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GLOSARIO

AMBIENTE DE DEPOSITACION: tipo de superficie donde se acumulan los
sedimentos que dan lugar a las rocas. Tienen caracteristicas propias que los
diferencian de los demas tipos de ambientes. Pueden ser continentales, marinos o
de transicion.

ANION: es un ion (sea una molécula o &tomo) de un elemento o compuesto, que
se encuentra cargado negativamente, es decir, que ha ganado electrones. Se
caracteriza por tener un estado de oxidacién negativo.

AGUA DE FORMACION: En el porcentaje de agua que queddé naturalmente
atrapada en los poros de la roca, durante el proceso diagenético de los sedimentos
que conforman el cuerpo rocoso.

CANALES ESTUARIOS: cuerpos sedimentarios depositados en las
desembocaduras fluviales, donde el rio y el mar se encuentran.

CATION: es un ion (sea una molécula o &tomo) de un elemento o compuesto, que
se encuentra con una carga positiva, es decir, que ha cedido electrones. Se
caracterizan por tener un estado de oxidacion positivo.

CONCORDANCIA: serie de estratos que representan un periodo de sedimentacion
continuo, donde existe paralelismo entre las unidades infra y suprayacentes.

DISCORDANCIA: discontinuidad estratigrafica en la que existe interrupcion en la
depositacion de las unidades y, no hay paralelismo entre los materiales infra y
suprayacente.

EMULSION: es una mezcla heterogénea de dos o mas liquidos que, al entrar en
contacto, no se disuelven entre si (como es el caso del agua y el crudo).

ESTRATIGRAFIA: es una rama de la geologia que estudia la historia, la
composicion, las edades relativas y la distribucidon e interpretacion de los estratos
gue conforman el subsuelo.

FLUVIAL: ambiente de depositacién ubicado en un canal o cauce de rio. Su energia
proviene del flujo de la corriente y posee materiales con tamafios que van desde
blogues hasta arcillas.

GARGANTA DE PORO: corresponde al espacio poral que se forma en el punto
donde se unen dos granos y, que permite conectar dos volimenes porosos de
mayor tamafio.
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INCRUSTACIONES O SCALES: precipitados de compuestos inorganicos que se
encuentran disueltos en el agua o el crudo, y que se forman por cambios de presion
y temperatura en el yacimiento.

MAR EPICONTINENTAL: también llamado mar interior, corresponde a un volumen
de agua salobre de gran extension y poca profundidad, que se encuentra en un
ambiente continental. Tiene su propio sistema de circulacién marina, sin embargo,
conecta con el océano mediante estrechos.

SOLIDOS TOTALES DISUELTOS (STD): es el conjunto de componentes sélidos
(minerales, sales, metales, cationes o aniones disueltos en el agua) que pueden ser
filtrados de un volumen de agua especifico.

pH: es un término comunmente usado para describir a la condicion de alcalinidad o
acidez que puede presentar una solucién; dando referencia a la concentracion de
iones de hidrogeno presentes en la misma.

PERFORACION SOBRE BALANCE: situacion en la que la presion del fluido de
perforacion es mayor que la presion de los fluidos de la formacién, lo que resulta en
un control efectivo del pozo (donde no se produce el flujo de fluidos del yacimiento
al pozo) durante una operacion de perforacién convencional.

ROCA GENERADORA: roca rica en contenido de materia organica que, si recibe
calor en grado suficiente y se tienen las condiciones idoneas, generara petroleo y/o
gas.

ROCA RESERVORIOQO: es la roca donde se almacena el petroleo, después que se
ha generado y migrado. Estas rocas, por lo general, son porosas y permeables, para
permitir que el hidrocarburo se desplace a través de ella. Ejemplos mas comunes
de roca reservorio, son: areniscas y los carbonatos (calizas y dolomitas).

ROCA SEDIMENTARIA: este tipo de roca se forma por la precipitacion y
acumulacion de los minerales de la tierra. Los sedimentos son depositados por
capas, a temperaturas y presiones relativamente bajas y, pueden contener
fragmentos de rocas preexistentes de diferente granulometria, restos de
organismos Yy productos de reacciones quimicas.

ROCA SELLO: es una roca relativamente impermeable, normalmente lutita,
anhidrita o sal, que forma una barrera o una cubierta encima y alrededor de la roca
almacenadora, evitando que los fluidos migren mas alla del yacimiento.

VENTANA OPERATIVA: hace referencia al rango de valores que puede tomar la
densidad del fluido de perforacion en cada intervalo, para garantizar un control
eficiente del pozo, evitando influjos indeseados o, fracturamiento de la formacion y
pérdidas de fluido.
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RESUMEN

El presente proyecto, tiene como objetivo el disefio de una Matriz de Seleccion,
mediante una metodologia tedrica previamente elaborada, que permite evaluar los
pardmetros o requerimientos necesarios para la formulacion de los fluidos de
perforacion base agua, minimizando el dafio a la formacion, causado por la
obstruccién del medio poroso. Teniendo en cuenta lo anterior, se realiz6 un
diagnéstico preliminar de las formaciones productoras presentes en el campo
Castilla, describiendo sus principales caracteristicas. Posteriormente, se llevé a
cabo una breve descripcion de las propiedades, funciones vy tipos de fluidos de
perforacion, centrandose en los fluidos de perforacion de yacimiento.

Considerando que uno de los mecanismos que induce el dafio a la formacion, es la
incompatibilidad que pueden presentar los fluidos de perforacion al entrar en
contacto con la roca yacimiento y los fluidos alojados en ella, se evaluaron los
principales factores que alteran el equilibrio fisicoquimico del crudo, del agua de
formacion y de la roca, generando precipitados organicos e inorganicos, que pueden
llegar a reducir el diametro de las gargantas de poro.

Finalmente, toda la informacién recopilada, se consolidé en una matriz en formato
Excel, que le permite al usuario seleccionar el tipo de aditivos soélidos que
conformaran el fluido de perforacion y conocer la distribucion del tamafio de
particula de estos aditivos, con el fin de evitar incompatibilidades y/o la formacién
de depdésitos solidos en los canales de flujo adyacentes al pozo.

PALABRAS CLAVE: Dafo de formacion, Incompatibilidades, Fluidos de
perforacion, Precipitados, Campo Castilla, Tamafio de garganta de poro.
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ABSTRACT

The present project, has the objective of design a selection matrix, through a
theoretical methodology, which allows to evaluate the parameters or requirements
necessary for formulation of water based drilling fluids, minimizing the damage to
the formation, caused by the obstruction of the porous medium. Taking into account
the above, a preliminary diagnosis was made of the production formations present
in the Castilla field, describing their main characteristics. Subsequently, a brief
description of the properties, functions and types of water-based drilling fluids was
carried out, focusing on reservoir drilling fluids.

Considering that one of the mechanisms that induces the formation damage, is the
incompatibility between the drilling fluid and reservoir rock and the fluids housed in
it, the main factors that alter the physicochemical balance of the crude, formation
water and rock, generating organic and inorganic precipitates, which can reduce the
diameter of the pore throat, were evaluated.

Finally, all the information collected was consolidated in a matrix in Excel format,
which allows the user to select the type of solid additives that will make up the drilling
fluid and to know the particle size distribution of these additives, in order to avoid
incompatibilities and/or the formation of solid deposits in the flow channels adjacent
to the well.

KEYWORDS: Formation damage, Incompatibilities, Drilling Fluids, Precipitates,
Castilla field, Size of pore throat.
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INTRODUCCION

El campo Castilla es uno de los campos mas prolifero de Colombia, con una
produccién de hidrocarburos cercana a los 179.000 BOPD?. Sin embargo, a lo largo
de los afios, ha presentado dificultades por pérdidas totales o parciales en la
productividad de algunos pozos, esto, debido en gran parte, al dafio de formacién
generado en las adyacencias del pozo, por mecanismos diversos. Teniendo en
cuenta lo anterior, es de vital importancia asegurar que las operaciones de
construccion e intervencion de los pozos, ocasionen una alteracion minima en las
propiedades de la roca yacimiento y de los fluidos contenidos en ella. Una de las
causas con mayor potencial de dafio a las formaciones productoras, es la intrusion
de fluidos y sélidos durante la perforacion.

El fluido de perforacion es una mezcla homogénea de componentes con
propiedades fisico-quimicas especificas, disefiados para desempefiar numerosas
funciones que contribuyen a lograr el éxito en la construccion de un pozo. Sin
embargo, es comun que se presente algun tipo de dafio a la formacion productora
de interés, por causa de una formulacion inadecuada del fluido de perforacion, que
muchas veces ocurre, por la carencia de informacién relacionada con las
propiedades del sistema roca-fluidos de yacimiento. Este dafio se evidencia en una
disminucion de la productividad del pozo, debido a la alteracion de las propiedades
originales del yacimiento (porosidad, permeabilidad, saturacion de los fluidos,
mojabilidad, entre otras). Por este motivo, es necesario garantizar un disefio
adecuado del fluido de perforacion, con el objetivo de minimizar al maximo el
potencial de dafio por parte del mismo; este disefio, puede realizarse
implementando herramientas que permitan determinar su rendimiento y
compatibilidad al contacto con la formacién productora y los fluidos presentes en la
misma.

Con base a lo anterior, el fluido de perforacion debe ser capaz de prevenir los
diferentes mecanismos de dafio a la formacion que se pueden presentar durante las
operaciones de perforacion, por lo que, en el presente trabajo, se busca analizar el
disefio de un fluido de perforacion que permita minimizar la reduccién de la
permeabilidad en la zona de interés, al considerar la obstruccion del medio poroso,
originada por la incompatibilidad fluido-fluido (fluido de perforacion y fluidos del
yacimiento) o por una seleccién inadecuada del tamafio de particula de los aditivos
sélidos que conforman el fluido de perforacion.

1 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS (ANH). Produccion fiscalizada de petréleo por
campo en superficie (barriles promedio por dia calendario - bpdc). 2018
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OBJETIVOS

OBJETIVO GENERAL

Disefiar una matriz que permita seleccionar el fluido de perforacién, con el fin de
prevenir el dafio de formacién en el Campo Castilla, Colombia.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

e Describir las caracteristicas geoldgicas de las formaciones productoras
presentes en el Campo Castilla, Colombia.

¢ Definir las variables que influyen en la seleccion de un fluido de perforacion para
evitar el dafio a la formacion.

e Determinar las diferentes reacciones quimicas que generan precipitados durante
la interaccion fluido de perforacion-fluido del yacimiento.

e Elaborar una metodologia teérica que permita la formulacion adecuada de los
fluidos de perforacion.

e Generar una matriz en Excel que permita la seleccién del fluido de perforacion
para la formacion de interes.
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1. GENERALIDADES DEL CAMPO CASTILLA

El Campo Castilla es de gran importancia en Colombia, ya que es uno de los
Campos de mayor produccion de crudo en el pais, segun datos de la Agencia
Nacional de Hidrocarburos. A continuacion, se presenta una breve descripcion del
Campo, abarcando su historia, localizacion geografica, marco geoldgico vy
comportamiento historico de produccion.

1.1 HISTORIA DEL CAMPO CASTILLA

En el afio de 1945 iniciaron los trabajos de exploracion en el area de Castilla la
Nueva (municipio del departamento del Meta), por parte de varias compafias
petroleras (Chevron, Intercol, Phillips, Shell y Texaco), pero es en el afio de 1969
cuando la compafia Chevron Petroleum, bajo el Contrato de Concesién Cubaral N°
1820, descubri6 el potencial hidrocarburifero de la zona, con la perforacion del pozo
Castilla-1 ?; este pozo alcanz6 una profundidad de 7.347 pies y produjo crudo
pesado de las formaciones Mirador (10°API), Guadalupe y Une (13.7°API). A pesar
del hallazgo, fue s6lo en 1975, bajo un nuevo contrato, esta vez de asociacion,
cuando Chevron inici6 la explotacion comercial del Campo, esto, debido a la
dificultad que se tenia para producir crudo pesado y a la falta de infraestructura de

transporte en la época®.

La Compafiia Chevron Petroleum oper6 el Campo Castilla por 25 afios, bajo un
Contrato de Asociaciéon con Ecopetrol (primer Contrato de Asociacion firmado en el
pais), desde el afio 1975 al 2000, durante este periodo de operacion, se extrajeron
94 millones de barriles de crudo, que correspondian al 4% de las reservas del
Campo*. Entre los afios de 1988 y 1989, Ecopetrol realizd exploraciones fuera del
area del Contrato de Asociacion, logrando descubrir que el Campo se extendia
hacia el Nordeste; de esta forma, se incrementa el area total del Campo en 980
Hectareas, y se definen los Campos de Castilla Norte y Castilla Este (con la
perforacion de tres pozos exploratorios). El 30 de enero del afio 2000, se revierte el
Contrato de Asociacion y Ecopetrol pasa a asumir la operacién directa del Campo
Castilla®. Al término del primer semestre del afio 2018, el Campo Castilla continGia

2 ECOPETROL S.A. Carta Petrolera Noviembre 2003 — enero 2004. Edicién 107 [en linea] [citado
Julio 31 de 2018] Disponible en la Web:
http://www.ecopetrol.com.co/especiales/carta_petrolera/empresa.htm

3 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS (ANH). Estudio Integrado de Crudos Pesados,
Cuenca de los Llanos Orientales. 2005, p 2.

4 MANCILLA ESTUPINAN, Robinson. Resefia del Campo Catilla. Unidades Tecnoldgicas de
Santander. [en linea]. Abril 7 de 2014. [Citado Julio 31 de 2018] Disponible en la Web:
https://es.slideshare.net/robinsonmancilla/campo-castilla

5 RODRIGUEZ REINOSO, Guillermo. Se revierte primer contrato de asociacion de petréleo. El
Tiempo. [en linea] abril 19 de 2000 [citado Julio 31 de 2018] Disponible en Internet:
http://www.eltiempo.com/archivo/documento/MAM-1211777.
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bajo la operacion de Ecopetrol S.A. y es el segundo campo mas importante del pais
en términos de aporte a la produccion nacional, después del Campo Rubiales.

1.2 LOCALIZACION DEL CAMPO

El Campo Castilla se encuentra ubicado al Sur Occidente de la Cuenca de los
Llanos Orientales, centro del pais, entre los municipios de Castilla la Nueva y
Acacias, departamento del Meta, a 30 kildbmetros al sur de la ciudad de Villavicencio
y a 156 kilbmetros de Bogota. La Cuenca de los Llanos Orientales, cubre una
extension de 225.603 Km? (22'560.327 Hectareas), de los cuales, 45 Km?
corresponden al area productiva del Campo Castilla.

Para llegar al Campo castilla desde la ciudad de Bogota, por via terrestre, se debe
salir por la localidad de Usme (sureste de Bogota) y tomar la denominada Ruta 40,
hacia la ciudad de Villavicencio, recorriendo una distancia aproximada de 95 Km, y
pasando por los municipios de Chipaque, Tablén, Quetame y Guayabetal. Una vez
en la ciudad de Villavicencio, se toma la Ruta 65 hacia el sur, para llegar al municipio
de Guamal (Meta), realizando un recorrido de aproximadamente 42 Km. Por ultimo,
se debe realizar un recorrido aproximado de 12 Km desde el Municipio de Guamal,
tomando la via secundaria que conduce al Municipio de Castilla la Nueva, donde se
encuentra ubicado el Campo Castilla, operado por Ecopetrol S.AS.

En la Figura 1 se observa la ubicacion de la Cuenca de los Llanos Orientales y del
Campo Castilla, junto con el recorrido terrestre que se debe realizar para llegar al
Campo, desde la Ciudad de Bogota.

1.3 MARCO GEOLOGICO

En esta seccién se encuentran las generalidades geoldgicas que caracterizan al
Campo Castilla (columna estratigrafica, estratigrafia, la geologia estructural y la
geologia del petréleo).

1.3.1 Columna Estratigrafica. La Columna estratigrafica representada en la Figura
2, permite describir la secuencia geoldgica conformada por las formaciones
presentes en la Cuenca de los Llanos Orientales.

1.3.2 Estratigrafia. En esta unidad se realiza una breve descripcion de las
formaciones geoldgicas atravesadas por los pozos en el Campo Castilla; se puede
evidenciar aspectos claves como lo son: edad, espesor, ambiente de depositacion
y caracteristicas litolégicas.

6 Ruta establecida en el Aplicativo Web: Google Maps.
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Figura 1. Localizacion del Campo Castilla

Figura 1B. Ubicaciéon del Campo Castilla
en la Cuenca de los Llanos Orientales.
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Fuentes: Figuras 1A vy 1B: VAYSSAIRE, André; ABDALLAH, Hussein. Estudio Regional y
modelamiento del Sistema Petrolifero de la Cuenca de los Llanos Orientales. 2014. [Imagenes
tomadas el 30 de Julio de 2018]. Disponible en Internet;
https://www.emaze.com/@AW LIIZFQ/Regional-Study-and. Modificadas por los autores. Figura 1C:
Google Maps, Julio 30 de 2018. Modificada por los autores.

27


https://www.emaze.com/@AWLIIZFQ/Regional-Study-and

Figura 2. Columna estratigrafica generalizada para la Cuenca de los Llanos Orientales
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1.3.2.1 Formacion Une. Operacionalmente, esta formacién ha tenido diversas
denominaciones: en el area del Meta se denomina K2 a la unidad de areniscas
correspondientes a esta Formacion’. Segun Julivert®, la edad de esta formacion
corresponde al Albiano-Cenomaniano.

Segun Ingeominas® esta formacion esta conformada principalmente por areniscas
cuarzosas, moderadamente compactadas con algunas intercalaciones de lutitas y
de limolitas carbonizas en la seccion superior, cuyo ambiente de depositacion es
representado por canales fluviales en la base y depdsitos marinos en la seccién
superior. Se caracteriza por tener un tamafo de grano medio a grueso con una
seleccién entre moderada y pobre, permitiéndole ser un gran reservorio a grandes
profundidades. Su espesor varia hacia el noroeste; 50 a 350 pies en el Meta, 300 a
600 pies en Arauca y llega hasta 650 pies en el Piedemonte Llanero'®. La Formacion
suprayace de forma discordante un basamento igneo metamorfico del tridsico e
infrayace a la Formacion Gacheté con un contacto concordante.

1.3.2.2 Formacion Gacheta. Es equivalente en el sur a la parte inferior de la unidad
K1,y en laregion de Arauca y Cafio Limon a la formacién Chipaque.

Se tiene conocimiento que la formacion Gacheta se deposité durante el intervalo de
tiempo Turoniano temprano — Coniaciano, dando caracteristicas de una secuencia
estratigrafica en funcion de los avances y retrocesos del nivel del mar ocurridos
durante este periodo!!, conformada principalmente por secuencias de lutitas de
color gris y gris oscuro, areniscas basales que alcanzan hasta los 328 pies de
espesor; a pesar de que las areniscas son consideradas limpias de arcillas, éstas
presentan contenido calcareo y de glauconita. El espesor de la Formacion aumenta
hacia el noroccidente, con un valor maximo de 600 pies en el sector suroccidental
de la cuenca. El ambiente de depositacion es marino. La Formacion Gacheta
suprayace de forma concordante a la Formacion Une, e infrayace a la Formacién
Guadalupe. La unidad es productora en varios campos de la Cuenca.'?

1.3.2.3 Formacién Guadalupe. Se le conoce como K1 superior en el area del
Meta®3.

” AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS, Integracion geoldgica de la digitalizacién y analisis
de nulcleos, Cuenca de los Llanos Orientales, diciembre 2012, p 47.

8 JULIVERT, M., Lexique Stratigraphique International. Paris. 1968. p.460

9 MORALES, Carlos Julio. Integracién de la Cartografia Geoldgica de los Llanos Orientales:
departamentos del Meta y sector suroccidental del departamento del Casanare — Planchas 248, 249,
250, 251, 252, 267, 268, 269, 270 y 271, Instituto Colombiano de Geologia y Mineria Ingeominas,
septiembre 2010, p. 18.

10 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS, Op., Cit., p 48.

11 |bid., p 115.

12 |bid., p 116.

13 |bid., p 47.
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Segln Birgl (1961)* esta unidad pertenece al Cretacico Superior, desde el
Coniaciano tardio hasta el Maestrichtiano. Estd conformada por areniscas
cuarzosas, areniscas fosfaticas y niveles de lodolitas grises a negras con algunas
capas de carbén'®>. El espesor de esta formacion va aumentando hacia el
Piedemonte, registrando valores de cero pies cerca del escudo Guyanés y un valor
maximo de 600 pies en el Piedemontel®. Esta es una de las formaciones
productoras de la Cuenca de los Llanos orientales. Los ambientes de depositacion
son canales estuarios, influenciados por canales marinos y barras. La Formacion
suprayace a la Formacion Gacheta e infrayace de forma discordante a la Formacién
Barco.

1.3.2.4 Formacion Barco. Se tiene registro que la edad de esta formacion es del
Paleoceno Inferior. Esta conformada principalmente de areniscas, lutitas y arcillas
intercaladas. Las areniscas de esta formacion comiunmente muestran manchas de
petroleo o residuos bituminosos. En el &rea de Arauca, esta unidad esta conformada
por areniscas cuarzosas con una seleccion de grano fino a grueso y algunas
intercalaciones delgadas de lutitas. El ambiente de depositacion de esta unidad es
continental. Su espesor varia entre los 492 y los 912 pies. La Formacién Barco
suprayace de forma concordante a la Formacién Catatumbo y de forma discordante
a la Formaciéon Guadalupe; infrayace a la Formacion Los Cuervos con un contacto
concordante!’. La principal diferencia con la Formacion Los Cuervos ha sido
algunos criterios litologicos, ya que existe un cambio de un intervalo
predominantemente arenoso a uno predominantemente lodoso?®.

1.3.2.5 Formaciéon Los Cuervos. Segin VAN DER HAMMEN (1958)*°, la edad de
esta formacion corresponde al Paleoceno superior y al Eoceno inferior, con un
ambiente de depositacion continental. Se encuentra ausente en los sectores de
Apiay-Ariari, en el sur, y cafo limoén, al norte, por lo que solo se puede evidenciar
en el borde occidental de la cuenca®®. El proceso de sedimentacién de esta
formacion corresponde a lutitas de color gris, con algunos interceptos de areniscas
de color parduzco, de seleccion fino a medio. Su espesor oscila entre los 804 y los
1.607 pies; suprayace a la Formacion Barco con un contacto concordante e
infrayace a la Formacion Mirador con un contacto discordante.

14 JULIVERT M. Op. Cit., p. 247.

15 MORALES, Op., Cit., p 18.

16 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS, Op., Cit., p. 48

17 DE PORTA J. Unién Internacional de Ciencias Geoldgicas. Amérique Latine, Tertiarie et
Quaternaire, Vol 5, Fasciculo 4b, Décima parte, Paris, 1974, p. 82.

18 MORALES, Op., Cit., p 18.

19 DE PORTA J., Op., Cit., p. 333.

20 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS, Op., Cit., p 49.
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1.3.2.6 Formacién Mirador. Esta formacién tuvo un proceso de depositacién bajo
un ambiente fluvial deltaico en la parte inferior y de tipo marino en la parte superior.
Estos procesos ocurrieron durante la edad del Eoceno tardio?!.

Segln Munar y otros (1991)??, la formacién Mirador se encuentra constituida
principalmente por algunos conglomerados, cuarzos y feldespatos con delgadas
intercalaciones lodosas y un tope conformado por lodolitas y shales de color oscuro,
de igual manera, se presentan areniscas de grano grueso que representan el
reservorio mas importante de la cuenca. Su espesor va aumentando hacia el
Occidente, permitiéndole llegar hasta los 950 pies. La Formacion Mirador suprayace
a la Formacion Los Cuervos con un contacto discordante, e infrayace de forma
concordante a la Formacion Carbonera.

1.3.2.7 Formacién Carbonera. Es una secuencia litoldgica de gran espesor (en el
pozo Llanos-1 alcanza cerca de los 6.000 pies), donde los procesos de
depositacion, segun PORTA (1974), ocurrieron entre el Oligoceno Temprano y el
Mioceno Medio?3. El ambiente de depositacion de esta Formacion, corresponde a
un ambiente marino epicontinental de poca profundidad?*. Esta unidad descansa
sobre la Formacion Mirador con un contacto concordante, e infrayace a la
Formacion Ledn con un contacto superior conforme y gradual en la mayor parte de
la Cuenca. En el area del Casanare, esta constituida de arcillolitas, limolitas y
areniscas, con algunos niveles de carbon (Charitat y otros, 1985), depositadas en
ambientes que varian de marino transicional a continental.

Esta formacién esté dividida en 8 miembros o unidades operacionales (C1 a C8),
asignadas por EIf Aquitaine. Los miembros pares se caracterizan por ser
transgresivos, de grano fino y, son importantes sellos regionales; por otro lado, los
miembros impares son regresivos, arenosos y productores de hidrocarburos (sélo
unidades C3, C5 y C7). Estas unidades han sido denominadas por Ecopetrol, de
base a techo, asi: Unidad T2 (Areniscas Basales de Carbonera), que en otras partes
de la cuenca es denominada Formacion Mirador y, corresponde a la novena unidad;
la octava unidad es denominada Lutita E4, seguida por la Unidad T1, Lutita E3,
Conjunto C2, Areniscas de Carbonera, Conjunto C1, Lutita E (Unidad C2) y
Areniscas Superiores de Carbonera (Unidad C1)?°. Estas unidades, de base a
techo, se van acuiiando a medida que se avanza hacia el sur y este de la cuenca.

21 GONZALES IREGUI, Humberto. Elaboracién de la cartografia geolégica de un conjunto de
planchas a escala 1:100 000 ubicadas en cuatro blogues del territorio nacional, identificados por el
servicio geoldgico colombiano, Consorcio GSG (Geominas - Serviminas - Gemi). Junio de 2015, p
36.

22 MUNAR y otros. Determinacion de ambientes sedimentarios en la subcuenca Apiay-Ariari, Llanos
Orientales, Colombia: Ecopetrol-ICP. 1991.

ZDE PORTA J. Op. Cit., p. 207.

24 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Op. Cit., p. 49.

25 |bid., p 50.

31



A continuacion, se describen las unidades que componen a la Formacion
Carbonera, de base a tope (orden de depostacion):

» Unidad C8 (Lutita E4). Esta unidad se encuentra constituida por intercalaciones
de arena cuarzosa, arcillolita de color gris claro y delgadas capas de limolita de color
marron medio a oscuro de contextura mayormente firme. Presenta un espesor
variable, desde 50 pies por el borde oriental de la Cuenta de los Llanos Orientales
hasta mas de 400 pies a lo largo del frente de montafia. Su ambiente deposicional
es probablemente de planicie costera.

» Unidad C7 (Unidad T1). Su ambiente de depdsito es marino somero, deltaico y
continental®®. Se compone de areniscas de color crema parduzco, con un tamafio
de grano fino a medio, separado en su mayoria por niveles de arcillolita de color gris
verduzco. Su espesor oscila entre unos 250 a 280 pies en la parte central de la
cuenca.

» Unidad C6 (Lutitas E3). Este miembro presenta algunas intercalaciones de
lutitas y arcillolitas en el tope de la unidad y niveles de arcillas en la base; se puede
identificar trazas de dolomitas, pirita y carbon. Tiene un espesor de 100 a 150 pies
en el centro de la cuenca.

» Unidad C5 (Conjunto C2). Esta compuesta por intercalaciones de niveles de
arcillolita grises y de areniscas traslucidas poco consolidadas, de tamafio de grano
fino a medio; en ocasiones ligeramente calcareas, con glauconita. El maximo
espesor que se ha registrado en esta unidad es de 1050 pies.

» Unidad C4 (Areniscas de Carbonera). Esta unidad esta conformada por una
alternancia de capas de areniscas, limolitas (hacia el tope y parte media) y lutitas
(en la parte basal). ElI espesor maximo encontrado es cercano a los 1.050 pies en
el pozo Guacavia-1, departamento del Meta. De forma general, la unidad C4
presenta un espesor promedio comprendido entre los 150 y 300 pies, en la parte
central de la cuenca?’.

» Unidad C3 (Conjunto C1). Esta unidad est4 compuesta por una alternancia de
niveles de arenisca fina a gruesa (blanca a traslicida) y algunos pies de limolitas y
arcillolitas (grises a verdosas). En la secuencia localizada en la parte central de la
cuenca, se tienen niveles carbonosos. La unidad presenta un espesor promedio de
150 pies, en la parte centro norte de la cuenca. Hacia el suroeste, alcanza
espesores superiores a los 700 pies en el frente de montafia®.

» Unidad C2 (Lutita E). La unidad presenta niveles de arcillolita (de color parpura),
intercalador con limolitas y areniscas hacia el tope, sin embargo, esta compuesta

26 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Op. Cit., p 51
27 |bid., p 51.
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casi que exclusivamente por lutitas grises y algunas limolitas con un espesor de 100
a 200 pies en la zona media de la cuenca. Hacia el borde suroccidental, esta unidad
alcanza un espesor de mas de 900 pies (pozo Medina-1). Esta unidad es el sello
mejor desarrollado, después de la Formacion Leon, y el que presenta la mayor
extension hacia el Este. En los limites norte y noroeste de la cuenca, el porcentaje
de arena aumenta, posiblemente debido al ambiente de depositacion deltaico que
representa a este sector?s,

» Unidad C1 (Areniscas Superiores de Carbonera). esta unidad representa la
Gltima secuencia arenosa de la Formaciéon Carbonera e infrayace a la Formacion
Ledn. Est4 conformada por una alternancia de cuerpos arenosos, separados por
niveles delgados de limolitas oscuras y lutitas grises. Hacia la base, los niveles de
arenisca y arcillolita son menores y, van aumentando hacia el medio de la unidad;
el tope de la secuencia esta compuesto principalmente por areniscas. El espesor de
esta unidad aumenta de manera regular hacia el Occidente de la cuenca y, alcanza
mas de 2.000 pies cerca al Piedemonte Llanero, en el sector de los pozos Guacavia-
1y Cumaral-1 (departamento del Meta).?®

1.3.2.8 Formacioén Ledn. El nombre de esta unidad procede de la Quebrada Leon,
afluente del Rio Zulia, Venezuela. Esta formaciéon fue depositada en el Mioceno
Medio, y representa la Ultima invasion de los mares terciarios en la cuenca, con un
ambiente de depositacion lacustre con predominio de aguas dulces. Esta formada
predominantemente por shales de color gris y gris verdoso, con capas delgadas de
areniscas con laminas carbonaceas. En el area de Tibu-Socuavo, se presenta una
sucesion de areniscas con intercalaciones de shales, que reciben el nombre de
Miembro Machete Sandstone. La Formacién Le6n suprayace a los niveles arenosos
de la Formacion Carbonera con contactos de tipo discordante, e infrayace a los
niveles arenosos de la base de la Formacién Guayabo con contactos de tipo
concordante®. Los maximos espesores observados son de 2.500 pies y 1.980 pies,
encontrados en los sectores de los pozos Chaparral-l1 y Arauca-1,
respectivamente3L.

1.3.2.9 Formacion Guayabo. El nombre de esta formacién deriva del Cerro
Guayabo en el Distrito de Colon (Venezuela). VAN DER HAMMEN (1958), coloca
esta formacion en el Oligoceno superior y, la Col. Soc. PETR. GEOL. (1959) la
coloca en el Mioceno Tardio®. Esta unidad representa la Ultima sedimentacion de
la Cuenca de los Llanos Orientales. Se caracteriza por ser una secuencia de gran
espesor (de mas de 13.000 pies en el Piedemonte de la cordillera). Esta constituida
por una alternancia de arcillolitas de colores grises a pardo rojizos, muy solubles, y

28 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Op. Cit., p 52.
2 |bid., p 52.

3 DE PORTA J. Op. Cit., p. 324.

31 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS, Op., Cit., p 52.
% DE PORTA J., Op., Cit., p. 37.
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areniscas mal seleccionadas, finas a muy gruesas, con algunos niveles de
conglomerados, y hacia el tope, presenta algunos niveles carbonosos.

El ambiente de depositacion tiene influencia marina hacia la base, fluvial marino a
continental hacia el tope, y en el &rea del Meta, presenta mayor dominio continental.
En el sector de Arauca, se tienen diferentes denominaciones para la secuencia de
rocas de la Formacion Guayabo: Formacion Isnotu, Formacion Palmar y Formacion
Bejitoque, utilizadas en este sector por INTERCOL (Navas, 1985). En el area central
de la cuenca, la formacién presenta espesores de 2.000 a 8.000 pies; sin embargo,
de forma general, el espesor de la formacién varia entre los 2.000 y los 13.000 pies.
Regionalmente la secuencia se adelgaza hacia el sur de la cuenca®3. La unidad
suprayace la Formacion Leon de manera concordante, e infrayace la Formacion
Necesidad con un contacto discordante.

1.3.2.10 Formacién Necesidad. El nombre de la formacion deriva de la Playa
Necesidad del Rio de Oro, por encima de la desembocadura del Rio Catatumbo.
Esta conformada por arcillas de color rojizo y azulado, alternadas con areniscas de
grano grueso que pueden pasar a conglomerados. Esta Unidad suprayace la
Formacion Guayabo de forma discordante, y tiene un espesor aproximado de 6.000
pies. El Servicio Geoldgico Nacional (1967) le asigha a la Formacién Necesidad una
edad de depositacion dentro del Plioceno o el Pleistoceno. El ambiente de
depositacion es fluvial.34

1.3.3 Geologia estructural. La cuenca de los Llanos Orientales se define como una
geoforma estructural, que se encuentra ubicada entre las cordilleras o serranias
levantadas y las depresiones laterales.®®; La estructura del Campo Castilla,
corresponde a un anticlinal asimétrico cuya orientacion es de N 60° E3¢, con una
extension de 10 km de largo aproximadamente, por 4 km de ancho, contiene fallas
internas normales con saltos que varian de 30 a 120 pies y limita en su flanco
oriental con una falla inversa que presenta saltos que oscilan entre 30 a 50 pies;
Aparentemente, estas fallas no son sellantes, ya que las presiones que se registran
en los pozos localizados en el campo, muestran una relativa uniformidad areal de
la presion, que permite observar cambios minimos en el contacto agua-petroéleo.

La configuracion de la Cuenca de los Llanos Orientales, obedece a una serie de
esfuerzos extensivos que han afectado el noroccidente suramericano, formando un
sistema transpresional que da lugar a pliegues y fallas (inversas y normales), que

33 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Op. Cit., p. 52.
34 DE PORTA J., Op., Cit., p. 380.

35 MORALES, Op., Cit., p 45.

3 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Op. Cit., p. 2
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son los que conforman los entrampamientos en el campo®’. En la Figura 3, se
presenta el corte geoldégico del Campo Castilla.

Figura 3. Corte Geoldgico del Campo Castilla.
NO SE

[ Cambro-Ordovici [ Devéni [ Carbonif I Jurdsico [ Cretdoico Paledgeno [ Nebgeno

Fuente: AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS (ANH). Colombian Sedimentary Basins:
Nomenclature, Boundaries and Petroleum Geology, a New Proposal. Diciembre 2007. Pag 40.
[Imagen tomada el 2 de agosto de 2018].

1.3.4 Geologiadel Petrdleo. A continuacion, se presenta una breve descripcion del
Sistema Petrolifero del Campo Castilla, resumido en el Cuadro 1.

Cuadro 1. Sistema Petrolifero del Campo Castilla
ELEMENTO UNIDADES LITOLOGICAS CARACTERISTICAS
TOC:1,0 - 3,0%
(Bueno a muy bueno)

Roca Generadora Fm. Gacheta Kerogeno
Tipo Il y 1l
Espesor Efectivo
50 — 100m
Fm. Carbonera
Roca Resenorio Fm. Mirador Areniscas
Fm. Guadalupe Porosidad:10 — 30%
Fm. Une
Fm. Ledn* :
Fm. Carbonera (unidades *Sello Regional
Roca Sello pares)

Las demas unidades como

Fm. Guadalupe :
sellos locales e intrafromales

Fm. Gacheta
Fuente: MOJICA, Jairo. Cuencas Catatumbo, Cesar — Rancheria, Cordillera Oriental, Llanos
Orientales, Valle Medio y Superior del Magdalena. ANH. ANH. [en linea] diciembre 2009 [citado
Agosto 02 de 2018] Disponible en Internet: http://www.anh.gov.co/Informacion-Geologica-y-
Geofisica/Estudios-Integrados-y-Modelamientos/Presentaciones.

37 BEICIP. Evaluacion regional de la Cuenca de los Llanos orientales, Ecopetrol informe interno.
1995. P 6.
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1.3.4.1 Roca Generadora. La principal roca generadora de la Cuenca de los Llanos
Orientales corresponde a las lutitas marino-continentales de la Formacion Gachet4,
localizadas por debajo del flanco oriental de la Cordillera Oriental®®. Se encuentra
con rangos de TOC (Total Organic Carbon) entre 1 y 3 %, constituida por un
kerdégeno tipo 1l (en el Piedemonte), proveniente de algas lacustres, con la
capacidad de generar hidrocarburos liquidos; y tipo Il (antepais), de material lefioso
y celuldsico de plantas terrestres con generacion de gas principalmente.

1.3.4.2 Roca Reservorio. En el campo Castilla, las principales rocas
almacenadoras pertenecen a la Formacién Mirador y Carbonera (C3, C5, C7), del
Pale6geno?®. De igual manera, algunos intervalos arenosos de las Formaciones
Guadalupe (K1) y Une (K2) de la secuencia Cretacica son buenas rocas almaceén.
Los valores de porosidad registrados para la formacién Guadalupe estan entre 10,8
y 28% y para la formaciéon Une se aproxima a 19,5% con unas permeabilidades
promedio de 1.180 mD y 1.660 mD respectivamente.

1.3.4.3 Migracidn. Para esta cuenca, se han registrado dos pulsos de migracion: el
primero durante el Eoceno tardio — Oligoceno (migracion primaria) en el cual el
petréleo migré desde la roca generadora hacia las rocas porosas localizadas en la
parte superior e inferior de esta misma, para permitir su acumulacion; la segunda
migracion fue producto de la orientacion de las capas geoldgicas que conforman el
yacimiento, dicha migracion comenzé en el Mioceno y continda en la actualidad.
Debido a que la ruta de migracion es considerablemente larga para la zona oriental
y central de esta cuenca, se tiene una mayor produccion hacia el occidente.*°

1.3.4.4 Roca Sello. Esta cueca se encuentra conformada por un sello regional,
generado por la Formacién Ledn. Por otro lado, las Unidades pares (C2, C4, C6,
C8) de la Formacion Carbonera, son reconocidas como sellos locales; a su vez, las
lutitas cretacicas que conforman las Formaciones Gachetd y Guadalupe actian
como sellos intraformacionales!.

1.3.4.5 Trampa. La Cuenca de los Llanos orientales esta conformada por un
entrampamiento de tipo estructural que se ubica en la parte occidental del
Piedemonte Llanero; las trampas estructuras presentan basicamente cinco estilos:
pliegues por propagacion de falla, pliegues en zonas triangulares, anticlinales por
fallas invertidas, pliegues por fallas de desgarre y antitéticas*?. Adicionalmente, se
ha encontrado evidencia de procesos de movilizacion entre fallas tectonicas.

38 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS, Open Round Colombia, Llanos Orientales. 2016
39 ANH, Open Round Colombia. Cit. 2007

40 VARGAS JIMENEZ, Carlos Alberto. Nuevos aportes a la estimulacion del potencial de
hidrocarburos en Colombia. Rev. Acad. Colomb. Cienc. 33(126): 17-43, 2009. ISSN 0370-3908. P.
33

41 ANH, Open Round Colombia. Cit. 2007

42 SERVICIO GEOLOGICO COLOMBIANO. Compilacién de la Cuenca de los Llanos Orientales,
Anexo |. Bogota, [en linea] Diciembre de 2014 [citado Agosto 02 de 2018] Disponible en Internet:
http://recordcenter.sgc.gov.co/B20/23008100024725/Documento/Pdf/2105247251109000.pdf.
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1.4HISTORIA DE PRODUCCION DEL CAMPO CASTILLA

El primer pozo perforado que dio muestras de hidrocarburos en el Campo Castilla,
fue el pozo Castilla-1, perforado en el afio de 1969; sin embargo, el crudo
encontrado era de tipo pesado (12°API aproximadamente) y no se contaba con la
tecnologia ni herramientas necesarias para explotarlo comercialmente; lo anterior,
sumado a una falta de infraestructura de transporte, hicieron que la produccién
comercial del Campo iniciara hasta el afio de 1975, cuando se implementd la
tecnologia y la infraestructura requeridas para la extraccion, procesamiento y
comercializacion del hidrocarburo, sin embargo, la produccién se reducia a 150
barriles de crudo por dia, ya que el costo de levantamiento era elevado.

Durante los 25 afios de operacion de la compafiia Chevron en el Campo Castilla,
se logré una recuperacién del 4% de las reservas del Campo, correspondiente a 94
millones de barriles de crudo, que, en su mayoria, eran destinados a la generacion
de energia eléctrica y produccion de asfalto. Al momento de la terminacion del
contrato de asociacion entre Chevron Petroleum y Ecopetrol S.A. (afio 2000), la
produccion diaria del Campo era de 21.200 Barriles de Crudo.

En el afio 2000, cuando el Campo Castilla pasé a ser operado directamente por
Ecopetrol S.A., se logré un incremento de la produccion del Campo, gracias a la
perforacion de 11 pozos nuevos y a la realizacion de trabajos de
reacondicionamiento en pozos maduros parcialmente depletados. Para el afio 2005,
se report6 una produccion promedio de 45.143 Barriles de crudo diarios, y diez afios
después, se registré una produccion promedio de 125.699 BPD*3. Actualmente, el
Campo Castilla se posiciona a nivel nacional como el segundo Campo de mayor
produccion (después del Campo Rubiales), con un aporte del 12% a la produccion
del pais y del 21% a la produccion directa de Ecopetrol.

1.4.1 Gréfica de Produccion Acumulada. En la Gréfica 1, se muestra la historia
de produccion del Campo Castilla, desde el afio 2000 al 2017. Los datos de
produccion promedio de crudo para cada afo, fueron tomados de los balances
anuales de produccion publicados por la Agencia Nacional de Hidrocarburos y de
informes publicados por Ecopetrol S.A, actual operador directo del Campo Castilla.

43 ECOPETROL S.A. Campo de Produccion Castilla alcanzé nuevo récord de produccion [en linea]
diciembre 01 de 2015 |[citado agosto 02 de 2018], Disponible en internet:
https://www.ecopetrol.com.co/wps/portal/es/ecopetrol-web/nuestra-empresa/sala-de-
prensa/boletines-de-prensa/Boletines%202015/Boletines%202015/campo-produccion-Castilla-
alcanzo-nuevo-record-produccion.
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Grafica 1. Produccion Acumulada del Campo Castilla
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Fuente: AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Produccion Fiscalizada de crudo por afio.
[en linea] Consultado en agosto 03 de 2018. Disponible en Internet:
http://www.anh.gov.co/Operaciones-Regalias-y-Participaciones/Sistema-Integrado-de-
Operaciones/Paginas/Estadisticas-de-Produccion.aspx. Modificado por los autores.

1.4.2 Método de Produccion. Para extraer el crudo pesado presente en el Campo
Castilla se cuenta principalmente con sistemas de Bombeo Electrosumergible y
algunos sistemas de Bombeo Mecanico.*

Mecanismo de Produccion del Campo: el Campo Castilla cuenta con un acuifero
regional de gran tamafio, por lo que el mecanismo de produccion del yacimiento es
un empuje de agua fuerte. Dada la alta energia que proporciona el empuje del
acuifero, aun se tienen pozos produciendo por flujo natural. EI mecanismo de
empuje de agua, ofrece varias ventajas frente a los demas mecanismos de
produccion, entre los que se encuentran: un buen mantenimiento de la presién
estatica del yacimiento y un empuje de fondo fuerte que favorece la produccién de
crudo; sin embargo, tiene como desventaja, el generar una relacion agua-petréleo
alta en los pozos. %°

4 ECOPETROL S.A. Carta Petrolera noviembre 2003 — enero 2004. Edicion 107 [en linea] [citado

Julio 31 de 2018] Disponible en la Web:
http://www.ecopetrol.com.co/especiales/carta_petrolera/empresa.htm
4 |bid.
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1.4.3 Tiempo de Produccion. El Campo Castilla inicié su produccién comercial en
el aflo 1975 y, desde entonces, ha continuado produciendo crudo pesado,
posicionandose como el segundo Campo de mayor produccién en el pais. A la
actualidad, el Campo lleva 43 afios de produccion.

1.4.4 Caracteristicas del Yacimiento. El Campo Castilla es un yacimiento de
aceite negro subsaturado, de tipo asfalténico, con una gravedad API entre 9-15°.46
A lo largo de la vida productiva del campo, se ha podido obtener informacion
significativa a cerca de las propiedades petrofisicas de la roca yacimiento y de los
fluidos, mediante registros eléctricos y pruebas de laboratorio en nucleos de roca.

Estas propiedades se muestran en la Tabla 1.

Tabla 1. Propiedades petrofisicas del yacimiento y de los fluidos en el Campo Castilla.

. Unidad Unidad
Campo Castilla 1 T T2
Profundidad del Yacimiento (ft) TVDSS 7000 6800
Espesor Neto Promedio (ft) 500 60
Mecanismo de Produccién Acuifero Acuifero
Existencia de Capa de Gas No No
Temperatura del Yacimiento (°F) 198 185
Porosidad (%) 10,8-28 25-30
Permeabilidad (mD) 200-4000 200-3600
Presién de Poro (psi) 3-9 5-7 3,9-6,5
Presioén de Fractura (psi) 14-16,5 | 13,7-15 | 13,8-15,2
Garganta Poral (um) 25-45 85-105 -
Saturacion inicial de Agua (%) 15 20
Gravedad API (°API) 12,5 9
Viscosidad del Aceite (cP) @ Temperatura del Yto 134 450
Factor Volumétrico del crudo (RB/STB) 1,042 1,03
Presion inicial del YaC|Tm\|/e[;1éoS(PS|a) @ Datum -5600 2830 3100

Fuente: ECOPETROL S.A, GERENCIA DE DESARROLLO DE YACIMIENTOS, Justificacion de la
perforacion del cluster 04 de inyeccion, pozos, CRA 18, CRA 19, CRA 20, CRA 21, CRA 22, CRA
23,CRA 24,CRA 25, CRA 26y CRA 17.2014. pp 17. ANH. Integracién Geol6gica de la Digitalizacién
y analisis de nucleos, Cuenca Llanos Orientales, 2012. pp 46. Modificado por los autores.

4 ECOPETROL S.A, GERENCIA DE DESARROLLO DE YACIMIENTOS, Justificacion de la
perforacion del cluster 04 de inyeccion, pozos, CRA 18, CRA 19, CRA 20, CRA 21, CRA 22, CRA
23, CRA 24, CRA 25, CRA 26 y CRA 17. 2014. pp 17.
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2. FLUIDOS DE PERFORACION

En este capitulo, se realiza un marco teorico de los fluidos de perforacion, sus
principales propiedades fisico-quimicas y, las diferentes funciones que desempefan
durante la perforacion. De igual forma, se describen los mecanismos mas
importantes del dafio a la formacion, causados por los fluidos de perforacion.

2.1 INTRODUCCION A LOS FLUIDOS DE PERFORACION

Un Fluido de Perforacion es una mezcla homogénea entre un fluido base (agua,
aceite o gas) y diversos aditivos con propiedades fisicoquimicas especificas, que le
permiten desempenfiar diversas funciones durante las operaciones de perforacion.

Es de vital importancia mantener las propiedades del fluido de perforacion dentro
de un rango de valores apropiado, con el fin de prevenir problemas de inestabilidad
de pozo y otros eventos indeseables*’; sin embargo, debido a que el fluido esta en
constante interaccidon con los contaminantes de las formaciones perforadas, sus
propiedades nunca son constantes y, para mantenerlas controladas, se deben
realizar analisis continuos al fluido de retorno, que permitan determinar las
propiedades que fueron alteradas y que se encuentran por fuera de los rangos
establecidos. De esta manera, se podra proceder a efectuar los ajustes necesarios
en la formulacion del fluido de perforacion, para mejorar el desempefio de las
operaciones. 48

2.1.1 Caracteristicas de los fluidos de perforacién. Los fluidos de perforacion no
deben ser inflamables, toxicos o corrosivos, pero si inertes a la interaccion con
minerales o sales solubles que se encuentren a altas temperaturas; A su vez, deben
tener la capacidad de lograr mantener sus propiedades fisico-quimicas dentro de
valores apropiados, segun los requerimientos de las operaciones y, ser resistentes
al desarrollo de bacterias®.

2.2 FUNCIONES DE LOS FLUIDOS DE PERFORACION

La importancia de los fluidos de perforacion radica en todas las funciones que son
capaces de desempefiar durante el proceso de perforacidbn de un pozo; estas
funciones solo se pueden cumplir mediante la correcta seleccion de los aditivos
quimicos adicionados al fluido y, mediante el control estricto de sus propiedades
fisico-quimicas. Entre sus funciones se destacan:

2.2.1 Remocién de los recortes del pozo. A medida que los recortes son
generados por la barrena, el fluido debe tener la capacidad de arrastrarlos y

4" INTEVEP. Dafios a la Formacioén. 1997. P. 37.
48 PDVSA, Fluidos de perforacion. 2002. P. 11.
49 |bid., p. 7.
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transportarlos hasta la superficie, a través del espacio anular. La extraccion de estos
recortes depende de algunos parametros, como lo son: la viscosidad, la velocidad
de circulacion y la densidad del fluido.°

2.2.2 Controlar las presiones de las formaciones. A medida que la presion de
las formaciones aumenta, es necesario aumentar la densidad del fluido de
perforacién con el fin de lograr mantener la estabilidad del hueco y, de esta manera,
impedir que los fluidos alojados dentro de la formacion migren hacia el pozo de
manera no controlada.>*

2.2.3 Obturar las formaciones permeables. El fluido de perforacién debe contar
con la capacidad de formar un revoque fino e impermeable en la cara del pozo que
permita limitar la invasion de filtrado; sin embargo, en algunos casos, se debe
presentar una sobrepresion en la columna hidrostatica que permita controlar las
presiones de las formaciones que se vayan atravesando durante la perforacion,
dichas operaciones aumentan el riesgo de inducir la invasiéon de particulas sélidas
y de filtrado liquido proveniente del pozo, generando mecanismos de dafios
descritos a continuacion:®?

e Invasion de soélidos: esta invasion afecta directamente la productividad del
pozo, al generar un taponamiento de las gargantas de poro por la formacion de
revoques internos, causando un aumento de la presion capilar de la zona
afectada.

e Invasion de filtrado: esta invasion depende de la capacidad del fluido de formar
un revogue consistente e impermeable contra la cara del medio poroso®3. Sin
embargo, si la calidad del revoque no es buena, se puede generar una
interaccion entre los fluidos del pozo con los fluidos presentes en el yacimiento
ocasionando blogueo por emulsiones, incompatibilidades entre los fluidos,
precipitacion de compuestos solidos por reacciones no controladas, entre otros.

2.2.4 Minimizar los dafios al yacimiento. La proteccion del yacimiento contra
dafos que pueden llegar a afectar la productividad del pozo, es algo clave durante
el disefio de los fluidos de perforacién. Existen varios mecanismos por los cuales se
puede presentar una restriccién del flujo de fluidos desde el yacimiento hacia el
pozo, entre los Mas comunes se encuentran:

e Invasioén de lodo en la matriz de la roca
e Hinchamiento de arcillas
e Incompatibilidad entre fluidos

50 ENI Company, Drilling fluid course. Chapter 01, Drilling Fluids Functions. P. 8

51 INSTITUTO AMERICANO DEL PETROLEO (API). Manual de fluidos de perforacion, Funciones
de los Fluidos de Perforacion. P. 21.

52 bid., p. 23.

53 INTEVEP. Op. Cit., p. 40.
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e Precipitacion de particulas solidas
e Formacion de emulsiones

Dichos dafios pueden ser determinados a partir de datos de pozo y de andlisis de
nacleos de la formacién de interés, con el fin de mitigarlos y lograr disefiar un fluido
lo mas compartible con la formacion. 54

2.2.5 Mantener la estabilidad del pozo. Para lograr esta funcion, la composicién
quimica y las propiedades del lodo deben estar perfectamente adaptadas para
lograr proporcionar al pozo la estabilidad necesaria, hasta que se pueda cementar
la tuberia de revestimiento. Uno de los mayores problemas de inestabilidad de pozo
durante la perforacion, es el hinchamiento de las arcillas sensibles al entrar en
contacto con la fase acuosa del fluido, por ello, es necesario determinar la presencia
y el contenido de arcillas en las formaciones a perforar, para establecer la
formulacion adecuada del fluido, adicionando inhibidores o estabilizadores de
lutitas, en las concentraciones y proporciones debidas.>®

2.2.6 Funciones adicionales de los fluidos de perforacion

e Lubricar y apoyar todos los componentes del BHA (Bottom Hole Assembly).

e Transmitir energia hidraulica a los componentes de fondo.

e Asegurar una evaluacion adecuada de la formacion (permitir la toma de registros
y la realizacion de pruebas de pozo).

e Controlar la corrosion.

e Facilitar la cementacién y el completamiento.

e Minimizar el impacto al ambiente.

2.3 PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS DE PERFORACION

Con base a la descripcion publicada por el Instituto Americano del Petroleo (API), el
fluido de perforacion tiene unas propiedades Fisicas y Quimicas, que deben ser
controladas durante la perforacion de un pozo, para evitar problemas operacionales;
estas propiedades son:

2.3.1 Propiedades fisicas. A continuacién, se da un breve resumen de las
propiedades fisicas de los fluidos.

2.3.1.1 Densidad (Unidad ppg). Es uno de los parametros mas importantes durante
las operaciones de perforacion, ya que, permite dar un control primario del pozo,
garantizando la estabilidad del mismo y evitando el flujo no deseado de fluidos del
yacimiento hacia el pozo, por lo tanto, es recomendable mantener la presion

5 INSTITUTO AMERICANO DEL PETROLEO (API). Op. Cit., P. 24-25.
%5 Ibid. P. 23.
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hidrostética generada por los fluidos de perforacion, ligeramente mayor a la presion
de poro de la formacion. ¢

El instrumento que permite medir la densidad del fluido de manera rapida y precisa
es la balanza de lodo, la cual se compone, principalmente, de una base que permite
sostener un brazo graduado con un vaso, tapa, balines, tornillo, burbuja de nivel y
cursor. Los valores entregados por esta balanza se encuentran en unidades de
libras por galon (ppg).

2.3.1.2 Reologia. En el contexto petrolero, la reologia se encuentra relacionada con
los esfuerzos cortantes que se pueden generar durante el desplazamiento de los
fluidos de perforacion dentro del sistema de circulacidon, permitiéndole adquirir una
capacidad para llevar los recortes hacia la superficie y generar fuerzas estaticas de
gel, para suspender los sélidos cuando el fluido no esté circulando. 5’

Los viscosimetros rotativos, son instrumentos de indicacion directa, que permiten
determinar las propiedades reoldgicas del fluido a partir de una serie de elementos
moviles accionados por un motor eléctrico. Estos viscosimetros se encuentran
constituidos por un rotor, una caja de velocidades que actla gracias a un sistema
de engranajes, una palanca de cambios, un visor del dial y una plataforma, el
procedimiento para realizar esta prueba, se encuentra en el Anexo A.

2.3.1.3 Viscosidad Plastica (Unidades cP). La viscosidad plastica (PV) se define
como la resistencia de un fluido a fluir, causada por la friccibn mecanica entre las
particulas sélidas que se encuentran presentes en el fluido de perforacion. Una PV
baja, es indicativo de que el lodo es capaz de perforar rapidamente debido a su baja
viscosidad, mientras que una PV alta es generada por un exceso de solidos
coloidales presentes de los fluidos. 8 Esta viscosidad depende de la forma, tamafio
y concentracion de particulas sélidas presentes en los fluidos. La viscosidad plastica
puede ser determinada a partir de la Ecuacion 1.

Ecuacidn 1. Viscosidad Plastica.

VP = 6600 — 6300

Fuente. PDVSA, Fluidos de perforacion. 2002. p 41.

DONDE:

VP: Viscosidad Plastica, cP.

6600 : Lectura del cuadrante para 600 rpm
6300 : Lectura del cuadrante para 300 rpm

%6 INSTITUTO AMERICANO DEL PETROLEO (API). Op. Cit., P. 21, 33.

5 Ibid., P. 171.
%8 SCHLUMBERGER. Qilfield Glossary: Viscosidad plastica [en linea]. [citado en 2 de septiembre de
2018]. Disponible en Internet:

https://www.glossary.oilfield.sIb.com/es/Terms/p/plastic_viscosity.aspx.
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2.3.1.4 Punto Cedente (Unidad Ib/100 pies?). Es una medida de la resistencia al
flujo causada por la atraccion de las cargas eléctricas presentes en las particulas
dispersas del lodo, bajo condiciones dinamicas o de flujo. EI Punto Cedente, se
encuentra directamente relacionado con la capacidad que tiene el fluido de
garantizar la correcta limpieza del pozo. >° Se calcula con la Ecuacién 2.

Ecuacion 2. Punto Cedente.

PC =60300—-VP

Fuente. PDVSA, Fluidos de perforacion. 2002. p 41.

DONDE:

PC: Punto Cedente, Ib/100pies™2

6300 : Lectura del cuadrante para 300 rpm
PV: Viscosidad Plastica, cP.

2.3.1.5Viscosidad Aparente (Unidad cP). Es una medida relativa de la resistencia
que tiene un fluido a fluir bajo unas condiciones especificas.®® Se calcula con la
Ecuacion 3.

Ecuacién 3. Viscosidad Aparente.

6600
2

Fuente. PDVSA, Fluidos de perforacion. 2002. p 41.

DONDE:

VA: Viscosidad Aparente, cP.
6600 : Lectura del cuadrante para 600 rpm

2.3.1.6 Fuerza de gel (Unidad Ib/100 pies2). Es la capacidad que tiene un fluido,
bajo condiciones estéticas, de desarrollar una consistencia gelatinosa. Esta
caracteristica se denominada Tixotropia y su principal funcién es impedir que los
recortes generados durante la perforacion, se asienten cuando el sistema de fluido
no se encuentra en circulacion.

Las mediciones mas comunes para determinar esta caracteristica, son tomadas del
viscosimetro rotativo, leyendo el valor del dial 300 a los 10 segundos y a los 10
minutos, sin embargo, pueden ser medidas en cualquier espacio de tiempo.65?

59 INSTITUTO AMERICANO DEL PETROLEO (API). Op. Cit., P. 174 — 175.

€0 Ibid. P. 173.

61 PDVSA, Fluidos de perforacién. Venezuela: Centro internacional de Educacién y Desarrollo .2002.
p 14
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Estas fuerzas deben ser lo suficientemente bajas para:

e Garantizar una adecuada velocidad de circulacion.

¢ Minimizar los efectos de succion cuando se realizar el retiro de la tuberia.

e Facilitar el asentamiento de aquellas particulas sélidas en los tanques de
superficie.

2.3.1.7 Filtrado API (Unidad mL). Esta propiedad indica la cantidad de liquido que
se puede llegar a filtrar a través del revoque, causado por un efecto de sobrepresién
en la cara de las formaciones permeables. Para lograr disminuir la cantidad de fluido
que entra a la formacion, es fundamental garantizar la generacion de un revoque
delgado e impermeable de aproximadamente 1/32avo de pulgada de espesor.

Esta caracteristica es afectada principalmente por los siguientes factores:

Presion

Temperatura
Dispersion

Tiempo de exposicion.

2.3.2 Propiedades Quimicas. A continuacion, se da un breve resumen de las
propiedades quimicas del fluido de perforacién, pertinentes para este proyecto:

2.3.2.1 pH. Es una propiedad de los fluidos de perforacion, la cual permite
clasificarlos segun su naturaleza basica o acida. Un rasgo caracteristico de los
fluidos base acuosa, es que, por lo general, trabajan en rangos de pH que oscilan
entre 7.5 a 11.5, dando como resultado un lodo alcalino. Sin embargo, cuando el pH
varia de 7.5 a 9.5, el fluido es de bajo pH y cuando varia de 9.5 a 11.5, es de alto
pH.%2

2.3.2.2 Alcalinidad. La alcalinidad de un fluido de perforaciéon se conoce como la
capacidad que tiene una solucién de neutralizar 4cidos, segun la concentracién de
iones solubles en agua. Con los datos obtenidos de la prueba de alcalinidad, se
pueden determinar las concentraciones de iones de [OH7], [C03_2]y[HCO3_]
presentes en el fluido.53

El conocimiento adecuado de la quimica de los fluidos de perforacion es
fundamental a la hora de seleccionar el tipo de aditivos a agregar, ya que su
rendimiento se podra ver afectado (como en el caso de algunos desfloculantes que
requieren un ambiente alcalino para su correcto funcionamiento).

62 PDVSA. Op. Cit., p. 15
63 pid., p 16
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2.4 FACTORES PARA LA SELECCION DE UN FLUIDO DE PERFORACION

Antes de iniciar la preparacién de un fluido de perforacién, se debe tener en cuenta
todos los parametros y requisitos que este debe cumplir, para evitar problemas
operativos y garantizar que el fluido cumpla con todas sus funciones.

Existen varios factores que influyen en la formulacion del fluido para perforar la zona
de interés; estos pueden ser parametros del yacimiento (sistema roca-fluidos), del
tipo y caracteristicas del pozo, o de la localizacion:

2.4.1 Factores del yacimiento. La primera actividad que se debe realizar, antes de
formular el fluido de perforacion, es identificar y recopilar todos los datos disponibles
del yacimiento. En campos productores, muchos de los datos requeridos estan
disponibles y, los que no, se obtienen mediante pruebas sencillas, o se trabaja sin
ellos si es posible; sin embargo, en campos que se encuentran en exploracion, la
informacion disponible del yacimiento es muy poca o nula, por ello, es necesario
adquirir la informacion necesaria mediante registros eléctricos y pruebas de
laboratorio en ndcleos de roca.

El fluido de perforacion debe ser compatible con la roca almacenadora y los fluidos
contenidos en ella, para que no se presente ningun tipo de dafio en el yacimiento,
generado por reacciones quimicas de precipitacion entre los componentes de los
fluidos y la roca.

La informacién requerida del sistema roca-fluidos es:

¢ Tipo de roca presente en el yacimiento; este factor es de suma importancia, ya
gue, en la mayoria de yacimientos, se encuentra un contenido de arcillas que,
dependiendo del tipo, pueden hincharse o desmoronarse (montmorillonitas, illitas,
atapulguita, etc), generando obstruccién en el paso de los fluidos hacia el pozo.
En estos casos, se deben emplear aditivos inhibidores o encapsulantes (como
almidones, Poliacrilamida Parcialmente Hidrolizada, Copolimero de acido acrilico,
Poliacrilato de Sodio, Cloruro de Potasio, Poliglicoles, Poliamidas, etc) para
impedir o retrasar la hidratacion e hinchazén de las arcillas. %4

e Tipo de fluidos contenidos en el yacimiento; en algunos casos, los componentes
del crudo y del agua de formacion, no son compatibles con los componentes
disueltos en el fluido de perforacion, esto hace que se precipiten algunas
particulas solidas que pueden ocasionar taponamientos en el medio poroso. Por
ello, es necesario conocer previamente los componentes del crudo (parafinico o
asfalténico) y los componentes del agua de formacion (como carbonatos, sulfatos,

64 INSTITUTO AMERICANO DEL PETROLEO (API). Op. Cit., p. 127.
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cloruros, etc), para seleccionar aditivos que no generen precipitados al contacto
con los fluidos del yacimiento.®®

e Tamario de la Garganta de Poro; este parametro es de gran importancia durante
la formulacion del fluido, ya que, permite determinar el tamafio de particula que
deben tener los aditivos soélidos adicionados al fluido de perforacion; por regla
general, se tiene que las particulas de aditivos deben tener un diametro 1/3 mayor
al didmetro de la garganta de poro 6. Estos valores pueden ser obtenidos
experimentalmente, empleando analisis SEM o mediante la inyeccién de mercurio
en muestras de roca representativas. En el caso que no se puedan realizar estas
pruebas, es posible emplear correlaciones matematicas que permitan aproximar
los valores del radio de garganta de poro.

e Mojabilidad del sistema; es importante determinar el tipo de aditivos que generan
un cambio en la mojabilidad de la zona cercana al pozo, ya que, en el caso que el
sistema sea predominantemente mojado al agua, al filtrarse materiales
tensoactivos (como surfactantes), o al presentarse un cambio abrupto en el pH del
sistema, se puede generar un cambio en la mojabilidad y la roca puede volverse
humectada al petréleo, lo que reduciria el flujo de hidrocarburos hacia el pozo.®’

e Temperatura del yacimiento; algunos de los aditivos que se agregan al fluido de
perforacién (como los polimeros), tienden a degradarse a elevadas temperaturas,
por ello, es necesario conocer la temperatura a la que van a estar sometidos los
fluidos de perforacion en el yacimiento, para poder determinar cuéles aditivos son
los mas adecuados. Cuando los polimeros se sobrecalientan, pueden
descomponerse y producir vapores que contienen diversos productos quimicos y
toxicos, haciendo que el material pierda sus propiedades iniciales y, afectando el
rendimiento del fluido de perforacion.®®

e Presion de Formacién y Presion de Fractura; una de las funciones mas
importantes del fluido de perforacion, es controlar las presiones de las formaciones
gue se van atravesando, para ello, es necesario conocer la ventana operativa del
fluido, cuyos limites corresponden a la Presién de Poro o Presion de Formacién
(limite inferior) y a la Presion de Fractura (limite superior). Conociendo la Presion
Hidrostatica que debe ejercer el fluido dentro del pozo, se determina la densidad

8 HE, W., & STEPHENS, M. P. (2011, January 1). Bridging Particle Size Distribution in Drilling Fluid
and Formation Damage. Society of Petroleum Engineers. doi: 10.2118/143497-MS.

56 VICKERS, Stephen, COWIE, Martin. A new methodology that surpasses current bridging theories
to efficiently seal a varied pore throat distribution as found in a natural reservoir formations. 2006.

57 RICAURTE, M., & PEROZO, H. (2007, January 1). Filtration Effect On Water In Oil Emulsions
Stabilization In Slop Crude Treatment. Society of Petroleum Engineers. doi:10.2118/107838-MS.

8 LU, X., JJIANG, H., SM@RGRAV, E., LI, J., DING, S., LI, C., & LIU, G. (2015, October 20). A New
Thermal Degradation Model of Polymer in High-Temperature Reservoirs. Society of Petroleum
Engineers. doi:10.2118/176460-MS.
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gue este debe tener en cada intervalo a perforar. Para lograr la densidad
requerida, se adicionan al fluido base, aditivos especiales como densificantes.®®

2.4.2 Factores del pozo. Es necesario conocer el tipo de pozo y las caracteristicas
que este debe tener, para determinar el tipo de fluido de perforacion a utilizar. Se
debe conocer:

¢ Tipo de pozo: pozo exploratorio, pozo de desarrollo o pozo inyector. Dependiendo
del tipo de pozo, las prioridades durante la perforacion pueden cambiar. Si es un
pozo para poner en produccion, la prioridad es garantizar que el fluido no genere
obstrucciones al flujo hidrocarburos que pasan del yacimiento al pozo. Si se
perforard un pozo de inyeccion, la prioridad es que el filtrado y los soélidos
acumulados, no vayan a restringir el paso de los fluidos de inyeccion hacia el
yacimiento.”®

e Tipo de perforacién; la formulacion de los fluidos de perforacion puede variar si se
emplea una sarta de perforacion convencional, o si se utiliza tuberia flexible, ya
gue los diametros y los materiales cambian.

e Inclinacion del pozo; el area y el tiempo de contacto del fluido de perforacién con
el yacimiento, varian con la inclinacién del pozo; si este es horizontal, el tiempo y
el &rea de contacto incrementan, lo que puede generar mayor invasion del fluido
de perforacién hacia el yacimiento.

2.4.3 Localizacion. Hace referencia al lugar donde se realiza la perforacion
(perforacion terrestre u onshore, perforacion marina u offshore y perforacion en
areas protegidas)’*; la formulacién del fluido de perforacion es diferente para cada
localizacion. En pozos costa afuera, la ventana operativa del fluido es,
generalmente, muy estrecha, en comparacion, con la ventana operativa del fluido
en perforaciones terrestres, por lo cual, el control de la densidad en perforaciones
offshore es mas estricto y, debe permanecer en un rango de valores muy cercanos
(ejemplo: 11,0 - 11,4 ppg). En areas protegidas, se deben cumplir unos lineamientos
normativos para preservar ciertas zonas tanto superficiales, como en el subsuelo,
por lo que el fluido debe ser compatible con el entorno y asegurar su integridad.

Los factores mencionados anteriormente, pueden resumirse en el Cuadro 2:

69 INSTITUTO AMERICANO DEL PETROLEO (API). Op. Cit., p. 491.
0 PDVSA. Fluidos de Perforacion. Caracas, Venezuela. 2002. p. 16.
1 Ibid., p. 16.
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Cuadro 2. Factores para la seleccion del Fluido de Perforacion.

e Tipo de roca (contenido
de arcilla).

e Tipo de fluidos
(componentes).

e Tamano de Garganta de
poro.

e Mojabilidad.
e Temperatura.

® Presion de Formaciony
Presién de Fractura.

® |Inclinacion.

wemiento | oo | Localizacir

¢ Tipo de pozo.
¢ Tipo de perforacion.

e Terrestre.
e Marina.
e Areas protegidas.

Fuente: elaboracién propia.

2.5 CLASIFICACION DE LOS FLUIDOS DE PERFORACION

El fluido de perforacién esta compuesto, de forma general, por una fase continua
(agua, aceite 0 gas) y por una fase discontinua (aditivos); por ello, su clasificacion

principal hace referencia a la fase continua que lo conforma. Esta clasificacion
puede observarse en la Figura 4.

Figura 4. Clasificacion general de los Fluidos de Perforacion.

FLUIDOS DE
PERFORACION

|

[
LIQUIDOS

|

MEZCLA GAS Y

LIQUIDO

GAS

— Base Agua

Espuma

— Base Aceite

Niebla

Fluido
aireado

— Gas Natural

Aire

Nitrégeno

Fuente: GOMEZ, Leandro. Mud classification and main additives.Presentacion de apoyo en
PowerPoint para la Catedra de Laboratorio de Lodos y Cementos, Universidad de América. 2017-2.

2.5.1 Fluidos de Perforacion Base Agua (Water Based Mud). Son los mas
utilizados a nivel mundial, ya que son de bajo costo y generan un menor impacto
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ambiental. Estos fluidos se caracterizan porque su fase continua es agua, que
puede ser dulce o salada (salmueras), dependiendo de las exigencias de la
perforacion; sin embargo, por lo general se utiliza agua dulce como base para la
formulacién del fluido, a la cual, se le adicionan aditivos especiales para controlar
los diferentes parametros durante la perforacion. 7

Algunos de los aditivos soélidos adicionados al fluido, reaccionan con la fase acuosa,
por lo que son llamados “sdélidos reactivos” que, en su mayoria, son arcillas
hidratables e hinchables como la Bentonita. Otros de los solidos adicionados, no
reaccionan ni se disuelven al entrar en contacto con la fase acuosa, por lo tanto,
son denominados “soélidos inertes”, que se emplean como materiales densificantes
(barita, hematita, carbonato de calcio, etc) y como materiales para el control de las
pérdidas de fluido (LCM: fibras celulosas, cascarilla de nuez, cascarilla de arroz,
mica, entre otros). Por otro lado, los aditivos quimicos que son agregados,
restringen la actividad del fluido de perforacién, permitiendo que ciertas de sus
propiedades se mantengan dentro de los limites deseados (densidad, viscosidad,
punto de cedencia, etc).

En la Figura 5 se presenta la clasificacion de los fluidos base agua, teniendo en
cuenta que, el presente proyecto se enfoca en los Lodos Reservoir Drill-in, definidos
mas adelante.

2.6 FLUIDOS DE PERFORACION DE YACIMIENTO (RESERVOIR DRILL-IN
FLUIDS)

Son un tipo especial de Fluidos Base Agua, que se utilizan para perforar la Ultima
seccion de los pozos. Estos fluidos estan formulados para minimizar el potencial de
dafio hacia la formacién, mejorar la limpieza de los recortes (especialmente en
pozos horizontales y de alto &ngulo) y para maximizar la eficiencia de la
perforacion.”

Estos fluidos deben reducir el potencial de dafio a la formacién, de la siguiente
forma:

e Su composicién debe ser compatible con los fluidos del yacimiento, para evitar
la formacién de precipitados orgénicos e inorganicos. Para ello, es necesario
conocer la composicién del crudo y del agua de formacién, para crear un fluido
con una composicién quimica similar.’

2 SCHLUMBERGER. Oilfield Glossary en espafiol. Fluido de perforacion base agua [en linea]
Disponible en Internet: https://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/w/water-
base_drilling_fluid.aspx.

7 MI SWACO, M-I Manual de fluidos de perforacion, Houston, TX 2001. 21A

" CHIRIAC, Alexandru. Reservoir Drill-in Fluids, Completion and Workover Fluids. Universidad
Aalborg. Esbjerg, Dinamarca, junio 6 de 2014. P 17.
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Figura 5. Clasificacion general de los Fluidos de Perforaciéon Base Agua (WBM).

— Lodo no disperso —{ Lodo de Inicio (Spud Mud) \

Lodo HPHT |
—  Lodos HPHT
Lodo de polimeros HPHT |

| Lodo lignosulfonato |

WBM

Lodo de agua salada lignosulfonato/lignito |

{ Lodos dispersos

Lodo Saturado de agua salada | Lodo
lignosulfonato/Yeso
| Lodos calcicos
Lodo
n lignosulfonato/Cal
Sistema
Lignito/acetato de
o Lodos base potasio }—|: potasio
—| Lodo PHPA (Poliacrilamida Parcialmente Hidrolizada) | Sistema de
polimeros de KCL
— Lodos inhibidos —| Lodo con Poliglicol |
Lodo Polimero N Lodo a base de silicato |

Cationico — Lodo polimero inhibido

‘- Lodo Reservoir Drill-in

Fuente: GOMEZ, Leandro. Mud classification and main additives. Presentacion de apoyo en formato
PowerPoint para la catedra de Laboratorio de Lodos y Cementos, Universidad de América. 2017-2.
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e El fluido formulado no debe contener sélidos inertes (como barita o arena) o arcilla,
que puedan obstruir los canales porosos.

e Su formulacion debe contener aditivos inhibidores de arcilla o estabilizadores de
lutitas, para evitar el taponamiento de los canales permeables por hinchamiento o
desprendimiento de los materiales arcillosos.

¢ Los aditivos seleccionados, no deben alterar la mojabilidad inicial de la roca.

e El filtrado que llegue a invadir la formacién, no debe generar emulsiones al entrar
en contacto con los fluidos del yacimiento.

¢ El tamafio de particula de los aditivos sélidos adicionados, debe ser 1/3 mayor al
diametro de la garganta de poro, para asegurar la formacion de un revoque
impermeable y evitar que los sélidos invadan la formacion.’®

Existe una amplia variedad de opciones disponibles comercialmente, para los
fluidos de perforacion de yacimiento. El fluido mas adecuado a seleccionar, depende
de las propiedades y caracteristicas especificas del sistema roca-fluidos a perforar,
como lo son: los mecanismos potenciales de dafio a la formacion, el tipo de
formacién productora a perforar y el método de completamiento a usar.

A continuacién (Cuadro 3), se describen algunos de los fluidos de perforacion de
yacimiento base agua mas conocidos, junto con los aditivos que los componen y
sus principales aplicaciones:’®

Cuadro 3. Principales fluidos reservoir drill-in.

Fluidos Principales Aditivos Aplicacion
e Viscosificante y Controlador de Perforacion de
De filtrado: HEC. carbor_1atos y
Hidroxietilcelulosa | ® Viscosifican_te: goma xantica areniscas
(HEC) (_provg:e_ mejor capacidad f_ractura_tdas_ y
tixotropica). areniscas limpias de
e Controlador de Filtrado: almidén. | baja permeabilidad.

> VAN EVERDINGEN, A. "The skin effect and its influence on the productive capacity of a well,"
Journal of petroleum technology, vol. 5, 1953, pp. 171-176.

6 INSTITUTO AMERICANO DEL PETROLEO (API). Manual de Fluidos de Perforacion,
procedimiento estandar para las pruebas de fluidos de perforacion. Dallas, Texas. 2001. Pp. 646-
648.
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Cuadro 3. (Continuacion)

Fluidos

Principales Aditivos

Aplicacion

Flo-Pro (marca
registrada de Mi-
Swaco,
Schlumberger)

Inhibidores de arcillas.
Controlador de filtrado: almidon.
Material puenteante: carbonato
de calcio.

Viscosificante: goma xantica.
Densificantes: sales solubles en
agua.

Perforacion de
areniscas no
consolidadas con
contenido de
arcillas.
Empleados en
pozos horizontales
(para mejorar la
limpieza).

Sistemas de sal
de granulometria
determinada

Viscosificante: goma xantica
Controladores de filtrado: almidén
y NacCl.

Perforacion de
areniscas poco
consolidadas.
Densidades
alcanzadas: 10-12
Ib/gal

Sistema Baradril-
N (marca
registrada de
Baroid,
Halliburton)”’

Material puenteante y
densificante: carbonato de calcio
dimensionado (5/25/50/ 150
micrones).

Viscosificante: goma xantica.
Controlador de filtrado: almidon
reticulado.

Controlador de pH: 6xido de
magnesio.

Bactericida: Glutaraldehido.

Perforacion de
formaciones
depletadas.

Sistema BrineDril-
N (marca
registrada de
Baroid,
Halliburton)”®

Control de filtrado: celulosa
microfibrosa y agentes
poliméricos.

Viscosificante: goma xantica.
Agente puenteante: carbonato de
calcio.

Controlador de pH: 6xido de
magnesio.

Perforacion de
arenas no
consolidadas

" BAROID. Manual de Fluidos. Houston, USA. 1999. Pp. 103-104.

78 [bid. p. 105.
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Cuadro 3. (Continuacion)

Fluidos Principales Aditivos Aplicacion
e Silicatos de metal mezclados.
e Reductor de dureza: carbonato de Perforacion de
Sistema Maxdril- S(.)dio' o . . _secciones
N (marca o Vlscosmcgnt_es: bentonita Premium honzongales o de
registrada de y goma xantica. ' alto angylo.
Baroid, e Controlador de pH: soda caustica. Perforacion de
Halliburton) | * Controlador de filtrado: almidon. formaciones no
e Agente puenteante y densificante: consolidadas e
carbonado de calcio de inestables.

5/25/50/150 micrones.

e Controladores de filtrado: sal
dimensionada y almidén.
Soludril-N (marca | ¢ Viscosificante: goma xantica.

, o Perforacion de
registrada de e Agente puenteante y densificante:

pozos

Baroid, carbonato de calcio de :
Halliburton)”® 6/20/40/50/300 micrones. horizontales.
e Controlador de pH: 6xido de
magnesio.

Fuente: Elaboracion propia.

2.7 PRINCIPALES ADITIVOS DE LOS FLUIDOS BASE AGUA

Para garantizar el cumplimiento de las funciones del fluido de perforacion, es
necesario seleccionar los aditivos quimicos mas adecuados, para cada seccion a
perforar.

A continuacioén, se describen los principales aditivos empleados en la formulacion
de los fluidos de perforacion base agua.

2.7.1 Densificantes. Son materiales no toxicos ni peligrosos de manejar, que se
caracterizan por lograr un incremento en la densidad del fluido de perforacion, con
el fin de contrarrestar las presiones de las formaciones que se vayan atravesando y
evitar el flujo indeseado de fluidos hacia los pozos. Se consideran sélidos inertes,
por lo que no reaccionan con la fase acuosa (permanecen en suspension) ni con los

79 BAROID. Op. Cit., p. 118.
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quimicos presentes en el fluido de perforacion.?° En el Anexo B (Cuadro 6), se
describen los densificantes mas empleados.

2.7.2 Viscosificantes. Estos productos son incorporados a los fluidos de
perforacion, con el fin de mejorar la capacidad de remover los sélidos perforados y
lograr suspender el material densificante y los LCM, durante los procesos de
perforacion de un pozo.8! En el Anexo B (Cuadro 7), se describen los viscosificantes
mas empleados.

2.7.3 Controladores de Filtrado. Son aditivos cuya funcion es reducir el paso de
la fase liquida presente en los fluidos de perforacién hacia la formacién permeable,
este tipo de aditivos permite controlar el filtrado cuando el fluido se encuentra
sometido a una presion diferencial, a partir de los siguientes mecanismos: &2

e Desarrollo de un revoque semi-impermeable y fino.

¢ Incrementando la viscosidad de la fase liquida.
Disminuyendo el tamafio de los canales de flujo en la roca, mediante el puenteo
de los mismos.

En el Anexo B (Cuadro 8), se describen los controladores de filtrado mas usados
en la industria.

2.7.4 Controladores de pH. Su principal funcion es lograr mantener en un rango
optimo el pH en el sistema, facilitando el correcto desempefio de los otros aditivos
empleados durante el proceso de formulacion de los fluidos de perforacion. En el
Anexo B (Cuadro 9), se describen los principales controladores de pH empleados.

2.7.5 Material para el Control de Pérdidas de Circulacion (LCM). Este tipo de
aditivos son implementados para el control, ya sea parcial o total, de las pérdidas
de circulacion que puedan presentarse durante la perforacion de los pozos. Son
sélidos inertes que no interactian con el agua ni con los quimicos adicionados al
fluido de perforacion.®3 En el Anexo B (Cuadro 10), se describen los LCM mas
empleados en la industria.

80 SCHLUMBERGER. OilField Glossary. Agente Densificante. [en linea] [citado en 20 de octubre de
2018] Disponible en Internet:
https://www.glossary.oilfield.sIb.com/es/Terms/w/weighting_agent.aspx.

81 AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE (API). Op. Cit., p. 670.

8 LYONS, WILLIAM C. PLISGA, GARY J. LORENZ, MICHAEL D. (2016). Standard Handbook of
Petroleum and Natural Gas Engineering (3rd Edition) - 4.5.3.7 Clay Chemistry. p. 4-142.

8 Ibid., p. 4-142.
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2.7.6 Lubricantes. Su principal funcién es minimizar los problemas asociados al
torque y arrastre que se presentan durante los procesos de perforacion, afectando
la rotacion de la sarta y viajes de tuberia. En el Anexo B (Cuadro 11), se presentan
los principales lubricantes utilizados en la formulacion de los WBM.

2.7.7 Bactericidas. Como la mayoria de los fluidos de perforacion se encuentran
conformados por aditivos organicos altamente susceptibles a la degradacién
bacteriana, la funcion de estos productos es retardar o eliminar la proliferacion de
microorganismos como bacterias u hongos durante los procesos de perforacion. En
el Anexo B (Cuadro 12), se describen los principales tipos de bactericidas
empleados en la industria.

2.7.8 Inhibidores de Arcillas. Se utilizan para prevenir la reduccion del tamafio de
los canales permeables de las formaciones productoras, ademas, para evitar el
ensanchamiento excesivo del pozo, derrumbes o formacién de cavernas, mientras
se perfora con fluidos base agua, en arcillas sensibles. Los aditivos inhibidores de
arcillas, detienen o lentifican la hidratacion, hinchamiento y desintegracion este tipo
de rocas.®* En el Anexo B (Cuadro 13), se describen los principales inhibidores de
arcillas utilizados en la industria.

2.8 DANO DE FORMACION GENERADO POR LOS FLUIDOS DE
PERFORACION

Los fluidos de perforacion que no tienen una formulacion adecuada, teniendo en
cuenta todos los parametros involucrados en las operaciones, tienen un alto
potencial para generar dafio de formacion.

2.8.1 Definicion de Dafio de Formacion. Segln Civan®®, el dafio de formacién es
un término genérico que hace referencia a la disminucion en el valor de la
permeabilidad, de la zona productora adyacente al pozo. Es un problema
operacional indeseable, que puede ocurrir durante las diferentes etapas de un pozo.

El Dafio de Formacion se conoce como aquellas restricciones presentes en el medio
poroso, que dificultan el paso de fluidos desde el yacimiento hacia el pozo, dando
como resultado, una reduccién en la permeabilidad de la zona productiva cercana
a la cara del pozo; dicha restriccion al flujo, se puede presentar durante los procesos
de produccién, inyeccion, perforacién, cementacion, cafioneo, entre otros.®

8 YUAN. BIN, WOOD, DAVID A. (2018). Formation Damage during Improved Oil Recovery -
Fundamentals and Applications - 2.4 Clay Swelling, Detachment, and Pore Blocking Leading to
Reductions in Permeability and Porosity. p. 30.

8 CIVAN, FARUK. Reservoir Formation Damage - Fundamentals, Modeling, Assessment, and
Mitigation. 3rd Edition. 2016. p. 1.

8 INTEVEP. Dafios a la Formacion. 1997. p. 22.
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Normalmente, el dafio puede ser remediado a partir de tratamientos quimicos, que
consiste en la inyeccion de acidos o surfactantes a la formacion; de igual forma, se
pueden realizar tratamientos mecanicos, como el fracturamiento de la roca, con el
objetivo de generar fracturas en la zona de dafio, facilitando la migracion de los
hidrocarburos hacia el pozo.®’

2.8.2 Importancia de tratar el Dafio de Formacion. Una de las principales causas
de la disminucion en la productividad de un pozo, es el dafio de formacion generado
en la zona productora cercana a este. Aunque se empleen fluidos de perforacion de
yacimiento, donde se considera una correcta seleccién del tamafio de particula, tipo
de aditivos, concentraciones y demas, siempre se filtrara un porcentaje de este
fluido y/o de los sélidos suspendidos en él, por ello, es importante determinar el tipo
de dafio y su alcance, para poder tratarlo eficientemente y, garantizar la
productividad efectiva de los pozos.

Aunque el Dafio de Formacion es inevitable, una formulacién adecuada de los
fluidos de perforacion, teniendo en cuenta todos los factores mencionados
anteriormente, garantizaria la formacion de un revoque delgado e impermeable, que
reduzca y minimice la cantidad de filtrado que invade la formacién. De esta manera,
sera mas sencillo tratar el dafio, ya que su alcance (radio de invasidén) serd mucho
menor.

2.8.3 Mecanismos del Dafio de Formacion por los Fluidos de Perforacién. El
fluido de perforacion empleado en la zona de interés, es uno de los principales
causantes del dafio de formacion. A continuacién, se presentan algunos de los
mecanismos de dafio por parte de estos fluidos:

2.8.3.1 Taponamiento por los sélidos. Muchos de los aditivos sélidos adicionados
al fluido de perforacion, no tienen el tamafio adecuado (1/3 mayor al tamafio de
garganta de poro®) para ser retenidos en la cara del pozo y ser parte del revoque
y, por el contrario, invaden el medio poroso del reservorio, disminuyendo el flujo de
hidrocarburos hacia el pozo. La gravedad de la obstruccién, depende del radio de
invasion de los sdlidos, a mayor profundidad lateral, mayor sera la disminucién en
el flujo de hidrocarburos y mas dificil sera la remediacién del dafio.°

2.8.3.2 Disminucién de la saturacion de hidrocarburos. El filtrado del fluido de
perforacion, tiene el potencial de desplazar los fluidos del yacimiento lejos de la cara
del pozo, haciendo mas dificil su produccién. Entre mayor filtrado invada la

87 VARGAS, J., LOPERA, H., Universidad Nacional de Colombia; RESTREPO, A., Equién Energia
Ltda. Evaluacion y Remediacion de Dafio Inducido por Perforacién y Cementacion en Areniscas
Naturalmente Fracturadas. Articulo Técnico ACIPET. 2015. p. 2.

8 VAN EVERDINGEN, A. "The skin effect and its influence on the productive capacity of a well,"
Journal of petroleum technology, vol. 5, 1953, pp. 171-176.

89 GOZALEZ ESPINOSA, Juan Manuel. Dafio a la Formacion en Pozos Petroleros. Tesis de Grado.
Universidad Nacional Auténoma de México. 2014. p. 17.
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formacién, mayor sera el desplazamiento de los hidrocarburos, lejos de la cara del
poZzo.

2.8.3.3 Bloqueo por formacién de emulsiones. Ocurre cuando una emulsion
viscosa ocupa el espacio poroso cercano al pozo, y bloquea el flujo de fluidos hacia
el mismo. El petrdleo y el agua de formacion, por lo general, no forman emulsiones
de forma espontanea en el yacimiento. Para que esto ocurra, se requieren factores
externos, como, la activacion de los surfactantes naturales del crudo, por la intrusion
de fluidos que se han saturado de oxigeno en la superficie y, al entrar en contacto
con el petrdleo, ocasionan la oxidacion del mismo. La adicion de surfactantes en la
formulacién de los fluidos de perforacion, es la causa mas comun de la formacién
de emulsiones en el yacimiento.®°

2.8.3.4 Inversién de la Mojabilidad. La invasion de fluidos de perforacion
formulados con surfactantes, no solo ocasiona la formacién de emulsiones en el
yacimiento, sino que también, puede reducir la presion capilar del medio, alterando
la mojabilidad inicial de la roca. Otra causa de la inversion de la mojabilidad, es la
precipitacion de compuestos organicos, como los asfaltenos.®*

2.8.3.5 Taponamiento por la formacion de Precipitados Inorganicos. Es una
precipitacién inducida que puede ocurrir en diversas operaciones, debido a la
mezcla de fluidos incompatibles. La precipitacion de inorganicos durante la
perforacion, se genera por la interaccion de los fluidos del yacimiento y el fluido de
perforacion que invade la formacion. Los tipos de incrustaciones inorganicas mas
comunes en el yacimiento, son: carbonato de calcio, sulfato de calcio, (yeso y
anhidrita), sulfato de bario, carbonato de hierro, sulfuro de hierro, 6xido férrico y
sulfato de estroncio. De todas ellas, la precipitacién de carbonato de calcio es la
mas frecuente.%?

2.8.3.6 Taponamiento por la formacion de Precipitados Organicos. Formacion
y acumulacion de compuestos organicos, que precipitan por la alteracion del
equilibrio existente entre el crudo del yacimiento y sus constituyentes parafinicos y
asfalténicos; puede ocurrir durante cualquier operacién o intervencion que se lleve
a cabo en un pozo. Los compuestos organicos mas comunes, que precipitan del
crudo y causan dafio a la formacion son: las parafinas (precipitan de ciertos tipos de
crudo cuando se reduce su temperatura o cambia la composicién inicial del crudo
por la liberacion del gas en solucién) y los asfaltenos (precipitan principalmente de
crudos pesados, por la invasion de fluidos con alto pH).%

% MASIKEWICH, J., & BENNION, B. (1997, January 1). Fluid Design to Meet Reservoir Issues - A
Process. Petroleum Society of Canada. doi: 10.2118/97-114.

% |bid. p. 2.

92 MASIKEWICH, J., & BENNION, B. Op. Cit., p. 2.

9 GOZALEZ ESPINOSA, Juan Manuel. Op. Cit., p. 19.
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3. INTERACCIONES QUIMICAS ENTRE EL FLUIDO DE PERFORACION Y
EL SISTEMA ROCA-FLUIDOS

Durante el proceso de interaccion Fluido de Perforacion — Roca y Fluidos del
Yacimiento, se puede presentar una disminucién de la productividad del pozo 4, por
causa de algun tipo de desequilibrio fisico y/o quimico de los fluidos que se
encuentran alojados en el yacimiento, o por algun cambio en la matriz de la roca
que, estando durante un largo tiempo geoldgico en equilibrio, se puede ver
modificada por la intrusion de fluidos o particulas sélidas durante los procesos de
perforacion de un pozo; esto conlleva a la reduccion de la permeabilidad en la
periferia del pozo productor.

3.1 COMPATIBILIDAD DEL FLUIDO DE PERFORACION CON LA FORMACION

Uno de los principales temas a tratar durante la seleccion del tipo de fluido de
perforacion a implementar, es determinar si durante los procesos de perforacion e
interaccién roca-fluido, se pueden llegar a presentar procesos de hinchamiento,
floculaciéon o migracion de arcillas provenientes de la roca reservorio, que puedan
ocasionar dafio a la formacion o inestabilidad de pozo.

Durante el proceso de perforacion, es comdn encontrarse formaciones productoras
con presencia de arcillas en su estructura, compuestas, principalmente, por
minerales de silicatos de aluminio hidratado, que desarrollan plasticidad cuando
entran en contacto con el agua %, es decir, son potencialmente dafiinos debido a su
alta sensibilidad al contacto con fluidos acuosos, generando un hinchamiento o
migracion de las arcillas. Con base a estas caracteristicas, las arcillas se pueden
clasificar como: hinchables (Montmorillonita) y migratorias (Caolinita, llita, y Clorita).

3.1.1 Arcillas Hinchables. Son arcillas que, debido a su naturaleza, aumentan su
tamafio al presentarse un intercambio catiénico y absorcibn de agua. A
continuacion, se describe la principal arcilla hinchable que se encuentra presente
en las zonas productoras:

e Montmorillonita (Arcilla de tres capas): se puede encontrar de tres tipos:
Montmorillonita Sodica, Montmorillonita Calcica o Montmorillonita Magnésica.
Esta arcilla es un mineral hidratable y dispersable del grupo de la esmectita®,
conformado principalmente por tres capas (Silice-Aluminio-Silice); estas capas, se
caracterizan por ser altamente flexibles, con un area superficial

% |SCAN, A. G., KOK, M. V., & STRAUSS, H. (2007, January 1). Evaluation of Formation Damage
of Turkish Southeastern Reservoirs Caused by Drilling Fluids. Society of Petroleum Engineers.
doi:10.2118/107452-MS.

% PDVSA. Op. Cit., p. 81.

% SCHLUMBERGER. Qilfield Glossary. Montmorillonita. [en linea] [citado en 10 de septiembre de
2018]

https://www.glossary.oilfield.sIb.com/es/Terms/m/montmorillonite.aspx.
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considerablemente grande, permitiéndole la separacion individual entre laminas al
entrar en contacto con el agua; ese fendmeno genera que las fuerzas
predominantes sean de repulsion electrostatica entre capas, lo que contribuye a
gue el proceso de hinchamiento pueda llegar a disociar por completo una lamina
de otra®. (Ver. Figura 6.)

Figura 6. Particula de Montmorillonita idealizada.
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Fuente. Instituto Americano del Petréleo (API), Manual de fluidos de perforacion, procedimiento
estandar para las pruebas de Fluidos de Perforacion. P. 129.

3.1.2 Arcillas Migratorias. Este tipo de arcillas se caracterizan por presentar un
desmoronamiento al entrar en contacto con el agua, facilitando la migracion de finos.
A continuacion, se describen las principales arcillas migratorias que se encuentran
presentes en las zonas productoras.

e Clorita (Arcilla de tres capas). Las cloritas se encuentran relacionadas con las
arcillas de tres capas. A pesar de que su estructura no genera un hinchamiento
en su forma pura, se puede presentar una leve reaccion al entrar en contacto con
el agua. Este tipo de arcillas, son frecuentemente encontradas en ambientes de
depositacion marinos en los cuales, los sedimentos se encuentran enterrados a
grandes profundidades y, normalmente no tienden a ocasionar algun problema
importante durante el proceso de perforacion, a menos que estén presentes en
grandes cantidades. (Ver. Figura 7.)

% GARCIA ROMERO, Emilia, Universidad Complutense, SUAREZ BARRIOS, Mercedes,
Universidad de Salamanca. LAS ARCILLAS: Propiedades y usos. P. 10.
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Figura 7. Particula de Clorita.
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Fuente. Instituto Americano del Petrdleo (API), Manual de fluidos de perforacion, procedimiento

estandar para las pruebas de Fluidos de Perforacion. P. 133.

e llinita (Arcillas de tres capas). Su estructura quimica es similar a la de las arcillas
hinchables (montmorillonitas), con la gran diferencia que no poseen una alta
capacidad de hinchamiento entre capas, este fenOmeno se debe a la no
sustitucion de iones de aluminio (AI3*) por iones de magnesio (Mg?*) como se
presenta con la montmorillonita; en cambio, la ilitita presenta sustituciones de
Silice (Si**) por iones de aluminio (Al**), generando una carga negativa que
disminuye los procesos de hinchamiento de las arcillas. El principal problema de
este tipo de arcillas, es el taponamiento de las gargantas de poro. (Ver. Figura 8.)

Figura 8. Particula de lllita.
Hp Oy

Ha
IHita
Fuente. Instituto Americano del Petréleo (API), Manual de fluidos de perforacion, procedimiento
estandar para las pruebas de Fluidos de Perforacién. P. 133.

e Kaolinita (Arcilla de dos capas). Es un tipo de arcilla no hinchable, conformada
por dos capas (Silice-Aluminio), las cuales se encuentran unidas mediante
enlaces fuertes de hidrégeno, impidiendo la expansion de la arcilla al entrar en
contacto con el agua. En la estructura quimica de la kaolitina, no hay cationes
presentes entre ldminas ni cargas adheridas a las superficies. Sin embargo, se
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puede presentar algun tipo de carga en las impurezas o enlaces rotos. En la
Figura 9 se muestra la estructura general de la arcilla Kaolinita.

Figura 9. Particula de Kaolinita.
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Fuente. Instituto Americano del Petréleo (API), Manual de fluidos de perforacion, procedimiento
estandar para las pruebas de Fluidos de Perforacién. P. 133

3.1.3 Propiedades fisico-quimicas de las arcillas. Las propiedades vy
caracteristicas de las arcillas radican, principalmente, en:

e Tienen un tamafio de particula inferior a 2 um.

e Presentan sustituciones isomorficas, facilitando la generacion de cargas entre
las laminas.

e Su morfologia es laminar (Filosilicatos).

Con base a estos factores, se presentan cargas de valor elevado en el area
superficial, en una gran cantidad de superficie activa, con enlaces no saturados.
Esta caracteristica le permite interactuar con una diversa variedad de sustancias,
en especial compuestos polares, facilitando el comportamiento plastico al entrar en
contacto con el agua y favoreciendo, en algunos casos, el hinchamiento de las
arcillas con el desarrollo de propiedades reoldgicas en suspensiones acuosas.

3.1.3.1 Superficie Especifica. Se define como el area de la superficie externa mas
el &rea de la superficie interna de las particulas constituyentes, por unidad de masa,

se expresa en (m?/g)9%.

Debido a la alta superficie especifica que poseen las arcillas (Ver, Tabla 2), la
clasificacion mineralogica de las mismas, es clave para analizar la interaccion

% GARCIA ROMERO, Emilia, Universidad Complutense y Suarez Barrios, Mercedes, Universidad
de Salamanca. LAS ARCILLAS: Propiedades y usos. P. 8.
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sélido-fluido, que permita prevenir problemas de hinchamientos o desbordamiento
de estos minerales, garantizando la integridad del pozo.

Tabla 2. Superficie especifica de las principales arcillas que se encuentran en los
yacimientos petroliferos.

TIPO DE ARCILLA SUPERFICIE ESPECIFICA
Kaolinita 15 (m?/g)
Halloisita 60 (m?/g)

llita 50 (m?/g)
Montmorillonita 80-300 (m?/g)
Sepiolita 100-240 (m?/g)

Fuente. GARCIA ROMERO, Emilia, Universidad Complutense y SUAREZ BARRIOS, Mercedes,
Universidad de Salamanca. LAS ARCILLAS: Propiedades y usos. P. 8. Modificado por los autores.

De acuerdo con la estructura de las arcillas, se pueden presentar diversos tipos de
mecanismos que faciliten la hidratacion de los minerales; entre los principales
mecanismos se encuentran, la hidratacion de la superficie, que consiste en la
absorcion de agua localizada en la superficie basal de los cristales; otro mecanismo
es el hinchamiento osmotico, este fendmeno se presenta cuando las
concentraciones de los cationes alojados entre las capas del mineral, son mas
elevadas que las del agua, generando un equilibrio en el sistema al desplazar el
agua hacia el interior de las arcillas, para compensar las concentraciones;
finalmente, se tiene el mecanismo de hidratacion idnica, que consiste en la
hidratacion de los cationes que se encuentran entre las laminas de arcilla, los cuales
tienen capas de moléculas de agua que los rodean (cada ion tiene un diametro de
hidratacion especifico, (ver Tabla 3).

Tabla 3. Didmetros i6nicos y didmetros de hidratacion de los cationes mas comunes.

CATION | DIAMETRO IONICO (A) | DIAMETRO HIDRATADO (A)

Lit! 1,56 14,6

Na*? 1,90 11,2

K+t 2,66 7,6
NH** 2,86 5,0

Mg+? 1,30 21,6

Ca*? 1,98 19,2

Al*3 1,00 18,0

Fuente. Instituto Americano del Petroleo (API), Manual de fluidos de perforacion, procedimiento
estandar para las pruebas de Fluidos de Perforacién. P. 137.
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3.1.3.2 Capacidad de Intercambio Catiénico. Una de las principales propiedades
que tienen las arcillas, es la capacidad de generar un intercambio de los iones
fijados en la superficie exterior de sus laminas, en los espacios internos de las
estructuras o en los espacios interlaminares, por otros que se encuentren en las
soluciones acuosas envolventes. Esta caracteristica se denomina capacidad de
intercambio cationico (CEC), y se logra explicar como la suma de aquellos cationes
de cambio, de la cual, la arcilla tiene la capacidad de absorber a un determinado
pH. Dichas cargas pueden ser originadas a partir de tres formas:

e Sustituciones isomorficas que se dan a nivel estructural.
¢ Enlaces no saturados en sus extremos y superficies descubiertas.
e Disociacion de los grupos hidroxilos.

Este intercambio catidnico tiene una alta influencia sobre la hidratacion de la arcilla
y, depende de la capacidad de sustitucién de un catién por otro; dicha preferencia
se observa en la Figura 10.

Figura 10. Orden de preferencia del intercambio Catiénico.

Fuente. Instituto Americano del Petréleo (API), Manual de fluidos de perforacion, procedimiento
estandar para las pruebas de Fluidos de Perforacion. P. 136

En orden de preferencia decreciente, cualquier cation que se encuentre localizado
en la zona izquierda de la figura, tendra la facilidad de poder reemplazar a los
cationes localizados a su derecha; sin embargo, dicho fendbmeno dependera de la
concentracion del catién, es decir, si la concentracion relativa del cation tiende a
superar la concentracion del cation de preferencia, se realizara el intercambio
catiénico por el de mayor concentracion.

3.2 COMPATIBILIDAD FLUIDO DE PERFORACION - AGUA DE FORMACION

Un agua de formacion es compatible con cualquier otro fluido si, al mezclarse, no
ocurren reacciones quimicas que generen la precipitacibon de compuestos
insolubles. Cuando se mezclan dos fluidos “incompatibles” se pierde la condicién de
equilibrio y se depositan escamas. Las escamas o incrustaciones, son precipitados
inorganicos formados principalmente por carbonato de calcio, y con menor
frecuencia, por 6xidos de hierro, sulfato de calcio y sulfato de bario. *°

La interaccion entre el filtrado del fluido de perforacion y el agua de formacion,
cuando ambos fluidos son incompatibles, puede generar dafio a la formacion por

9 FARIAS R., Leopoldo, MEROLA. R., Valentin. Propiedades de los Fluidos del Yacimiento. 2014.
Editorial Reverté. Capitulo 4, P 198-201.
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acumulacion de incrustaciones en el medio poroso. Las incrustaciones pueden
generarse, ya sea, por la ocurrencia de reacciones quimicas de precipitacion entre
los componentes de ambos fluidos, o, debido a cambios en la solubilidad de los
componentes por alteraciones en el equilibrio termodinamico del agua (por cambios
de presion, de temperatura o de pH).

Las incrustaciones (scales) se forman, principalmente, por la precipitaciéon de
cationes multivalentes como el Calcio (Ca?*), el Magnesio (Mg?*) y el Hierro (Fe3*);
estos cationes, por lo general, reaccionan con los aniones de Sulfato (S027) y
Carbonato (C03™), para formar compuestos sélidos que obstruyen el medio poroso
y reducen la permeabilidad.1%®

3.2.1 Composicién generalizada de un agua de formacion. La composicion del
agua de formacion depende de varios factores, entre ellos: el ambiente de
depositacion, la mineralogia de la formacion, los cambios de presion y temperatura
y, la intrusién o migracién de los fluidos; por lo tanto, las propiedades y la
composicion del agua pueden cambiar a lo largo del tiempo con la interaccion entre
el agua y larocay, con la produccién e intrusiéon de fluidos en el yacimiento.°t

La mayoria de las rocas almacenadoras, se forman en ambientes con presencia de
agua, a partir de la migracion y depositacion de los granos de rocas o materiales
organicos. El agua acumulada en los poros de los sedimentos que se van
compactando, reacciona con la roca dependiendo de la temperatura, la presion y la
mineralogia de la formacién. Las reacciones entre el agua y los minerales, pueden
llevarse a cabo una vez se comienzan a depositar los sedimentos y, se pueden
prolongar y acelerarse conforme la presion y la temperatura de la formacién
aumentan.19?

Las concentraciones de los diferentes componentes disueltos o0 en suspension en
el agua de formacion, pueden variar a medida que ésta migra y reacciona con los
minerales de las formaciones. Algunos componentes reaccionan facilmente con el
agua, como es el caso del mineral de la arcilla glauconita (con una composicion
aproximada de: KogNaoosFe1,33*Mgo aFeo 22*Alo3Siz s010(0OH)2); estas reacciones
ocurren mediante el intercambio ionico, siempre y cuando, el agua de formacion se
encuentre subsaturada de dichos minerales. Otros minerales, como el cuarzo
(SiO2), tienen una mayor resistencia para diluirse en el agua, por lo que permanecen
constituyendo la matriz de la roca.1%

100 FARIAS R., Leopoldo, MEROLA. R., Valentin. Op. Cit., p. 200.

101 SCHLUMBERGER. Valor del agua de formacion. Qilfield Review Spring. 2011.

102 |pid., p. 2.

103 UNIVERSIDAD DE SALAMANCA. Hidrogeologia: Evolucion geoquimica de las aguas
subterraneas. p. 3. [en linea] Julio de 2012 [extraido septiembre 15 de 2018]. Disponible en Internet:
http://hidrologia.usal.es/temas/Evolucion_geoquimica.pdf. p 2.
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En el caso que el agua se sature con los iones de la roca, los minerales se pueden
precipitar y formar nuevos granos o acumularse en los granos existentes. Sin
importar que el agua haya alcanzado un estado de equilibrio, las interacciones entre
ésta y la roca contindan.

La evolucion quimica del agua de formacion, depende de los minerales con los que
interactla y del tiempo de dicha interaccion. Como norma general, a mayor tiempo
de permanencia del agua de formacién en un terreno, mayor sera su salinidad. Sin
embargo, esta norma es relativa, ya que un agua que haya estado poco tiempo en
contacto con formaciones salinas o evaporitas, tendrd mayor salinidad que otra que
haya estado mucho tiempo en contacto con minerales inertes (como el cuarzo). 194

A pesar de que las reacciones y procesos quimicos que se llevan a cabo entre el
agua Yy las rocas, son muy variados, se observa que las aguas de formacion con
menor tiempo de permanencia en una zona especifica del subsuelo, tienden a ser
bicarbonatadas. Después predomina el sulfato, y luego los cloruros; esta evolucion
quimica se denomina la “Secuencia de Chevotareb”, y se esquematiza en la Figura
11.

Figura 11. Secuencia de Chevotareb.

-4 Recorrido y tiempo de permanencia en el acuifero - ==«

Aniones HCO;” ==# HCO; y SO,” ==# SO,” =% SO,y CI == CI-
predominantes:

= Aumento de la salinidad =4

Fuente: Universidad de Salamanca. Hidrogeologia: Evolucion geoquimica de las aguas
subterraneas. p. 3. [en linea] Julio de 2012 [extraido septiembre 15 de 2018]. Disponible en Internet:
http://hidrologia.usal.es/temas/Evolucion_geoquimica.pdf

El agua entrampada disuelve los minerales que encuentra hasta que alcanza el
valor de la constante de equilibrio correspondiente, donde se satura de ese mineral
y, pasa a disolver otros minerales con una constante de equilibrio mas elevada,
hasta que de nuevo se sature, y asi sucesivamente. 19

La composicién quimica del agua de formacién se puede determinar a partir de
analisis fisicoquimicos, los cuales permiten obtener valores cuantitativos de la
concentracién de cada componente en el agua. A pesar de la amplia variedad de
elementos presentes en las aguas de formacion, Freeze y Cherry, en el afio de
1979, realizaron una clasificacion general de los componentes, de acuerdo con su
frecuencia de aparicion y valores decrecientes de concentracion; esta clasificacion
se muestra a continuacion:

104 UNIVERSIDAD DE SALAMANCA., Op., Cit., p. 2.
105 |bid., p. 3.
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e Constituyentes mayoritarios o fundamentales
Aniones: (HCO3 + C0%7), Cl~, SO2~, NO3.
Cationes: Ca?*, Mg?*, Na*, K*, NH}.

Otros: C0,, 0,, H,Si0,0 Si0,.

e Constituyentes minoritarios o secundarios
Aniones: F~, §2=,SH~, Br~, 1=, NO;, POZ~, BO;.
Cationes: Mn?*, Fe?*, Li*, Sr?*, Zn?*.

e Constituyentes en trazas: AI3*, Ti**, Co?*, Cu?*, Pb?*, Ni?*, Cr3t, etc.

Es necesario tener en cuenta que, en condiciones particulares, un constituyente
clasificado como minoritario, puede alcanzar concentraciones dentro de rangos
mayores, que permitan clasificarlo como un componente mayoritario.

En aguas naturales dulces, por lo general, los componentes mencionados aparecen
en forma ionica (sales casi por completo disociadas) y, con menor frecuencia,
aparecen en forma molecular.1%

A continuacién, se describen los principales componentes mayoritarios presentes
en el agua de formacion.

3.2.1.1 Componentes Mayoritarios. Los componentes mas abundantes en las
aguas de formacion, se describen en seguida:

> Dibéxido de Carbono (€0,), Bicarbonatos (HCO3) y Carbonatos (€C03%7). El
dioxido de carbono disuelto en el agua, permite la formacion de otros compuestos;
una parte permanece en solucion en estado gaseoso, mientras el resto, reacciona
con el agua para formar Acido Carbonico (H,C0s), el cual se disocia parcialmente
para formar iones de Carbonatos y Bicarbonatos. Por otro lado, la disolucion de
rocas calizas y dolomitas en el agua, permite, también, la formacion de iones HCO3
y CO3~ en altas concentraciones.

La mayoria de aguas de formacion existentes, son de naturaleza acida (pH inferior
a 8.3), por lo que predomina el ion Bicarbonato, por encima de las demas especies
carbonatadas. En aguas dulces, la concentracion de HCO3 suele estar entre 50 y
400 mg/L, aunque, bajo ciertas condiciones, puede llegar hasta los 800 mg/L, e
incluso 1000 mg/L, especialmente en aguas pobres de cationes de Ca?*y Mg?*, o
en las que se libera €0,.%%"

106 IGME (Instituto Geoldgico y Minero de Espafia). Composicion Quimica de las Aguas Subterraneas
Naturales. Hidrogeologia y Aguas Subterraneas. [en linea] [citado septiembre 12 de 2018].
Disponible en internet: http://aguas.igme.es/igme/publica/libro43/pdf/lib43/1_1.pdf. p 18.

197 1bid., p. 18.
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» Cloruros (Cl7). Por lo general, las rocas presentan bajas concentraciones de
cloruros, sin embargo, debido a la elevada solubilidad de sus sales, los cloruros
pueden pasar rapidamente a la fase acuosa, llegando a alcanzar concentraciones
muy altas. La concentracion de aniones de Cl~ en el agua de formacién es muy
variable, puede ir desde concentraciones inferiores a los 10 mg/L, hasta mas de
2000 o 3000 mg/L. En salmueras naturales, en contacto con domos salinos, la
concentracién puede llegar a los 200.000 mg/L de Cl~. El agua de mar tiene una
concentraciéon aproximada de cloruros de 20.000 mg/L.1%8

> Sulfatos (§0%7). Los iones de sulfato disueltos en las aguas subterraneas,
tienen una fuerte tendencia a formar sales con Ca?* y Na*. El principal aporte
cuantitativo del ion sulfato, se da por la disolucién de yeso (CaS042H20) y anhidrita
(CaSO0a4), y en menor medida, por la oxidacion de los sulfuros que se presentan
como contaminantes en rocas igneas y sedimentarias, o por la descomposicién de
materiales organicos. En la mayoria de aguas subterraneas, el pH tiende a ser acido
(menor a 8), por lo que, la especie mas estable y abundante es el H2S; en aguas
alcalinas, predomina el ion HS~. En aguas dulces, la concentracion mas comun de
S0;~, se encuentra entre los 2 a los 15 mg/L. En aguas salinas, su concentracién
puede llegar a 50.000 mg/L, asociado con Ca?*; mientras que, asociado con Mg?*
y Na*, puede alcanzar hasta los 200.000 mg/L.1%°

> lones Nitrato (NO3) y Amonio (NH}). Los compuestos nitrogenados en forma
oxidada, constituyen una fraccion importante en los suelos y sustancias organicas;
sin embargo, el nitrégeno es un elemento minoritario en las rocas. Este elemento
se presenta cominmente como NHs, NH; y, por oxidacion, estos compuestos
pueden transformarse en N. (gaseo0so), y luego, en NO3, que es la forma mas
estable y comun en que el nitrogeno se presenta en las aguas de formacion. Las
reacciones de oxidacion-reduccion que sufren las especies nitrogenadas en el agua,
se ven potenciadas por fendmenos biologicos.

Por lo general, el amonio (NH;) o el amoniaco libre (NHs), se presentan sélo como
trazas en el agua de formacion, pero su concentracion aumenta cuando el medio
acuoso es fuertemente reductor, debido a que ambos compuestos son el producto
de la reduccion de compuestos organicos e inorganicos nitrogenados, incorporados
de forma natural al agua.

Los nitratos pueden estar presentes en el agua de formacion, ya sea, por la
disolucion de rocas que los contengan (rara vez ocurre), o, por reacciones de
oxidacion de la materia organica. La concentracion de nitratos en aguas dulces varia
ampliamente, aunque, por lo general, no sobrepasa los 10 mg/L.*%0

108 |GME (Instituto Geologico y Minero de Espafia). Op. Cit., p. 19.
109 |bid., p. 19-20.
110 |bid., p. 20.

68



> lon Calcio (Ca?*). El calcio es, por lo general, el cation mas abundante en la
mayoria de las aguas de formacién, debido a su presencia en rocas igneas,
sedimentarias y metamorficas. En rocas igneas se presenta conformando los
silicatos, en especial, el grupo de las plagioclasas. En rocas sedimentarias se
encuentra en forma de carbonato o sulfato, conformando los minerales de calcita y
aragonito (CaCO3), dolomita (CaMg(CO3)2), yeso (CaSO42H>0) o anhidrita
(CaSO0a). El intercambio idnico entre el calcio y otros cationes (principalmente el
sodio) que se encuentran adsorbidos en la superficie de algunos minerales con los
que el agua interactua, se favorece en zonas arcillosas de baja permeabilidad. La
concentraciéon del ion calcio en agua dulces, se encuentra frecuentemente, entre 10
— 250 mg/L; mientras que, en aguas depositadas en terrenos yesiferos, puede llegar
a los 600 mg/L. La mayor concentracién de calcio, se puede encontrar en salmueras
de CaCl, (hasta 50.000 mg/L).1!!

> lon Magnesio (Mg?*). En las aguas de formacion, por lo general, el ion
magnesio se presenta en menor concentracion que el calcio. El magnesio aparece,
principalmente, por la disolucién de rocas carbonatadas (calizas y dolomitas),
evaporitas y, también, por la variacion de silicatos ferromagnesianos. En los
procesos de intercambio idnico entre los minerales arcillosos y el agua, el Mg?* es
retenido con preferencia al Ca?* en las diferentes rocas. En aguas dulces, la
concentracion de Mg?* suele estar por debajo de los 40 mg/L. En zonas calcareas,
el agua puede alcanzar los 100 mg/L de Mg?* y, en terrenos evaporiticos, se puede
llegar a los 1.000 mg/L.1?

> lon Sodio (Na™). Una fuente importante de este ion, corresponde a la disolucion
de rocas sedimentarias de origen marino y rocas evaporiticas (se presenta
principalmente en la forma de NaCl). Las sales de sodio son altamente solubles y
tienden a permanecer en solucidn, ya que no se producen reacciones de
precipitacion entre las mismas, como ocurre en el caso de las sales de calcio. No
obstante, el ion Na* puede ser adsorbido por arcillas con una capacidad de
intercambio cationico alta, especialmente, con el ion Ca*, ocasionando una
reduccion en el valor de la dureza del agua. La concentracion de sodio en el agua
de formacion, varia ampliamente, dependiendo del terreno donde esté depositada,;
en zonas evaporiticas, alcanza concentraciones de hasta 120.000 mg/L y, en aguas
dulces, por lo general, no es mayor a los 150 mg/L.1%3

» lon Potasio (K*). Este ion suele presentarse en el agua por los procesos de
generacion de las arcillas o, también, al ser adsorbidos por superficies minerales
con una capacidad de intercambio ionico alta, por fendmenos de meteorizacion de
feldespatos y, en menor medida, por la dilucién de depdsitos evaporiticos (de sales
como silvina, KClI, o carnalita, KCl Mg Cl. 6H20). Su concentracion en el agua, por

111 |GME (Instituto Geoldgico y Minero de Espafia). Op. Cit., p. 21.
112 |bid., p. 22.
113 |bid., p. 22.
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lo general, es muy inferior a la del sodio, y no suele ser mayor a los 10 mg/L, sin
embargo, en algunas salmueras, puede alcanzar los 100.000 mg/L.14

» Silice (H4SiO4 0 SiO2). La principal fuente de silice en las aguas de formacion,
proviene de los procesos de hidrolisis de feldespatos y silicatos. El cuarzo tiene una
baja solubilidad (que depende de la temperatura), por lo que no constituye una
fuente importante de SiO». La especie de H4SiO4 monomérico en solucion, es la
forma mas comdn en que la silice aparece en las aguas de formacion. Por lo
general, la concentracion de silice en el agua, es superior a 8 mg/L y, en ocasiones,
puede alcanzar los 100 mg/L.'1®

» Oxigeno disuelto. La importancia de determinar la concentracién de oxigeno
disuelto en agua, radica en la capacidad que tiene este, para oxidar los diferentes
tipos de compuestos organicos e inorganicos que se encuentran en forma reducida
y, de modificar asi, la solubilidad de los mismos. Los fluidos externos al yacimiento
gue invaden las formaciones, entre ellos los fluidos de perforacién, pueden introducir
oxigeno al agua de formacion, cuando su preparacion en superficie involucra una
rapida agitacion. La concentracion mas comun de Oz en las aguas subterraneas,
puede llegar a valores de saturacién y, se modifica al variar la presion y la
temperatura: 13,3 mg/L a 10°C, 7,6 mg/L a 30°C. No obstante, aguas naturales sin
contenido de oxigeno (andxicas) son comunes.'6

3.2.2 Principales propiedades del agua de formacién. Las propiedades del agua

de formacion que influyen en la precipitacibn de compuestos (en su mayoria

inorganicos), incluyen, principalmente, el valor de pH, la salinidad total y la dureza:

117

e EI pH del agua de formacion, esta controlado por la concentracion de
bicarbonatos. Un alto pH, lleva a una fuerte tendencia a la precipitacion; mientras
qgue, un bajo pH, genera alta tendencia a la corrosién. El valor de pH de la
mayoria de las aguas de formacion, esté entre 4 — 9, es decir que, la naturaleza
del agua tiende a ser acida. El pH, cominmente, incrementa con la temperatura
hasta en un 8%, por lo que su valor, debe estar referenciado a la temperatura de
medida in situ.1'®

e La salinidad total puede ser calculada sumando la concentracién aniénica y
cationica del agua de formacién. El agua de alta salinidad, tiende a ser corrosiva,
y a generar taponamientos en el medio poroso por precipitacion de compuestos.
Por lo general, la salinidad esta determinada por la concentracion de cloruros.®

114 |GME (Instituto Geol6gico y Minero de Espafia). Op. Cit., p. 22.

115 |pid. p. 23.

118 |pid., 23

117 RENPU, Wan. (2011). Advanced Well Completion Engineering. 3ra edicion. Elsevier. p 8.
118 |pid., p. 8.

19 |bid., p. 9.
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e Ladurezadel agua, es una medida de su capacidad para generar incrustaciones
de compuestos insolubles. La dureza se define en términos del contenido de
Calcio y magnesio (dureza total), ya que representan los cationes mas
abundantes en el agua. Se suele expresar en unidades en mg/L de CaCOs (0 en
°F; 1°F = 10 mg/L de CaCOs). La dureza del agua de formacion varia, por lo
general, entre 10 y 300 mg/L de CaCOs, llegando hasta 2.000 mg/L de CaCOs0
mas. Las aguas de alta dureza son, comunmente, incrustantes; mientras que,
las blandas sueles ser agresivas.'?°

e Alcalinidad: es una medida de la capacidad que tiene el agua para neutralizar
acidos fuertes. Indica el contenido de carbonato y bicarbonato presente y, se
expresa en términos de ppm de Carbonato de Calcio. La alcalinidad contribuye
a la formacion de incrustaciones, debido a que induce la depositacién de CaCOs.
En aguas naturales, por lo general, la alcalinidad se expresa en términos de
bicarbonatos, debido al caracter acido de la mayoria de estas aguas.!?!

En cuanto a factores externos que tienen una influencia en la formacion de
precipitados en el agua, se tiene:

e Temperatura: esta variable afecta la solubilidad de los iones y los gases en
solucion en el agua y, también, la velocidad de las reacciones de precipitacion.
Cuando se da un incremento de temperatura, disminuye la solubilidad de los
gases acidos en solucion (CO2 y H2S).

e Presion: esta variable afecta la solubilidad de los gases en solucion presentes
en el agua. Al disminuir la presion, ocurre la liberacion de los gases, como el
COg2, el cual reacciona con las moléculas de agua, favoreciendo la formacion y
precipitacion de carbonatos (sobre todo carbonato de calcio).

3.2.3 indices de Langelier y Ryznar. Estos indices permiten determinar la
tendencia incrustante o corrosiva de un agua de formacién. Mediante diferentes
expresiones, se logra identificar si el agua va a presentar incrustaciones de
Carbonato de Calcio en el yacimiento. Muchos indices de incrustacion han sido
desarrollados para describir la condicion del agua; sin embargo, éstos sélo permiten
predecir la formacién de incrustaciones de carbonato de calcio, mas no de otro tipo
de sales. Matematicamente, los indices se calculan conociendo los valores de: pH,
alcalinidad, dureza calcica, temperatura y los sélidos totales disueltos en el agua.

e indice de Saturacion de Langelier (LSI): Langelier, en 1936, desarroll6 una
expresion para calcular la tendencia de un agua potable (apta para el consumo

120 RENPU, Wan. Op. Cit., p. 10.
121 AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. Op. Cit., p. 47.
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humano) a formar incrustaciones o a disolver Carbonato de Calcio, a temperaturas
cercanas a la ambiente. Se calcula con la Ecuacion 4.

Ecuacion 4. Célculo del indice de Saturacion de Langelier.
LSI = pH — pHs

Fuente: SAIFELNASR, A., LILA, A. et al. Calcium Carbonate Scale Formation, Prediction and
Treatment. (Case Study Gumry Qilfield-PDOC). 2013.

e indice de Estabilidad de Ryznar (RSI): Ryznar, en 1944, modificé la ecuacion
del indice de Langelier, midiendo el espesor de los precipitados en un sistema de
agua, con el objetivo de lograr aportar un factor que sea mas sensible a la
formacion de incrustaciones de Carbonato de Calcio. Ryznar a partir de su estudio,
concluy6 que el LSI puede presentar valores simulares cuando el agua aguas
formacion presenta una baja dureza y alta dureza, por lo que formuld la siguiente
expresion (Ecuacion 5.):

Ecuacion 5. Célculo del indice de Estabilidad de Ryznar.
RSI = 2pHs — pH

Fuente: SAIFELNASR, A., LILA, A. et al. Calcium Carbonate Scale Formation, Prediction and
Treatment. (Case Study Gumry Qilfield-PDOC). 2013.

Donde, para ambas ecuaciones:

pH: pH al que se encuentra el agua de formacion.
pHs: pH de saturacion o pH al cual se logra el equilibrio calcio-carbonico del agua.

El calculo del pH de saturacion, se hacer por medio de la siguiente expresion
(Ecuacion 6.)
Ecuacion 6. Calculo del pH de Saturacion.

pHs =(9,3+ A+ B)—(C+ D)

Fuente: SAIFELNASR, A., LILA, A. et al. Calcium Carbonate Scale Formation, Prediction and
Treatment. (Case Study Gumry Qilfield-PDOC). 2013.

En donde las variables A, B, C y D se determinan con las siguientes ecuaciones
(Ecuaciones 7, 8,9y 10):

Ecuacién 7. Calculo la variable A
B log(STD) — 1
B 10

Fuente: SAIFELNASR, A., LILA, A. et al. Calcium Carbonate Scale Formation, Prediction and
Treatment. (Case Study Gumry Qilfield-PDOC). 2013.
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Ecuacion 8. Célculo la variable B

B = (—13,12 * Log(T + 273,15)) + 34,55

Fuente: SAIFELNASR, A., LILA, A. et al. Calcium Carbonate Scale Formation, Prediction and
Treatment. (Case Study Gumry Oilfield-PDOC). 2013.

Ecuacion 9. Calculo la variable C
C = (Log(Dureza Célcica)) - 0,4

Fuente: SAIFELNASR, A., LILA, A. et al. Calcium Carbonate Scale Formation, Prediction and
Treatment. (Case Study Gumry Qilfield-PDOC). 2013.

Ecuacion 10. Célculo la variable D

D = Log(Alcalinidad)

Fuente: SAIFELNASR, A., LILA, A. et al. Calcium Carbonate Scale Formation, Prediction and
Treatment. (Case Study Gumry Oilfield-PDOC). 2013.

Donde, la dureza célcica y la alcalinidad se calculan con las siguientes expresiones
(Ecuaciones: 11y 12)

Ecuacion 11. Calculo de la Dureza Calcica

Dureza Calcica = (meq Ca/L + meq Mg/L) * 50,05

Fuente: SAIFELNASR, A., LILA, A. et al. Calcium Carbonate Scale Formation, Prediction and
Treatment. (Case Study Gumry Qilfield-PDOC). 2013.

Ecuacion 12. Calculo de la Alcalinidad
meqHCO; 50,05 ) ( meqC02~ 50,05 )
X

* *
L 61,017 L 60,008

Fuente: SAIFELNASR, A., LILA, A. et al. Calcium Carbonate Scale Formation, Prediction and
Treatment. (Case Study Gumry Qilfield-PDOC). 2013.

Alcalinidad = (

Donde;

STD: Solidos Totales Disueltos, ppm.
T: Temperatura, °C.

Dureza Célcica: en ppm de CaCOs.
Alcalinidad: en ppm de CaCOas.

Las constantes numéricas resultan de:

50,05: en unidades de mg/meq de CaCOs
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Peso Molecular de CaCO4 (ﬂ) 100.0869 (ﬂ)
mmol) _ mmot/) 5005
meq_ o = 5 meq = 50,05mg /meq
mmol “4tY3 mmol

61,017: Es el peso molecular del ion HCO5 .

60,008: Es el peso molecular del ion CO2™.

Los valores obtenidos del indice de Langelier, se pueden interpretar a partir de la
Tabla 4:

Tabla 4. Interpretacion del indice de Saturacion de Langelier

LSI 22 0,5a1,99 0,02a0,49 -0,5a 0,019 -2a-0,49
Formacién de Ligera Balanceada .
. . Ligeramente L,
Indicacion del | scale fuerte | formacion de pero con . . Corrosion
. corrosiva pero sin
valor pero no scaley tendencia ., grave
. . ) formacién de scale
corrosivo corrosiva corrosiva

Fuente: SAIFELNASR, A., LILA, A. et al. Calcium Carbonate Scale Formation, Prediction and
Treatment. (Case Study Gumry Oilfield-PDOC). P. 4. 2013.

Los valores obtenidos del indice de Ryznar, se pueden interpretar a partir de la
Tabla 5:

Tabla 5. Interpretacion del indice de Saturacion de Rayznar

RSI 4.0-4.9 5.0-5.9 6.0-6.9 7.0-7.4 7.5-9.0 >9.0
L Scale s - L
Indicacion Scale . Corrosion Corrosion | Corrosion
Scale Ligera | escasao e .
del valor Fuerte . significativa fuerte intolerable
corrosivo

Fuente: SAIFELNASR, A., LILA, A. et al. Calcium Carbonate Scale Formation, Prediction and
Treatment. (Case Study Gumry Qilfield-PDOC). P. 4. 2013.

3.2.4 Composicion del Agua de Formacion del Campo Castilla
A continuacion (Tabla 6), se presenta la composicion del agua de formacion de 21
pozos representativos del Campo Castilla, junto con la concentracion

correspondiente de cada componente, el pH de cada aguay, la profundidad de cada
pozo:
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Tabla 6. Composicién del agua de formacion del Campo Castilla

Pozo Cationes (mg/l) Aniones (mg/l) Otros Datos (mg/l) | TDS Si0, | CO2 | Profundidad H
Fe** | Mg* | Ca*™* | Na* | CI' |HCOs | SOs~ |COs | K* | Ba** | Ssr** | (mg/l) | (mg/l) | (mg/l) (ft) P

Castilla 02 1,0 [ 3,9 [ 34,0 [336,0[430,0[3160 [ 21,1 | 01 [138] 04 | 09 [1201,6| 445 | 18,0 6617 8,9
Castilla 08 9,0 | 40 |316[151,3|271,0| 915 | 36 | 00 | 1,1 | 1,7 | 1,3 | 6204 | 54,1 | 250 6638 6,43
Castilla 13 40 | 24 | 18221891956 3088 | 353 | 00 [163] 06 | 02 | 8500 | 50,7 | 30,0 6442 7,24
Castilla 90 90 | 1,9 [221] 663 | 720 | 1754 | 41 | 00 [153] 20 | 05 | 4468 | 806 | 30,0 7204 6,74
CastilaNorte | 0 | 11 | 140|510 | 496 | 991 | 10 | 00 | 53 | 04 | 01 | 2806 | 592 | 10,0 7665 8,9
Castilla 53 06 | 1,8 | 152|701 | 855 | 953 | 1,0 | 00 |58 | 10 | 07 | 3298 | 527 | 10,0 6737 7,33
Castilla 56 50| 05 | 75 [ 21,8 | 133 | 610 | 27 [ 00 [ 27 [ 02 [ 01 [ 1718 | 572 | 10,0 6722 7,33
3c’::?stllla Norte 00| 05 | 69 | 182 | 92 | 560 | 1,0 | 0,0 | 45| 01 0,1 | 155,3 | 58,8 | 11,0 8007 7,06
castilaNorte | 30 | 07 | 80 | 156 | 106 | 540 | 10 | 00 | 41| 04 | 01 | 1538 | 564 | 12,0 7510 | 6,5
castilaNorte | 50 | 13 114|359 | 300 | 610 | 26 | 00 | 44 | 09 | 03 | 2157 | 57,0 | 12,0 7434 | 6,69
costllaNorte | 50 | 19 | 169|640 | 905 | 610 | 10 | 00 |56 | 13 | 06 | 3041 | 59.4 | 150 8055 | 6,65
(slgstllla Norte 40 | 0,7 | 82 | 190 | 11,4 | 560 | 6,8 | 00 | 44 | 05 | 0,1 | 167,7 | 56,7 | 14,0 7724 6,44
Castilla 09 15| 1,3 [ 175|600 | 995 | 763 | 63 | 00 | 7.4 | 09 | 06 | 33,8 | 60,6 | 14,0 6242 6,86
Castilla 01 03 | 49 | 39473895310 976,0 [159,0| 0,0 [405| 04 | 1,4 [2550,0| 58,0 | 10,0 6187 7,55
Castilla 21 04 | 59 | 60516393890 1068 | 82 | 00 [121| 15 | 24 | 8070 | 563 | 100 | 63435 |[7.42
ngt"'a Norte | 08 | 1,9 | 19,3 |146,1 |207,0| 1600 | 226 | 00 [ 90 | 07 | 05 | 6220 | 536 | 160 74745 | 7,16
Castilla 04 01| 1,0 | 121|766 | 72,0 [ 1220 | 134 | 00 | 67 | 07 | 03 | 3635 | 587 | 100 | 64405 | 7,22
Castilla 23 01 | 24 [239]177,0]224,0] 2440 | 26,6 | 00 [11,7| 04 | 09 | 759,7 | 486 | 10,0 6460 7,57
chs“”a Notte | 30 | 23 [187 | 70,0 [101,0| 690 | 60 | 00 [ 89 | 10 | 11 | 3340 | 541 | 150 6539 6,85
castilaNorte | 1 | 14 | 11,6 | 582 | 600 | 991 | 107 | 00 | 57 | 06 | 02 | 3105 | 629 | 160 6885 | 6,97
ggs“”a Norte | 9o | 24 | 216 |288,8|269,0| 4956 | 48,7 | 00 [173| 05 | 07 |1193,1| 483 | 200 | 69195 7,3

Fuente: BOTIA CASTANEDA, Cindy, CAICEDO FERRER Cinthya. Modelamiento de la formacion de Scale del agua de produccion
del Campo Castilla. Trabajo de Grado. Universidad de América. 2011. Ecopetrol S.A.
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3.2.5 Clasificacién del agua de formacion de acuerdo a los iones dominantes.
Como una practica comun, el agua de formacion suele llamarse de acuerdo al anién
0 cation que sobrepasa el 50% de la concentracién total de los compuestos en el
agua. En dado caso que ninguno de los iones supere el 50%, se nombran los dos
mas abundantes. Si es necesario, se puede afiadir el nombre de algun ion
considerado como componente minoritario, que esté en concentraciones
anormalmente altas. Esta clasificacion se representa en el diagrama triangular de
Piper-Hill-Langelier (Figura 12).

Figura 12. Clasificacion de los tipos de aguas de formacién, en diagrama Piper-Hill-
Langelier
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Fuente: FERNANDEZ ESCALANTE, Enrique. Hidrologia hoy. Serie Los Hidrogramas y otros
sistemas de representacion del quimismo de las aguas. Segunda Edicion. Enero de 2009.
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3.2.6 Precipitaciones inorganicas. La precipitacién de compuestos inorganicos se
genera por la incompatibilidad del fluido de perforacion y el agua de formacion,
debido a la alteracion del equilibrio fisicoquimico del agua en el yacimiento. En la
Tabla 7, se muestran las principales reacciones que generan precipitados o
incrustaciones en el medio poroso.

Tabla 7. Principales reacciones de precipitacion, junto con sus constantes de solubilidad,
en los yacimientos.

SOLUBILIDAD .
COMPUESTO (Mol/L) a 25°C REACCION
Sulfato de Calcio (CaS0O,) 4.93x10° Ca?*t + S0~ & CaS0, |
Sulfato de Calcio Dihidratado 3.14 x10°® Ca?* + 502~ & 2H,0 + CaS0, |
Carbonato de Magnesio (MgCOs3) 6.82 x10°6 Mg?t 4+ C03~ & MgCO5 1
Hidroxido de Calcio (Ca(OH)s,) 6.5 x10 Ca?t + OH™ & Ca(0OH), |
Sulfato de Estroncio (SrSO4) 3.44 x10”7 Sr2* + 502 o SrS0, 1
Carbanato de Caldo (CaCOs. [ 9,10 Cat + €O} > CaC0s 4
Carbonato gzlgg;:'o (Cacos, 3.36 x10°? Ca?* + €03~ & CaC03 |
Sulfato de Bario (BaSQ.) 1.08 x1010 Ba?* + S0}~ & BaSo0, |
Carbonato Ferroso (FeCOs) 3.13 x101t Fe?t + C03™ & FeC0;3 |
Hidroxido de Magnesio (Mg(OH)z) 5.61 x10°%? Mg?* + 0H™ & Mg(0OH), |
Hidroxido de Hierro 1l (Fe(OH)2) 4.87 x10°Y7 Fe?* + OH™ & Fe(OH), |
Hidroxido de Hierro 1l (Fe(OH)s) 1.1 x10736 Fe3* + OH™ & Fe(0OH)3 |
COMPUESTO (Srgcl)_lllJL? ”a_ Iz%ég REACCION
Cloruro de Calcio (CaCly) 6.71 Ca?* + Cl™ & CaCl,
Cloruro de Sodio (NaCl) 6.14 Na* + Cl” & NaCl
Cloruro de Potasio (KCI) 4.79 Kt + Cl™ & KCl
Cloruro de Magnesio (MgCly) 12.18 Mg?*t + Cl~ & MgCl,
Carbonato de Sodio (Na,COs) 2.90 Nat + CO5~ © Na(C05),
Carbonato de Potasio (KCOs) 8.10 K* +C05™ & K(CO3),
Sulfato de Sodio (Na>SOs4) 3.69 Nat + 505~ & Na(S0,),
Sulfato de Magnesio (MgSO.) 6.15 Mg?* + 502~ & MgS0,

Fuente: Generalic, Eni. "Constantes del producto de solubilidad." EniG. Tabla periédica de los
elementos. KTF-Split.
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3.3 COMPATIBILIDAD FLUIDOS DE PERFORACION-CRUDO

Un proceso de interaccion no controlado entre los fluidos de perforacion con el
crudo, tiende a ocasionar un dafio a la formacion, generado por la acumulacién de
compuestos organicos que reducen el tamafio de las gargantas porales del medio,
generando una disminucion de la permeabilidad en la zona invadida.

3.3.1 Depobsitos organicos. Son precipitados de hidrocarburos que se pueden
situar en las adyacencias del pozo; la cantidad y el tipo de depédsitos generados
dependen de la composicion del crudo y de las condiciones termodinamicas
existentes, sin embargo, estos depdsitos cominmente se dan por la precipitacion
de parafinas (causada por cambios en la temperatura o la composicién del crudo al
presentarse una liberacion de gas, a medida que el yacimiento es depletado) y por
la precipitacion de asfaltenos (causada por la extraccion de resinas que generan
una floculacién de los asfaltenos, formando particulas que debido a su gran tamario,
pueden quedar atrapadas en el medio poroso).

A partir del Andlisis S.A.R.A, que es un meétodo de caracterizacion de hidrocarburos
pesados basado en el fraccionamiento de una muestra, por el cual se busca realizar
una separacion en cantidades pequefias, de modo que cada fraccion tenga una
composicion diferente. Dicho fraccionamiento, se rige por la solubilidad de cada
componente de los hidrocarburos en diversos solventes utilizados para la prueba'??,
De esta manera se logra determinar que el crudo se encuentra constituido por cuatro
fracciones organicas definidas, estas se describen a continuacion:

e Los Saturados (S) Son un grupo de hidrocarburos no polares que consisten,
basicamente, en cadenas lineales largas o cadenas ciclicas ramificadas. Las
parafinas hacen parte de este grupo.

e Los Arométicos (A) Son un grupo de hidrocarburos ciclicos, constituidos
principalmente por benceno y sus derivados; se consideran como unos solventes
universales y no generan problemas de precipitados.

e Las Resinas (R) Son compuestos similares en su estructura a los asfaltenos,
debido a su alta dependencia entre si. Esta dependencia se debe a la alta
polaridad que presentan entre sus moléculas; son altamente solubles en n-
heptano y solventes aromaticos a temperatura ambiente.

e Los Asfaltenos (A) Son materiales organicos conformados por anillos aromaticos
y nafténicos que contienen moléculas de oxigeno, nitrégeno y azufre. No son
solubles en el crudo, pero tienen la capacidad de permanecer en suspension como

122 SCHLUMBERGER, analisis SARA [en linea] [citado en 14 de septiembre de 2018] Disponible en
Internet: https://www.glossary.aoilfield.slb.com/es/Terms/s/sara_analysis.aspx.
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coloides a condiciones de presion y temperatura de yacimiento. Los asfaltenos
tienen propiedades activas superficiales que les permiten ser buenos
emulsificantes, ya que algunos elementos tienen preferencias por el agua y por la
fase de aceite.

3.3.2 Caracterizacién de los Hidrocarburos. Por lo general, un crudo se
caracteriza por ser estable o inestable, dependiendo de su tendencia a formar
precipitados de compuestos organicos (parafinas y asfaltenos). Una de las
expresiones mas utilizadas, para determinar esta tendencia, es el indice de
Estabilidad Coloidal. De igual forma, la acidez del crudo es una caracteristica
importante en el estudio de la tendencia a formar los precipitados inorganicos.

3.3.2.1 indice de inestabilidad coloidal (CCI). Segun Boer, 1995, los asfaltenos
demandan un cierto nivel de sobresaturacion de su fase para que ocurra el proceso
de precipitacion, de lo contario, muchas de las operaciones que se realizan durante
la produccion serian casi imposibles de ejecutar, debido a la obstruccién de los
equipos en superficie. Estas reacciones se generan en funcion del tiempo,
temperatura, turbulencia y el medio en que se dan.

El indice de estabilidad coloidal se define como la relacion entre la suma de los
componentes desfavorables a la estabilidad de los asfaltenos como lo son los
saturados, y la suma de los componentes favorables a la estabilidad como lo son
aromaticos y las resinas. El indice de estabilidad coloidal descrito por Yen en
2001%23, considera el crudo como un sistema compuesto de hidrocarburos que a
partir de las fracciones calculadas por el estudio S.A.R.A. (saturados, aromaticos,
resinas y asfaltenos), permite pronosticar la estabilidad del crudo a partir de la
Ecuacion 13.

Ecuacion 13. indice de inestabilidad coloidal

Constituyentes floculados  %Saturados + %Asfaltenos
CCI = - , = , vy
Constituyentes dispersados %Resinas + %Aromaticos

Fuente. Alberto Reyes, Fredy, Enrique Daza, Carlos, Alexadnder Rondén Hugo. Determinacién de
las fracciones SARA de asfaltos colombianos envejecidos al medio ambiente empleando
cromatografia liquida en columna. P. 7.

A patrtir del indice de inestabilidad coloidal, se puede establecer la estabilidad para
formar precipitados de asfaltenos de un hidrocarburo de la siguiente manera:

¢ CCI < 0.7 indica que los asféltenos son estables en el medio, por lo que es
improbable que se presenten problemas de precipitacion.

123 BUENROSTRO-GONZALES, E., GROENZIN, H., MULLINS, O. C., The overrring chemical
principles that define asphaltene. 2001.
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¢ 0.7 > CCI < 0.9 indica que existe alguna incertidumbre sobre la estabilidad de los
asfaltenos, por lo que es recomendable verificar otros factores que interfieran en
la formacion de emulsiones.

¢ CCl > 0.9 indica que los asfaltenos son inestables en el medio, por lo que es muy
probable que se muestren problemas de precipitacion.

3.3.2.2 Andlisis del numero de acidez total (TAN). Se define como la cantidad de
miligramos requeridos de hidréxido de potasio (KOH) para lograr neutralizar la
acidez de un gramo de crudo. Si un petroleo crudo contiene un TAN > 0.7, se puede
decir que el crudo es acido, permitiendo favorecer la estabilidad de la emulsion,
debido a que los acidos tienen la caracteristica de ser un surfactante natural. Si el
crudo se encuentra conformado por la presencia de grupos acidos como lo son los
nafténicos, tioles y mercaptanos, estos incrementan la polaridad de las fracciones
mas pesadas del crudo, permitiendo la precipitacién de particulas en el medio.

3.3.3 Analisis SARA del crudo Castilla. A continuacion, en la Tabla 8., se
presenta la composicion de una muestra de crudo del Campo Castilla, con la
concentracion correspondiente a cada componente. Los valores dados del andlisis
S.A.R.A (%Saturados, %Aromaticos, %Resinas y %Asfaltenos), son empleados
para el célculo del indice de Inestabilidad Coloidal del crudo.

Tabla 8. Composicion del crudo Castilla.

COMPUESTO CONCENTRACION (mg/L)
N2 0.0843
CO2 0.1304
C1 1.2282
C2 0.6532
C3 1.0418
iC4 0.5504
nC4 1.2246
iC5 1.0368
nC5 1.0802
C6 2.1569
C7+ 90.81
Saturados (%peso) 18.2390
Aromaticos (%peso) 23.0440
Resinas (%peso) 43.4460
Asfaltenos (%peso) 15.2710
°API 13.4
Densidad (g/cc) 0.9822

Fuente: HERRERA PEREZ, Cristian D. Modelo de estabilidad de asfaltenos como herramienta para
predecir el dafio de formacién en pozos productores de petréleo con alto contenido de CH4, CO2 o
N2. Universidad Nacional de Colombia. 2015.
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4. METODOLOGIA TEORICA PARA LA FORMULACION DEL FLUIDO DE
PERFORACION

En el presente capitulo, se presenta la metodologia tedrica planteada para la
seleccion adecuada de los aditivos del fluido de perforacién, teniendo en cuenta
diferentes pardmetros, como: composicion del agua de formacion y del crudo, tipo
de arcillas presentes en la formacidén productora, presion y temperatura actual del
yacimiento, entre otros (Ver Figura 13).

Para evaluar la viabilidad de emplear cada tipo de aditivo, se proponen diferentes
matrices de seleccion, para determinar la compatibilidad entre los componentes del
agua de formacion, del crudo y de los minerales de la roca, con los diferentes
aditivos propuestos. Estas matrices seran de la forma que se observa a continuacion
(ver Figura 14):

Figura 13. Plantilla Matriz de Seleccion

Matriz de seleccion

Solucion Solucion solucion
propuestaA  propuestaB  propuestaC

miolo|m|»

Fuente: QUALITY PROGRESS, [en linea] [citado el 21 de agosto de 2018] Disponible en
Internet:  http://asq.org/quality-progress/2011/06/back-tobasics/volviendo-a-los-fundamentos-
una-herramienta-de-mucha-ayuda.html. Modificado por los autores.

Una matriz de seleccion se define como una técnica de evaluacién de alternativas
0 soluciones propuestas, a partir de la clasificacion de diferentes criterios
especificos que permiten la toma de decisiones en un caso de estudio.

Con base en lo anterior, la matriz planteada estara conformada por dos ejes (X, y),
los cuales se relacionan entre si, teniendo en cuenta la viabilidad entre cruce de
ejes, es decir, el eje y estara conformado por los componentes del agua de
formacion, del crudo o de los minerales de la roca, mientras que, el eje x estara
conformado por los posibles aditivos requeridos en la formulacion del fluido de
perforacion (densificantes, inhibidores, viscosificantes, controladores de pH, LCM,
etc), si la interaccién entre los componentes y los aditivos, genera precipitados, se
observara en la matriz un “NO”, que indica que no es recomendable la seleccion de
dicho aditivo. A su vez, si en la matriz se observa un “SI”, indicara que el aditivo es
compatible con el fluido de yacimiento, por lo que no generara precipitados.
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Figura 14. Metodologia Teorica para la formulacion del Fluido de Perforacion
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4.1 DETERMINACION DE LA DENSIDAD Y LA PRESION HIDROSTATICA DEL
FLUIDO DE PERFORACION

La densidad del lodo es una propiedad que adquiere gran importancia durante la
perforacion, ya que, permite obtener el valor de la Presion Hidrostatica, la cual, debe
estar siempre dentro del rango correspondiente a la “Ventana Operativa” de la
perforacion, con el fin de que no se presenten problemas durante las operaciones,
como influjos indeseados (si Pyigrostatica < Proro) O fracturamiento de la formacion y
pérdidas de fluido (Sl Pyiarostatica > Prractura)-

La Presion Hidrostatica puede ser calculada matematicamente, multiplicando la
densidad del fluido de perforacion (Mud Weight, MW) por la profundidad vertical
verdadera del pozo (True Vertical Depth, TVD):

PHidrostética(pSi) = 0,052 «*TVD + MW

Si se cuenta con los valores minimos y maximos de los rangos requeridos para la
ventana operativa del fluido de perforacion (Presién de Poro — Presion de Fractura),
se puede determinar la Presion Hidrostatica mas adecuada que debe ejercer el
fluido de perforacion en el pozo, para controlar la presion de las formaciones que se
vayan atravesando y evitar pérdidas de fluido, influjos, colapso o fracturamiento de
las formaciones. Teniendo el valor de la Presion Hidrostatica, se puede despejar la
densidad del lodo de la ecuacién anteriormente presentada:

PHidrostética

0,052 xTVD

MW (ppg) =

4.2 DETERMINACION DE LA DISTRIBUCION DEL TAMANO DE GARGANTA
DE PORO

El método mas aplicado que permite representar adecuadamente la distribucion del
diametro de garganta de poro que predomina en todo el sistema poroso de unaroca,
esta basando en el analisis de curvas de presion capilar, obtenidas a partir de la
saturacion del medio con una fase no mojante (Mercurio), permitiendo realizar una
clasificacion precisa de las pretrofacies a las cuales pertenece el medio a analizar.

La implementacién de este método, permite generar una clasificacion del didmetro
de tamano de garganta de poro teniendo en cuenta los percentiles (“Valores de la
variable que dividen a un conjunto ordenado de los datos en 100 pares
porcentualmente iguales”?4)

124 gantillana. Los caminos del saber, Matematicas 8.
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De igual manera, existe una regla empirica frecuentemente implementada en la
industria para calcular de manera rapida un didmetro de garganta de poro
desconocido, consiste en tomar la raiz cuadrada de la permeabilidad en milidarcys
(Ver Ecuaciéon 14).

Ecuacidn 14. Célculo del tamafio de garganta de poro

Tamafio de garganta (Micrones) = \/Permeabilidad (mD)

Fuente. Baroid, Halliburton Company. Manual de fluidos. Afio 2000. P.100

4.2.1 Determinacion del tamafio de particula de los aditivos s6lidos. El tamafio
de particula de los aditivos que tienden a formar el revoque, se estipula segun los
resultados de la distribucion del tamafio de garganta de poro obtenidos de las
pruebas PPT (Plug Permeability Test) realizadas a la muestra de roca a analizar, y
teniendo en cuenta algunos criterios (Tabla 9) como lo es el método de Vickers, o
la Regla de Abram:

Tabla 9. Criterios para la seleccion del tamafio de particula de los aditivos sélidos.

Percegtiles dfel Tamafo Método de Vickers Método de

e Particula Abram
D10 >garganta mas pequefia 1/3 mayor al d10
D25 1/7 mayor a la garganta mediana -
D50 ~1/3 mayor a la garganta media 21/3 mayor al d50
D75 <2/3 mayor de la garganta mas grande -
D90 = garganta mas grande 1/3 mayor al d90

Fuente: VICKERS, Stephen, COWIE, Martin. A new methodology that surpassescurrent bridging
theories to efficiently seal a varied pore throat distribution as found in a natural reservor formations.
2006. Modificado por los autores.

Regla del tercio'?®;

¢ Si el diametro promedio de las particulas es mayor a 1/3 del diametro promedio
de los poros, se formara un revoque externo sobre la cara de la formacion.

¢ Si el tamafo de la particula esta entre 1/3 Y 1/7 del diametro promedio de poro,
se formaré un revoque interno, este seria el peor escenario dado que se encuentra
dentro del radio critico.

¢ Si las particulas son menores a 1/7 del diametro, entran en la red de poros sin
generar obstruccion, todo depende de la concentracion de las particulas.

125 VAN EVERDINGEN, A. "The skin effect and its influence on the productive capacity of a well,"
Journal of petroleum technology, vol. 5, 1953, pp. 171-176.
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4.3 TIPOS DE ADITIVOS QUE SE DEBEN ADICIONAR A LOS FLUIDOS DE
PERFORACION

Los fluidos de perforacion base agua, consisten en una mezcla homogénea de
sélidos, liquidos y quimicos, siendo el agua la fase continua. Los solidos, pueden
ser activos o inactivos. Los sdlidos activos (hidrofilicos), como las arcillas
hidratables, reaccionan con el agua y con los quimicos disueltos en ella, haciendo
al fluido mas viscoso. Los sélidos inertes o inactivos (hidrofébicos), como los
densificantes o los LCM, no reaccionan con el agua ni con los quimicos disueltos,
en ninguin grado significante.'26

Una gran variedad de aditivos para los WBM son usados hoy en dia. Arcillas u otros
viscosificantes, polimeros, densificantes, controladores de pérdida de filtrado,
dispersantes o adelgazantes, materiales para el control de pérdidas de circulacién
(LCM), surfactantes, controladores de pH, inhibidores de arcillas y bactericidas, son
los tipos mas comunes de aditivos empleados. A continuacion (Cuadro 4), se
nombran los principales aditivos que se adicionan a los fluidos de perforaciéon de
yacimiento. Estos aditivos, seran ingresados en la matriz de seleccién, para evaluar
la viabilidad de las formulaciones que realice el usuario.

Cuadro 4. Aditivos ingresados en la matriz de seleccion.

TIPO DE ADITIVOS NOMBRES
Densificantes Barita, Carbonato de Calcio, Hematita.
Viscosificantes Bentonita, Goma Xantica, Goma Welan.

Almiddn de papa, almidon de maiz, Carboximetilcelulosa,
Controladores de Filtrado Poliacrilato de Sodio, Celulosa Polianiénica,
Hidroxietilcelulosa.

Hidréxido de Calcio, Bicarbonato de Sodio, Soda

Controlador de pH Céustica, Oxido de Magnesio, Hidroxido de Potasio.

Poliacrilamida Parcialmente Hidrolizada, C|OI’UI:0 de
Inhibidores de Arcilla Potasio, Poliacrilato de Sodio, Copolimero de Acido
Acrilico, Silicato de Sodio, Poliaminas.

Cascarilla de Arroz, Cascarilla de Nuez, Fibra Celulosa,

LCM Mica, Carbonato de Calcio.

Bactericida Glutaraldehido

Fuente. Elaboracioén propia.

126 CONSPETROL LTDA. Manual Basico de Control de Pozos Petroleros. 2011. p. 99.
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4.4 ADITIVOS EMPLEADOS EN LOS FLUIDOS DE PERFORACION DEL CAMPO
CASTILLA

A continuacién (Cuadro 5), se muestran los principales aditivos adicionados en la
formulacién de los fluidos de perforacion del Campo Castilla:

Cuadro 5. Aditivos empleados en los fluidos de perforacion del Campo Castilla.
TIPO DE ADITIVOS NOMBRE

Agente Controlador de Filtrado Celulosa Polianidonica (PAC), Aimidones

Agente Puenteante y densificante | Fibra Celulosa (LCM) /Carbonato de Calcio

Viscosificante Goma Xantica
Controlador de pH Soda Caustica
Lubricante De origen vegetal
Bactericida Glutaraldehido
Inhibidores Poliamina

Fuente: Ecopetrol S.A. 2018.
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5. MATRIZ PARA LA SELECCION DEL FLUIDO DE PERFORACION
En el siguiente capitulo se describira el procedimiento para la ejecucién de la matriz
de seleccion realizada en formato Excel, asi como, la explicacién de los diferentes

mddulos o secciones que la componen. Adicionalmente, se presenta un analisis
para los fluidos del campo Castilla.

5.1 PROCEDIMIENTOS PARA LA EJECUCION DE LA MATRIZ

Al iniciar el formato en Excel de la matriz, aparece la ventana de la portada (Figura
15), donde se selecciona el pozo a evaluar, o se cargan nuevos pozos, ya sea al
campo Castilla, o a otros campos que se deseen agregar.

Figura 15. Portada de la Matriz de Seleccion.

Matriz para la seleccion de un fluido
de perforacion base agua, para
prevenir el dafio a la formacion.

CAMPO CASTILLA OTROS CAMPOS
(5eleccione el pozo) (5eleccione el pozo)
—

AGREGAR POZ0S AL MODIFICAR VALORES DEL
CAMPO CASTILLA CAMPO CASTILLA
INICIAR PARA
CASTILLA

n
£ )
L ROL Fundacion

Universidad de América

Fuente: Elaboracion propia.
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En la portada se tienen tres opciones diferentes de ejecucion, tanto para el campo
Castilla como para otros Campos:

A. Sila matriz ya posee la informacion del pozo a ser analizado (caso de los pozos
cargados para el campo Castilla), se debe seleccionar en el menu desplegable,
el pozo de interés y, dar click en el botén “Iniciar para Castilla” 6 “Iniciar para
Otros Campos”.

Aparece, entonces, otra seccion, donde se pueden observar los diferentes
parametros iniciales cargados para el pozo seleccionado (ver Figura 16).

Como se mencion6 anteriormente, la matriz se encuentra cargada con 21 pozos
del campo Castilla, cada uno con informacion que incluye: datos referentes a la
composicién quimica del agua de formacién, pH del agua de formacién y
profundidad en TVD al tope de las formaciones. Adicionalmente, se cuenta con
los resultados del analisis S.A.R.A de una muestra de crudo de este campo;
estos datos se emplearon para evaluar la estabilidad de los asfaltenos en el
crudo, para todos los pozos previamente mencionados.

En esta seccion, también se encuentra la opcion para hallar el valor promedio
del tamafio de garganta de poro, a partir de la permeabilidad del reservorio, en
el caso que no se cuente con los datos de la distribucion de tamafios (D10, D50
y D90) obtenidos de pruebas de laboratorio en nucleos.

B. Si la matriz no posee los datos de los pozos a ser analizados para el campo
Castilla o para otros campos, dar click en el botén “Agregar pozos al campo
Castilla” o “Agregar nuevos pozos de otros Campos”.

Aparecerd, una ventana (ver Figura 17) que permite ingresar los valores de:
e Nombre del pozo

Profundidad en TDV

Composicion del agua de formacion

Datos del andlisis S.A.R.A

Informacién de la roca yacimiento

Los campos que aparecen con un asterisco, son de caracter obligatorio, por lo
gue, si no se ingresan, no es posible continuar con la operacion de agregar un
nuevo pozo.

Para almacenar la nueva informacion en la matriz, se da click en el botén
“Guardar”.
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Figura 16. Pardmetros Iniciales para los pozos del Campo Castilla.

POZ0 Castilla 08

Analisis SARA del crudo Caracteristicas del agua de formacion

Permeabilidad (mD}) 0 Saturados (fraccion) 0.18239 VARIABLE UMIDADES VALOR
Porosidad (fraccian) 0.00% Aromaticos (fraccion) 0.23044 pH Adimensional 6.43
TVD [ft) 6638 Resinas (fraccion) 043446 Temperatura de Analisis o 20
Presion (psi) 2800 Asfaltenos (fraccion) 0.15271 TDS mag/L 620.38
Arcillas Presentes COMPUESTOS OBLIGATORIOS
Calcio mg/L Ca”* 31.63
= Bicarbonatos 91.60
Tamaiio de garganta de mg/L HCO;
poro Carbonatos mg/L mg CO° 0.00
Magnesio /L Mg 4.04
COMPUESTOS OPCIONALES
Cloruros mag/L €l 271.00
Sulfatos mg/L [k 3.64
Tamanio de garganta Distribucion Tamano de = =
[ Sodio ma/l Mo 151.30
promedio [Micrones) Garganta de Poro [pm) Potasio ma/L K 100
INGRESAR WVALOR DE Tamafio menor de o5 Dioxido de carbono mg/L OO 25.00
PERMEAEILIDAD garganta de poro . =
— - Hierro [+2) me/L Fe 9.00
Tamarfio medio de 4n — = —
garganta de poro Bario mg/L Ba 2 169
Tamafio mayor de 105 Estroncio mg/fL [T 1.34
garganta de poro Oxido de Silicio mg/L 5i0. 5410

Fuente: Elaboracion propia.
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Figura 17. Ventana para agregar nuevos pozos de otros Campos.

Agregar Nuevo Pozo a Otros Campos X

=
[=]
3
o
=
m
=}
o
o
8
=)

* Profundidad TVD (ft]

DATOS SOBRE EL CRUDO

DATOS SOBRE EL AGUA DE FORMACION Gravedad API (%)

malh) * Saturados (fraccon)
- =) * Aromaticos (fraccidn)
* Resinas (fracdon)
*Ca++(mg/lL)

* Asfaltenos (fracdén)

DATOS DE LA ROCA YACIMIENTO

.

Guardar Cancelar

Fuente: Elaboracion propia.

C. Sise desea modificar o actualizar los valores previamente ingresados a la matriz,
se da click en el boton “Modificar valores del campo Castilla” o “Modificar valores
de otros Campos”.
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Aparece, entonces, una seccion que permite realizar modificaciones a los datos
existentes de los pozos, cargados anteriormente en la matriz, como los muestra

la Figura 18.
Figura 18. Seccién para observar y modificar los datos de los pozos existentes en la
matriz.
POZO AGUA DE FORMACION CAMPO CASTILLA

Hombre pozo Profusdidad Cationes Comunes[mgll) Aniones Comunes [mgll) Dtros compontates [mgll] gina co2 ol TDS

TYD[ft) Fess Mgs+ | Cars | Mas Cl- |HCO3-| 504= | CO3- | K+ | Bass | Sres | [mgll) | [mgdl) [mgll)
Castill 02 GETT.00 too] s3] sdoof sseoo] 4soo0] o] aso] oo ssso[  odo]  ose[  4aso] eoof  asof 1eoned
Castill 05 £635.00 300 404] 63| wr30] enon]  wso|  sea]  ooo| o3[ 1ea] 134 sado|  zsoo| 643 62033
Castilla 15 £442.00 400 za0| ts=0| eoeg0] 13s60] soss0|  ssas0  ooo|  es0|  oeo| ozl soro|  sooo|  ved] sso.o
Castilla 30 T204.00 ao0] 183  szen| ees4|  veon| fsa0| 408 ooo| s3] zeos|  oso|  soeo| sooo|  eqd] adeTs
Cactills Marte 44 [ 0.20 113w sto0[ 430 sad0|  do0]  o.o0 ta| 038 0w sazo|  waoo|  ss0] ososs
Castilla 53 ET57.00 0.60 13 | v sssol  ssa0] oo  ooo[  ssd| 103 o[ saro]  woo]  was| s2add
Castilla 56 672200 soo] o047 743 s a0 etoof  zea]  ooe]  2ie oss[ ooe]  steol  woo|  wad] iisd
Castill Marts 3 F007.00 ooo]  osz|  ess| 20| sz seoo| oo ooo]  aar] oas] ows| sssol  noo|  voe| resae
Castill Marts 53 7510.00 300 o63]  ta3]  me0| e seoof oo ooo| 407 o7 03] seso| 2o esa] tsaaEs
Castilla Morte 54 T454.00 200 125 13| ssee|  sao0|  eloo|  zee|  oo0| 486 o085 oo stoo|  fzoo]  ee3| ey
Cactills Marte 55 505500 zoo]  ts8|  tes0] esga|  aomo|  etoo| oo ooo| sed 125 ome|  saao| oo eef| 30409
Castill Morts 56 772400 400 oes] s3] moo]  nao] seoof  eds] ooo]  a4d] ods]  oos[  serol  woo[  edd] werdo
Castills 03 f242.00 150 a0 w54 sass|  saso[  veso|  ezs[ ooof  war[ ose|  osa[ eosn|  woof  eae| 33isd
Castilla 01 F157.00 030 480 sado| 7ieg0] sstoo] ameoo| saoco]  ooo|  4oso|  odo] 40| ssoof  woo| 7ss| 2sso.o
Castilla 21 34350 040 553 e0da| esg0] ssaon] toeE0| a0 oon[  120s 151 258 tean|  woo0|  ra2] s06.3%
Castilla Marte 51 T4T4.50 00 tso|  1aso] wedo] zonoo| teo.o0|  zzeo]  ooo| s  ovo|  oso|  sseo|  weoo|  rae| ezzio
Catills 04 E440.50 odo] o0]  teos|  wese]  teoo| feaoo]  tsa0] oo ed2[ e o=a|  sern|  woo|  res| se3sg
Castill 23 E460.00 0i0] 24| o3sf| wmoo| eoaoo| oadon] oeeo| oo ner|  o44] o054 ssen]  woof  rs7| 15ae]
Castilla Marte 01 655300 300 zso]  eq0]  wooo[ wioo] ewoof  eoo]  ooe]  sa0] 100 1] sado] oo eas| 340
Castill Marts 07 £555.00 010 137 nse|  ss1a] eooo|  saa0|  wgo|  ooo|  sre[  oes|  oas| eean|  woo]  ean] s
Castill Marts 0 £31350 nz0] 241 2156] 2sss0] zeaon] asmeo| 4si0  ooo] e[ o04s]  o7s] ass0l zooo]  1E7 masie

Fuente: Elaboracion propia.

NOTA. Una vez que todos los datos de entrada se encuentren cargados en la
matriz, se podran realizar los respectivos andlisis al agua de formacion y al crudo,
con el fin de lograr determinar las tendencias que presentan estos fluidos a precipitar
compuestos inorganicos u organicos. De igual forma, se podra realizar el calculo de
la distribucion del tamafio de particula de los aditivos solidos, que se adicionen al
fluido de perforacion.

5.2 CALCULOS REALIZADOS POR LA MATRIZ

La Matriz, esté programada para realizar diferentes célculos. A continuacion, se

explican los modulos correspondientes:

5.2.1 Célculos para el Agua de Formacion. A partir de los indices de Langelier y
Ryznar es posible determinar la tendencia incrustante o corrosiva del agua de
formacion, los calculos de estos indices se presentan en la siguiente seccion
(Figuras 19y 20).
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Figura 19. Calculo de los valores de dureza y alcalinidad del agua de formacion.

DUREZA ALCALINIDAD
Parametros de los que depende: Ca, Mg Parametras de los que depende: HCIOS, COS
Calcia meq Ca®fiL 1.70 Bicarbonatos mg HCO; ML F16.00
Magresio| meg Mg L 0.32 Carbonatos mgt0:5 L 0.0
Dureza |mgCaCO:/L| 10087 ALCALINIDAD |mgCaCOyll | 25938

Fuente: Elaboracion propia.

Figura 20. Calculo de los indices de Langelier y Ryznar.

INDICE DE LANGELIER [L5I1] INDICE DE RYZNAR [R5I)
Paridmetros de los que depende: Paradmetros de los que depende: pH, CE,
pH. CE, Ca, HCO3, CO3, factor Ca, HCO3, CO3, factar TOS, T
RSl = 2pHs — pH
| L5l = pHiniciat — PH@sardecacos | | L P |
[ RSI [ 16.90]

|PH@sardscacoa =(93+A4A+B)—(C—-D) |

A Log(TD5)—1
_ 10
|B = —13.12 * Log(°C + 273,2) + 34.55 |

| C = Log[Dureza Célcica] — 0.4 |

‘ D = Log|Alcalinidad | ‘

TOS mall 120160
Ca maCaCoE| 3400
Ailk maCaCOEI| 259,38
A FT05] 0.1
E FT] Z.58
c FiCa) 16
] FLAlk] z.41
pHs= HAE.C.O) 12,50

| B [ —a.00]

Fuente: Elaboracion propia.

5.2.2 Célculo para el Crudo. El célculo del indice de Inestabilidad Coloidal, se
muestra en la seccidon de Analisis del Crudo (Figura 21):

Figura 21. Analisis S.A.R.A del crudo (lIC).

Saturados (fraccién) 0.18239
Aromaticos (fraccién) 0.23044
Resinas (fraccion) 0.43446
Asfaltenos (fraccion) 0.15271
Indice de Inestabilidad 0.50398556 Crudo
Coloidal (lIC) Estable

Fuente: Elaboracion propia.
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5.2.3 Célculos para el Fluido de Perforacion. En la seccion de “Parametros del
Fluido de Perforacion” (ver Figura 22), se pueden observar los valores calculados
para la densidad recomendada del fluido de perforacion en la zona de interés
(teniendo en cuenta la presion del yacimiento) y la distribucion del tamafio de
particula de los aditivos. Adicionalmente, se permite la seleccion de los diferentes
tipos de aditivos (se muestran los mas conocidos) y se muestra el tipo de agua de
formacion presente (de acuerdo a los iones mas abundantes).

Figura 22. Seccion del Disefio del Fluido de Perforacion.

Pozo Presién (Psi)

Castilla 08 3000

Densidad Requerida del lodo (ppg) 9.415486592

33.33333333 105.3333333

Cloruradas y/o sulfatadas Sadicas

Tipo de aditive Compuesto
Densificante Hematita
Viscosificante Goma Xantica
Controlador de pH Soda Caustica
Controlador de Bacterias Glutaraldehido
Controlador de Filtrado Carboximetrilcelulosa (CMC)
LCM Cascarilla de Arroz
Inhibidor de Arcilla

Fuente: Elaboracion propia.

Cabe aclarar, que para el célculo de la densidad recomendable para el fluido de
perforacion, se tiene en cuenta un factor de seguridad de sobrebalance de 250 psi,
con el fin de asegurar el control del pozo; lo anterior, aparece como un cuadro de
informacion en la celda que indica la densidad recomendada del fluido de
perforacion (ver Figura 23).
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Figura 23. Cuadro de informacién para indicar el valor del factor de seguridad de la
presion.

Autor:
Para lograr determinar la densidad del
lodo requerido para perforar la zona de
interes, se tiene en cuenta la presién del
yacimiento mds un factor de seguridad
de 250 psi ( Valor promedio generado
durante las operaciones de suaveg

Densidad Requerida del lodo (ppg) .
33.33333333

Fuente: Elaboracion propia.

Finalmente, luego de haber seleccionado los diferentes aditivos deseados, se
procede a generar el analisis de compatibilidad entre los fluidos alojados en el
yacimiento y los componentes del fluido de perforacion. Este analisis se realiza,
mediante la evaluacion de los indices de Langelier y Ryznar y del indice de
Inestabilidad Colodidal; estos valores permiten identificar si existe la posibilidad de
que se formen precipitados inorganicos y organicos en el yacimiento.

5.3 SECCION DE ANALISIS

En esta seccion (ver Figuras 24 y 25), se puede observar una recopilacion de los
diferentes resultados obtenidos para el crudo y el agua de formacion; se realizan
diferentes comentarios y recomendaciones con respecto al tipo de agua y crudo
presentes. Para el agua de formacion, se observa una grafica de variacion de los
indices de Langelier y Ryznar en funcion de la temperatura.

Adicionalmente, se tiene una grafica de distribucién del tamafio de particula de los
aditivos solidos del fluido de perforacion, para identificar el rango de diametros
recomendables.

Finalmente, se presenta un andlisis de los aditivos del fluido de perforacion,
indicando si los compuestos seleccionados por el usuario son o no, recomendables,
de acuerdo a su compatibilidad con los fluidos y la roca yacimiento.

En la matriz, se tiene la opcion de generar el andlisis en formato PDF, para una
mejor lectura del mismo, como se muestra en las Figuras 24 y 25.
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Figura 24. Seccion de analisis para el agua de formacion y el crudo.

ANALISIS DEL
FLUIDO

POZO

Castilla 08

AGUA DE FORMACION

AGUA BE FORMACIGN

INDCE DE LANGELIER:
(151)

Corrosian grave

[MDICE DE RYZRAR (RS [ 13.29

Corrosian intolerable

VARIACIGN DE LOS INDICES DE LANGELIER ¥ RYZNAR POR

CAMEIDS DE TEMPERATURA,
T = Rsl
B 207 10,50
10 157 1037
0 177 9.08
3D 150 9,60
a0 140 9.23
50 ERE] 5.87
ED 105 5.52
70 0.68 5.18
ED 071 7.26
£ 0.55 7.5
100 0.0 7.23

TEMPERATURA WS INDICES DE PRECIPITACION

——ledien du Lavgiadier

irvcdiom el Fyznas

Temperatura [*C]

| INDICE DE INESTABILIDAD COLOIDAL |

Saturados (fracdon) 0.16238

Aromaticos (fraccidn) 0.23044

Resinas [fraccion) 043446

Asfaltenas [fracdan) 0.15271
indice de Inestabilidad

0.503585562 Crudo Establ
coloidal {1ic) e b

COMENTARIOS PARA EL AGUA DE FORMACION

De acuerdo el resultado obtenido en el calculo de los indices de Langelier y Ryznar, el agua de
formacién de este pozo presenta una tendencia corrosiva [debido a su alta concentracién de
Cloruros) , lo que indica que puede disolver el carbonato de calcio y otras sales que precipiten, a la
temperatura que se encuentra el yacimiento. Este resultado reduce la posibilidad de tener algun
fendmeno de incompatibilidad entre el agua de formacidn y los fluidos de perforacidn, que puedan
ocasionar la precipitacion de compuestos inorganicos como el carbonato de calcio. Sin embargo,
cualquier alteracidn de las condiciones iniciales a las que se encuentre el agua de formacidn, como
Temperatura, Presidn o pH, podria afectar el equilibrio fisico-quimico del agua contenida en el

yacimiento, variando las propiedades y composicidn de la misma.

Fuente: Elaboracion propia.
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Figura 25. Seccion de andlisis para la distribucion del tamafio de particula de los aditivos solidos y recomendaciones
para los fluidos de perforacion.

COMENTARIOS PARA EL CRUDO

| RECOMENDACIONES FLUIDOS DE PERFORACION |
Seguin el resultado obtenido por el Indice de Inestabilidad Coloildal (IIC), el crudo de este pozo presenta e
una tendencia a permanecer estable a las condiciones de yacimiento a las cuales se encuentra, es decir, TIPO DE AGLMA DE FORMACI
no se observara una precipitacién de compuestos organicos que puedan obstruir el medio poroso. Este Clorursdas yfo sulfatadas Sadicas
resultado reduce la posibilidad de tener algun fenémeno de incompatibilidad entre el crudo y los fluidos TIFO DE ADITIVD COMPUESTD £RECOMENDADD?
de ps-:rforacmn, que pue-dan bloqu.e'ar aquellas ga.rsantas.d.e-poro, localizadas en las adyacencias del pozo. Dersificants Hermssiss Cansiderar tamafic de sargants Be
Sin embargo, cualquier alteracién de |as condiciones iniciales a las que se encuentre el crudo como
Temperatura, Presidn o pH, podria afectar el equilibrio Fisico-quimico del fluido contenido en las Viscosificante Goma Kantica =l
cercanias del pozo, variando su composicidn y estabilidad. Controlador de pH Sods Caustics KO
Control ador de Bacterizs Glutarsid=hido 5l
Controlador de Filtrado Carbeod metrilcelulosa (CMC) =l
DISTRIBUCION TAMARO DE PARTICULA DE ADITIVOS LM Cascarills de Arraz .
Considerar tamano de marzanta de poro
FERCENTIL|D] Inhibidor Poliaminas 5l
] =0 o
| Tamano de particula mayora 13 3333 66.67 105.33 -
| Tamano de particula mayor a 17 2557 57.14 90.29 CONCENTRACION DE
DEMSIFICANTE {ppb)
_ _ S e 3454711484
| Tamano de particula mayor 2 13 65.67
| Tamano de particula mayor a /7 57.14

PERCENTILES vs DISTRIBUCION TAMARO DE PARTICULA

_ Lmod
E
s loopo
r: B ~ .
g COMENTARIOS PARA EL DISENO DEL FLUIDO DE PERFORACION
F: s —— Didhireets o Fairgisl
E 4000 —— Didnmtr ernee Teniendo en cuenta los criterios para la seleccion del tamafio de particula de los aditivos sélidos
(=]
£ mm recomendados por Vickers y Abram, en funcion de la distribucidn del tamafio de garganta de poro, se
& . recomienda que los densificantes, controladores de filtrado y LCM (si se requiere), tengan un diametro de
a
"] il a0 &l ED 100

particula que se encuentre dentro del rango de valores previamente calculados, para evitar la invasidn de
compuestos sélidos que obstruyan el medio poroso.

Pancentites (|

Fuente: Elaboracion propia.
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5.4 ANALISIS PARA EL CAMPO CASTILLA

A partir de la informacidén encontrada para el campo Castilla, se pudo emplear la
matriz para realizar los diferentes célculos que indican la tendencia del agua y del
crudo a formar, o0 no, precipitados organicos o inorganicos en el yacimiento. De igual
forma, se pudo determinar la compatibilidad de los diferentes tipos de aditivos del
fluido de perforacion, con el agua de formacién, para, finalmente, realizar una
recomendacion de los aditivos que se pueden utilizar en la formulacion del fluido.

5.4.1 Analisis del Agua de Formacién del Campo Castilla. Con la informacion de
las propiedades y la composicién del agua de formacién de los 21 pozos del campo
Castilla, se logré calcular la dureza y alcalinidad de las diferentes muestras de agua
y, con estos valores, se obtuvieron los indices de Langelier y Ryznar, como se
muestra en la Tabla 10.

A partir del indice de Langelier (LSI), previamente calculado para el agua de cada
pozo, se puede predecir la tendencia que presenta la misma, a precipitar carbonato
de calcio a cierta temperatura; en este orden de ideas, es importante aclarar que, si
el pH medido en el agua es mayor que su pH de saturacion de carbonato de calcio
(pHs), resulta en un valor positivo para el indice de Langelier, indicando que el agua
de formacion presenta una tendencia a formar incrustaciones de CaCOs; sin
embargo, si el pH medido en el agua es menor que su pH de saturaciéon (pHs), se
tiene como resultado un valor negativo para este indice, y el agua formacion tendra
una tendencia corrosiva.

Adicionalmente, el indice de Ryznar (RSI), permite corroborar el dato obtenido por
el indice de Langelier al ser mas sensible a predecir la formacion de precipitados de
carbonato de calcio.

Con base a lo anterior, el agua de formacién del Campo Castilla, presenta una
tendencia fuertemente corrosiva (debido a sus altas concentraciones de Cloruros)
permitiendo disolver el carbonato de calcio a la temperatura que se encuentra el
yacimiento, por lo que no se tendra una alta probabilidad de formacién de
precipitados inorganicos en el medio poroso, a las condiciones actuales (T=198°F).
Sin embargo, al presentarse una disminucion de la temperatura del yacimiento,
como consecuencia de la produccion, es posible que el agua de formacion pase a
tener una tendencia incrustante, lo que facilitaria la formacion de precipitados
inorganicos con alto potencial de bloquear las gargantas de poro localizadas en las
adyacencias del pozo. Por lo anterior, no es recomendable emplear aditivos a base
de cloruros o bicarbonatos, ya que, al aumentar la concentracion de estos iones en
el agua de formacién y, al presentarse decrementos en la temperatura del
yacimiento, se pueden formar precipitados de sales insolubles.
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Tabla 10. Resultados de LS| y RSI para el agua de formacion del campo Castilla.

Nombre pozo Dureza | Alcalinidad LANGELIER | RYZNAR CLASIFICACION DE!. AGUA
LSI RSI DE FORMACION

Castilla 02 100.867 259.377 -2.538 13.658 | Clorurada sddica
Castilla 08 95.529 75.056 -4.305 15.041 | Clorurada sddica
Castilla 13 55.278 253.304 -4.275 15.790 | Bicarbonatada sédica
Castilla 90 62.936 143.878 -4.445 15.630 | Tipo bicarbonato
Castilla Norte 44 | 39.601 81.290 -2.218 13.336 | Bicarbonatada sédica
Castilla 53 45.309 78.173 -3.720 14.769 | Tipo bicarbonato
Castilla 56 20.620 50.037 -3.839 15.009 | Bicarbonatada sédica
Castilla Norte 33 | 19.229 45.936 -4.098 15.256 | Bicarbonatada sédica
Castilla Norte 53 | 22.772 44.295 -4.479 15.547 | Bicarbonatada sédica
Castilla Norte 54 | 33.558 50.037 -4.278 15.246 | Tipo bicarbonato
Castilla Norte 55 | 49.896 50.037 -4.160 14.971 | Clorurada sédica
Castilla Norte 56 | 23.205 45.936 -4.640 15.720 | Bicarbonatada sédica
Castilla 09 49.108 62.588 -4.058 14.977 | Tipo clorurado
Castilla 01 118.451 800.599 -4.181 15.913 | Bicarbonatada sédica
Castilla 21 175.117 87.607 -3.131 13.682 | Clorurada sddica
Castilla Norte 31 | 55.966 131.246 -4.050 15.261 | Tipo clorurado
Castilla 04 34.252 100.075 -4.063 15.345 | Bicarbonatada sédica
Castilla 23 69.589 200.150 -3.738 15.046 | Tipo bicarbonato
Castilla Norte 01 | 56.114 56.600 -3.967 14.784 | Clorurada sddica
Castilla Norte 07 | 34.476 81.290 -4.213 15.395 | Tipo bicarbonato
Castilla Norte 08 | 63.702 406.534 -4.403 16.077 | Bicarbonatada sédica

Fuente: Elaboracion propia.

Cabe agregar que, segun las concentraciones de aniones y cationes presentes en
el agua de formacion, se puede realizar una clasificacion de la misma, segun el (los)
compuesto(s) con mayor cantidad de materia por litro de solucion. Este analisis
permitié clasificar el agua de formacion proveniente de los 21 pozos cargados en la
matriz, arrojando los siguientes resultados:

e LOS compuestos con mayor concentracion, presentes en el agua de formacion,
son: Aniones de Cloruro (CI") y Bicarbonato (HCO3") junto a los Cationes de Sodio

(Na*).

e Existen cinco pozos con un agua de formacion tipo Clorurada Sédica (Castilla 02,
Castilla 08, Castilla Norte 55, Castilla 21 y Castilla Norte 01).
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e Existen nueve pozos con un agua de formacién tipo Bicarbonatada Sdédica
(Castilla 13, Castilla Norte 44, Castilla 56, Castilla Norte 33, Castilla Norte 53,
Castilla Norte 56, Castilla 01, Castilla 04 y Castilla Norte 08,).

¢ Existen cinco pozos con agua de formacion tipo Bicarbonato (Castilla 90, Castilla
53, Castilla Norte 54, Castilla 23 y Castilla Norte 07).

e Existen 2 pozos con un agua de formacion tipo Clorurado (Castilla 09 y Castilla
Norte 31).

e Segun los valores calculados de dureza, once (11) tipos de agua pueden
clasificarse como blandas (Dureza menor a 50 mg/L): (Castilla Norte 44, Castilla
53, Castilla 56, Castilla Norte 33, Castilla Norte 53, Castilla Norte 54, Castilla Norte
55, Castilla Norte 56, Castilla 09, Castilla 04 y Castilla Norte 07).

e Segun los valores calculados de dureza, nueve (9) tipos de agua pueden
clasificarse como intermedias (Dureza entre 50 mg/L y 150 mg/L): (Castilla 02,
Castilla 08, Castilla 13, Castilla 90, Castilla 01, Castilla Norte 31, Castilla 23,
Castilla Norte 01 y Castilla Norte 08).

e Segun los valores calculados de dureza, un (1) tipo de agua puede clasificarse
como dura (Dureza mayor a 150 mg/L): (Castilla 21).

e Como todas las aguas de formacion evaluadas, presentan valores de pH entre 6
y 9, la principal especie carbonatada que predomina en este intervalo es el HCO3"
, por lo que la alcalinidad se equipara a la concentracion de este anion, y no a la
concentracion de CO3™.

5.4.2 Andlisis de la muestra de crudo del campo Castilla. A partir del andlisis
S.A.R.A encontrado para una muestra de crudo del campo Castilla, se logré calcular
el Indice de Inestabilidad Coloidal de este fluido, como se muestra en la Tabla 11.

Tabla 11. Andlisis SARA y resultado del IIC de la muestra de crudo Castilla.

ASFALTENOS SATURADOS AROMATICOS RESINAS
15.271% 18.235% 23.044% 43.446%
Asfaltenos + saturados Aromaticos + Resinas
33.506% 66.490%
INDICE DE INESTABILIDAD COLOIDAL (1IC) COMPOSICION
33.506 /66.490 = 0.5 Crudo estable

Fuente: Elaboracién propia.

La estabilidad del crudo esta en funcion de las fuerzas electrostaticas que tienden
a generar cierto grado de repulsion entre las particulas coloidales presentes en el
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fluido; sin embargo, si las fuerzas de atraccién que dan lugar al agrupamiento de
dichas particulas, son considerablemente mayores a las de repulsion (por fuerzas
de Van der Walls o fuerzas de gravedad), se presentara una inestabilidad en los
asfaltenos que conforman el crudo, facilitando la precipitacion de particulas
organicas.

Dicho lo anterior, a partir de los resultados obtenidos por el indice de Inestabilidad
Coloidal, cuya funcion es determinar la tendencia que tienen las particulas
coloidales a formar precipitados, se puede lograr interpretar que las fuerzas de
repulsion son las que gobiernan el fluido, permitiendo generar una mayor estabilidad
de los asfaltenos presentes en el crudo; este resultado reduce la posibilidad de tener
algun fenbmeno de incompatibilidad entre el crudo y los fluidos de perforacion,
disminuyendo considerablemente los casos de dafio a la formacion por precipitacion
de particulas organicas, que pueden bloquear las gargantas de poro localizadas en
las adyacencias del pozo; no obstante, es importante tener en cuenta que, cualquier
alteracion de las condiciones iniciales a las que se encuentre el crudo, como
Temperatura, Presion o pH, podria afectar el equilibrio Fisico-quimico del fluido
contenido en las cercanias del pozo, variando su composicion y estabilidad.

5.4.3 Recomendaciones para la seleccién de los Fluidos de Perforacion. La
seleccion de los fluidos de perforacion, depende en gran medida, de la composicidon
y propiedades de los fluidos del yacimiento (agua y aceite) con los que entrara en
contacto el fluido al invadir la formacion. Por lo anterior, es de suma importancia
garantizar que:

¢ El pH del fluido de perforacion sea similar al del crudo y el agua de formacion (por
lo general, &cido), para evitar una alteracion del equilibrio fisicoquimico de los
fluidos del yacimiento y, asi, minimizar el potencial de formacién de precipitados
organicos e inorganicos en el medio poroso cercano al pozo (los asfaltenos del
crudo precipitan al incrementar el pH).

e El fluido de perforacion debe tener una temperatura cercana a la del yacimiento,
ya que este paradmetro afecta la solubilidad de los componentes del agua y del
crudo presentes. Al aumentar la temperatura, disminuye la solubilidad de los
gases disueltos en los fluidos (como COz2, N2, H2S, O2), ocasionando un cambio
en la composicion inicial del crudo y del agua y, generando que parte del gas
liberado, reaccione con los fluidos liquidos para formar nuevas especies quimicas
(es el caso del CO2 que al contacto con agua, forma iones carbonato y
bicarbonato). Por otro lado, al disminuir la temperatura de los fluidos del
yacimiento, la solubilidad de algunas sales, 6xidos y compuestos complejos,
disminuye, pudiendo ocasionar una precipitacion de especies inorganicas u
organicas en el medio poroso.
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¢ La seleccion de la distribucion del tamafio de particula de los aditivos solidos, debe
incluir todo el rango de la distribucion del tamafio de las gargantas de poro, para
asegurar un sello adecuado en la cara del pozo, minimizando asi, la cantidad de
filtrado y particulas sélidas que invaden la formacion.

e Los aditivos a emplear en la formulacion del fluido de perforacién, no deben
reaccionar con los componentes del crudo y del agua de formacion. Un criterio
basico que permite determinar los aditivos mas adecuados a emplear, es la no
selecciéon de compuestos que tengan los mismos cationes o aniones que el agua
o el crudo.

A continuacion (Tabla 12, 13 y 14), se presentan las matrices de seleccion, que
correlacionan los diferentes tipos de aditivos reactivos mas utilizados en la
formulacién de los fluidos de perforacion, con los tipos de aguas de formacion mas
comunes, encontradas en los yacimientos.

Tabla 12. Compatibilidad de los controladores de filtrados con los diferentes tipos de agua
de formacion.

Criterio
e Almidon Pohacnlgtro Carboximetrilcelulosa C.elu!(’)sla Hidroxielilcelulosa
nde de maiz de Sodio (CMC) Polianionica (HEC)
papa (SPA) (PAC)
Bicarbonatadas
calcicas y/o S Sl NO NO NO Sl
magnésicas
Sulfatadas y/o
cloruradas calcicas Sl Sl NO NO NO Sl
y/o magnésicas
Bicarbonatadas | g S| sl sl S| sl
Sédicas
Cloruradas y/o
sulfatadas Sédicas Sl S Sl Sl S Sl
Tipo Magnésica Sl S NO Sl Sl Sl
Tipo Calcico Sl S NO NO NO Sl
Tipo Sédico Sl Sl Sl Sl Sl Sl
Tipo Intermedio |
(Ca, Na, K, Mg) SI Sl NO NO NO Sl
Tipo bicarbonatado S Sl Sl Sl Sl S
Tipo Clorurado Sl Sl Sl Sl Sl Sl
Tipo Intermedio I
(HCOs, CO3, S04, Sl S Sl SI Sl Sl
Cl)
Tipo sulfatado Sl Sl Sl Sl Sl Sl

Fuente: Elaboracion propia.
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Tabla 13. Compatibilidad de los controladores de pH con los diferentes tipos de agua de

formacion.
L Hidroxido de | Bicarbonato de Soda Oxidode | Hidroxido de
Calcio Sodio Caustica Magnesio potasio
Blcarbonatadqs .caIC|cas ylo NO NO NO S| NO
magnésicas
Sulfatadas y/o cloruradas
calcicas y/o magnésicas NO NO NO S NO
Bicarbonatadas Sédicas NO NO NO NO NO
CIoruradag y{o sulfatadas NO NO NO S| NO
Sédicas
Tipo magnésico NO Sl NO NO NO
Tipo Sédico NO NO NO Sl NO
Tipo Intermedio | (Ca, Na,
K. Mg) NO NO NO NO NO
Tipo bicarbonatado Sl NO Sl Sl Sl
Tipo Clorurado Sl Sl Sl Sl Sl
Tipo Intermedio Il (HCO3,
C03, S04, C) NO NO Sl Sl Sl
Tipo sulfatado Sl NO Sl Sl Sl

Fuente: Elaboracion propia.

Tabla 14. Compatibilidad de los Inhibidores de Arcilla con los diferentes tipos de agua de

formacion.
Criterio Poliacrilamida Cloruro | Poliacrilatro Conolimero de | Silicato de
Parcialmente de de Sodio AcFi) do Acrilico sodio Poliaminas
Hidrolizada (PHPA) | Potasio (SPA)
B|carbonatadgs .caIC|cas NO S| NO NO NO NO
y/o magnésicas
Sulfatadas y/o
cloruradas calcicas y/o NO NO NO NO Sl NO
magnésicas
Bicarbonatadas Sddicas Sl NO NO NO NO NO
Cloruradas y/o
sulfatadas Sodicas Sl NO Sl Sl NO Sl
Tipo magnésico Sl Sl NO NO Sl NO
Tipo Calcico NO Sl NO NO Sl Sl
Tipo Sédico Sl NO Sl Sl NO Sl
Tipo Intermedio | (Ca,
Na, K, Mg) NO NO NO NO NO NO
Tipo bicarbonatado Sl Sl Sl Sl NO Sl
Tipo Clorurado Sl NO Sl Sl Sl Sl
Tipo Intermedio Il
(HCO3, CO3, S04, Cl) Sl Sl S Sl NO S
Tipo sulfatado Sl Sl Sl Sl Sl Sl

Fuente: Elaboracion propia.
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6. CONCLUSIONES

e La Matriz de Seleccion realizada en este proyecto, es util durante el proceso de
disefio del fluido de perforacion, ya que permite identificar los aditivos mas
adecuados en la formulacion, asi como la distribucion del tamafio de particula
recomendable (28.57-140 pm, en el caso de los aditivos soélidos para el campo
Castilla), para minimizar el dafio a las formaciones productoras.

¢ El agua de formacién del campo Castilla, para los pozos evaluados, tiene una
tendencia fuertemente corrosiva, de acuerdo a los valores calculados de LSI (-
2.54 a -4.64) y RSI (13.33 a 16.08), reduciendo la posibilidad de formacion de
precipitados inorganicos a las condiciones del yacimiento (Tprom=198°F).

e De acuerdo a las graficas de temperatura vs LSI/RSI, se puede observar que el
agua de formacion para los pozos evaluados, es susceptible a cambiar de
tendencia corrosiva a tendencia incrustante en las cercanias al pozo, si la
temperatura en esta zona varia.

¢ El agua de formacién del campo Castilla, es predominantemente Bicarbonatada
(concentracion de 54-976 mg/L), Clorurada (concentracion de 9.22-531 mg/L) y/o
Sadica (concentracion de 15.6-738.9 mg/L), por lo que la formulacién de los fluidos
de perforacion, no deberia incluir compuestos a base de cationes divalentes (como
lo son calcio y magnesio), bicarbonatos, cloruros ni sodio, para evitar la
precipitacion de incrustaciones inorganicas de estos compuestos.

e El indice de Inestabilidad Coloidal, para la muestra de crudo del campo Castilla
(1C=0.50399), permitié identificar que este fluido tiende a ser estable a la
formacion de asfaltenos a las condiciones del yacimiento (Tprom=198°F).

¢ Al alterar el pH del crudo Castilla (de naturaleza &cida), en las adyacencias del
pozo, por causa de la invasion de un fluido de perforacion de pH diferente
(alcalino), se podria generar un cambio en la tendencia estable del crudo,
ocasionando la precipitacion de asfaltenos en el medio poroso.

¢ Las formaciones productoras del campo Castilla, presentan un alto contenido de
arcillas hinchables y migratorias, por lo que se encuentra favorable el uso de
inhibidores de arcillas a base de aminas, en la formulacion de los fluidos de
perforacion.
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7. RECOMENDACIONES

e Cargar en la Matriz informacion disponible de otros pozos del campo Castilla, para
poder evaluar, de manera mas precisa, la distribucion de las caracteristicas del
agua de formacién y del crudo a lo largo de todo el campo. Esto permitird una
mejor seleccion de los fluidos de perforacién, al correlacionar informacion con
poz0os vecinos.

e Emplear la Matriz de Seleccion, para generar bases de datos con la informacién
de los fluidos de yacimiento, propiedades petrofisicas y demas datos relevantes
de otros campos, para facilitar el disefio adecuado de los fluidos de perforacion.

¢ Realizar pruebas de laboratorio de PPT (Plug Permeability Test), para verificar
gue la aplicacion de la distribucién del tamafio de particula de los aditivos sélidos,
calculado en la matriz, reduce efectivamente el porcentaje de filtrado y de soélidos
gue invaden la formacion.

e Actualizar, de forma periddica, los datos de presion de fondo, para generar
célculos mas precisos de la densidad del lodo, teniendo en cuenta la presion
ejercida por los fluidos de perforacion cuando se encuentran circulando (ECD).
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ANEXO A
PROCEDIMIENTO PARA LA IMPLEMENTACION DEL REOMETRO

DETERMINAR VISCOSIDAD Y FUERZA EN GELES

PROCEDIMIENTO

1. Coloque la muestra en un recipiente y sumerja la camisa del rotor hasta la linea
trazada.

2. Coloque a girar la muestra a 600 rpm y espere hasta que la temperatura sea de 120 F

y tenga una lectura constante.

3. Inicie la medicidn a 600 rpm y registre el valor obtenido de la lectura.

4. Realice el mismo proceso anterior para las mediciones de 300, 200, 100, 6y 3 rpmy
registre los valores obtenidos de la lectura.

5. Agite la muestra durante 10 segundos a 600 rpm y detenga el rotor.

6. Dejar la muestra en reposo por 10 segundos, luego agite la muestra a 3 rpm y registre la
maxima lectura alcanzada por el instrumento.

7. Agite la muestra durante 10 segundos a 600 rpm y detenga el rotor.

8. Dejar la muestra en reposo por 10 segundos, luego agite la muestra a 3 rpm vy registre la
maxima lectura alcanzada por el instrumento.
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ANEXO B
TIPOS DE ADITIVOS QUE CONFORMAN LOS FLUIDOS DE PERFORACION

Cuadro 6. Tipos de Densificantes

DENSIFICANTES

Barita Se encuentra conformado generalmente por el 65.7% de BaO y
(BaS04) |34.3% de SOs. Este aditivo es usado en zonas productoras ya que
permite alcanzar un rango de densidades de 12-22 Ib/gal.

Es un material inerte, cuya gravedad especifica oscila los 2.7,

Carbonato facilitando su uso como material densificante en las zonas

dg ng'o productoras del campo. Su principal ventaja con respecto a la
(CaCOs) Barita, es el grado de dispersion que tiene en fluidos Base
Aceite.Permite alcanzar densidades de hasta 14 Ib/gal.
Tiene una gravedad especifica minima de 5.05. Presenta una
estructura cristalina similar a la de la mica y puede triturarse a un
tamafio de particula adecuado para utilizar en los fluidos de
Hematital2? perforacion.
(Fe203) |4 hematita es muy abrasiva y corrosiva. Su UusO como

densificante, genera un incremento significativo en la tasa de
penetracién, como consecuencia del menor aporte de solidos, lo
que la hace ser una buena opcién. Permite alcanzar densidades
de hasta 25 Ib/gal.

Otros Siderita (FeCOs), Galena (PbS), Magnetita (FesOa4), Celestita
(SrS0O4), Dolomita (CaMg(CO3)z2).

Fuente. PDVSA, Fluidos de perforacion. 2002. p 104. Modificado por los autores.

127 SCHLUMBERGER. OilField Glossary. Hematita. [en linea] [citado en 20 de octubre de 2018]
Disponible en Internet: https://www.glossary.oilfield.sIb.com/es/Terms/h/hematite.aspx.
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Cuadro 7. Tipos de Viscosificantes

VISCOSIFICANTES

Arcillas
(Bentonita)

Se encuentra conformada por Silicatos de Aluminio vy
Sodio/Calcio; este aditivo se caracteriza por presentar una
dilatacion considerable al interactuar con el agua, aportando
viscosidad a la mezcla y permitiendo proteger las formaciones de
la invasion de los fluidos de perforacién base agua.

Si cualquiera de los cationes: H* > AI** > Ca?* > Mg?* > K* > NH4*,
supera la concentracion del catién sodio, sera preferentemente
adsorbido y reemplazara a este Ultimo en la estructura de la
Bentonita, afectando su rendimiento como viscosificante. Se
recomienda hidratar primero, adiciondndola al agua en
concentraciones de 5-25 Ib/bbl.

Poliméricos
(Goma
Xantica,
HEC,
Goma
Guar)

Son moléculas de gran tamafio conformadas por unidades que se
repiten. Estos polimeros pueden ser de origen natural como la
Goma Xéantica y la Goma Guar o polimeros naturalmente
modificados como lo es la carboximetilcelulosa (HEC); debido a su
gran tamano, tienen la capacidad de formar floculos en los fluidos
de perforacion permitiendo ser usados como viscosificantes y
algunos casos como controladores de filtrado.

o Goma Xantica: es el polimero viscosificante mas usado en
los fluidos Reservoir Drill-in, ya que es el Gnico que le proporciona
al fluido Altas Viscosidades a Bajas Velocidades de Corte (LSRV),
lo que facilita la suspension y remocion de los sélidos perforados.
Es estable a altas temperaturas (hasta 250°F), pero sensible a muy
alto pH.

o Hidroxietilcelulosa (HEC): es utilizada como viscosificante
en fluidos de perforacion de yacimiento. Tiene una reologica
pseudoplastica y una solubilidad superior en agua y diversas
salmueras. Por ser no idnica, no se precipita por iones de Ca++y
se dispersa bien en alta salinidad. Presenta una temperatura limite
de 121°C (250°F).

Fuente. PDVSA, Fluidos de perforacion. 2002. p 108. Modificado por los autores.
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Cuadro 8. Tipos de Controladores de Filtrado

CONTROLADORES DE FILTRADO

Los poliacrilatos se emplean en aguas blandas con una baja
concentracion de sales, para facilitar su dispersion y elongacion

Pé)haCI‘I(;E?.tO de la cadena completa en el agua. Los poliacrilatos de alto peso
eSSP?AIO molecular permiten el control de las pérdidas de fluido en
( ) operaciones de perforacion. Es muy estable a temperaturas altas
(>400°F). Este aditivo tiende a precipitar en presencia de
cationes divalentes. Concentracion recomendada de 0,5-1 ppb.
Es un tipo de éter de celulosa no i6nico destacado por sus

propiedades de alta dureza; se clasifica en tres grupos:
e PAC-HV: es para fluidos de perforacion base agua, logrando
reducir la tasa de filtrado liquido y facilitando la limpieza del

PCileIu.Icl)sg pozo al aumentar la viscosidad.

° Egg'g)"ca o PAQ-LV: es para uso de fluidos d(_a perforacién ca_rgados de
sélidos, permitiendo controlar el filtrado liquido sin generar
aumentos significativos en la viscosidad.

e PAC R: permite reducir la tasa de filtrado API de diversos tipos
de fluidos, al aumentar y estabilizar la viscosidad de los fluidos
a tratar.
Carboximetil | E5 yno de los aditivos mas utilizados para control de pérdidas de
-celulosa | fiyido, fabricado a partir de la reaccion generada por la celulosa
(CMC) natural con acido monocloroacético e hidroxido de Sodio.
Estos polimeros tienen una estabilidad térmica de alrededor de
250 °F; generan un minimo aumento de viscosidad, su principal
desventaja es que estan sujetos a una degradacion bacteriana
Almidén de sino so_rtl)lprotegidgs por OIuna ?Ita salinidad o un bactericida. Es
papa y compatible con todo tipo de sales.
Almidon de |Cuando el almidén entra en contacto con el agua, libera una
maiz sustancia denominada amilosa, la cual le permite absorber el agua

y facilitar su hinchamiento. La amilosa causa una disminucion del
volumen de filtrado que invade, mediante la reduccion del
contenido de agua libre en el sistema y el taponamiento de los
poros del revoque.
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Este aditivo es muy efectivo como agente puenteante cuando el
tamano promedio de particula se encuentra en un rango de 30-35
Carbonato | micrones, correspondiente al D50. Las particulas dimensionadas
de Calcio | ge carbonato de calcio, junto con los polimeros, controlan la
pérdida de fluido en las salmueras o en los fluidos de perforacion
de yacimiento, terminacién y reacondicionamiento'?8,

Fuente. PDVSA, Fluidos de perforacion. 2002. p 109. Modificado por los autores.

Cuadro 9. Tipos de Controladores de pH

CONTROLADORES DE pH

Es el aditivo por excelencia que se tiende a implementar para dar y
mantener el pH de los fluidos base agua. Al adicionar la soda céustica
al lodo, el pH incrementa, esto se debe a que el aditivo es una sal,

Soda | por naturaleza basica, que permite un buen control del pH, mediante
Caustica |la neutralizaciéon de los contaminantes acidos que contiene el lodo.
(NaOH)
Esto es muy importante, ya que muchos de los contaminantes del
lodo tienden a disminuir el valor del pH, ocasionando problemas
graves como la corrosion de los equipos.

Se utiliza para proporcionar alcalinidad a los fluidos base agua. Es
compatible con agua dulce, salmueras y sistemas de polimeros. Se
disuelve en el agua y aumenta el pH hasta 10,3, donde, al llegar a
ese valor de pH, ya no se disolver4d mas. El producto no disuelto
restante, se disolvera si el pH comienza caer y, por lo tanto, actua
como una barrera. Es mas seguro de manipular que la Soda
CAaustical?.

Oxido de
Magnesio

Pirofosfato | ES un aditivo empleado para disminuir el pH del fluido de perforacion,
Acido de |cuando este lo requiera. También, es utilizado para tratar la
Sodio | contaminacion de cemento y, como desfloculante para fluidos base
(SAPP) |agua de baja temperatura. Su rendimiento se ve afectado por altas
temperaturas.

Otros | Hidroxido de Potasio, Bicarbonato de Sodio, Oxido de Magnesio,
Hidroxido de Calcio.

Fuente. PDVSA, Fluidos de perforacion. 2002. p 114. Modificado por los autores.

128 SCHLUMBERGER. OilField Glossary. Carbonato de Calcio. [en linea] [citado el 20 de Octubre de
2018] Disponible en Internet: https://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/c/calcium_carbonate.aspx.
129 TECMECO. Barabuf. [en linea] [citado el 20 de octubre de 2018] Disponible en Internet:
http://www.tecmeco.com/products/barabuf/.
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Cuadro 10. Tipos de LCM

LCM

Fibra Es altamente efectiva para controlar las pérdidas de circulacion en
Celulosa |Zonas no prospectivas cuando se realizan operaciones con fluidos
base agua o aceite.

Es un material inerte fabricado en diferentes granulometrias, lo que
le permite servir de agente puenteante para varios tamafos de
garganta de poro. Una de sus principales desventajas es la
formacion de incrustaciones sobre la superficie de las tuberias v,
debido al tamafio diminuto de las particulas, su eliminacion por
parte de los equipos de control de sélidos, se vuelve mas compleja.

Carbonato
de Calcio

) Material organico que se emplea como agente puenteante en
Cascarilla | f|yidos base agua y fluidos no acuosos. Se encuentra disponible en
de Nuez |res grados: fino, medio y grueso. Es compatible con otros LCM, y
ayuda a remover las arcillas lodosas que se pegan al BHA,

Otros Cascarilla de arroz, mica.
Fuente. PDVSA, Fluidos de perforacion. 2002. p 115. Modificado por los autores.

Cuadro 11. Tipos de Lubricantes

LUBRICANTES

Ace|t?s Estos productos tienen la propiedad de adherirse a las
m:cnera €s, estructuras metalicas que conforman la tuberia y el BHA,
Sl]f.r act(_;}ntes_, estableciendo una capa protectora que disminuye los
gra |to,e%|Cson|ta, efectos causados por la friccion mecénica entre los

componentes de la tuberia y la pared del pozo.

Es una alternativa eficaz a los lubricantes a base de aceite,
De origen cuando las limitaciones ambientales impiden el uso de los

vegetal aditivos a base de hidrocarburos. Proporcionan lubricidad
optima de presion extrema (metal a metal) y de perforacion
(metal a formacion). Es soluble en agua y es biodegradable.

Fuente. PDVSA, Fluidos de perforacion. 2002. p 117. Modificado por los autores.

130 HALLIBURTON/BAROID. Wall-Nut, Lost Circulation Material. [en linea] 26 de Marzo de 2010
[citado en 20 de Octubre de 2018], Disponible en Internet:
https://www.halliburton.com/content/dam/ps/public/bar/contents/Data_Sheets/web/WALL-NUT.pdf.

114



Cuadro 12. Tipos de Bactericidas

BACTERICIDAS

Aditivos no
oxidantes

Sulfuros organicos

Aminas cuaternarias

Clorofenoles

Glutaraldehido: aditivo que elimina las baterias en sistemas de
fluidos que contienen almidones y gomas naturales, que son
especialmente vulnerables a los ataques bacterianos.

Fuente. PDVSA, Fluidos de perforacion. 2002. p 122. Modificado por los autores.

Cuadro 13. Tipos de Inhibidores de Arcillas

INHIBIDORES DE ARCILLAS

Poliacrilamida
Parcialmente

Se utiliza como encapsulante e inhibidor de arcillas. Es
adicionada en agua dulce o salada, aunque, precipita en
presencia de Calcio. Dependiendo de su concentracion en el
fluido, puede incrementar la viscosidad del mismo. La PHPA es
mas eficaz cuando el pH es bajo y, se hidroliza y se vuelve

Hidrolizada menos eficaz a un pH alto (>10,5). Concentracién recomendada
(PHPA) de 0.25-1 ppb.
Este aditivo permite la estabilizacion de arcillas migratorias
como la lutita, al aumentar la viscosidad del agua y disminuir el
volumen de la misma que entra en contacto con la roca.
Copolimero |Se adiciona en fluidos base agua dulce o salada. Precipita en
de Acido presencia de cationes divalentes (como Ca++ o Mg++). Se
Acrilico desempefia, también, como controlador de filtrado.
Concentracion recomendada de 2-4 ppb.
Los iones de potasio son considerados como el mejor cation
intercambiable, debido a su pequefio radio i6nico; de esta
Cloruro de

Potasio (KCI)

manera, al ser adsorbido por la superficie de la arcilla, las capas
de esta ultima quedan fuertemente unidas y, se produce una
estructura no-expandible. Sin embargo, el KClI no es
ambientalmente aceptado, lo que reduce su uso como aditivo.

Poliamina

Es un liquido utilizado en fluidos base agua, para impedir que
las arcillas se hinchen y derrumben, lo cual, permite evitar que
la broca y el BHA se taponen y, que la zona productora, no
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presente dafio por obstruccién de arcillas hinchables. Este
aditivo, actuia a nivel idnico dentro de la estructura de las arcillas.

La poliamina puede presentar intercambios catidénicos con
Aluminio, Hierro, Magnesio o con grupos Hidroxilo, pudiendo
generar precipitados cuando estos elementos aumentan su
concentracion.

Es estable en soluciones neutras y alcalinas; sin embargo, en

Silicato de | ambientes &cidos, el ion silicato reacciona con los iones de
Sodio hidrogeno para formar acido silicico, el cual, al calentarlo forma
gel de silice, que es una sustancia dura y vidriosa, por lo que

puede generar obstruccion del medio poroso.
Otros Poliglicoles, Acetato de Potasio, Silicato de Sodio (también

actla como agente anticorrosivo).

Fuente. QMAX. Aditivos para los fluidos de perforaciéon. Modificado por los autores.
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