" available from TOTAL-Fina, and “PUREDRILL
1A-35" available from Petro-Canada. Of these, “XP-07" and “ESCAID 110» havel}ow
initial viscosities and may be particularly suitable for producing a low ECD drilling t‘iuid.
Although the particularly low viscosity of “XP-07" is especially appealing for producir'llg a
drilling fluid having a low ECD, this base oil has not been approved for Guif of Meil(ico
operations. “ENCORE” and “ACCOLADE,” in contrast, have both been approved for Cll}ulf

|
|
|
|

|
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of Mexico use. In various embodiments, the base oil of the drilling ﬂuiqs can be used after
it has been recycled or recovered from other sources. Optionally, the base oil can have other
components added to it during formulation of the present drillingi fluids. In other
embodiments, other components can already be included in the comzperciaily available
dritling fluid.

{0051} As used herein, the term “aqueous fluid” refers to a materiall comprising water
or a water-miscible but oleaginous fluid-immiscible compound. lHustrative aqueous fluids
suitable for practicing.the present invention include, for example, fresh water, sea water, a
brine containing‘at least one dissolved organic or inorganic salt, a liquid1 containing water-
miscible organic compounds, and the like. In some embodiments, an aqueous fluid can
contain a mixture of water and a glycol. |

[0052] In the present drilling fluids, the oleaginous fluid continulous phase and the
aqueous fluid continuous phase are present in a ratio of at least about 70:30. This ratio is
commonly stated as the oil-to-water ratio (OWR). That is, in the preserlxt embodiments, a
drilling fluid having a 70:30 OWR comprises 70% oleaginous fluid con‘tinuous phase and
30% aqueous fluid internal phase. In some embodiments, the present drilling fluids have an
OWR ranging between about 70:30 to about 80:20, including all subrangeé therebetween. In
some embodiments, the drilling fluids have an OWR ranging between about 74:26 and about
80:20, including all subranges therebetween. In some embodiments, the dirilling fluids have
an OWR of about 75:25 or greater. In some embodiments, the drilling ﬂuiids have an OWR
of about 80:20 or greater. In some embodiments, the drilling fluids have an OWR of about
85:15 or greater. In some embodiments, the drilling fluids have an OWIR between about
90:10 and 60:40, including all subranges therebetween. One of ordinary skill in the art will
recognize that lower OWRs can more readily form emulsions that-are suitable for
suspending barite and other weighting agents therein. However, one of or&;iinary skill in the
art will also recognize that an OWR that is too low may prove overly viscéms for downhole
purmping. ;

[0053] In general, the surfactants of the present invention are not pa’lrticularly limited
and need only be capable of stabilizing aqueous fluid micelles in an invert emulsion. In
addition, the surfactant can interact with colloidal particles in the invert emulsion drilling
fluid to form an associative supporting structure. Ilustrative surfactants sxixitable for use in

the present invention include, for example, acid hydrolyzable mixed atkyldiethanol amides,

\i8
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atkyl glucosides, polyalkylglucosides, alkylalkoxypolydimethylsil(El)xanes,
polyalkyldimethylsiloxanes, fatty acids, soaps of fatty acids, amido amines, polyamides,
polyamines, oleate esters, imidazoline derivatives, oxidized crude tall oil; organic ph(;sphate
esters, alkyl aromatic-sulfates, alkyl aromatic sulfonates, alkyl sulfates, alkyl sulfénates,
monoesters of polyalkoxylated sorbitan, polyester polyols, aliphatic alcohol esters, arbmatic-
alcohotl esters, ammonium salts of polyacrylic acid, and ammonium salts of 2~acrylam§do-2-
methylpropane sulfonic acid/acrylic acid copolymer. In some embodiments, the surfé.ctant
is @ polyamide. In other embodiments, the surfactant is a fatty acid. [lustrative comrr{ercial
surfactants suitable for practicing the present invention include, for example, “ALADOL
S11” (a tall oil fatty acid diethanolamide available from Akzo Nobel Surface Chemisltry of
Chicago, Illinois), “TWEEN 81” (a polyoxyethylene(5)sorbitan monooleate available 'from
Unigema of New Castle, Delaware), “ALKAM-ULS SMO” (a sorbitan monoélea’ce
available from Rhone Poulenc Inc. of Paris, France) and “INVERMUL,” “EZ MUL,”E“EZ

MUL NT,” “EZ MUL NS," “LE SUPERMUL” and “LE MUL” (all available from

l
1

{0054} Generally, such surfactants are present in an amount that does not interfere

Halliburton Energy Services of Houston, Texas).

with the use of the invert emulsions as drilling fluids and further facilitates the developrl\nent
of enhanced density stability and rheological properties as described herein. In some
embodiments, the surfactants are present in the invert emulsion drilling fluids in an amcli)unt
less than about 10% by volume of the drilling fluid. In other embodiments, the surfactants
are present in the invert emulsion drilling fluids in an amount less than about 3% by vohl{me
of the drilling fluid. \1
{0055} In the present embodiments, the barite particles or like weighting agent and
the plurality of colloidal parsticles are added to the drilling fluid to produce a desired dens“ity
in the drilling fluid. As used herein, the combination of barite particles or like weighting
agent and the plurality of colloidal particles will be referred to as the “weighting mixturlle.”
In some embodiments, the barite particles or like weighting agent comprise greater than
about 90% of the weighting mixture by weight. In some embodiments, the barite pmticfles
or like weighting agent comprise between about 30% and about 99% of the weighting
mixture by weight. Accordingly, in such embodiments, the plurality of colloidal particllles

comprise between about 1% and about 10% of the weighting mixture by weight. In some
1

1
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embodiments, the plurality of colloidal particles comprise up to about 10% of the wéjghting

mixture by weight. ‘1

{0056} In some embodiments, the weighting mixture has particles (both' barite .

particles and colloidal particles) in which about 6% to about 80% of the particles are 20
microns or larger in size. In some embodiments, the weighting mixture has pau'ticlesl (both
barite particles and colloidal particles) in which at least about 95% of the particles ?re S0
microns or less in size. In some embodiments, the barite particles used in the present
embodiments are American Petroleum Institute (API)-barite particles or barite particles

having a like size distribution. According to API standards, AP barite has a particle size

10 distribution ranging substantially between 3 and 74 microns and a specific gravity of ai least
4.20 g/cm®. Table 1 shows a listing of particle size distribution measured in a typical sé\mple
of AP barite. |

1

Table 1 |

% PARTICLES, l\

TYPICAL 1

SIZE RANGE 1
(MICRONS) API BARITE [l
<1 0.85 1

1—4 7.40 |
4-~8 6.25 |
§-12 5.25 \
12-16_ 4.75 ‘l

16 - 20 4.50 1
- >20 71.00 |
100% |
{
1

15

20

[0057] In at least some embodiments, Applicants have found that removal of latge
particles from the barite source advantageously decreases the propensity for barite sag& to
occur in the present drilling fluids. According to Stokes’ Law, the frictional force requir‘ied
for suspending a particle is directly proportional to the particle’s radius. Without bei‘ing
bound by theory or mechanism, Applicants believe that the reduced propensity for barite sag
when using smaller barite particles is at least partially due to decreased frictional forcl,cs
necessary to keep the barite particles suspended in the invert emulsion. Most importantl&,
smaller barite particles produce a similar density adjustment to that produced using‘ia
comparable weight of AP] barite or other similarly sized barite source in the present drillin‘lg

fluids. Surprisingly, the use of smaller barite particles in the present drilling fluids also

|
|
l
|
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improves the drilling fluid’s rheology performance, thereby making drilling fluids
containing smaller barite particles particularly well suited for downhole use.

{0058] As a non-limiting example, smaller barite particles can be prepared by
grinding AP barite or any other barite source and passing the ground barite through a sieve
or mesh screen to provide barite particles having a desired size range. For example, in some
embadiments, ground barite can be passed through a 325 mesh screen (0.045 mm) to
produce barite particles that are less than 45 microns in size. Other sizing techniques and
size ranges may be envisioned by those of ordinary skill in the art. Table 2 shows a listing
of particle size distributions in a typical ground barite that can be passed through a 325 mesh
screen (0.045 mm). Such a sized barite is available from R.E. Carroll, Inc. as “CIMBAR
#22 BARYTES”.

Table 2
% PARTICLES,
TYPICAL
SIZE RANGE 325 MESH (0.045 mm)
(MICRONS) BARITE
<1 1.80
1-4 13.70
4-8 15.00
§-12 14.25
12-16 16.25
16 - 20 ‘ 14.50
> 20 24.50
100% |

{0059] By grinding barite particles to smaller sizes, the surface area to mass ratio per
particle can be reduced. While reduced particle mass can be an advantage in the present
embodiments, Applicants believe, without being bound by theory or mechanism, that the
increase in available surface area allows for greater interaction between the surfactant and
the colloidal particles in forming a stronger associative supporting structure. This feature
complements the reduced frictional force needed to hold small barite particles suspended in
the present invert emulsion drilling fluids and results in a further reduction of the barite sag
potential.

[0060] In some embodiments, the barite particles of the present invention are
substantially spherical. Although the present invention has been described using certain

types of sized barite, one of ordinary skill in the art given the benefit of the present
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disclosure can appreciate that any barite source having an average particle size I!less than that
of API barite or any other barite source of comparable size can be used in the present
invention. | <

[0061] As used herein, the term “colloidal particles” refers to any solid particles that
are capable of being suspended in an invert emulsion drilling fluid and have at least one
dimension that is less than about 5 microns in size. The shape of the colloié‘ial particles
suitable for use in the present invention can vary without limitation and can be, ﬁor example,
rods, spheres, platelets, needles, fibers, rings, tubes, cylinders and the like. In colloidal
particles having a large aspect ratio (e.g., rods, cylinders and tubes), the diameter of the
colloidal particle can be less than 5 microns in size, whereas their length can iexceed this
value. For example, in the clay mineral sepiolite, the colloidal particles have ‘an average
length of 1 — 2 microns but a width of only about 100 nm. Colloidal particles:! containing
sepioalite are commercially available from Halliburton Energy Services in the drilling fluid
additive “TAU-MOD.” In some embodiments, the colloidal particles have an aé‘/erage size
(ds) between about 0.5 microns and about 5 microns. In other embodiments, thte colloidal
particles are less than about 2 microns in size. As another illustrative exampllé,' the clay
mineral bentonite contains colloidal particles that are less than about 2 microns iln size. In
some embodiments, the colloidal particles are nanoparticles, meaning that they hs{ve at Jeast
one dimension that is less than about 1000 nm in size. (

{0062] Colloidal particles suitable for practiciﬁg the present invention can l'be: natural
or synthetic materials. Illustrative colloidal particles can include, without limitatic%n, ground
minerals (e.g., zeolite particles, sepiolite particles, attapuigite particles, illitelpanicles,
montmorilionite particles, non-organophilic clay particles, bentonite particles, quartz
particles, calctum carbonate particles, silica flour particles, calcium hydréxidet particles,
magnesium hydroxide particles, hydroxyapatite particles, and alumoxane particlel'!s and the
like), graphite, carbon nanostructures (e.g., carbon nanotubes, fullerenes, graphene, graphite
oxide and the like), and non-carbon nanostructures (e.g., metal nanoparticl¢s, metal
nanorods, metal nanospheres, metal nanoplatelets, non-metal nanoparticles, nEon-metal
nanorods, non-metal nanospheres, non-metal nanoplatelets, metal oxide nanoparticlkts, metal
oxide nanorods, metal oxide nanospheres, metal oxide nanoplatelets, hollow micr<l?|)spheres,
and hollow nanospheres), glass spheres and particles comprising a fibrous mater'lial (e.g,
sepiolite). Applicants have found that fibrous colloidal materials, in particular, can|produce

!
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drilling fluids having good ECDs. Without being bound by theory or mechanism, it is
believed that using multiple types of colloidal particles having a range of shapes, sizes and
native surface characteristics can provide superior barite éag performance and better
rheological properties than that attainable with a single type of colloidal particle or a mixture
of colloidal particles having a narrow size distribution range. In some embodirﬁents, a
mixture of two or more different types of cotloidal particles having different average sizes

can be used in practicing the present invention. 1
[0063] In some embodiments, at least a portion of the colloidal particles cibmprise
calcium carbonate. In some of these embodiments, the calcium carbonate can Iinave an
average diameter ranging between about 1 micron and about 5 microns. In some
embodiments, the calcium carbonate has an average diameter of less than about 5 miicrons in
size. In other embodiments, the calcium carbonate has an average diameter of h‘l‘SS than
about 3 microns in size. In still other embodiments, the calcium carbonate has an average
diameter of less than about 2 microns in size. Illustrative commercial calcium carbonate
products include, for example, “BARACARB 5” and “BARACARB 30 (available from
Halliburton Energy Services in Houston, Texas), “ULTRACARB 2” (available from TBC
Brinadd in Houston, Texas) and “EXCAL 3” (available from Excalibar Minerals, LLC in
Houston, Texas).
| {0064] In some embodiments, a ratio of the size of the barite particles to the|size of
the colloidal particles is at most about 1:9. In other embodiments, the ratio of the size of the

barite particles to the size of the colloidal particles is at most about 5. In still other

embodiments, the ratio of the size of the barite particles to the size of the colloidal plartic]es
is at most about 2. |

[0065] In various embodiments, drilling fuids of the present invention can op‘tionally
contain additional additives such as, for example, fluid loss control agents, corrosion
inhibitors, gelling agents, rheology control agents or thinners (e.g., “COLDTROL,” an
alcohol derivative; “ATC,” a modified fatty acid ester; “OMC2,” an oligomeric fatty acid;
and/or “DEEP-TREAT,” a sodium sulfonate salt), viscosity enhancers (e.g., “RHEMOD L,”
a modiﬁed fatty acid; and/or “VIS-PLUS,” a carboxylic acid), temporary viscosifying agents
(e.g., “TEMPERUS,” a modified fatty acid), filtratton control additives (e.g., “ADAI%TA,” a
methylstyrene/acrylate copolymer), high temperature/high pressure control additiv%s (e.g.,

“FACTANT,” a highly concentrated tall oil derivative), emulsification additives (e.fg., “LE
l
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SUPERMUL,” a polyaminated fatty acid; and/or “LE MUL,” a blend of oxidized tall oil and
a polyaminated fatty acid). All of the aforementioned commercial products areiavailable
from Halliburton Energy Services of Houston, Texas. One of ordinary skill in the art will
recognize that a number of additional additives are known in the art and can be in‘gluded in
the drilling fluids of the present invention through routine experimentation. !

[0066] As noted . above, the associative supporting structure of the‘} present
embodiments is advantageously formed in the drilling fluid before placement of théi: drilling
fluid in a subterranean formation. Typically, the drilling fluids are formulated at a
production facility and mixed by applying a shearing force to the drilling fluid. iWithout
being bound by theory or mechanism, Applicants believe that application of the shearing
force results in formation of aqueous fluid micelles in an oleaginous fluid cdntinuou% phase,
which are stabilized by the surfactant. Still without being bound by theory or mechanism,
Applicants believe that at least a portion of the colloidal particles interact with the sullrfactant
in the micelles to form an associative supporting structure for barite particles \‘or like
weighting agent suspended in the invert emulsion. Once formed, the associative supporting
structure is vstable in the absence of a shearing force, such that the drilling fiuidsk1 of the

present invention have a reduced tendency toward barite sag. In some embodiments, the
l
1
as measured by the drilling fluid having a change in density of less than about 5% over this

. 1
time. ‘1

associative supporting structure inhibits sag of the barite particles for at least about 62 hours,

[0067] As used herein, the term “sag rate” indicates the relative velocity of weighted

. !
material that might settle in a fluid over a given unit time. According to one embodiment,
the sag rate in an invert emulsion drilling fluid can be measured by dynamic high angilc' sag

testing (DHAST). According to such embodiments, the sag rate can be determinec}l at 5

fixed shear rates: 0.35 s‘l, 1.76 s'l, 10.55 s-l, 21.09 s'l, and static (0 s). Based o!p the
DHAST sag rate profile, the invert emulsion can be classified with respect to its suitz;‘t)ility
for use in deviated wellbores. Further information regarding DHAST sag rate measurer%xents
are described in United States Patent 6,584,833, which is incorporated herein by referenice in
its entirety. \‘
{0068} In some embodiments, drilling fluids of the present invention have a sagl'l rate

of at most about 10 mmv/hr. In other embodiments, drilling fluids of the present invention
1

|
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have a sag rate of at most about 5 mmvhr. In still other embodiments, drillingﬁ‘ﬂuids of the
present invention have a sag rate of at most about 3 mm/hr, |

| {0069] As used herein, the term “yield point” refers to a parameter of t‘\he Bingham
plastic model, where yield point refers to the yield stress extrapolated to a shear “lrate of zero.
5 This extrapolation is commonly made from the highest shear rate readings at 6}\00 and 300
rpm on a Fann 35 rheometer using standard F1 springs. As used herein, “yield s{ress” refers
to the torque required to just start a fluid moving from rest in a rheometer méasurenxent.
The yield stress is also commonly extrapolated from several viscometer readings éit differing
shear rates. In some embodiments, drilling fluids of the present invention have y\ield points
10 ranging from about 2.4 to about 7.2 Pa. In rheometer measurements, the yield suéss can be
approximated by the 3 rpm reading on the standard Fann 35 rheometer. The yieldl‘-‘stres‘s can

' also be evaluated by step-down vane rheology measurement. ‘1
[0070] As used herein, the term “gel strength” refers to the shear stress mea§ured ata
low shear rate after a drilling fluid has set quiescently for a set period of time. Accli‘arding to
15 standard AP procedures, the gel strength is measured after setting for 10 second\\s and 10
minutes, although measurements at longer time intervals can also be made suc}‘} as, for
e:{ample, 30 minutes or 16 hours. The shear stress is related to the yield stressl'\ by the

following three-parameter equation: \\
| =19+ k(y)", \

20 where 1 is thé- shear stress, 1y is the yield stress, k(y) is the consistency, and n is\,‘ a real

number. As noted above, k(y) and n are fit graphically or calculated from the 600 ai‘ld 300

rpm rheometer readings. In various embodiments, drilling fluids of the éresent

‘ embodiments have gel strengths ranging from about 15 to about 35 measured after eitiller 10

or 30 minutes of quiescence. \

25 {0071] Incorporation of colloidal particles in the present drilling fluids beneﬁ“lcially
does not result in a substantial change of the high shear rheological profile of the dr\illing
fluid. As used herein, a substantial change in the rheological profile of the drilling ﬂt\"%id is
defined as a 600 rpm rheology measurement increasing by more than about 20% l"Ialﬁer
incorporation of colloidal particles. Stated another way, the incorporation of coll(\)tidal

30 particles in the present drilling fluids does not cause the drilling fluids to become ov"‘erly
viscous. Although the incorporation of colloidal particles does not substantially change!‘.!the

rheological profile of the present drilling fluids by making them become overly visc&lus,

1
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more subtle changes in the rheological profile can be realized that make them more suitable

for use in drilling applications, as discussed hereinafter. :
{0072] In some embodiments, drilling fluids of the present invention have'a a lower
high shear rheological profile (e.g., 300 — 600 rpm) than does a comparable drilling fluid
without colloidal particles. Concurrently, the drilling fluids of the present invemioéx have a
higher low shear rheological profile (e.g., 0.9 ~ 10 rpm) than does a comparable:_ dritling
flurd without colloidal particles. FIGURES 2 and 3 show rheology profiles for illﬁstrative
drifling fluds of the present invention compared to those not containing an asslgciative
supporting structure. FIGURE 2 shows the complete rheology profile from 600 rpnr‘.} to 0.9
rpm, particularly emphasizing the high shear range where the drilling fluids of the present
invention have a lower rheological profile. FIGURE 3 shows an expansion of the 10\%v shear
region of FIGURE 2, where the drilling fluids of the present invention have al\higher
theological profile. Regarding FIGURES 2 and 3, it should be noted that the drilling"I fluids
of the present invention were tested after 62 hours of static aging at 200°F (93°C), whereas
the conventional drilling fluids not containing colloidal particles were tested after only 16
hours of dynamic aging at 150°F (66°C) due to barite sag issues. Accordingly, d!lrilling
fluids of the present invention are desirably less viscous during formulation and dow"‘nhole
pumping but maintain a higher low-shear viscosity downhole for improved performance
over drilling fluids not containing colloidal particles. ‘l

{0073] To facilitate a better understanding of the present invention, the follo!;wing
examples of preferred embodiments are given. In no way should the following exampl‘.es be

read to limit, or to define, the scope of the invention. t\

\

EXAMPLES \t
[0074]) Example 1: Preparation of Drilling Fluids and Density Measurem{cnts

.
Thereof. Drilling fluid formulations were prepared in accordance with the compositions

outlined in Tables 3 - 6 and mixed through application of a shearing force. The amount"s of

colloidal particles and barite were chosen to achieve a nominal density of 14.0 1b/gal (1680
kg/m’) in a standard “ENCORE” oleaginous base fluid. Mixing was performed on 350 ‘,mL
quantities of formulated drilling fluid using 2 Multimixer Model 95B5. The indica‘.ted
amount of oleaginous bése fluid was combined with an emulsifier and mixed for 2 minutZes,
during which time lime was added. At this time, the sample was removed from the mixi\er,

\,
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and water and brine were added accordingly. Samples were then furtt:her mixed for 15
minutes, and “ADAPTA” was then added with 6 minutes of additional rhixing conducted.
Calcium carbonate was then added and mixed for 10 minutes. In t}{pe event calcium
carbonate was not added, the total mixing time was kept the same as if it had been. “TAU-
MOD” and “AQUAGEL GOLD SEAL” were then added and mixed for 1:5 minutes. In the
event these agents were not added, the total mixing time was kept the same as if they had
been. “RHEMOD-L” was then added and mixed for 15 minutes. Folloxl:}zing mixing, the
samples were sheared using a Stlverson L4RT high shear mixer equipped w“zith a square hole
screen.  Silverson shearing was performed at 7000 rpm for 15 minutes. A{‘ water bath was
maintained around the sample to keep the temperature below 150°F (66°C). !%The sample was
then hot rolled for 16 hours at 150°F (66°C) prior to testing. !1
[0075] Viscosity measurements were conducted using a Fann I\/I’;Iodel 35 direct
reading rotational viscometer. Step-down vane rheology measurements we‘ye performed on
a Brookfield DV-1I+ viscometer with an LV spring and a 4-fin vane spindlel} geometry. The
sample was preheated to 120°F (49°C) prior to testing, and 100 rpm rea(l;ings were then
measured every 30 seconds for 10 minutes before stepping -down the rotatliion rate. Each
successive rotation rate (50, 25, 12, 6, 3, 1.5, 0.5, 0.1 and 0.05 rpm) was rul'|n for 2 minutes
with readings being taken every 10 seconds. l‘
{0076} Static aging and density measurements were carried out as outlined below.
[0077] After preparation and initial characterizatibn of the drilling ﬂuicii formulations,
samples were placed in aging cells, and the samples were aged for the indicated length of

time at 200°F (93°C). Measurement of the post-aging density was conducted as follows:

1. Use a spatula to stir the top of the column in the aging cell, taking care not to
disturb the bottom; 1
2. Pour out the top section of fluid, using a spatula to assist in|removal, and

leaving the bottom 1%4” (3.8 cm) of fluid undisturbed; \t
3. Stir the remaining fluid to homogenize, and then pour the fluid til) Y%” from the
top lip of a calibrated pressurized balance; |

4. Close the pressurized balance and tighten the lid screw until mud emerges

l
l

3. Depress the lid onto the scale the rest of the way using the plunger and fully

from the top valve;

tighten the screw;

uq
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6. Fill the plunger with 2 - 3” (5.1 - 7.6 cm) of mud from the cell and co%npress
into the chamber; and l
7. Weigh the entire scale and back calculate the density of the tluid in the ilaottom
of the aging cell. , \
[0078] The drilling fluid formulations exemplified in Tables 3 - 6 were pr%:pared
from a standard “ENCORE” driiling fluid base that is available from Halliburton Energy
Services. This drilling fluid utilizes a mixture of internal olefins as the oleaginous fluid
continuous phase. In addition to the internal olefin continuous phase, the "‘ENC&ORE”
drilling fluid further contains “LE SUPERMUL,” “RHEMOD-L” and “ADAPTA.”i “LE
SUPERMUL,” a polyaminated fatty acid, is a surfactant. “RHEMOD-L,” a modiﬁen\\l fatty
acid, is a viscosity enhancer that further helps to increase the low shear rheological
properties of the drilling fluid. “ADAPTA,” a co-polymer particulate material, is a ﬁltlration
control additive that provides thin, low solids filter cakes. 11
[0079] In addition to the standard components of “ENCORE,” various col‘loidal
particles were added to prepare the present drilling fluid formulations. “BARACAREB 5”
and “BARACARB 50” are ground marble compositions, having ds, sizes of 5 microné and

50 microns, respectively. “ULTRACARB 2” is a sized calcium carbonate material hav%ng a

dso of 2 microns. “EXCAL 3” is a sized calcium carbonate material having a dsgitof 3
microns. “AQUAGEL GOLD SEAL™ is a bentonite material that is available llfrom
Halliburton Energy Services. “TAU-MOD?is an amorphous/fibrous material that is
available from Halliburton Energy Services. “TAU-MOD" contains the fibrous clay miheral
sepiolite. 0il Company Materials Association (OCMA) clay was added to some otl" the
drilling fluid formulations to simulate the accumulation of drill cuttings in & drilling
aperation. ll
[0080] Various barite sources were used in preparing the present drilling fluid
formulations. Unless indicated otherwise, API barite was used. #325 barite refers to bilirite
having a particle size of 45 microns or less. Unless indicated otherwise, #325 barite refers
to “CIMBAR #22 BARYTES.” |
[0081] Table 3 shows initial drilling fluid formulations tested, both before and a{ﬁer
static aging at 200°F (93°C). An initial formulation (formulation 27) without added calcium
carbonate particles was unstable upon extended aging, as evidenced by a significant den%iw

change occurring over 16 hours of aging, which is indicative of barite sag. Further density
l
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change occurred in this formulation when the aging period was extended to 62 hours.

Formulations 28, 33 and 39 showed increased density stability upon the incorporation of
calcium carbonate particles. Although these formulations had fllcceptably small density

changes at 16 hours, a significant change in density was observi‘?d at 62 hours aging in .
5 formulation 33.
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Table 3
Fluid Formufations § 27 | 274 | 278 28 | 28a § 33A | 33B | 33C ! 39 | 39A
Base oil, bbl (liters) 0.5536 (88.02) 0.5133 (81.61) 0.5004 (79.56) 10.5376 (85.47)
OWR 30/20 75025 75125 §0/20
e SUP&};"‘UL' b 15 (5.0) 11(5.0) 15 (6.8) CG0)
Lime, b (kg) 2(0.9) 2(0.39) 7(0.9) 2(0.9)
Water, bbl (liters) 0.0839 (13.34) 0.1042 (16.57) 0.1042 (16.57) 0.0816 (12.97)
L“C'Eﬁ?;::;’ bbl 0.0757 (12.04) 0.0940 (14.94) 0.0939 (14.93) 10,0736 (11.70)
ADAPTA, 1b (kg) 2(0.9) 2(0.9) 2(09) 3 (0.9)
AP Barite, Ib (kg) 336.0 (136.9) 3245 (1472) 3235 (146.7) 3123 (14L7)
BAR‘“‘%(’;{B S - 10(4.5) 10(4.5) | 1045)
e : 104.5) 10(4.5) 104.5)
TAU-MOD, b (kg) 6.1 2(1.8) 108 500
OCMA clay, Ib (kg) : 5 3 20 (9.1)
RHEMOD L, Ib (kg) 1(0.5) 1(05) 105 1(0.3)
Sheared, min 15 15 | 15 5 ] 15 5 [ 15 1 15 L5 150
Static Age, hrat J
2005E (03°6) 16 | 62 16 6 | & | | 16
Dial Reading al 150°F (66°C) |
§00 pm 58 ] 35 | 565 ] 70 | 65 | 6 | 68 | 58 | 75 | 72
300 tpm 34 | 3251 25 § @2 | 42 | 405 | 40 | 30 | 45 | 47
200 pm I T T e e T T I T
180 pm A 0a i 035, s e D0 =) 37 | M
100 rpm 16 T IR By B T T
90 rpm 15 | 145 | 155 0 21 ] 19 | 22 1 20| 13| 26 | 24
80 pm 13 I A S T O P I T T T
30 pm 10 9 10 R SV e A e T 16
6 oo 7 6 7 3 g 9 R 7 T i
3 rpm 7 S R R B T e ) 1
1.8 pm 6 5 6 TE NG 7.5 6 3 1 11
0.9 pm 6.5 5 | 6 &6 | 6 s 5 3 12 10
SUMMARY DATA
Plastic viscosity. <P | 24 | 225 | 24 | 28 | 23 | 285 | 28 [-28 | 30 | 25
Yield point, 16/100 | 10 10 ¢ 85l a0l 5| 2
o (Pa) @) | @)t wntenlenlenlenleylanl qos
10 Sec gef, 1b/100 f° 5 10 8.5 12 8 | 10 8 18
(Pa) 0Dl wo fwun el e i@ wy eyl e | BT
10 Min gel, /100 | 43 | 295 | 24 { 32 | 30 | 26 | 27 | 26 | 34 | 3
2 (Pa) 206) | a0 b s § 053 o 2 | e lasa | s
30 Mingel, /100 | 50 | 35 | 4 f 38 | 35 J 31 | 29 [ 28 f 39 | 36
8? (Pa) @3.9) | q68) t con d s | aepl gay) | s gz fasn | o
Blectrical sebilth | 1280 | 1350 § 1200 § 060 | 091 { 925 | 1049 | 767 | 1345 | 1602
Volume Top Oil, A 13 6 3 14 ' \
mL
Bottom Mud -
B 143 | 1533 14.25 13.9¢ | 15.05 |14
INITIAL Sample
e 140 | 140 14.0 140 | 143 142
Density change, 0.30 1.18 0.25 0.75 ! 4
Ib/gal (kg/m’) 36) { (14D 30) " | oo £86)
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{0082] FIGURE 4 shows an illustrative step-down vane rheology plot for fonﬁula’tion

33 without static aging. |
[0083] From these initial formulations, a partially optimized baseline fonni;lation
was identified and tested for further optimization with different types of colloidal parllticles.
5 Formulation and testing data for the partially optimized formulation (formulation 52) is set
forth in Table 4. The OWR was held constant at 77/23 for the partially optii_nized
formulations. As shown in Table 4, this formulation did experience some density cf;ange
upon 62 houss of aging.  Substitution of “ULTRACARB 27 for “BARACARB 'IS" in
formulation 52 produced formulatibn 60, which displayed a greater than 5-fold improvement
10 in density change stability over 62 hours of static aging. Formulation 60 also had supl'crior

low shear rheology compared to formulation 52.
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Table 4 _
Fluid Formulations 52 S2A 60 60A
Base oil, bbl (liters) 0.5193 (82.56) 0.5067 (80.56)
OWR 71723 23 |
LE SUPERMUL, 1b (kg) 14 (6.4) 14 (6.4)
Lime, Ib (kg) 4(1.8) 4(1.8) |
Water, bbl (liters) 0.0960 (15.26) 0.0950 (15.10)
CaCl, Brine, bbl (liters) 0.0866 (13.77) 0.0854 (13.53)
ADAPTA, Ib (kg) 2(0.9) 2(0.9) |
API Barite, 1b (kg) 330.0 (149.7) 330.3 (149.8) |
BARACARB 5, Ib (kg) 10 (4.5) -
Ultracarb 2, Ib (kg) - 10 (4.5)
TAU-MOD, b (kg) 4(1.8) 4(1.8)
Bentonite, 1b (kg) 4 (1.8) 4(1.8)
RHEMOD L, Ib (kg) 1(0.5) 1 (0.5)
Sheared, min 15 15 15 15|
Static Age, br at 200°F 62
(93°C) 62
Dial Reading at 150°F (66°C) 5
600 rpm 66 60 75 69.5)
300 rpm 42 34 49 42
200 rpm 33 27 38 33.5/
180 rpm 31 26 335 32
100 rpm 22 13 26 235
90 rpm 21 17 24 22.5]
60 rpm 17.5 14 20 19 |
30 rpm 13 11 16 15
6 rpm 9 7, 10 10 |
3 rpm 8 6 9 9.5 |
1.8 rpm 7 5:5 9 3.5 |
0.9 rpm ¥ 5 8 8
SUMMARY DATA .
Plastic viscosity, cP 24 26 26 27
Yield point, 1b/100 fi" (Pa) | 18 (8.6) 8§(3.8) 23(1L.0)| 15(7.2)
10 Sec gel, 1b/100 fi* (Pa) { 10 (4.8) 8 (3.8) 13 (6.2) 12 (3.7)
10 Min gel, Ib/100 f° (Pa) §26 (12.4) | 23 (11.0) |31(14.8)] 28(13.4)
30 Min gel, Ib/100 i (Pa) | 39 (18.7) | 27(12.9) [36(172)] 32(15.3)
Electrical stability, V 987 1169 971 1254 |
Volume Top Oil, mL 7 6.5
Bottom Mud Density 14.70 14.47 |
INITJAL Sample Density 14.00 14.3 |
Density change, Ib/gal
(kg/mﬁ 0.70 (2.00) 0.17(0.49)
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[0084) FIGURE 5 shows an illustrative step-down vane rheology plot for fom}ula'\gion
60 as initially prepared and after 62 hours of static aging at 200°F (93°C). This resulit

indicates that an associative supporting structure was formed in this drilling fluid and

maintained over the static aging period. .

{0085] Formulation and testing data for formulations having different sizes of ba%ite
particles is shown in Table 5. Substitution of the API barite in formulation 73 with
“CIMBAR #22 BARYTES” in formutfation 74 provided samples having comparable denslity
stability and rheological behavior. Substitution of “EXCAL 3” for “ULTRACARB |,2”
produced similar results to those of formulations 73 and 74 (data not shown). Since the h';w
shear rheological behavior of formulations 73 and 74 were approximately the same, tl}e

smaller barite particles are capable of providing comparable downhole performance.
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Table § |
Fluid Formulations 73| 73A 74 T4A
Base oil, bbl (liters) 0.5041 (30.15) 0.4987 (79.29)
OWR 77123 77123
LE SUPERMUL, Ib (kg) 16 (7.3) 16 (7.3)
Lime, Ib (kg) 4(1.8) 4(1.8)
Water, bbl (liters) 0.0945 (15.02) 0.0936 (14.88)
CaCl, Brine, bbl (liters) 0.0852 (13.55) 0.0844 (13.42)
ADAPTA, b (kg) 2 (0.9) 2 (0.9)
#325 Barite, Ib (kg) 353.6 (160.4) -
API Barite, b (kg) - 355.9(161.4)
Excal 3, Ib (kg) 10 (4.5) 10 (4.5)
TAU-MOD, Ib (kg) 4 (1.8) 4 (1.8)
AQUAGEL GOLD SEAL, 1b (kg) 4 (1.8) 4(1.8)
RHEMOD L, tb (kg) 1(0.5) 1(0.5)
Sheared, min 15 135 15 ' 15
Static Age, hr at 200°F (93°C) 62 62
Dial Reading at 150°F (66°C) -
600 rpm 62.5 62 68 |65
300 rpm 40 37 43.5 |40
200 rpm 32 34.5 34.5 | 305
180 rpm 32 28.5 34.5 .. 29,5
100 rpm 22.5 21 24 | 21
90 pm 22.5 20.5 24 |20
60 rpm 18.5 17 23 | 16.5
30 rpm 14.5 13.5 18.5 | 12
6 rpmi g 9 ] .8
3 rpm 8 8 9 Vs T
1.8 rpm 7.5 75 8.5 | 6.5
0.9 rpm 7 7 8 | 6
SUMMARY DATA
Plastic viscosity, ¢P 225 25 24.5 |25
Yield point, Ib/100 f* (Pa) 175084 1 12(5.7y § 19(9.1) 15 (7.2)
10 Sec gel, 1b/100 R (Pa) 10(4.8) | 11(5.3) { 11.5(5.5)} 19(9.1)
10 Min gel, 1b/100 £t (Pa) 19(9.1) 124 (11.5)¢ 21 (10.1) § 22(10.5)
30 Min gel, 1b/100 ft* (Pa) 18 (8.6) {24 (11.5¢ 22(10.5) § 24.5(11.7)
Electrical stability, V 1523 1080 1397 1250
Volume Top Oil, mL 5 6
Bottom Mud Density 15.28 15.07
INITIAL Sample Density 14.79 14,72
Density change, lb/gal (ke/m’) 0.49 (59) 0.35 (42)
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{0086} FIGURE 6 shows an illustrative step-down vane rheology plot for formutatlinn

73 after 62 hours of static aging at 200°F (93°C). |
{0087] Additional optimization was conducted on the formulations having smaller
barite particles. Formulation and testing data for samples containing smaller barite particles
5 is summarized in Table 6. As shown in Table §, further improvement in the long—telrm
density stability was achieved in formulations 52, 57 and 57°. Formulations 57 and 57’ are

duplicate samples demonstrating that the density stabilization and rheology enhancement
were highly reproducible effects.

10
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Table 6 |
Fluid Formulations 54 | 54A STETNESTA [T Ll 57A°
Base oil, bbl (liters) (.5280 (83.94) 0.5198 (82.64)
QWR 71123 77123
LE SUPERMUL, Ib (kg) 14 (6.4) 14 (6.4)
Lime, Ib (kg) 1(1.8) 4(L.8)
Water, bbl (liters) 0.0975 (15.50) 0.09753(15.47) i
CaCl, Brine, bbl (liters) 0.0879(13.97) 0.08776 (13.952)
ADAPTA, 1b (kg) 2(0.9) 2(0.9)
#325 Barite, Ib (ko) 325.5 (147.6) 324.65 (147.26)
BARACARB 3, Ib (kg) 10 (4.5) 10 (4.5)
TAU-MOD, tb (kg) 4(1.8) 6(2.7)
AQUAGEL GOLD SEAL, b
(kg) 4(1.3) 4(1.3) |
RHEMOD L, Ib (kg) 1(0.5) 1(0.5)
Sheared, min 15 15 15 15 15 15
Static Age, hr at 200°F (93°C) - 62 - 62 - 62
Diai Reading at 150°F (66°C)
600 rpm 56 7 64 54 59 | s6
300 rpm 36 36 41 34 38 34.5
200 rpm 28 29 32 27 30 | 26.5
180 rpm 28 28 30 ° 25 29 26
100 rpm 20 20 22 18 20 | 18:5
80 rpm 24 20 21 18 19.5 | 18
60 rpm 17 17 18 15 16 14.5
30 rpm 1D 13 13 12 13 L 1145
6 rpm 9 9 9 7 8 §
3 mpm 8 8.5 8 7 7 [ 57
1.8 rpm 7 7.5 7 7 6.5 6.5
0.9 rpm 6 7 7 6 6 6
SUMMARY DATA
Plastic viscosity, cP 20 21 23 20 21 | 21.5
Yield point, 1/100 € (Pa) | 16(7.7) | 15(3.2) § 18(3.6) | 467N | 1738.1) | 13(6.2)
10 Sec gel, 1b/100 ft? (Pa) 10 (4.8) 11(5.3) 11(53) 11(5.3) 9 (4.3) 9.5 (4.55)
10 Min gel, 1b/100 ' (Pa) 21(10.1) | 21 (10.1) § 24(11.5) | 29(13.9) 18 (8.6) 22 (10.5)
; ) 23.5
30 Min gel, Ib7100 & (Pa) 4 oy 10.5) | (1125) § 28030 [ 34063 | 19001 | 28(13.4)
Electrical stability, V 1127 1086 1227 1581 1282 1185
Volume Top Qil, mL 12 0 "5
Bottom Mud Density 14.9 14.5 144
INITIAL Sample Density 14.7 14.1 14.1
Density change, Ib/gal (kg/m”) 0.20 (24) 0.40 (48) 0,30 (36)
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[0088] Attempts to replace the “TAU-MOD” and “AQUAGEL GOLD SEAL” of
formulations 54 and 57 with increased amounts of “ULTRACARB 2” in formulations 66 —
70 failed to achieve adequate rhealogical properties. Formulation and testf_ng data for these
samples is shown in Table 7. Density stability testing was not conducted fpr these samples

5 due to their failure to achieve acceptable rheological properties.

Table 7 .
Fluid Formulations e e e T | 70
Base oil, bbl (liters) 0.5193 (82.56) | 0.5139 (81.70)
OWR 77123 ol ) 77123
LE SUPERMUL, Ib (kg) 14 | 4
Lime, Ib (kg) 4 _ 4
Water, bbl (liters) 0.0960 (15.26) 10.0951 (15.12)
CaCl, Brine, bbi (liters) 0.0866 (13.77) 10.0858 (13.64)
ADAPTA, b (kg) - - -
#22 Barytes, Ib (kg) - ' F
BARACARB 5, Ib (ka) 18 (8.2) - - - . -
Ultracarb 2, Ib (kg) : 18(82) | 16(1.3) 5 | 36(16.3)
Silica Flour, {b (kg) : - - 16(7.3) | | -
TAU-MQD, Ib (kg) - - 2(0.9) 2(0.9) ' -
AQUAGEL GOLD SEAL, tb 8 % : G '. 1
(kp) -
ADAPTA, 1b (ko) 2(0.9) 2(0.9)
Barite, 1b (ka) 330.0 (149.7) 314.3(142.6)
RHEMOD L, Ib (k&) 1 (0.3) 1{0.5) 1(0.5) 1 (0.5) | 10.5)
Sheared, min 15 {5 i5 13 [E5215
Static Age, hr 200°F (93°C) - - - - ' -
Dial Reading at 150°F(656°C)
600 rpm 49 50 53 53 | 525
300 rpm 30 30.5 38.5 33 | 335
200 rpm 24 26 26 26 | 24.5
180 rppm 24 25 24.5 26 | 24
100 rpin 16 16.5 17.5 17 | 16.5
90 tpm 16 16 17 16 | 16
60 rpm 13 13 13.5 13 13
30 rpm 9 8.5 10 10 [ 95
6 rpm S 5 6 6 |55
3 rpm 4 4 5 4 | 4
1.8 rpm 4 35 4.5 4 | 34
0.9 tpm 3 2.5 4 3 13
SUMMARY DATA .

Plastic viscosity, cP 19 19.5 19.5 20 19
Yield point, Ib/100 ft* (Pa) 11(53) | 11(53) 19 (9.1) 13 (6.2) 14.5 (6.94)
10 Sec gel, 1b/100 & (Pa) 6(2.9) 5(2.4) 6.5 (3.11) 7(3.4) 5.5 (2.63)
10 Min gel, b/100 ft* (Pa) 8(3.8) | 65(3.1) { 155(742) | 17(8.1) 7(3.4)
30 Min gel, 16/100 &’ (Pa) 8(3.8) { 653.1) | 18.5(8.86) | 19(9.1) 7(3.49)
Electrical stability, V 078 935 075 0928 051

24
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[0089) Example 2: Pilot Scale Formulation and Shearing of Formulation 52.

Formulation 52 was prepared at a pilot scale (300 bbls [43000 liters]) using bit jets having a

shear force of 2000+ psi'(14 MPa) applied from a HT-400 pump. Testing 'plata for the pilot

scale formulation is summarized in Table 8. The density stability and rheological properties

5 were similar to those prepared under laboratory conditions (see Table 4). F;_:ll' the pilot scale

samples, measurements made at the plant and later during laboratory testing revealed similar

rheological properties, with the exception that gel strengths were approximately {0 units

Jower in value when measured in the laboratory presumably. This behavior is presumably

due to the time lag between shearing and measurement. Data at 120°F| (49°C) is also

10 presented for comparison.

Table 8§
52 52 52 52
Fluid Formulations (lab (plant (lab (plant
measurement) { measurement) § measurement) | measurement)
Mix time, min 10 - 10 -
Temperature, °F (°C) 120 (49) 120 (49) 150 (66) 150 (66)
DIAL READINGS
600 rpm 83 96 71 82
300 rpm 54 62 48 54
200 rpm 43 50 39 43
180 rpm 42 - 38 -
100 rpm 31 36 28 31
80 rpm 30 - 27 -
60 rpm 27 - 24 -
30 rpm 21 - 19 -
6 rpm 15 12 13 i 14
3 rpm 14 11 12 -
1.8 ;pm 14 - 10 ' -
0.9 rpm 13 - 9 ' -
Plastic viscosity, cP 29 34 23 ' 28
Yield point, /100 £ (Pa) | 25 (12.0) 28 (13.4) 25(12.0) | | 26(12.4)
10 Sec gel, 16/100 A% (Pa) 17(8.1) 23(11.0) 13 (6.2) T 13(6.2)
10 Min gel, 1b/100 fi* (Pa) 28 (13.4) 36 (17.2) 21 (10.1) 30 (14.4)
30 Min gel, 16/100 f* (P} | 29 (13.9) 38 (13.2) 19 (9.1) 133(15.8)
Electrical stability, V z - 997 | -

[0090] Table 9 summarizes the density stability and rheological testing data for pilot

scale formulation 52 after 62 hours of static aging at 200°F (93°C). Values in Table 9 are

15 laboratory measurements for the pilot scale-sheared samples.

130
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Table 9
DIAL READING AT 150°F (66°C)
Static age, hr at 200°F (93°C) 0 Sa6D
600 rpm 71 72
300 rpm 48 47
200 rpm 39 Bilis
180 rpm 38 36
100 rpm 28 27
90 rpm 27 26.5
60 mpm 24 23 ,
30 rpm 19 18 :
6 rpm 13 12
3 tpm 12 10.5
1.8 rpm 10 10
0.9 rpm 9 9
Plastic viscosity, ¢P 23 25

Yield point, [b/100 fi° (Pa) 25(12.0) | 22(10.5)

10 Sec gel, 1b/100 fiZ (Pa) 13(62) | 12(51

10 Min gel, 1b/10Q & (Pa) 21 (16.1) 20 (9.6)

30 Min gel, 1b/100 f* (Pa) 19090) | 21(10.) |-
Electrical stability, V 997 855
Volume Top Oil, mL 7
Bottom Mud Density 14.64

Initial Sample Density 14.1
Density change, 1b/gal (kg/m’) 0.54 (65)

[0091] FIGURE 7 shows an illustrative step-down vane rheology plot for pilot sc:ale-I
sheared formulation 52 after 62 hours of static aging at 200°F (93°C). Comparative data is
also shown for a modification of formulation 52, having an additional 4 lbs (1.8 kg). “LE
SUPERMUL” included. In this case, the inclusion of the additional “LE SUPERMUL®
resulted in a reduction in the rheological profile. :

[0092) Example 3: Rheology Comparison Between “ACCOLADE”-Based and
“ENCORE”-Based Drilling Fluids. Drilling fluids based on standard “ENCORE” and

“*ACCOLADE” base oils as the oleaginous phase were formulated as exemplified in Table|
|
10.

)\
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Table 10 ’
Fluid Formulations l 6 34 3dA 335 35A
ACCOLADE Base oil, bbl | 0.4809 0.5116 3 : 0.5088 0.5088
(liters) (16.46) (81.349) (80.89) (80.89)
ENCORE Base oil, bbt : g 0.5083 1 0.5083(30 - I
liters) (80.81) 81
OWR 70/30 75125 75125 75125 75125 75(25
LESUPERMUL, b(kg) | 11(5.0) § 115.0) | 15(68) | 1568 | 15(6.8) | 15(6.8)
Lime, b {kg) 2(0.9) 2(0.9) 2(0.9) 2(0.9) 2(0.9) 2(0.9)

01261 | 0039 | 01057 | 01057 | 0.1058 | 0.1058
2005 § 650 | aesn | aesoy | aesy | 62
: . 01138 | 00937 | 00953 | 00953 | 00954 | 00054
CaCl; Brine, bbl (fiters) } yo ooy | qaony | astsy | asasy | gsan b oashy
ADAPTA, b (k) 209 1 209 1 209 1 209 1 209 | 209
R 5170 | 3140 | 3405 5403 375 337.5
APLBarite, 1 (ke) a38) | aaza 1 aseny | assey | assn | oasan
BARACARB 5,100 [ 1065 | 10@s) 3 3 z 3
BARACARE 50, Ib (k) | 10(35) | 10(a5) : : : ]

Water, bbl (liters)

AQUAGEL GOLD SEAL, _
bke) , 12 (3:4) : : ; 1
TAU-MOD, ib (k&) z z T8 | 208 | 08 | 08
OCMA clay, b (kg) : ; ; 20(9.1) z 20 (9.1)
RHEMOD L, 1b (kg) 105 § 105 | 105 1 105 | 705 | 105
STATI(32 AGE Fir AT : : : = 3 y
Sheared, min 15 15 15 15 15 15
Dial Reading at 130°F (66°C) .
600 rpm 79 78.5 68 785 79 50
300 rpm 5 2935 20 48 49 58
200 pm 45 3 3.5 4 10 i
180 rpr 24 a1 3 385 40 375
100 rpm 34 31 225 7 28 34
50 rprm 32 295 21 37 275 ER)
§0 pm 27 345 7.5 33 2 228
30 tpm 31 19 3.5 175 B 63
6 pm 12 2 9 1 it 3
3 pm 5 105 83 10 10 2
1.8 pm 3 5 6.5 5 ] i
09 rpn § 75 5 85 1. 83 10.5
SUMMARY DATA |
Plastic viscosity, cP 27 29 28 30.5 30 32
Yield point, /b/100 % (Pa) § 25 (12.0) éf’ég) 12(5.7) (;_73";} 199.0) | 26(124)
10 Secgel, Ib/100 8% (Pa) | 10(4.8) | 10(48) | 10(4.8) (;ﬂg) (5[,15'::) (%g)
10 Mingel, 01100 82 ) § 1467 | 18¢86) | 26024) f 20019 | 27029) | 353
30 Min gel, /100 &2 (Pa) § 10(4.8) | 2009.6) | 320153) | 27(12.9) (1352%) 27(12.9)

Electrical stability, V 448 555 950 1410 1060 1250
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As noted above, the “ENCORE” drilling fluid base oil is a mixture of in&emal olefins. In
contrast the “ACCOLADE” drilling fluid base oil is an ester and isomeri"l_‘zed olefin blend
that has a higher density and greater kinematic viscosity than does “ENCORE.” As shown
in the Summary Data for Table 10, drilling fluid formulations 1 and 6 not containing
5 colloidal particles had relatively poor rheology profiles even before static iaging at 200°F.
“ENCORE"-based drilling fluid formulation 34 had a good rheology proﬁle as initially
formulated. The rheology profile increased after 16 hours of static aging. “ACCOLADE”-
based drilling fluid fonﬁulation 35 had a comparable initial rheology profile té that of static-
aged “ENCORE"-based drilling fluid formulation 34 after 16 hours of static aging. An even
10 higher rheology profile was observed after 16 hours of static aging. It shouldl‘-% be noted that
static aged samples 34A and 35A both contained 20 Ibs/bbl (57 kg/m?) OMCA clay to

simulate the accumulation of drill cutting solids during a drilling operation. ‘
[0093] FIGURE 8 shows an illustrative rheology plot comparing the Il'iperformance
of a representative drilling fluid formulated from an “ENCORE” base oil‘\\versus that
15 formulated from an “ACCOLADE” base oil.  The results of this Example indicate that
ENCORE”-based fluids are capable of offering lower ECDs even after incorpé?rating drifl

cutting solids from a drilling operation. \

{0094] Therefore, the present invention is weil adapted to attain the)ends and
advantages mentioned as well as those that are inherent therein. The l":\particular
20 embodiments disclosed above are illustrative only, as the present invention may béa modified
and practiced in different but equivalent manners apparent to those skilled in the 211‘11 having
the benefit of the teachings herein. Furthermore, no limitations are intended to the I"\details of
construction or design hercin shown, other than as described in the claims belo"yv. It is
therefore evident that the particular illustrative embodiments disclosed above sx,lmay be
25 altered, combined, or modified and alf such variations are considered within the sc"ppe and
spirit of the present invention. While compositions and methods are described in t"t;rms of
“comprising,” “containing,” or “including” various components or steps, the comp‘oisitions
and methods can also “consist essentially of” or “consist of” the various componer‘its and
steps. All numbers and ranges disclosed above may vary by some amount. Whenever a
30 numerical range with a lower limit and an upper limit is disclosed, any number an\‘d any
included range falling within the range is specifically disclosed. In particular, every \lrange
of values (of the form, “from about a to about b,” or, equivalently, “from approximatelg'\f ato
\
|
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b,” or, equivalently, “from approximately a-b”) disclosed herein is to be unde?stood to set

forth every number and range encompassed within the broader range of values. Also, the

terms in the claims have their plain, ordinary meaning unless otherwise explicitly and

clearly defined by the patentee. Moreover, the indefinite articles “a” or “an,” as used in the
5 claims, are defined herein to mean one or more than one of the element that it introduces. If
there is any conflict in the usages of a word or tenn in this specification and one or more

patent or other documents that may be incorporated herein by reference, the definitions that
are consistent with this specification should be adopted. |
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CLAIMS:
1. |

A method comprising:

providing a drilling fluid that comprises: !

an invert emulsion, the invert emulsion comprising an ¢leaginous fluid

continuous phase, an aqueous fluid internal phase, and a surfactant;

|
)

a weighting agent; and
a plurality of colloidal particles; :

wherein at least a poftion of the plurality of C-olll}oidal particles

interact with the surfactant to form an associative supporting structul‘ye that inhibits
sag of the weighting agent; and ,

placing the drilling fluid in a subterranean formation vi"ia a wellbore

penetrating the subterranean formation. ' |

A method according to claim 1, wherein the weighting agent comprises barite
particles.

A method according to claim 2, wherein the barite particles are less tllhan about 45

microns in size. i

|
A method according to any preceding claim, wherein the colloidal pax‘ticles have an

average size between about 0.5 microns and about S microns. II‘;
A method according to any one of claims 1 to 4, wherein the colloidal “particles are

less than about 2 microns in size. "1

A method according to any preceding claiml, wherein the drilling fluid has a density
that changes by less than about 5% over at least about 62 hours of static aéing.

A method according to any preceding claim, wherein the plurality %)f colloidal
particles comprise at least one type of colloidal particle selected fronli% the group
consisting of a ground mineral, a zeolite particle, a sepiolite particle, an' attapulgite
particle, an illite particle, a montmorillonite particle, a non-organophilic cl’;ay particle,
a bentonite particle, a quartz particle, a calcium carbonate particle, a \§i1ica flour
particle, a calcium hydroxide particle, a magnesium hydroxide pll;rticle, an
alumoxane particle, a carbon nanotube, a fullerene, graphite, a graphené, graphite
oxide, a particle comprising a fibrous material, a metal nanoparticle, a meta"ll nanorod,

a metal nanosphere, a metal nanoplatelet, a non-metal nanoparticle, a pon-metal

(35
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39 |
nanorod, a non-metal nanosphere, a non-metal nanoplatelet, a metal oxide
nanoparticle, a metal oxide nanorod, a metal oxide nanosphere, a mei‘,al oxide
nanoplatelet, a hollow microsphere, a hollow nanosphere, a glass sph"iere, and

combinations thereof. !

A method according to any preceding claim, wherein at least a portioxlgl of the
|

plurality of colloidal particles comprises calcium carbonate. i

© A method according to any preceding claim, wherein the weighting agent co“mprises
at least one weighting agent selected from the group consisting of h';ematite,
magnetite, iron oxides, illmenite, siderite, celestite, dolomite, olivine, :‘calcite,
magnesium oxides, magnesium tetraoxide, halites, calcium carbonate, and stf‘ontium

sulfate. |

A method comprising: l

providing a drilling fluid that is free of organophilic clays and comprise";s:

an invert emulsion, the invert emulsion comprising an oleaginous fluid
|

. g |
continuous phase, an aqueous fluid internal phase, and a surfactant; |

barite particles having a size of at most about 45 microns; and

a plurality of colloidal paﬂiclés; ‘\

wherein the drilling fluid has a density that changes by Ieés than

about 5% over at least about 62 hours of static aging;: and

drilling a wellbore in a subterranean formation using the drilling fluid. |

|
|

A method according to claim 10, wherein at least a portion of the plurali‘_lty of

colloidal particles comprises calcium carbonate. ll

A method according to claim 10 or 11, wherein the drilling fluid has a sag rate'lof at
most about 5 mm/hr.

|
A method comprising: l;l
providing a drilling fluid that is free of organophilic clays and comprises:’l1

| I3
an invert emulsion, the invert emulsion comprising an oleaginous fluid

continuous phase, an aqueous fluid internal phase, and a surfactant; i

barite particles having a size of at most about 45 microns; and
a plurality of colloidal particles;

wherein at least a portion of the plurality of the colloidal

|
|
i
|
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particles interact with the surfactant to form an associative supporting structure that
inhibits sag of the barite particles; and |

drilling a wellbore in a subterranean formation using the drilling ﬂmd
14. A method acc'ording to claim 13, wherein the drilling fluid has a density th"a_lt changes
by less than about 5% over at least about 62 hours of static aging. ‘.
15. A method according to claim 13 or 14, wherein at least a portion of the pfprality of
colloidal particles comprises calcium carbonate, |

16. A method according to claim 13, 14 or 15, wherein the drilling fluid has a sa"_lg rate of

at most about 5 mm/hr.
10 17.  Anorganophilic clay-free drilling fluid comprising:
an oleaginous fluid continuous phase;
an aqueous fluid internal phase; '.
a surfactant; l\‘
barite particles; and |
15 a plurality of colloidal particles; i‘l
wherein the drilling fluid has a density that changes by less than"‘:l about
3% over at least about 62 hours of static aging. .
18, An organophilic clay-free drilling fluid according to claim 17, wherein the dx%illing

fluid has a sag rate of at most about 5 mmvhr.

20 19.  An organophilic clay-free drilling fluid according to claim 17 or 18, wherein at ;{lcast

a portian of the plurality of colloidal particles comprises calcium carbonate. '*.
20.  An organophilic clay-free drilling fluid according to claim 17, 18 or 19, wherein the

barite particles are less than about 45 microns in size.

21, An organophilic clay-free drilling fluid comprising:

25 an oleaginous fluid continuous phase;
|
an aqueous fluid internal phase;

|
a surfactant; "
a weighting agent; and J'\‘
a plurality of colloidal particles; '

\

wherein at least a portion of the plurality of colloidal particles intera:‘ct

|
|
l
|
!
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with the surfactant to form an associative supporting structure that inhibits sag of the
weighting agent. |

An organophilic clay-free drilling fluid according to claim 21, wherein at least a
portion of the plurality of colloidal particles comprises calcium carbonate. !
An organophilic clay-free drilling fluid according to claim 21 or 22, wherein the

weighting agent comprises barite particles that are less than about 43 microns in size.

15%
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