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RESUMEN

Palabras Claves: Fluidos de Completamiento, dafio de formacién, fluidos de empaque,
salmueras, formiatos, pruebas de aseguramiento.

Los fluidos de completamiento juegan un importante papel en la industria petrolera, debido a
que son empleados durante la etapa de terminacion de un pozo siendo fundamentales para la
productividad del mismo. Es por eso que la definicion de caracteristicas adecuadas mediante la
realizacion de pruebas, procedimientos correctos de aplicacion y monitoreo constante, permiten
optimizar los resultados y estar a la vanguardia de las tecnologias empleadas a nivel mundial.

Asi, es posible realizar una caracterizacion de los fluidos e implementar las mejores practicas
que seran aplicadas a nuevos proyectos, en busca de un incremento en los estandares de calidad
lo que incluye eficiencia en las operaciones, reduccion de costos y mejoramiento de las
competencias del personal implicado.

El presente trabajo muestra cudles son los fluidos que mejor desempefio presentan en
operaciones de completamiento y que se recomiendan para las operaciones de BP Colombia. Se
trabaja con base en los pozos del Piedemonte Llanero, especialmente aquellos completados en el
periodo 2005-2007, ya que en este lapso de tiempo han ocurrido cambios de los fluidos
convencionales y se han implementado nuevas propuestas a nivel internacional por parte de las
compafiias especialistas en el tema.
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ABSTRACT

Keywords: Completion fluids, formation damage, packer fluids, brines, formates, assurance
tests, BP.

The completion fluids have an important role in the oil industry, because they are used during
the well completion operation being critical for its productivity. That's why the definition of
appropriate characteristics through testing, correct procedures for implementation and ongoing
monitoring, allow for optimum results and be in the forefront of the technologies used
worldwide.

Thus, it is possible to characterize the fluids and implement best practices that will be applied to
new projects, looking for an increase in the quality standards which includes efficiency in
operations, reducing costs and improving the skills of the staff involved.

This investigation shows what are the highest performance fluids in completion operations and
why we recommended it for BP Colombia operations. This investigation is based in all the wells
in Piedemonte field, especially those completed between 2005-2007, owing to the fact that on
this time period, fluid changes have been implemented in the referred field and new proposals
have been developed worldwide by specialists in fluid service companies.



11

1 INTRODUCCION

Durante varios afios los pozos fueron completados en sobrebalance con lodo, o en el mejor de
los casos con salmuera sucia o salmuera contaminada. Muchos pozos sufrieron graves dafios
con este proceso, usualmente superados mediante cafioneo. Hoy en dia los completamientos en
hueco abierto son muy comunes. En tales operaciones cualquier dafio que ocurra durante la
perforacién o el completamiento no puede ser mitigado mediante el cafioneo e intentar
removerlo requiere costosos tratamientos remediales. Obviamente se prefiere que el dafio nunca
ocurra. Esto ha dado lugar a los fluidos conocidos como “drill-N” y fluidos “limpios” 6
salmueras para completamiento que estan siendo considerados mas y mas cada dia por su
impacto en la productividad del pozo. Si los fluidos y procedimientos correctos son utilizados
durante la perforacion del yacimiento y el completamiento del pozo, el dafio puede ser
controlado a valores aceptables.

En un sentido mas amplio, cualquier fluido que entre en contacto con la zona productora o que
permanezca durante un periodo considerable de tiempo en el anular tubing-casing en un pozo,
es considerado un fluido de completamiento. Sin embargo, en esta categoria se incluyen
aquellos fluidos usados en operaciones de cafioneo, empaques de grava, tratamientos quimicos,
fracturamiento hidraulico, limpieza del hueco, operaciones en zonas selectivas, y de reemplazo
de tuberia y/o accesorios de fondo.

Esta investigacion pretende mediante las diferentes pruebas a las que se someten los fluidos de
completamiento utilizados en los pozos del Piedemonte Llanero, hacer un analisis comparativo
entre los resultados de estas obtenidos y los estdndares exigidos por la operadora, para asi tener
un indicativo de cuales han sido los mejores fluidos, lo que ayudara a hacer una planeacion y
gjecucion mas efectiva de futuros proyectos.

Para proporcionar una idea del area de ubicacién de los pozos, en la primera parte del
documento se encuentran algunas generalidades del campo como ubicacion, caracteristicas
geoldgicas, entre otras.

En la segunda seccion se presentan las principales consideraciones para seleccionar un fluido de
terminacion y asegurar una instalacién exitosa del equipo y/o herramientas de completamiento.
Ademas, se describen los mecanismos potenciales de dafio de formacion por exposicion a
dichos fluidos y la planeacidn, seleccion y preparacion de los mismos.

Finalmente se hace una breve descripcién de las pruebas de aseguramiento referenciandolas a su
correspondiente norma ASTM 6 API practicadas a los fluidos para luego verificar que los
fluidos empleados en los pozos han cumplido con los estandares y asi seleccionar aguellos que
han tenido mejor desempefio.

Nota: Las pruebas de aseguramiento aqui descritas, sélo evaluan el fluido de completamiento en
cuanto a su potencial de dafio y sus caracteristicas de corrosion.
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2 GENERALIDADES DEL CAMPO

El Departamento de Casanare esta ubicado en la zona oriental de Colombia, al noroccidente de
la Orinoquia, abarcando una amplia faja de la cordillera Oriental de los Andes, donde se localiza
el campo en estudio (Figura 1). Los campos fueron descubiertos en la década de 1990 por la
compafiia inglesa British Petroleum Exploration (BP)!™.

Casanaie

Als:oﬂ

Figura 1. Zona de Estudio — Piedemonte Llanero.

2.1 ESTRATIGRAFIA

La Cordillera Oriental de Colombia, se funda sobre un basamento precambrico, afectada por
eventos orogénicos en el proterozoico y el paleozoico, eventos igneos y procesos sedimentarios
en el Mesozoico y procesos sedimentarios en el Terciario. La Cuenca presenta estilos tectonicos
bien definidos, que separan o ponen en contacto unidades estratigraficas a lo largo de un tren
estructural que sigue un patron regional NE-SW.

El Piedemonte de los Llanos corresponde fisio-graficamente a las estribaciones orientales de la
cordillera conocida como el cinturdn plegado, correspondiente a un frente de cabalgamiento
limitado por dos grandes fallas inclinadas al oeste. El lado este del Macizo de Quetame y de la
Cordillera, esta limitado por un cinturén de fallas cabalgantes a lo largo de las cuales rocas del
Cambro Ordovisico, Devénico y Cretaceo, han sido cabalgadas hacia el este sobre rocas del
Mioceno, asi como rocas Cretaceas sobre rocas del Plioceno. Este cintur6n plegado esta
limitado en el sur por las fallas de Santa Maria y Guaicaramo y hacia el norte por las Fallas de
Guaicaramo y Yopal.
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Rocas sedimentarias marinas del Cretdceo ocupan extensas zonas de la Cordillera Oriental, las
cuales se manifiestan en algunos sitios de la Serrania del Perija como conglomerados basales y
en otros como capas de calizas o lutitas, las cuales reposan discordantemente sobre rocas del
Grupo Quetame y del Grupo Farallones. Estas secuencias litolégicas que comienzan con
conglomerados, areniscas y limolitas fluviales y deltaicas, también cuenta con areniscas, calizas
y limolitas marinas. La sedimentacion continta con lutitas, calizas, areniscas e intercalaciones
locales de limonitas siliceas, mantos de carbén, evaporitas y rocas fosforicas.

En la Figura 2 se muestra la columna estratigrafica del Campo en estudio. Puede observarse que
las formaciones productoras son Mirador, Barco y Guadalupe, mientras que las formaciones
sellos son Los Cuervos y Carbonera; la formacion generadora es Gacheta, de 1000 pies de
espesor. De igual forma se identifican las formaciones que supereyacen al yacimiento,
denominadas como Guayabo y Ledn. A continuacion se realiza una breve descripcion de los
aspectos generales mas importantes de las formaciones que comprenden la columna
estratigrafica.

Formacion Guayabo: Representa la ultima sedimentacion de la cuenca. Esta formacion es de
edad Plioceno-cuaternaria. Constituida por una alternancia de material detritico, fino y grueso.
Esta dividida en dos miembros, superior e inferior, siendo mas arcilloso el inferior.

Formacion Ledn: Pertenece al Terciario -Mioceno medio- y constituye el tnico sello eficaz de
la cuenca. Compuesta por shales y arcillas, con delgadas inter-estratificaciones, de granos finos
poco consolidados. Ademas se encuentran intercalados lentes de dolomita oolitica.

Formacion Carbonera: Desarrollada desde el Oligoceno al mioceno temprano. Consiste en una
alternancia de rocas arcillo-limosas, limonitas, limonita arenosa y areniscas. La formacion
Carbonera se divide en 8 miembros, llamados C-1, C-2, C-3, C-4, C-5, C-6, C-7 y C-8. Las
unidades del C-1 al C-6 se desarrollaron como consecuencia de transgresiones y regresiones
oligocenas-miocenas, mientras que la unidad C-7 y C-8 se depositaron durante el Oligoceno.

Formacion Mirador: Esta es la formacion productora mas importante de la cuenca con
aproximadamente el 50 % de los hidrocarburos del yacimiento. La formacion Mirador es de
edad Eoceno tardio. Se encuentra divida en dos miembros, denominados Inferior y Superior. La
formacién Mirador tiene un espesor promedio de 400 pies.

Formacion Los Cuervos: Es la formacion sello que separa las formaciones productoras Mirador
y Barco. La formacion Los Cuervos es del Paleoceno tardio. Constituida por areniscas cuarzosas
separadas por arcillolitas. Esta formacion consiste principalmente de lodolitas moteadas,
arcillolitas, limonitas y en menor proporcion areniscas de grano fino.

Formacion Barco: Esta formacion es almacenadora —productora-. Corresponde al Terciario -
Paleoceno tardio-. Descansa sobre la discordancia que esta relacionada con procesos tectonicos
-orogenia pre-Andina-. La formacidn Barco tiene un espesor promedio de 300 pies.

Formacién Guadalupe: La Formacion Guadalupe corresponde al Cretdceo —Campaniano- y
esta limitada a la base y al tope por superficies de inconformidad. La discordancia de la base
pone en contacto lodolitas de plataforma o areniscas de shoreface de la Formacion Gacheta con
areniscas de canales estuarinos del Guadalupe. La superficie de inconformidad del tope pone en
contacto esta formacion con rocas del Paleoceno tardio o del Eoceno tardio; el origen de esta
discordancia esta relacionado con procesos tectonicos. La formacion Guadalupe tiene un
espesor promedio de 2000 pies.
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Figura 2. Columna Estratigrafica Generalizada del Piedemonte Llanero

Formacion Gacheta: Esta es la formacion generadora. Esta conformada por conjunto medio
arcilloso, intercalado con niveles pequefios de calizas finamente arenosa con contenido variable
de Glauconita. Corresponde al Cretaceo -Coniaciano-Santoniano-, esta delimitada en la base por
una superficie de inundacién y al tope por una superficie de inconformidad que representa
tiempo de erosion.
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3 MARCO TEORICO

Introduccién

Este capitulo describe los principales factores que deben ser considerados al seleccionar un
fluido de completamiento de bajo potencial de dafio. Deberia, sin embargo, notarse que no
importa cuanto cuidado se tenga al optimizar las operaciones de completamiento en hueco
abierto, esto no evitara el dafio durante la fase de perforacién. La misma atencién debe tenerse
al seleccionar el fluido “drill-N” para el yacimiento en los completamientos planeados en hueco
abierto. En términos de productividad de pozo, la mayoria de aspectos relacionados con los
fluidos de completamiento pueden aplicarse por igual a los fluidos “drill-N”".

A continuacion se presenta una breve discusion tedrica que envuelve los aspectos concernientes
en la correcta seleccion de un fluido de completamiento, refiriéndose a fluidos de
completamiento de Contacto y de No Contacto para identificar los que en algin momento entran
en contacto con el yacimiento y los que no, respectivamente.

3.1 GENERALIDADES

Las propiedades especificas requeridas para un fluido de completamiento varian con el tipo de
formacion, presion de poro y tipo de operacion. Los factores que son criticos durante una
operacion de completamiento no siempre son importantes en una operacion de perforacion en
donde la costra de filtrado puede prevenir pérdidas significantes de fluidos a la formacion.
Similarmente, un fluido puede causar un dafio severo en un tipo particular de formacion y ser
totalmente benigno en otro.

La principal funcion de un fluido de completamiento es controlar la presién de formacion
mientras exhibe, principalmente, un bajo potencial de dafio de formacién y una corrosividad
aceptable. En determinadas operaciones aqui denominadas operaciones especiales, el fluido
debe, ademas de las anteriores, tener la habilidad de transportar sélidos (Ver Anexo C).

En la tabla 1 se presenta un resumen con todos los aspectos que se tratan en la planeacién y
disefio del fluido de completamiento.

3.2 FLUIDOS DE CONTACTO

Los fluidos de completamiento de Contacto son aquellos que entran en contacto con la
formacién y/o los fluidos alli contenidos. Por esta razon, es de vital importancia garantizar que
los fluidos que ingresen al pozo no alteren la estabilidad quimica de las arcillas y no generen ni
fortalezcan emulsiones existentes. De ahi la importancia de las pruebas de Retorno de
Permeabilidad y de Compatibilidad de Fluidos detalladas y estandarizadas en las normas API-
RP 40 y API-RP 42! respectivamente. En el Capitulo 4 se muestra una breve descripcion de
estas pruebas.

A continuacion se presenta la descripcion e importancia de la densidad, temperatura de
cristalizaciéon y dafio de formacion en los fluidos de Contacto asi como de sus principales
componentes.
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Tabla 1. Aspectos referentes a la planeacion y disefio del fluido de completamiento.

Parametro Aspectos importantes Datos Requeridos
La de_nS|dad del fIl_Jld_o debe ser suficiente para proveer la presion hldrosta_\tlca BHP, BHT vy la presion de sobrebalance
requerida por el yacimiento. Los efectos de la temperatura y presion en la densidad .
; requerida.
deben ser considerados.
Densidad

No seleccionar una salmuera que supere el limite de la densidad maxima, ej. No
seleccionar cloruro de sodio si la salmuera requerida de 10 ppg, a menos que una mas
soluble (Bromuro de sodio) este a la mano y que permita incrementar la densidad.

Maximo margen de seguridad requerido

Temperatura de Cristalizacion

Asegurar que la salmuera tenga una temperatura de cristalizacion inferior a la mas
baja temperatura a la que se prevé sera expuesta.

La temperatura mas baja prevista

Para evitar el dafio de formacion, la salmuera debe ser compatible quimicamente con
el agua de formacion.

Analisis de agua de formacion, BHT, BHP.

Quimica Informacion sobre el tipo de arcillas en el
Para evitar el dafio de formacidn, la salmuera debe ser compatible con las arcillas yacimiento. Si no esta disponible se requerird un
corazon con una muestra representativa.
- . . . o Muestras representativas de arcillas y muestra de
Estabilidad de las arcillas expuestas contenidas en las secuencias del yacimiento salmuera P y
L . . BHT, BHP, tipo de salmuera propuesta, examen
. La corrosion de los tubulares de fondo particularmente a condiciones de alta P prop .
Metalurgia - de metalurgia, naturaleza de los fluidos de
temperatura y/o gases acidos o
yacimiento.
Limpieza Los solidos en la salmuera pueden causar dafio de formacién o impedir operaciones

de corrida de herramientas de fondo.

Control de Arena/ Malla de
Bloqueo

Mallas de control de arena corridas en fluidos cargados de sélidos pueden taponarse o
atascarse.

Muestras de lodo y caracteristicas de las mallas.

Pérdidas en fondo

Pérdidas descontroladas de fluido completamiento. Comulnmente asociado a dafio
mecénico de la costra de filtrado cuando se corre el liner/malla

Distribucion del tamafio de poro de formacion,
tipo e indicador de malla de arena muestra de
corazon representativa.

Compatibilidad de elastomero

Fluidos de completamiento, salmueras notablemente divalentes, pueden causar que
los componentes elastomeros de las herramientas se deformen.

Muestras de elastdmeros, BHT, BHP a una
profundidad relevante. Muestra de fluido de
completamiento.

Lubricacion

En trayectorias de pozos altamente desviadas o tortuosos la pobre lubricacién
intrinseca de muchas de las salmueras pueden impedir que el completamiento
alcance la profundidad deseada.

Datos de la geometria del pozo, muestra de
salmuera, muestra de lubricante.




17

3.2.1 Densidad

La densidad es la propiedad mas critica de un fluido de completamiento dado que la columna de
fluido en el pozo es el mecanismo principal para el control del mismo. La densidad del fluido
debe ser cuidadosamente seleccionada para proveer la suficiente cabeza hidrostatica controlando
asi la presion de formacién. Las salmueras son la opcion preferida como fluidos de
completamiento porque no interactian con las arcillas de formacion y porque la densidad
requerida puede lograrse sin la adicién de sélidos insolubles.

Los fluidos libres de sélidos son preferidos ya que proveen una densidad estable, evitan la
invasion de sélidos en la formacion y reducen el potencial de acumulacion de solidos al tope de
las herramientas de fondo.

La densidad es una funcion de la presién y la temperatura. Como la temperatura de la salmuera
se incrementa, el volumen incrementa y es ahi donde la densidad falla. En cambio una
disminucion en la temperatura causa un incremento en la densidad. El efecto de la presion es
proporcional, es decir, la densidad aumenta con el incremento de la presion, y en cierta medida,
tiende a compensar el efecto de la temperatura, aunque en la mayoria de las aplicaciones dentro
del pozo el efecto de la temperatura es el dominante.

Ignorando los efectos de la temperatura y presion y empleando simplemente la densidad medida
en superficie, generalmente se tendra una presion hidrostatica menor en el fondo del pozo que la
predicha. Los especialistas en fluidos de BP y las compafiias de servicios utilizan programas de
computacion para estipular los efectos de la presion y temperatura sobre la salmuera. Estos
programas pueden calcular la densidad de la salmuera en superficie que proporcionara la
presion hidrostatica requerida para una situacion en particular.

3.2.2 Temperatura de Cristalizacién.
Tres valores son empleados para describir la tendencia a cristalizar:

e Primer cristal en aparecer (PCEA)
e Temperatura real de cristalizacion (TRC)
e Ultimo cristal en disolverse (UCED)

La temperatura real de cristalizacién de la salmuera es hallada por medio del método API I,
Asi la temperatura especifica de cristalizacion de la salmuera debe ser cercana a la minima
temperatura esperada en superficie para evitar una reduccion de la densidad ya que asi se
forman cristales en superficie lo que puede provocar problemas en control de presion. Cuando la
sal empieza a cristalizarse, puede taponar las valvulas y lineas dejando como resultado retrasos
y altos costos.

3.2.3 Daro de Formacion

El dafio de formacion que ocurre durante las operaciones de completamiento y workover es
particularmente critico en el sentido de que no puede ser mitigado mediante cafioneo y los
tratamientos remediales pueden ser dificiles y costosos. La seleccién, preparaciéon vy
manipulacién correcta del fluido de completamiento son por lo tanto fundamentales en el éxito
productivo del pozo.

Formaciones con buena permeabilidad, no tendran sélo buena productividad sino también
libertad de tomar fluidos del pozo. Si el fluido que entra al espacio poroso no es compatible con
las arcillas y fluidos de formacion, la formacion se deteriorara.
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Si la formacion tiene una permeabilidad extremadamente pobre, la seleccion del fluido de
perforacién no es tan critica, entonces es poco probable que se produzca un dafio considerable,
haciendo innecesario algin trabajo de estimulacion como fracturamiento hidraulico. Sin
embargo, la seleccion de los fluidos de fractura es tan importante como en el caso de los de
completamiento ya que estos fluidos, en algin momento, también entran en contacto con el
yacimiento.

3.2.3.1 Mecanismos de Dafio de Formacion

Algunos factores que causan dafio de formacion son descritos a continuacion. Para asegurar que
el dafio se limite a niveles aceptables todos estos aspectos deben ser tratados al seleccionar el
fluido de completamiento y las pildoras asociadas. La planeacion debe empezar en una etapa
temprana para permitir hacer pruebas como la de Retorno de Permeabilidad. De esta manera, se
debe reconocer que la prueba de dafio de formacién es un proceso largo que puede tomar de dos
a tres meses para arrojar resultados completos.

3.2.3.1.1 Taponamiento de poros por Arcillas y/o migracién de finos.

Hinchamiento de arcillas: Arcillas sensibles al agua como la montmorillonita y capas
intercaladas de arcillas pueden expandirse al exponerse al agua fresca o agua de baja salinidad.
Los cambios en la salinidad traerdn cambios en la hidratacion y en las fuerzas entre las
particulas de las arcillas. Los cationes, dependientes de su carga, pueden alterar las
caracteristicas de union y de expansion de las arcillas. Por lo tanto, es de esperar que cualquier
cambio en la composicién del fluido, cause un cambio en la disposicion fisica de las particulas
de las arcillas ya sea a través efectos fisicos o fisico-quimicos.

Cuando el hinchamiento ocurre, la arcilla ocupa mas espacio en la garganta del poro o puede
llegar a ser fragil y propensa a la migracién y, por cualquiera de estos fenémenos taponar la
garganta de los poros. Este tipo de dafio es irreversible.

Initial Conditions Hydrated

Disaggregation

and Migration i
Expansion of Pore
Body Clay

Figura 3. Hinchamiento de arcillas

Trabajos de laboratorio han mostrado que una gran variacion en la salinidad puede causar que
cualquier tipo de arcilla se hinche o migre. El filtrado de agua fresca en muchos de los casos
causa dafios en rocas que contengan arcillas hinchables. Sin embargo, salmueras con salinidad
extremadamente alta también pueden causar problemas en rocas que tienen agua de formacion



19

con una salinidad baja. Por otro lado, si el fluido que invade tiene una composicién iénica
correcta, es decir cerca de la salinidad del agua de formacion, las arcillas permaneceran en
equilibrio y la probabilidad de que se presente migracion sera reducida.

Migracion de finos: Particulas finas dentro de la estructura de poro de las rocas en el
yacimiento, pueden ser movidas por el flujo de fluido cuando la Velocidad Critica de Migracion
de Finos! es excedida. La fuerza ejercida sobre las particulas por la velocidad del fluido y la
viscosidad puede causar que particulas agregadas lleguen a ser mecanicamente separadas. Las
particulas son entonces libres y migran hacia la garganta del poro lo que puede provocar la
disminucién de la permeabilidad de la roca.

Figura 4. Migracion de finos

3.2.3.1.2 Cambios en la humectabilidad de la roca

La humectabilidad o mojabilidad es la tendencia de una superficie solida a dejarse mojar
preferiblemente por un fluido en presencia de otros fluidos con los cuales es inmiscible. El
fluido que se adhiere sobre la superficie se denomina fase humectante.

La humectabilidad es una propiedad que modifica los resultados de cualquier estudio de flujo
multifasico incluyendo medidas de presion capilar, permeabilidad relativa, saturaciones
residuales de aceite y agua, comportamiento de la inyeccion de agua, propiedades eléctricas y
simulaciones de recobro mejorado. Para el caso de estudio, son relevantes los efectos sobre la
permeabilidad relativa y el incremento en la saturacién del agua.

Efectos sobre permeabilidad relativa: Muchas formaciones de arenisca en su estado natural son
humectadas por agua, es decir, la superficie de los granos es cubierta con una capa de agua V el
hidrocarburo se encuentra en el espacio poroso en equilibrio con el agua que reviste los granos.

Y aceite
B agua

Figura 5. Distribucion de fluidos en el medio poroso.

Como el fluido se mueve, la fase aceitosa tiende a deslizarse a lo largo de los limites del agua
dejando que esta se quede en la superficie de la arena. Sin embargo, si los fluidos contienen
surfactantes humectados por aceite (surfactantes en lodos aceitosos, inhibidores de corrosion,
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inhibidores de emulsion, solventes mutuales, etc.) 6 reductores de tensién superficial invaden la
formacion, la humectabilidad natural — al agua — de la roca puede cambiarse reduciendo la
eficiencia del flujo del aceite a través del medio poroso.

Incremento en la saturacién de agua: Cuando el filtrado de agua o salmuera traspasa la cara de
la formacion, la saturacién de agua se incrementa. Esto puede reducir bastante la permeabilidad
relativa al hidrocarburo. Generalmente este efecto es temporal ya que el filtrado muchas veces
es retirado de la zona cuando el flujo de hidrocarburo se inicia. Sin embargo, pueden resultar
dafios permanentes si:

e EI filtrado invasor contiene algunos productos que puedan causar cambios de
humectabilidad.

e La presion de formacion es baja o la permeabilidad es muy baja. Las fuerzas capilares
pueden ser superadas lo que no permite que el filtrado pueda ser limpiado. Las fuerzas
capilares son inversamente proporcionales al radio del poro, entonces en formaciones
apretadas altas presiones se requieren para desplazar el filtrado que esta cerca de la cara de
la formacion. Este efecto es conocido como blogueo de agua. Este se puede evitar con el
uso de lodos base aceite; sin embargo los efectos potenciales adversos de los surfactantes de
lodos base aceite tienen que considerarse. Otro enfoque que se ha propuesto es reducir la
tension superficial del filtrado base agua o salmuera con la adicién de fluoro-surfactantes,
ya que se ha demostrado que una reduccion de la tension interfacial favorece la produccién
del yacimiento.

Figura 6. Bloqueo por incremento en la saturacion.

3.2.3.1.3 Invasion De Polimero

Hay tres mecanismos principales relacionados con la invasion de polimeros que pueden resultar
en dafio de formacion:

e Algunos polimeros incluidos en el fluido que al hacer contacto con el yacimiento son
atrapados por las paredes del poro reducen la permeabilidad absoluta de la roca.

e Los polimeros son adicionados para incrementar la viscosidad de la salmuera por varias
razones operacionales. (Estos fluidos viscosos son mas dificiles de limpiar mediante la
produccion de hidrocarburos y a largo plazo pueden ser perjudiciales.)

e Cualquier polimero poco hidratado, cominmente conocido como fisheye u ojo de pescado,
puede entrar en los espacios de los poros e hincharse con el tiempo a tal punto que pueden
darse dréasticas reducciones de la permeabilidad.

3.2.3.1.4 Escamas

La composicion de la salmuera de formacion puede variar significativamente y si la salmuera de
completamiento contiene iones incompatibles, la mezcla de los dos fluidos puede resultar en la
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precipitacion de sales insolubles en agua. El grado del dafio resultante de esto depende de la
naturaleza y tamafio de las particulas precipitadas y del tipo de formacion.

Las incompatibilidades mas comunes ocurren entre especies de carbonatos en aguas de
formacion y cationes divalentes, particularmente calcio, en salmueras de completamiento. Otra
forma comun de escama insoluble es la reaccion entre el calcio en salmueras de formacién y
sulfatos presentes cuando el agua de mar es empelada como salmuera de completamiento.

3.2.3.1.5 Bloqueo Por Emulsion

El filtrado perdido en la formacion puede formar emulsiones. Esto ocurre con filtrado base agua,
base aceite y con salmuera de formacion. Las emulsiones generalmente se forman si algunos
surfactantes estan presentes en el sistema. Surfactantes naturales pueden estar presentes en el
crudo y surfactantes manufacturados siempre estan presentes en el filtrado de lodo base aceite.
Se pueden hacer pruebas de laboratorio para evaluar el riesgo de bloqueo por emulsion.

3232 pH

Altos valores de pH pueden afectar la estabilidad de las arcillas generando migraciéon o
hinchamiento, bloqueando las gargantas de los poros. Por ejemplo, las rocas que tienen silice
amorfo como cemento de la matriz pueden verse afectadas por altos valores de pH. La silice es
disuelta y los finos son liberados y dispuestos para migrar hacia las gargantas de los poros.

Sin embargo para reducir las ratas de corrosion es recomendable incrementar los valores de pH
en los fluidos de empaque, ya que estos no entran en contacto con el yacimiento.

3.2.4 Componentes de los Fluidos de Contacto.
Entre los componentes basicos de los fluidos de contacto usados en el Piedemonte llanero, se
listan:

e Agua: Fluido base

e Estabilizador de arcillas: Evita el hinchamiento o la migracion de arcillas presentes en
las gargantas de los poros como consecuencia del desbalance i6nico causado por la
diferencia de salinidades entre el fluido de completamiento y las arcillas de formacion.

e Bactericida: Evita el crecimiento de bacterias sulfato-reductoras que producen H,S en el
pozo.

e Surfactante: Ayuda a controlar las emulsiones. No genera interaccién entre los iones y
los fluidos de la roca. Se ubica preferencialmente en la interfase de los dos fluidos
ayudando a definir las fases. Esta presente en fluidos de completamiento base agua o
aceite.

e Solvente mutual: Ayuda a evitar la inversion de la humectabilidad.

Sin embargo, en los fluidos de completamiento base aceite, tanto el bactericida como el
estabilizador de arcillas son innecesarios, debido a la inhabilidad de las bacterias sulfato-
reductoras para establecer colonias en estos medios y la nula sensibilidad de las arcillas a
medios y/o fluidos aceitosos.
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3.3 FLUIDOS DE NO CONTACTO O DE EMPAQUE

La produccién y vida productiva de los pozos petroleros pueden mejorarse mediante la
aplicacion de fluidos y técnicas de completamiento apropiadas de acuerdo a las caracteristicas
de las formaciones.

El fluido de No Contacto debe:

— No generar corrosion.

— Evitar la formacién de bacterias sulfato-reductoras.

— Presentar estabilidad a las condiciones de presion y temperatura.
— Permanecer libre de sélidos indeseables.

— No generar dafio de formacion ni al medio ambiente.

— Facilitar la recuperacion de herramientas y equipos de produccion que se encuentren
en el pozo.

Los fluidos de completamiento de No Contacto permanecen en el espacio anular tuberia-
revestimiento largos periodos de tiempo y, por lo general, no entran en contacto con la
formacion productora. Una vez en el espacio anular, el fluido es aislado de los fluidos y gases
de la formacion haciendo que las ratas de corrosién sean menores después que el oxigeno
disuelto ha sido disminuido por la reaccion con el revestimiento. Esta tendencia inicial de
corrosion es de tipo general con una pequefia pérdida de peso que ocurre a traves del area del
acero. El tratamiento basico de corrosion requiere un incremento del pH y la adicién de un
secuestrante de oxigeno. Un correcto monitoreo y control de la corrosidn es fundamental para
que la integridad del pozo no se vea comprometida.

Sin embargo, la tendencia actual en la industria petrolera apunta al uso de las salmueras de
completamiento de Contacto como fluidos de empaque, haciendo que se reduzca notablemente
el tiempo y los costos de operacion en el completamiento e intervencion de los pozos. A
continuacion se describe el fendmeno de la corrosién y los tipos de corrosion. Finalmente se
muestran y se detallan los principales componentes de los fluidos de No Contacto.

3.3.1 Corrosion

Las sales solubles comunes (cloruros de sodio, calcio y potasio) incrementaran las velocidades
de corrosion debido al aumento de conductividad de la salmuera relativa al agua fresca. Esto es
cierto hasta un punto limite, sobre el cual un incremento en la salinidad puede reducir las ratas
de corrosidn debido a la baja solubilidad del oxigeno. Por ejemplo, las més altas velocidades de
corrosion ocurren en el cloruro de sodio cuando la concentracion del cloruro es
aproximadamente 20,000 mg/L, valor cercano a la salinidad del agua de mar.

La corrosion severa es causada usualmente por la combinacion de la salinidad y la presencia de
gas, cominmente oxigeno, pero el diéxido de carbono y sulfuro de hidrégeno pueden estar
presentes en los yacimientos y por lo tanto ser captados en solucion por la salmuera de
completamiento.
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Figura 7. Corrosion.

3.3.1.1 Tipos de Corrosion

3.3.1.1.1 Corrosion Uniforme.

Es una reaccion quimica o electroquimica a lo largo de la superficie del metal. Se identifica por
un desgaste general de la superficie. Ejemplos de este tipo de ataques pueden ser el Zinc en
acido clorhidrico y la oxidacion a altas temperaturas, lo cual ocurre en atmosferas relativamente
secas.

3.3.1.1.2 Corrosion Galvanica.

Se produce cuando entre dos metales de potencial diferente se origina una corriente
proporcional a la velocidad de corrosion. EI metal mas noble se protegerd y el de menos
potencial incrementara su velocidad de corrosion.

3.3.1.1.3 Corrosion en rendijas

Es un ataque localizado sobre areas resguardadas o en pequefias cavidades con soluciones
estancadas. Este tipo de corrosién se localiza dentro de rendijas, huecos, empaques o grietas por
origen los pequefios volimenes de solucion estancada en huecos, superficies de empaques, etc.,
los cuales actan como puntos propensos a formar zonas de corrosién localizada. Este tipo de
corrosion necesita un periodo largo de incubacién que depende del tipo de metal y del ambiente
que lo rodea.

Los factores que pueden dar origen a este tipo de corrosion son, juntas remachadas, sucios sobre
la superficie, cubiertas porosas, productos de corrosion permeables y contactos entre metal y no-
metal.

3.3.1.1.4 Corrosién por picaduras

Es un ataque localizado donde la cavidad o agujero es igual o0 mas profundo que el didmetro en
la superficie. Este tipo de corrosion es dificil de localizar dado que dichas cavidades
comunmente estdn ampliamente separadas y cubiertas por otros materiales. Ademas, la
corrosion por picaduras tiene lugar en imperfecciones superficiales (rayas, muescas), impurezas
en el metal (inclusiones) y elementos ajenos a él.

3.3.1.1.5 Corrosién por erosién

Se caracteriza por una aceleracion de la velocidad de desgaste a causa de un movimiento
relativo entre el fluido corrosivo y la superficie metéalica que a menudo implica abrasién, accion
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mecénica o0 aumento de la velocidad de ataque, debido al movimiento relativo del metal-medio.
La mayoria de los metales son susceptibles a este tipo de corrosion.

3.3.1.1.6 Corrosion por esfuerzos

Se presentan fracturas originadas por la presencia simultanea de esfuerzos de tension y medios
corrosivos. Usualmente, la superficie metalica no muestra indicios del ataque, pero presenta
fracturas muy delgadas. El origen de estos esfuerzos pueden ser aplicados, residuales, térmico,
de soldadura, pero siempre de tension. En este tipo de corrosién las finas grietas formadas
penetran hacia el interior del metal.

3.3.1.1.7 Corrosion por fatiga

Es la reduccion de la resistencia a la fatiga debido a la presencia de medios corrosivos. Su
mecanismo se basa en la accion conjunta de esfuerzos ciclicos y medios corrosivos, donde los
materiales fallan por debajo del limite de fatiga o punto de cedencia.

3.3.1.1.8 Corrosion por Diéxido de Carbono

La presencia de CO, en una salmuera de completamiento puede permitir la formacion de acido
carbonico el cual atacara directamente las superficies de metal. El tipo de corrosion que genera
es predominantemente por picadura.

3.3.1.1.9 Corrosion por Sulfuro de hidrégeno

El sulfuro de hidrégeno disuelto en la salmuera puede reaccionar con superficies de acero,
produciendo una escama de sulfuro de hierro resultando en zonas de picaduras profundas donde
la escama es rota. Esta forma de corrosion no es comin a menos que haya altas concentraciones
de H,S; sin embargo puede agravarse por la presencia de oxigeno disuelto. Esto puede
minimizarse mediante el uso de un secuestrante de oxigeno y un buen control de pH.

Algunas salmueras son méas corrosivas que otras. La velocidad de corrosion puede estimarse
mediante pruebas de autoclave que pueden llevarse a cabo en las combinaciones
salmuera/metal. Ver Capitulo 4.

3.3.2 Componentes de los Fluidos de No Contacto o Fluidos de Emapaque:
Los componentes empleados en las formulaciones de los fluidos de empaque en el Piedemonte

Llanero Colombiano son:

e Fluido base: generalmente es agua proveniente de la quebrada Villatina.

e Secuestrante de Oxigeno: ayuda a disminuir el oxigeno disuelto en el fluido con el fin
de evitar la interaccion de éste con el material del revestimiento y/o tuberia de empaque
provocando la corrosion de los mismos.

e Bactericida: Ayuda a controlar el crecimiento de colonias de bacterias sulfato-
reductoras que pueden generar cantidades significativas de H2S en el pozo, llevando a
serios problemas de corrosion.

e Surfactante: para controlar la formacién de emulsiones.

e Inhibidor de corrosion: que fija o cubre la superficie metalica, proporcionando una
pelicula protectora que detiene la reaccion corrosiva
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e Estabilizador de pH: En operaciones en que se prevé contaminacion por sulfuro de
hidrégeno, ayuda a contrarrestar la naturaleza acida del sulfuro de hidrogeno
manteniendo un pH adecuado en la salmuera.

e Densificantes: Se emplean sélo si la densidad de la salmuera no es suficiente para
mantener equilibrio de presiones en el anular.

También es posible emplear fluidos base aceite como fluidos de empaque, éstos tienen la
ventaja de tener un bajo indice de corrosion y no ser susceptibles a la degradacién bacteriana.
Una de las técnicas empleadas es la reutilizacion del fluido de perforacion base aceite luego de
ser tratado con inhibidores de corrosion y controladores de pH.

3.4 SELECCION DE LA SALMUERA

En la seleccién de los fluidos de completamiento primero se debe determinar la densidad
necesaria para controlar el pozo con una columna hidrostatica de salmuera (Ver Figura 8). Una
vez la densidad requerida ha sido determinada, las salmueras capaces de lograr dicha densidad
deben ser valoradas en cuanto a la temperatura de cristalizacion y el potencial de dafio de
formacion segun los estandares de la empresa operadora. Para evaluar el dafio de formacién, BP
realiza pruebas de retornos de permeabilidad segin la norma APl RP 40 (para nucleos de
formacion) y pruebas de compatibilidad fluido-fluido seglin la norma APl RP 42 (para fluidos
de formacion). Ademas es recomendable hacer la prueba de tension interfacial tratando que el
IFT sea tan bajo como sea posible. Para los fluidos de empaque se debe establecer la velocidad
de corrosidén mediante la prueba de autoclave segun la norma ASTM G111-97.

Méximas Densidades de Trabajo (cristalizacién = -10 °C) para salmueras
de completamiento comunes

KCl

NaCl

Na formiato
CaCl2
NaBr

NaCl / NaBr

K formiato
CaBr2

Cs formiato
CaBr2/ZnBr2
ZnBr2

8.3 93 103 113 123 133 143 153 163 173 183 193 203
ppPg

Figura 8. Densidades maximas de trabajo para salmueras comunes de completamiento.

También es necesario evaluar la disponibilidad comercial y el perfil HSE (Health, Safety and
Environment) de los fluidos lo que incluye su tratamiento y disposicion final de acuerdo a las
regulaciones ambientales vigentes en Colombia.

La Tabla 2 identifica los principales componentes de las salmueras de completamiento y discute
brevemente la funcién de cada uno de ellos
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Tabla 2. Principales componentes de los fluidos de completamiento.

Componente Funcién
Fluido base para la salmuera. El uso de agua de mar debe evitarse ya que
Agua contiene cationes y aniones que pueden formar sales insolubles cuando
se mezclan con la salmuera de formacion
Las sales son adicionadas primordialmente para incrementar la densidad.
Sal Soluble

También pueden funcionar como inhibidores de arcillas.

Soda Caustica, Oxido de
Magnesio

Usados para incrementar el pH y por lo tanto reducir las ratas de
corrosion. Valores excesivamente altos de pH (>9.5) pueden evitarse en
la medida que los finos puedan migrar al yacimiento.

Agentes de Puenteo

Empleados para control de pérdidas de fluidos de completamiento al
yacimiento. El puenteo es a menudo critico en la minimizacién del dafio
de formacion. Los productos seleccionados deben ser solubles tanto en
acido, agua o aceite, dependiendo de la aplicacidn especifica.

Inhibidor de Corrosién

A menudo hay polimeros catiénicos que trabajan adheridos tenazmente
a las superficies de los tubos. Esta adherencia puede también ocurrir en
los recubrimientos de los poros causando dafio en la produccion.
Cuando existe la posibilidad de que la salmuera tenga contacto directo
con la formacién, los inhibidores de arcilla sdlo pueden empelarse
después de confirmar un bajo potencial de dafio de formacidon mediante
pruebas en corazones y confirmacion de efectividad como inhibidores
por parte de los expertos en corrosion.

Lubricante

Adicionados para reducir el coeficiente de friccion de las salmueras para
facilitar la corrida del completamiento en pozos desviados.

Antiespumante

Usados para romper la espuma de fondo en las piscinas de superficie.
También pueden emplearse como aditivos anti-espumantes cuando se
adiciona inhibidor de corrosion u otros tratamientos de actuacién en
superficie que puedan causar excesiva formacion de espuma. Los anti-
espumantes no deben adicionarse hasta que un efecto potencial sobre la
productividad del pozo haya sido verificado como aceptable. Por su
propia naturaleza, si se presentan en suficiente concentracién pueden
alterar las caracteristicas de superficie de las rocas del yacimiento.

Pueden ser adicionados para inhibir la actividad bacterial. Sin embargo,

Biocida . - . L .
si la salmuera es lo suficientemente salina, la actividad bacterial es nula.
Usados ocasionalmente para ayudar a los sélidos en el proceso de
remocién y filtracion. Estos quimicos deben ser adicionados
Floculantes

moderadamente y con buena agitacion. Un exceso en la adicién puede
resultar en un dafio de formacion.

Inhibidores de Arcillas

Pueden requerirse en salmueras de baja densidad para mejorar la
inhibicién de arcillas expuestas al fluido. Los tratamientos para arcillas
que se usan tipicamente son derivados de nitrégeno organico que pueden
ser adicionados directamente superficie. El efecto de tales productos
sobre la permeabilidad del yacimiento puede ser determinado mediante
una prueba de retorno de permeabilidad. Ver Capitulo 4.
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4 PRUEBAS DE ASEGURAMIENTO Y RESULTADOS

La eleccion de los pozos para el desarrollo del proyecto abarco 2 etapas:

e Pozos completados anteriores al 2005
e Pozos completados luego de la perforacion e intervenciones que implican cambio de
fluido, a partir del 2005.

Pozos seleccionados: luego de hacer la revision se eligieron los siguientes pozos que fueron
completados y/o intervenidos entre el 2005-2007:

Tabla 3. Pozos elegidos

POZO TIPO DE TRABAJO

DL-XA Intervencion - WO
CP-XB Completamiento
CP-XC Completamiento
LA-XD Completamiento
LD-XE Completamiento
VN-XF Intervencion - WO
CN-XG Completamiento
FE-XH Completamiento
FE-XI Intervencion - WO
BR-XJ Intervencion - WO
CP-XK Completamiento
LA-XL Intervencion - WO
LA-XM Intervencion - WO

En cuanto a los pozos completados en afios anteriores al 2005 se vio que del grupo anterior
(Tabla 3), 5 pozos cumplian con éste requisito.

Tabla 4. Pozos completados antes del 2005 e intervenidos entre el 2005-2007

DL-XA 1996 2007
VN-XF 1996 2006
FE-XI 1997 2006
BR-XJ 2000 2007
LA-XM 2000 2006

De completamientos e intervenciones anteriores al afio 2005 no se tiene informacidn acerca de
las pruebas de aseguramiento aqui descritas; sin embargo se sabe que se usaba salmuera de KCI
al 2% como fluido de Contacto y agua inhibida como fluido de empaque o de No Contacto
debido a su alta disponibilidad y bajos costos. No obstante, la disposicion final del KCI 2%
requiere altos volimenes de agua para disolver la sal hasta niveles ambientalmente aceptables.

Por otro lado, desde el afio 2005 se empezé a utilizar el formiato de sodio y a asegurar la
informacion. El formiato de Sodio se usa porque ha presentado buenos resultados en pruebas de
compatibilidad, corrosion y retornos de permeabilidad como se vera mas adelante; pero para un
buen aseguramiento, es recomendable someterlo a pruebas de tension interfacial y compararlas
con el Cloruro de Amonio.
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4.1 PRUEBAS DE COMPATIBILIDAD FLUIDO-FLUIDO

Las pruebas de compatibilidad permiten determinar si entre el fluido de completamiento y los
fluidos de la formacién o la formacién misma existe o se produce alguna interaccion. Este tipo
de pruebas permiten observar si hay formacién de emulsiones o de algun tipo de precipitado en
la interfase de los mismos.

DL-XA: Se prob6 como fluido de completamiento Formiato de Sodio y el fluido de produccion
del pozo con un BSW 20%. Prueba realizada el 20 de Diciembre de 2006.

e Relaciones probadas:
A. 75% Fluido Producido Pozo + 25% Salmuera de Formiato de Sodio
B. 50% Fluido Producido Pozo + 50% Salmuera de Formiato de Sodio
C. 25% Fluido Producido Pozo + 75% Salmuera de Formiato de Sodio

e Metodologia Utilizada:
1. Realizacion de las diferentes mezclas.
2. Agitacion durante un minuto a 1000 RPM
3. Se observo rompimiento de la emulsidn creada en cada una de las mezclas sometiendo
las mismas a una temperatura de 180°F en el bafio Maria

e Formulacion Salmuera:

Tabla 5. Formulacion Salmuera DL-XA
Salmuera Formiato de Sodio (ppb)
Agua Filtrada
Formiato de Sodio
Gluter-aldehido

e Resultados:
A. 75% Fluido Producido (20% BS&W) + 25% Salmuera Formiato de Sodio @ 180°F

Tabla 6. Resultados Compatibilidad DL-XA, Relacion A

75 % Fluido Producido + 25% Salmuera Formiato de Sodio

Observacion (Minutos) % Fase Acuosa | % Interfase %Emulsion % Ol
1 25 0 75 0
25 40 0 0 60
5 40 0 0 60
7.5 40 0 0 60
10 40 0 0 60
15 40 0 0 60

20 40 0 0 60 4

30 40 0 0 60

Figura 9. Resultados Compatibilidad DL-XA, Relacion A

B. 50% Fluido Producido Pozo (20% BS&W) + 50% Salmuera Formiato de Sodio @
180°F
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Tabla 7. Resultados Compatibilidad DL-XA, Relacion B

50 % Fluido Producido + 50% Salmuera Formiato de Sodio

Observacion (Minutos) % Fase Acuosa [ % Interfase %Emulsion % Oil
1 60 0 0 40
25 60 0 0 40
5 60 0 0 40
75 60 0 0 40
10 60 0 0 40
15 60 0 0 40
20 60 0 0 40

30 60 0 0 40 |

Figura 10. Resultados Compatibilidad DL-XA, Relacion B

C. 25% Fluido Producido Pozo (20% BS&W) + 75% Salmuera Formiato de Sodio @
180°F

Tabla 8. Resultados Compatibilidad DL-XA, Relacion C

25 % Fluido Producido + 75% Salmuera Formiato de Sodio
Observacién (Minutos) % Fase Acuosa | % Interfase %Emulsion % Oil
1 80 0 0 20
25 80 0 0 20
5 80 0 0 20
75 80 0 0 20
10 80 0 0 20
15 80 0 0 20
20 80 0 0 20
30 80 0 0 20

Figura 11. Resultados Compatibilidad DL-XA, Relacién C

Conclusidn: Después de exponer todas las emulsiones creadas a agitacion, durante 30 minutos
en el Bafio Maria @ 180 F, se obtiene el % total de agua libre dosificado al inicio de la prueba.
Se observan paredes manchadas con aceite en la fase acuosa; No se observan grumos ni
incompatibilidades.

CP-XC: Se prob6 como fluido de completamiento Cloruro de amonio inhibido/Cloruro de
amonio sin inhibir y el fluido de produccion con 15% BSW. Prueba realizada en el 2005

¢ Relaciones usadas:
A. 50% Salmuera Inhibida + 50% Fluidos de Formacion
B. 50% Salmuera sin Inhibir + 50% Fluidos de Formacién

e Metodologia Utilizada:
1. Realizacion de las diferentes mezclas.
2. Agitacion durante un minuto a 1000 RPM
3. Monitoreo del rompimiento de la emulsion creada en cada una de las mezclas
sometiendo las mismas a una temperatura de 180°F en el bafio Maria por 30 min.
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e Formulacion Salmuera Inhibida:

Tabla 9. Formulacion Salmuera Inhibida CP-XC
Salmuera Inhibida (gpt)
Agua Filtrada
Surfactante
Solvente Mutual
Bactericida
Cloruro de Amonio

e Formulacion Salmuera sin Inhibir

Tabla 10. Formulacién Salmuera Sin Inhibir CP-XC
Salmuera Sin Inhibir (gpt)
Agua Filtrada
Bactericida
Cloruro de Amonio

e Resultados:
A. 50% Salmuera Inhibida + 50% Fluidos de Formacién

Tabla 11. Resultados Compatibilidad CP-XC, Relacion A

50% SALMUERA INHIBIDA +
50% FLUIDOS DE FORMACION
Observacion (Minutos) % Rompimiento agua % Interfase % Emulsion -
1 95 5 0
25 9% 5 0 i
5 95 5 0
75 97 3 0
10 98 2 0 ;
15 99 1 0 s 2oty
20 99 1 0 &2
30 100 0 0

Figura 12. Resultados Compatibilidad CP-XC, Relacion A

B. 50 % Salmuera sin Inhibir + 50 % Fluidos de Formacion
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Tabla 12. Resultados Compatibilidad CP-XC, Relacion B

50 % DIESEL INHIBIDO + 50 % FLUIDOS DE FORMACION
Observacion (Minutos) % Rompimiento agua % Interfase % Emulsion Crudo

1 9% 6 6
25 98 2 6

5 98 2 6
7.5 98 2 6

10 98 2 6

15 98 2 6

20 98 2 6

30 98 2 6

Figura 13. Resultados Compatibilidad CP-XC, Relacién B

Conclusién: La Salmuera inhibida, presentd el mejor rompimiento pues no se observan
interfases, emulsiones o incompatibilidades. La salmuera sin inhibir presenta una interfase
emulsionada de aspecto viscoso entre el agua y el crudo.

FX-XI: Se probé como fluido de completamiento Formiato de Sodio y fluido produccion del
pozo FX-XI. Prueba realizada el 13 de Julio de 2007.

e Relaciones probadas:
A. 70% Fluido de Produccién + 30% salmuera
B. 50% Fluido de Produccion + 50% salmuera
C. 30% Fluido de Produccién + 70% salmuera

e Metodologia Utilizada:
1. Realizacion de las diferentes mezclas.
2. Agitacién durante un minuto a 1000 RPM
3. Observacién del comportamiento de las mezclas con el tiempo (T = 180°F)

e Resultados:
A. 70% Fluido de Produccion + 30% salmuera

Tabla 13. Resultados Compatibilidad FX-XI, Relacion A

70% Fluido de Produccion + 30% Salmuera
Observacion (Minutos)| % Fase Acuosa % Interfase %Emulsion % Fase OIL

1 83 0 0 17,5
25 83 0 0 17,5

5 83 0 0 17,5
75 83 0 0 17,5

10 83 0 0 17,5

15 83 0 0 17,5

20 83 0 0 17,5

30 83 0 0 17,5

Figura 14. Resultados Compatibilidad FX-XI, Relacion A
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B. 50% Fluido de Produccién + 50% salmuera

Tabla 14. Resultados Compatibilidad FX-XI,

Relacion B

50% Fluido de Produccion + 50% Salmuera
Observacion (Minutos)| % Fase Acuosa % Interfase %Emulsion % Fase OIL

1 88 0 0 12,5
25 88 0 0 12,5

5 88 0 0 12,5
75 88 0 0 12,5

10 88 0 0 12,5

15 88 0 0 12,5

20 88 0 0 12,5

30 88 0 0 12,5

Figura 15. Resultados Compatibilidad FX-XI, Relacién B

C. 30% Fluido de Produccion + 70% salmuera

Tabla 15. Resultados Compatibilidad FX-XI, Relacion C
30% Fluido de Produccion +70% Salmuera
Observacion (Minutos)| % Fase Acuosa % Interfase %Emulsion % Fase OIL
1 93 0 0 75
2.5 93 0 0 75
5 93 0 0 75
7.5 93 0 0 75
10 93 0 0 75
15 93 0 0 75
20 93 0 0 75
30 93 0 0 75

Figura 16. Resultados Compatibilidad FX-XI, Relacion C

Conclusién: No se observan incompatibilidades, emulsiones ni precipitados en las diferentes

mezclas de fluidos trabajados.

BR-XJ: Se probé como fluido de completamiento Cloruro de Amonio Inhibido y el fluido de
produccion del pozo con un BSW 20%. Prueba realizada el 12 Febrero de 2007.

e Relaciones probadas:
A. 70% Fluido Producido Pozo + 30% Salmuera
B. 50% Fluido Producido Pozo + 50% Salmuera
C. 30% Fluido Producido Pozo + 70% Salmuera

e Metodologia Utilizada:
1. Realizacién de las diferentes mezclas.
2. Agitacién durante un minuto a 1000 RPM
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3. Se observé rompimiento de la emulsion creada en cada una de las mezclas sometiendo
las mismas a una temperatura de 180°F en el bafio Maria

e Formulaciéon Salmuera:

Tabla 16. Formulacién Salmuera BR-XJ
Salmuera (gpt)
Bactericida
Cloruro de Amonio
Solvente Mutual
Surfactante
Agua

e Resultados:
A. 70% Fluido Producido (20% BS&W) + 30% Salmuera

Tabla 17. Resultados Compatibilidad BR-XJ, Relacion A

70% Fluidos de Formacion - 30% Salmuera Inhibida
Observacion (Minutos)| % Fase Acuosa % Interfase %Emulsion %0IL ’

1 50 0 0 50

2.5 50 0 0 50 =

5 50 0 0 50 ——40
75 50 0 0 50 =gy

10 50 0 0 50 —

15 50 0 0 50 —

2 50 0 0 50 — 30
30 50 0 0 50 ==

Figura 17. Resultados Compatibilidad BR-XJ, Relacién A

B. 50% Fluido Producido Pozo (20% BS&W) + 50% Salmuera

Tabla 18. Resultados Compatibilidad BR-XJ, Relacién B

50% Fluidos de Formacion - 50% Salmuera Inhibida
Observacion (Minutos)| % Fase Acuosa % Interfase %Emulsion %0l =

1 66 0 0 34 |- =
25 66 0 0 34 =

5 66 0 0 3% E=
75 66 0 0 4 v

10 66 0 0 34

15 66 0 0 34

20 66 0 0 4 s

30 66 0 0 4 —_—

Figura 18. Resultados Compatibilidad BR-XJ, Relacion B
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C. 30% Fluido Producido Pozo (20% BS&W) + 70% Salmuera

Tabla 19. Resultados Compatibilidad BR-XJ, Relacion C

30% Fluidos de Formacion - 70% Salmuera Inhibida
Qbservacion (Minutos)| % Fase Acuosa % Interfase %Emulsion % Qil

1 81 0 0 19
25 81 0 0 19
5 81 0 0 19
75 81 0 0 19
10 81 0 0 19
15 81 0 0 19
20 81 0 0 19
30 81 0 0 19

Figura 19. Resultados Compatibilidad BR-XJ, Relacion C

Conclusién: En ninguna de las relaciones de mezclas trabajadas se observa incompatibilidad ni
formacion de precipitados. El fluido de produccién utilizado en estas pruebas fue el del pozo
vecino debido a que no se tenia la posibilidad de conseguir fluido del Pozo BR-XJ.

4.2 PRUEBAS DE RETORNO DE PERMEABILIDAD

La prueba de retorno de permeabilidad o prueba de desplazamiento, determina cuanto dafio se
puede generar en la formacion productora una vez ésta entra en contacto con el fluido de
completamiento. Prueba realizada en Noviembre de 2007.

Trabajo de laboratorio:

En primera instancia, se determinan las propiedades petrofisicas basicas de un nucleo
representativo de la formacién como porosidad, permeabilidad absoluta, etc. Seguidamente se
satura el nacleo con los fluidos del yacimiento. Luego se hace fluir a través de él, el fluido en
estudio por 10 dias entre 1 y 2 voliumenes porosos por dia, de manera que se pueda tener un
estimativo de la saturacién residual de fluidos de la formacién y asi determinar las
permeabilidades relativas de la roca. El proceso se repite a la inversa, es decir, deslazando el
fluido en estudio con los fluidos de la formacién y se determinan nuevamente las
permeabilidades relativas.

Finalmente se determina el cambio en las permeabilidades relativas y se da un estimativo, en
porcentaje, de cuanto han disminuido. Cuando dicho valor es menor del valor inicial se dice que
el fluido de completamiento tiene el potencial de generar dafio. Generalmente valores de retorno
de permeabilidad hasta del 90% son aceptables.

Para esta prueba se tomd una muestra de corazén representativa del piedemonte llanero a la cual
se hizo la prueba de retorno de permeabilidad con los fluidos de interés.

Fluido 1 - FORMIATO DE SODIO: Formiato de Sodio; Gluter-Aldehido; Surfactante;
Solvente Mutual.
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Fluido 2 - CLORURO DE AMONIO: Solvente Mutual; Surfactante; Cloruro de Amonio;
Gluter-Aldehido.

Condiciones de prueba:

Temperatura: 275° F.

Presion de confinamiento: 3000 psi.
Contrapresion: 500 psi.

Caudal: 1 cc/min,

Caudal del fluido de completamiento: 0.5 cc/min.

Resultados: De acuerdo con las pruebas realizadas, el fluido de completamiento que produce
menor dafio a la formacién es el Formiato de Sodio, con un retorno de permeabilidad de 89-5%.
(Ver Figuras 20 y 21).

PRUEEA DE RETORNO DE PERMEAEILIDAD DEL FORMIATO DE SODIO EN NUCLEO DEL POZO

30.00

26.00 NUCLED: Diametro 1,5 pulg,
Longitud 4.52 cnt K=10.46 md; @=7.3%
FLUIDO UTILIZADO: FORMIATO DE SODIO

TEMPERATURA: 275° F

PRESION DE CONFINAME NTQ: 3000 psi
CONTRAPRESION: 500 psi

CAUDAL DE PRODUCCION: 1 co/min.
CAUDAL FORMIATO: 0.5 c.c/min
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El retomo de permeabilidad después del dafo con lodo es del 89.5%
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Figura 20. Prueba de retorno de permeabilidad para Formiato de Sodio
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PRUEBA DE RETORNO DE PERMEAEILIDAD CLORURO DE AMONIO EN NUCLEO DEL POZO

30,00

26,00 NUCLEO: Didmetro 1,5 pulg,
Longitud 4.56 g K=15.6 md; 8=8.1%
FLUIDO UTILIZADO: CLORURD DE AMONIO

TEMPERATURA: 275 F

PRESION DE CONFINARIE NTO: 3000 psi
CONTRAPRESION: 500 psi

CAUDAL DE PRODUCCION: 1 ccimin.
CAUDAL CLAYTREAT: 0.5 c.c/min
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El retomo de pernmeabilidad después del dafo conlodo es del 78.4%
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Figura 21. Prueba de retorno de permeabilidad para Cloruro de Amonio

4.3 PRUEBAS DE TENSION INTERFACIAL

La interfase que separa a dos fases es una region con solubilidad limitada, que a lo sumo tiene el
espesor de unas pocas moléculas. Esta se puede visualizar como una barrera que se forma
debido a que las fuerzas atractivas entre las moléculas de la misma fase son mucho mayores que
aquellas que existen entre dos fases diferentes. Cuando dos fluidos estan en contacto, las
moléculas cerca a la interfase se atraen desigualmente por sus vecinas porque unas son mas
grandes que las otras, esto origina una superficie de energia libre por unidad de area (o fuerza
por unidad de longitud) que se llama tension interfacial. En otras palabras la tensién interfacial,
es la tension que existe entre la interfase de dos fluidos inmiscibles. Es una medida indirecta de
la solubilidad.

A medida que la tensién interfacial se hace mas baja, las dos fases se aproximan mas a la
miscibilidad. El valor de la tension interfacial entre crudo y agua, oscila entre 10 y 30 dinas/cm.

Lo que se busca con esta prueba es elegir el fluido que presente el menor valor de tensién
interfacial.
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Tabla 20. Resultados Pruebas Tension Interfacial

DESCRIPCION DEL SISTEMA . Ly SISTEMA CONTRA

(dinas/cm) EL QUE SE PROBO
Agua + KCl+ Solvente Mutual 0,71)Crudo pozo CP XL
Agua +Cloruro de Amonio+ Surfactante Solvente Mutual (1) 1,76]Crudo pozo CP XL
Agua +Cloruro de Amonio+ Surfactante Solvente Mutual (2) 1,81]|Crudo pozo CP XL
Agua +Cloruro de Amonio+ Surfactante Solvente Mutual (3) 1,94|Crudo pozo CP XL
Agua +Cloruro de Amonio+ Surfactante Solvente Mutual (4) 2,64|Crudo pozo CP XL
Agua +Cloruro de Amonio+ Gluter-Aldehido Surfactante Solvente Mutual 2,7|Crudo pozo CP XL
Agua + Cloruro de Amonio + Gluter-Aldehido + Surfactante 3,66|Crudo pozo CP XL
Agua + Cloruro de Amonio + Surfactante 3,68|Crudo pozo CP XL
Agua + Cloruro de Amonio 27,06|Crudo pozo BR XJ
Agua + Cloruro de Amonio + Gluter-Aldehido 27,06|Crudo pozo BR XJ

Pruebas realizada entre el 2005 y 2007.
4.4 PRUEBAS DE AUTOCLAVE (CORROSION DE LARGO ALIENTO)

Realizar medidas de la tasa de corrosion es importante porque la corrosion ataca directamente
tanto a la tuberia de produccién como al revestimiento debilitindola comprometiendo la
integridad del pozo; ademas, no solo se cuantifica la tasa de corrosion sino el tipo como se
explico anteriormente.

La determinacién de la velocidad de corrosion para fluidos de empaque es fundamental debido
al largo tiempo de permanencia en el anular tuberia-revestimiento.

En el laboratorio, se busca determinar la velocidad de corrosion sometiendo una porciéon de
tuberia, generalmente denominada cupdn de prueba, a unas condiciones determinadas en una
celda de Autoclave. El cupon es una pieza de metal de tamafio y é&rea superficial
predeterminada. El metal es de composicion quimica muy similar al de la(s) tuberia(s) que se
encuentran en el pozo, tiene una superficie uniforme reproducible, un ndmero serial para
identificarlo y un peso medido con una aproximacion de 0.0001 g.

Los cupones de prueba son una herramienta simple y se emplean como una estimacion
cuantitativa de las tasas de corrosion en un sistema a ser monitoreado. Ademas dan un indicio
del tipo de corrosion que puede generarse en un ambiente similar simulado en la celda de
Autoclave. La evidencia que muestra un cupdn es una aproximacion o una indicacion del
problema que puede estar ocurriendo, y los posibles efectos sobre el sistema.

e Metodologia:

La metodologia aplicada para valorar la corrosividad de los fluidos de completamiento se
fundamenta en el analisis de la velocidad de corrosién general, la densidad de picado y la
profundidad de picado, determinadas en cupones gravimétricos inmersos en cinco diversos
fluidos de completamiento de pozos (Cinco Formulaciones).

Para determinar la corrosividad de los cinco (5) fluidos de empaque en condiciones estaticas a
HTHP, se realiza un analisis gravimétrico, siguiendo las actividades que se enumeran a
continuacion (Prueba realizada en Marzo de 2008):
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1. PREPARACION DE LOS FLUIDOS

Tabla 21. Fluidos Probados En Autoclave
SISTEMA FORMULACION REACTIVOS HOEALIZACION

AUTOCLAVE

Bisulfito de Sodio
A 1 Biocida A02-03
Inhibidor de Corrosion Tipo Amina
B 5 Bisulfit.o d_e Sodio A02-02
Biocida
Formiato de Sodio
Gluter-aldehido
c 3 Carbonato de Sodio A02-07
Bicarbonato de Sodio
Formiato de Sodio
Gluter-aldehido
Secuestrante de Oxigeno
Inhibidor de Corrosion
Carbonato de Sodio
Bicarbonato de Sodio
Formiato de Sodio
Gluter-aldehido
Surfactante
E 5 Solvente Mutual A-02-04
Carbonato de Sodio

Bicarbonato de Sodio

A02-06

x

Figura 22. Equipos empleados en preparacin de Fluidos

Para llevar a cabo la evaluacion de la corrosividad de los fluidos de completamiento, se
preparan dos (2) litros de solucién por cada una de las formulaciones (con el fin de mantener
una relacion de area de exposicion del material por volumen de solucién de 30 ml/cm?). Se
emplea Agua de Villatina suministrada por BP. Las soluciones fueron preparadas con una hora
de antelacion al montaje en las autoclaves segun lo establecen la norma ASTM G1-031y la
Guia ABU-AND-GC-AIP-001-012 de BP. Adicionalmente, las soluciones correspondientes a
los Sistemas C, D y E requirieron acondicionamiento del pH por encima de 10.5, lo cual se
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efectud con la adicion de NaOH segun lo establecido en los protocolos suministrados por
Halliburton.

2. PREPARACION DE CUPONES

Los cupones utilizados en las pruebas corresponden a cupones gravimétricos rectangulares, de
acero CSP-110, con area superficial de 35.1 cm? y un grado de preparacion superficial SSPC-SP
5 (metal blanco), segun lo establecido en la norma ASTM G1-031. En la Tabla 22 se describe la
nomenclatura, masa, fecha, hora y localizacién de los cupones gravimétricos instalados, para
cada sistema en evaluacion.

Tabla 22. Caracteristicas de los Cupones de Prueba

SISTEMA CUPON \VANSYAN LOCALIZACION AUTOCLAVE FLUIDO
A jg; gggigi A02-03 Bisulfito de sodio
B jﬁi 21;32‘1‘2 A02-02 Bisulfito de sodio
c jgi zji%g A02-07 Formiato de Sodio
D jég gggggg A02-06 Formiato de Sodio
E j;g ggggig A-02-04 Formiato de Sodio

Se realiz6 un registro fotografico y una inspeccion visual de los cupones a instalar y no se
observo corrosion ni picaduras en su superficie. En la Figura 23 se puede apreciar el aspecto y el
acabado superficial de dos (2) de los cupones instalados.

Cupon N° J34 (Sistema B) Cupon N° JO8 (Sistema A)

Cara Anterior Cara Posterior Cara Anterior Cara Posterior

Figura 23. Registro Fotogréafico de cupones previo a la prueba.
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3. MONTAJE DEL ENSAYO

Tabla 23. Condiciones de Prueba

PARAMETRO CONDICION

Presién Total 2000 psi

Temperatura 180°F

Tipo de Material CSP-110

Tiempo Exposicion | 30 dias

Tipo de Flujo Estatico
Cinco (5) soluciones de trabajo elaboradas

Soluciones a partir de las propiedades fisicoquimicas
del fluido suministrado por el cliente

El sistema de Autoclave empleado para la evaluacion de la corrosividad de los fluidos de
completamiento, fue previamente inspeccionado de acuerdo a lo establecido en la Guia LAPT-
GOM-01 de la C.I.C. y la Norma ASTM G111-97. Los sistemas de empaque y sellos se
reemplazaron acorde a las condiciones del ensayo (presion y temperatura) y asimismo, se
efectud la calibracion de las valvulas de seguridad (Proportional Relief Valves). Finalmente se
realiz6 una prueba en vacio para identificar posibles fallos y fugas.

La prueba se llevé a cabo por un tiempo consecutivo de 30 dias siguiendo el procedimiento de
LAPT-GOM-01 y las normas ASTM G1-03 y ASTM G111-97. En la Figura 24 se puede
apreciar el proceso de retiro de cupones del sistema de autoclaves.

Desmonte Formulaciones b) Desmonte Formulaciones

a)

c) Retiro Cupones del Sistema de
Porta-cupones

Figura 24. Retiro de Cupones del Autoclave.

4. RESULTADOS

Andlisis General de Corrosion: Los resultados de la velocidad de corrosion generalizada
obtenida a partir de los cupones evaluados y su categorizacion cualitativa de acuerdo a los
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parametros establecidos en la “Guia Practica para la Evaluaciéon en Autoclave de la
Corrosividad de los Fluidos de Estimulacion Quimica de BP”, se muestran en la Tabla 24.

Tabla 24. Velocidades de corrosion

som apor SOV mocowoe | campre
A 38273 A02-03 8:2;3; ACEPTABLE
B 32421 A02-02 gzgggg NO ACEPTABLE
C jgi A02-07 8:2?;3 NO ACEPTABLE
D j;g A02-06 8:%;2 NO ACEPTABLE
E js; A-02-04 8:2(1518& ACEPTABLE

La velocidad de corrosion para los cupones expuestos a los cinco (5) sistemas fue menor a 1,0
mpy, sin embargo, al aplicar los criterios establecidos en la “Guia Practica para la Evaluacion en
Autoclave de la Corrosividad de los Fluidos de Estimulacion Quimica de BP”, la velocidad de
corrosion promedio para los cupones correspondientes a los sistemas B, C, y D fue mayor a 0,4
mpy, lo cual indica que los sistemas evaluados presentaron un riesgo NO ACEPTABLE de
agresividad por corrosion generalizada en el tiempo de exposicion.

La velocidad de corrosion de los cupones correspondientes a los sistemas A y E fue inferior a
0.4 mpy, lo cual indica que bajo las condiciones de evaluacion registradas se presentd un riesgo
ACEPTABLE de agresividad por corrosion generalizada en el tiempo de exposicion segun la
“Guia Practica para la Evaluacion en Autoclave de la Corrosividad de los Fluidos de
Estimulacion Quimica de BP”.

En las Figuras 25 y 26, se observan en su cara frontal y posterior, los cupones N° J32 y J34
correspondientes al Sistema B, instalados en el autoclave A2-02 y los cupones N° J09 y J31
correspondiente al Sistema C, instalados en el autoclave A2-07 después de haber sido retirados.



Cupon N° J32

Cara Posterior

Cara Anterior
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Cupé

Cara Anterior

N° J34
Cara Posterior

Figura 25. Cupones del sistema B después de ser retirados

Cupén N° J09 Cupén N° J31

Cara Anterior

Cara Posterior

Cara Anterior

Cara Posterior

Figura 26. Cupones del sistema C después de ser retirados

En la Tabla 25 se encuentra un resumen de las condiciones de los cupones al momento de

efectuar su retiro del autoclave.
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Tabla 25. Observaciones importantes luego del retiro de los cupones
Cupdn
ND

Sistema Observaciones Retiro

Los cupones presentaban una capa de oxido negro adherido a
A Jo7 la superficie del cupén, con buena adherencia al momento de

J08 remover manualmente. Se observo la presencia de espuma en
el Autoclave como se aprecia en la Fotografia

Los cupones presentaban una capa de oxido negro adherido a
B J32 la superficie del cupdn, con buena adherencia al momento de
J34 remover manualmente. Se observé la presencia de espuma en
el Autoclave como se aprecia en la Fotografia

Los cupones presentaban una capa de oxido negro adherido a
C J0o9 la superficie del cupén, con buena adherencia al momento de
J31 remover manualmente. Se observo presencia de depdsitos de
oxido en la zona de los aislantes de teflon.

Los cupones presentaban una capa de 6xido negro adherido a
D J16 la superficie del cupén con buena adherencia al momento de
J28 remover manualmente. Se observo presencia de depédsitos de
oxido en la zona de los aislantes de teflén.

Los cupones presentaban una capa de oxido negro adherido a
E J22 la superficie del cupén, con buena adherencia al momento de
J23 remover manualmente. Se observo presencia de depdsitos de
oxido en la zona de los aislantes de teflon.

Los cupones expuestos en los cinco sistemas presentaron una capa de 6xido negro adherido en
toda la superficie del cupdn, con una adherencia alta que se evidencio al momento de efectuar
su remocion de forma manual. En el instante de efectuar el retiro de los cupones
correspondientes a los sistemas A y B se observo la formacidn de espuma en el autoclave como
se aprecia en la Figura 24.

Después del proceso de limpieza quimica de los cupones, no se detectaron defectos sobre la
superficie de los mismos como se puede apreciar en la Figura 27, donde se observa el registro
fotografico de dos (2) de los cupones expuestos.

Todos los cupones presentaron un proceso de corrosion localizada bajo depdsitos y por
hendidura conocida como crevice corrosion, ubicada en la zona donde se instalé el aislante de
teflén como se puede observar en el registro fotografico de la Figura 27. Este fendmeno es
comun en los procesos de evaluacién de corrosidn por cupones gravimétricos y no se tiene en
cuenta en el proceso de andlisis de corrosividad de los fluidos de completamiento.

Analisis de densidad de Picado: El proceso de identificacion de picadura o pitting en la
superficie de los cupones gravimétricos, se efectué de forma convencional por inspeccion
visual, utilizando una lupa estereoscépica a diferentes aumentos (20X, 40X y 63X). No
obstante, a pesar de que no se encontré picadura, se efectué una inspeccion adicional de la
superficie de los cupones empleando la técnica de Microscopia Optica Confocal 3D, utilizando
un video microscopio digital 3D.
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Cupon N° J32 (Sistema B) Cupon N° J09 (Sistema C)
Cara Anterior Cara Posterior Cara Posterior Zona Afectada

Figura 27. Cupones después de limpieza quimica

Anélisis de Profundidad de Picado por Microscopia Optica Confocal 3D: Los resultados
obtenidos del analisis efectuado para el calculo de la densidad de picado, evidencian que los
cupones analizados NO presentaron picaduras en su superficie después de la exposicién a los
sistemas en evaluacién. Sin embargo, se efectué un analisis de la superficie del cup6n por
microscopia Optica confocal 3D, para identificar el grado de rugosidad de los cupones expuestos
y la variacion de la misma respecto a un cupén BLANCO.

Para el analisis se estableci¢ el perfil de anclaje de un cupon BLANCO mediante la técnica de
Microscopia Optica Confocal 3D (parte anterior y posterior), encontrando un valor maximo de
profundidad o perfil de anclaje de 20,412um, el cual se compar6 con los valores maximos de
perfil de anclaje encontrados para los cupones expuestos como se observa en la Tabla 26. En
ningun caso el perfil de anclaje maximo de los cupones evaluados supera el perfil de anclaje
maximo encontrado en el cupén blanco, por lo cual no hay evidencia de PICADO o fenémenos
de picadura en la superficie de los cupones evaluados.

Tabla 26. Perfiles de Anclaje
Profundidad Maxima Profundidad

Sistema | Cupon N° Autoclave Cupén Blanco Maxima Picadura
Medida (um) Medida (um)
A jg; AD3-02 20,412 lgggg NO
B jgﬁ AD2-02 20,412 12;2? NO
c jg? AD7-02 20,412 :‘l;;g} NO
D j;g ADB-02 20,412 ;g?gg NO
E jgg AD4-02 20,412 :‘lgggé NO

Andlisis De Resultados: En la Tabla 27 se consolidan los resultados de las evaluaciones
realizadas a los cupones expuestos a los diferentes sistemas.
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Tabla 27. Resumen Resultados Prueba de Autoclave
Velocidad de Velocidad de

Cupon

Categorizacion

Sistema Formulacion No C?::;;?” Pro%%r;%s;cr',r:‘pyf GUIA BP Picadura
A 1. Formulacién jgg 82;3; 0.3720 ACEPTABLE NO
5 2. Formulacién jgi ggggg 0.8956 ACE:ITOABLE NO
c 3. Formulacién jg? 82%2 0.5054 ACE;‘ITOABLE NO
b 4. Formulacion jég g?ggg 08414 ACE;‘ITOABLE NO
E 5. Formulacién jgé gi?i? 0,3913 ACEPTABLE NO

" Milésima de pulgada por afio.

De acuerdo a los resultados obtenidos bajo condiciones de laboratorio y segin los criterios
establecidos por BP, se puede deducir que los sistemas A y E (Formulacién 1 Agua con
Bisulfito de sodio, Biocida e Inhibidor de Corrosion Tipo Amina y Formulacién 3 Formiato de
Sodio respectivamente), son ACEPTABLES.

Conclusiones: De acuerdo a los resultados obtenidos en la evaluacion de la corrosividad
realizada a los cinco (5) fluidos de empaque de pozos en autoclaves a alta temperatura y presion
(HTHP - High Temperatuere and High Pressure), las formulaciones que cumplen con los
criterios de aceptacion expuestos por “La Guia Practica para la Evaluacion en Autoclave de la
Corrosividad de los Fluidos de Estimulacién Quimica de BP”, fueron:

1. Sistema A — Formulacion No. 1 Agua con Bisulfito de sodio, Biocida e Inhibidor de
Corrosion Tipo Amina. (Ver Especificaciones en la Tabla 21): Se obtuvo una velocidad de
corrosion generalizada en los cupones de 0.3720 mpy, que clasifica dicho sistema como
ACEPTABLE segun los criterios de BP. Adicionalmente, durante el tiempo de exposicion
NO se generaron picaduras en la superficie de los cupones de evaluacion.

2. Sistema E - Formulacion No.3 Formiato de Sodio (Ver Especificaciones en la Tabla 21): se
obtuvo una velocidad de corrosion generalizada en los cupones de 0.3913 mpy, que clasifica
dicho sistema como ACEPTABLE segln los criterios de BP. De igual manera, durante el
tiempo de exposicibn NO se generaron picaduras en la superficie de los cupones de
evaluacion.
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FLUIDO ELEGIDO COMO ESTANDAR PARA COMPLETAMIENTO Y EMPAQUE
EN POZOS DEL PIEDEMONTE LLANERO COLOMBIANO

Hoy en dia en la industria petrolera se ha buscado optimizar la utilizacién de fluidos que
permitan hacer efectivas y sencillas las operaciones, causando el menor impacto en la formacion
productora, todo esto complementado con la disminucién de intervenciones a los pozos
causados por problemas tales como corrosion, incompatibilidades, entre otros.

Este proyecto se orientd hacia los fluidos de completamiento y empaque, para asi seleccionar de
los empleados en el piedemonte llanero el que mejor propiedades ofrece y que pudiese
emplearse tanto como fluido de completamiento de Contacto y No contacto.

Luego de valorar las pruebas para los fluidos empleados entre los afios 2005-2007, Formiato de
Sodio y Cloruro de Amonio, se pudo observar que el fluido que puede emplearse para las dos
funciones, con minimas modificaciones y que ademas luego de ser utilizado como fluido de
completamiento puede reutilizarse es el FORMIATO DE SODIO. A continuacion se exponen
las bondades de esta salmuera.

FORMIATO DE SODIO

El formiato de sodio es un fluido libre de sélidos, altamente soluble en agua, donde pueden
manejarse altas densidades sin la necesidad de algin material definido para tal fin, punto de
cristalizacion apto en el Piedemonte, de baja corrosividad, baja toxicidad y biodegradable.

Este sistema es un fluido limpio que utiliza como material densificante sales orgénicas de
metales alcalinos derivadas del 4cido formico solubles en agua, donde se manejan densidades de
rhasta 11.3 ppg (1.3 SG), pudiéndose comparado con sistemas de Bromuro de Calcio y
Bromuro de Zinc. La ventaja que presenta frente a la disposicion por regulacion ambiental es
indiscutible ya que no requiere aditivos e inhibidores especiales como bactericidas e de dificil
manejo Yy costoso tratamiento.

PROPIEDADES

e Solubilidad: Los formiatos son altamente solubles, donde se pueden alcanzar altas
densidades sin la adicion de ningin material sélido, al igual, que las sales de haluro
podemos conformar sistemas de dos sales, estas se ven representadas en la Figura 28.

e Viscosidad — Compatibilidad con los Polimeros: Estas sales exhiben viscosidades
relativamente bajas a pesar de las densidades que pueden alcanzarse, los polimeros mas
comunes aplicados en estos sistemas son la Goma Xantica, los PAC o celulosa
polianiénica y el almidén modificado. Los polimeros se comportan diferentes cuando son
sometidos a altas temperaturas. Existen polimeros como la goma xantica que poseen una
temperatura de transicion o punto de cambio en su conformacién estructural en donde se
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genera pérdida de la viscosidad y la disminucion de la efectividad del producto (Ver
Figura. 29).
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Figura 29. Temperatura de Transicion de un Polimero (Goma Xantica)

Otros como la celulosa polianiénica no presentan temperatura de transicién. Al igual
que el andlisis anterior su viscosidad disminuye con un aumento de la temperatura, pero
existe un punto o etapa donde su viscosidad no disminuye y el sistema se mantiene
estabilizado, se explica esto por la influencia del ion formiato sobre el polimero.
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Esto Gltimo es lo mas importante referido a la influencia de los formiatos sobre los

polimeros que es la estabilidad térmica en donde los polimeros puedan sobrevivir largos
periodos. Ver Figura 30.
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Figura 30. Polimeros sin Temperatura de Transicion.

Medio ambiente: La industria petrolera es cada dia mas exigente con respecto a la
normativa ambiental. Pruebas realizadas a mamiferos demostraron la baja toxicidad de los
formiatos, comparativamente con las sales de haluro. A estos se le practicaron pruebas de

irritabilidad, sensibilidad a la piel. Asi mismo en ecosistemas que envuelven especies
marinas colocan a los formiatos de sodio como no toxicos.

Tabla 28. Parametros de Formiato de Sodio, Potasio, Cesio

Formiato Concentracién Densidad Viscosidad pH
% pip 20 °C (GE/LPG) 20° C (Cst)

Sodio 45 1.34/11.2 7.1 9.4

Potasio 76 1.60/13.3 7.1 10.6

Cesio 83 237/198 2.8 9.0

Tabla 29. Biodegradacion Aerdbica de Formiatos
Biodegradacion aerdbica de las sales de formiatos

Pruebas NaCOOH KCOOH CsCOOH -H20
OECD 301D (28 dias) 100 % (16 mg/L) 92 % (18 mg/L) 83 % (45 mg/L)
OECD 301C (28 dias) 90% (11.8 mg/L) 80 % (11.7 mg/L)
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Figura 31. Perfil de Biodegradacion Referido al Formiato de Sodio

Corrosion: Los sistemas de fluidos de completamiento como las salmueras de haluros se
conocen por causar en menor o mayor grado serios problemas de corrosion. Estudios
electrogquimicos demuestran la baja incidencia de corrosividad de los formiatos. Pruebas
aplicadas a los formiatos con diversos metales, a temperaturas desde 350°F (177°C) hasta
400°F (218°C) concluyen que los formiatos son no corrosivos incluyendo los denominados
“pitting” o picaduras. Estos sistemas de fluidos deben reunir ciertas caracteristicas o el
control de determinados parametros como el pH que debe mantenerse entre 9.8 y 10.5, pero
generalmente se establece en 10.

El agregado de una solucion “buffer” estabiliza al sistema manteniendo los niveles de pH de
tal forma que la presencia del acido férmico no incida en efectos corrosivos. La
concentracién de esta solucién no varia y depende de la presencia de algun influjo de CO, y
en algunos casos de H,S, la capacidad de esta solucidn se regenera con la adicion de
hidroxidos. Para valores bajos de pH se produce la formacion del Acido Férmico. Se ha
demostrado que cuando estos valores llegan por debajo de 7 la proporcién de
transformacién de formiato a acido formico es de 1:10, de alli el hecho de la importancia de
la estabilidad del pH (ver Tabla 30).

Dicha solucién reguladora esta conformada por carbonato/bicarbonato generalmente de un
0.5% a un 3% en proporcion 1:1 dependiendo del pH de la solucién, para el caso particular
la_adicién sélo se dara para el fluido de empaque, ya que sera fluido reutilizado y para
poder ser dejado en el anular debe garantizarse la estabilidad del pH en largos periodos de
tiempo.
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Tabla 30. Pruebas de Corrosion electroquimica. Acero

Corrosion electroquimica. Acero 4145.
Muestra Condicion Tasa de corrosién Comentarios
(mm/afio)
Formiato de Sodio 80 °C aireado 01-05 Buena
PH=10.2 80 °C no-aireado Insignificante Excelente
Formiato de Sodio 20 °C aireado 0.1-06 Buena
PH=75 80 °C aireado 0.6-1 Regular
80 °C no aireado 1-35 Muy pobre
120 °c no aireado Insignificante Excelente
Formiato de Potasio 80 °C aireado 02-05 Buena
PH=10 80°C no aireado 1-10 Muy pobre inaceptable
120°C aireado 05-15 Pobre
120°C aireado Insignificante Excelente

NOTA: Se piensa que las pruebas de pobres resultados obedece a cambios existentes en la estructura

Bacterias: Una de las ventajas de relevancia de los formiatos es su accién bactericida. En
porcentajes superiores al 7% (1.04 SG) no necesita la adicion de ningln bactericida ya que
se impide el crecimiento bacterial, no obstante se toman medidas como el agregado de un
biocida compatible con el fluido en caso tal que se no diera este caso.

Dafios a la Formacién: Uno de los mecanismos mas comunes que genera dafios a la
formacidn es cuando no existe compatibilidad entre el fluido que se utiliza y la formacion
en si. Tanto para las perforaciones como en los reservorios o zonas de interés, el dafio
causado puede verse reducido de alguna forma mediante el uso del Formiato de Sodio.

Para el caso del piedemonte Ilanero colombiano el dafio de a la formacion se pudo
cuantificar a través de la prueba de retorno de permeabilidad en un corazon representativo
de la zona que arrojé un resultado de 89.5 % significativamente superior al dado por el
Cloruro de Amonio de 78.4%. También debe considerarse que en las pruebas vistas no se
considerd el uso de agentes densificantes como Carbonato de Calcio que es el indicado para
adicionarse a los formiatos ya que se obtienen revoques finos de facil remocion.

Ademéas se evita la formacion de precipitados generados cuando se usan salmueras
bivalentes puestas en contacto con el agua de formacion contenida de iones sulfatos y
carbonatos.
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5 CONCLUSIONES

Luego de revisar la base de datos, es claro que no hay informacion completa sobre pruebas
de aseguramiento de fluidos de completamiento para los pozos, lo que indica que hay
pruebas sin realizar e informacion perdida, impidiendo tener un registro de la curva de
aprendizaje completa de fluidos empleados en el Piedemonte Llanero Colombiano.

Fue necesario hacer una transicion del Cloruro de Potasio al Formiato de Sodio por su
dificil disposicion ya que posee concentraciones iguales o superiores a 60000 ppm de
cloruros y la ley ambiental no permite concentraciones mayores a 250 ppm. Ademas este
fluido presenta problemas en ambientes corrosivos por craqueo del metal, desestabilizacion
de arcillas y generacion de finos; y al ser una sal monovalente no cuenta con un porcentaje
de pureza significativo pues no supera el 75%.

Es posible adaptar un sélo fluido para ser empleado como fluido de completamiento de
Contacto y de No Contacto, reduciendo notablemente el tiempo y costos de la operacion.

De acuerdo a las pruebas de retorno de permeabilidad y compatibilidad fluido—fluido, se
concluye que el fluido mas adecuado para usar como fluido de completamiento en el
Piedemonte Llanero Colombiano es el Formiato de Sodio, ya que el dafio causado en la
formacion es inferior al causado por el Cloruro de Amonio, ademéas el rompimiento de
emulsiones es efectivo y no muestra interfases o incompatibilidades con el fluido de
produccion.

Con respecto a las pruebas de tension interfacial no es posible tener un punto de
comparacion entre el Cloruro Amonio y el Formiato de Sodio, ya que éstas sélo se han
hecho para el Cloruro de Amonio a diferentes concentraciones y con distintos aditivos.

Se eligié como fluido de empaque el Formiato de Sodio ya que a partir de los resultados de
la prueba de corrosion de largo aliento (Autoclave) se tiene que éste presenta una
velocidad de corrosion en Acero (para revestimiento del hueco) de 0,9313 mpy siendo
ACEPTABLE dentro de los rangos establecidos por los estandares de BP.

El Formiato de Sodio que se emplea como fluido de empaque puede ser fluido reutilizado
y para garantizar la estabilidad requerida, el pH puede acondicionarse de forma sencilla
mediante la adicion de carbonato de sodio y bicarbonato de sodio de acuerdo a los
reguerimientos in-situ.
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6 RECOMENDACIONES

Es necesario crear una cultura de aseguramiento de informacion dentro de la compafiia en
una base de datos descentralizada que sea actualizada frecuentemente y de facil consulta
para el personal BP interesado.

Como complemento al aseguramiento del fluido de completamiento y empaque deben
llevarse a cabo pruebas de tension interfacial para el Formiato de Sodio.

Integrar la prueba de corrosion de largo aliento (Autoclave) para el cromo trece (13Cr)
empleado en las tuberias de produccion.

Puede considerarse la opcidn del uso del Carbonato de Calcio en cantidades moderadas
como aditivo densificante en el caso de que el formiato no proporcione a la densidad
requerida, lo que permitiria ain en ese caso, un dafio de formacion aceptable ya que los
revoques formados serian de facil remocion.
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ANEXOS

ANEXO A. CONTAMINANTES COMUNES EN LOS FLUIDOS DE
COMPLETAMIENTO.

Existen muchos contaminantes que pueden afectar el rendimiento de un fluido de
completamiento. Las mas comunes se describen a continuacion.

Al. Polimeros

Salmueras contaminadas con polimeros no puede filtrarse facilmente. Los efectos de la
contaminacion de polimeros pueden reducirse rompiendo el polimero con perdxido de
hidrégeno. Debe hacerse todo lo posible para aislar pildoras polimero utilizado en diversas
operaciones de completamiento del sistema activo de la salmuera.

A2. Petrdleo crudo y condensado

Los hidrocarburos producidos puede reducir la densidad de salmuera y hacer dificil el filtrado
de la salmuera. La separacion es mas eficaz se hace por gravedad en una piscina sin agitacion,
asi, la salmuera (mas densa) se va al fondo y puede ser usada nuevamente.

A3. Sdélidos

Los solidos que no hayan sido afiadidos en la preparacion de la salmuera se consideran
contaminantes. Los mas comunes son los polimeros, residuos de petroleo y barita, el dxido y
grasa de tuberia. Estos por lo general pueden ser removidos por filtracion a pesar de la
eficiencia de filtracion puede ser baja si la contaminacion es alta y en ocasiones puede tomar
cierto tiempo.
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ANEXO B. CONTROL DE PERDIDAS DENTRO DEL POZO.

La falta de material puenteante, o polimeros de construccion de costra de filtrado en salmueras
de completamiento, puede hacer que el fluido se pierda en las formaciones expuestas,
particularmente si la costra de lodo esta dafiada por accion mecénica.

La excesiva pérdida de salmuera a la formacion debe ser controlada por las siguientes razones:

e Puede verse comprometido el control del pozo.

e A pesar de que el fluido de completamiento debe seleccionarse por su bajo potencial de
dafio, siempre es mejor evitar el ingreso incontrolado de fluidos al yacimiento ya que esto
puede influir en el tiempo de limpieza.

e Laexcesiva pérdida de salmuera puede ser costosa.

Pérdidas de salmuera son tipicamente controladas por el uso de una pildora LCM (Loss Control
Material) la cual incrementa la viscosidad o los aditivos puenteantes o, en algunos casos, ambos.
Es importante que se considere el potencial de dafio de formacion y bloqueo de filtros de arena
cuando se disefia una pildora LCM a usar en la cara del yacimiento. Las pildoras mas comunes
de LCM se detallan a continuacion.

B.1. Pildoras HEC (Hydroxi-Etil-Celulosa) libres de sélidos

HEC es una clase de polimero no ionico que es soluble en la mayoria de salmueras; sin embargo
el rendimiento puede ser lento en algunas salmueras divalentes fuertes como el bromuro de zinc.
El polimero puede ser usado para hacer pildoras viscosas que reducen las pérdidas en el pozo.
Las concentraciones tipicas estan en el rango de 2-4 Ib/bbl.

Es importante ser conscientes de que la pérdida de liquidos viscosos a la formacién puede
generar dafios, sobretodo si el viscosificante utilizado es lento para degradarse. La degradacion
de HEC hidratado es razonablemente rapido por encima de 220 °F. Asi que en los pozos con
BHT (Bottom Hole Temperature) por encima de esta temperatura no debe haber impedimento
para ser limpiado. A mas bajas temperaturas un rompedor, por ejemplo &cido clorhidrico, se
puede utilizar. Existen riesgos asociados a la acidizacion y dafios de formacion por lo que deben
hacerse ciertas pruebas para identificar cualquier incompatibilidad. Rompedores enzimaticos
son menos perjudiciales pero su limpieza puede tomar mas tiempo que aguella con acido.

Cuando se mezcla HEC, se debe tener cuidado para obtener el polimero completamente disperso
antes de que éste comience a hidratarse. EI método mas eficaz es prehidratar el polimero en pH
neutro o un acido muy ligero antes de adicionar la salmuera. El rendimiento de HEC es lento en
un pH bajo el cual permite que el polimero se disperse efectivamente antes de que comience la
cedencia. Otro enfoque consiste en pre-dispersar el polimero en una solucién inerte no acuosa
antes de adicionarlo a la salmuera que lo suministran las empresas de fluidos como “HEC
liquido”. Cualquiera de estos enfoques minimizara el riesgo de formacion fisheyes u ojos de
pescado que son simplemente pequefios pedazos de polimeros que no se dispersaron.

Hay que tener mucho cuidado para evitar el bombeo de polimeros poco hidratados (fisheyes) al
pozo, pues como se menciond antes, pueden entrar en los poros del yacimiento y causar dafios
que requieren acidificaciones forzadas que a su vez pueden ser perjudiciales para algunas
formaciones. Una forma simple de garantizar que no se bombeen polimeros poco hidratados al
pozo, es hacer pasar el fluido a través de un empaque de arena sin observar residuos en el
mismo.
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B.1.1 Solidos puenteantes

Cuando se producen altas pérdidas de fluidos, los s6lidos puenteantes se pueden utilizar junto
con viscosificantes en la pildora. Tres tipos de sélidos puenteantes son de uso comdn:
carbonato de calcio, cloruro de sodio y fibras de celulosa. Resinas organicas se utilizan en
ocasiones, pero no son comunes. Mediante la adicion de particulas de forma adecuada, la
concentracion y la distribucion de tamafio de particula, deberia ser posible para formar una
costra de filtrado sobre la cara de la formacion sin mucha invasion del espacio poroso. Para
lograr esto, el fluido debe tener un bajo spurt loss que es una indicacion de la formacion rapida
de la costra de filtrado a fin de que el movimiento de los fluidos y polimeros en el espacio
poroso sea el minimo posible. Una consideracion importante en el uso de estos materiales es
qué tan limpias estan las perforaciones o la cara de la arena después de la operaciéon de
completamiento. Los sélidos que no ayudan a la limpieza, pueden reducir en gran medida la
productividad de las perforaciones.

En completamientos de hueco abierto, la produccion a través de la pared de la costra es
generalmente buena, asumiendo un buen disefio previo de fluidos drill-N. Remociones quimicas
de la costra, probablemente serdn requeridas si se quiere alcanzar una inyeccion.
Se debe tener especial cuidado en la seleccion de la distribucion de tamafio de particula del
material puenteante si un filtro de arena es planeado para evitar que particulas suficientemente
grandes lo bloqueen.

B.1.1.1. Carbonato De Calcio

El carbonato de calcio es el material mas comun utilizado como LCM en el yacimiento. Las
diversas formas de este material generalmente de marmol y dolomita, se utilizan en operaciones
de perforacion. EI marmol es el material preferido para las operaciones de completamientos, ya
que ofrece una mayor solubilidad del acido.

Este material estd disponible en una alta gama de tamafios y puede ser acondicionado en el
campo para cualquier requisito especifico.

La combinacion mas adecuada de carbonato se puede determinar si existe informacion en
relacién con el tamafio de poro del yacimiento. Los principales proveedores y expertos en
fluidos cuentan con un software para determinar la distribucion de tamafio de particula
necesario para un puenteo eficiente.

En situaciones donde hay una limpieza insuficiente del hueco, un acido puede ser utilizado. El
carbonato de calcio puro es completamente soluble en acido. Sin embargo, posee alto potencial
para generar dafio en la formacién y en los filtros de arena asi como ciertas enzimas que a su
vez producen acidos organicos debiles. ElI &cido menos perjudicial para la formacion, debe
escogerse mediante pruebas de retorno de permeabilidad en nlcleos de formacién.

B.1.1.2. Cloruro de Sodio

El cloruro de sodio es también un material cominmente usado en pildoras LCM para la seccion
del yacimiento. Para evitar que los sélidos de la sal de se disuelvan en la pildora, el fluido base
debe estar previamente saturado de cloruro de sodio. En teoria, soluciones de la sal de la
salmuera de formacién o de una baja salinidad, favorecen la limpieza del hueco y la remocién
de la costra de filtrado pero, en la practica, la efectividad en la limpieza se reduce por la
naturaleza del polimero usado para mantener las particulas de sal en suspension. Enzimas
rompedoras del polimero, se usan en combinacion con fluidos de baja salinidad que ayudan a la
remocién de los polimeros en la costra de filtrado.

Ademas, deben realizarse pruebas de dafio de formacion para asegurarse que la alta salinidad
del fluido es compatible con el yacimiento.
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B.1.1.3. Fibras de celulosa

Estan disponibles en una variedad de tamafios y pueden puentear efectivamente los poros.
Pueden ser removidos por oxidacién con hipoclorito de sodio, sin embargo esto sélo debe
considerarse después de una cuidadosa evaluacién de los posibles dafios y la corrosion de las
tuberias.

B.1.1.4. Resinas solubles en aceite

Normalmente son hechas de hidrocarburos polimerizados o resinas de pino naturalmente
procesadas. Las resinas tienen una alta temperatura de operacion y estan disponibles en varios
tamafios de grano asi como el carbonato de calcio. En teoria, ofrecen la ventaja de ser solubles
en aceite y limpiados por disolucién en los hidrocarburos de formacion. En la préactica sin
embargo, la limpieza es parcial haciendo necesario en uso de un solvente. Se ha observado que
algunas de las resinas de las pildoras de LCM o de matar el pozo, se lician cuando entran en
contacto con los hidrocarburos del yacimiento produciendo una masa de resina viscosa de dificil
remocion una vez ha invadido la formacion. La limpieza del hueco y de la cara de la formacion
son las principales dificultades asociadas a su uso que son afectadas entre otras cosas por:

e Técnica inadecuada de dispersion del solvente.
e Temperatura de la formacion.

e Dimensionamiento inadecuado de la resina en relacion con el tamafio de poro de la
formacion.

e Ineficaz limpieza debido a la baja tasa de produccién y/o gravedad de los fluidos
producidos.

El uso limitado de resinas solubles en aceite como técnica para control de pérdida de fluidos, se
debe en gran parte a la limpieza inadecuada. Pruebas de laboratorio a la BHT estimada son
esenciales antes de aplicar esta tecnologia en el campo.

La total limpieza de cualquiera de los agentes puenteantes descritos anteriormente no puede ser
garantizada. El principal problema suele ser que su remocion de la formacién o de las
perforaciones no es uniforme haciendo necesaria la consideracion del uso de agentes
divergentes o el de alguna técnica de estimulacion como trabajo remedial.

Nota: Antes de seleccionar un determinado material para controlar pérdidas de circulacion en
el yacimiento, la formulacion propuesta siempre debe ser probada en cuanto a su efectividad de
sello y eficiencia de limpieza en pruebas de retorno de permeabilidad en nucleos de formacion.
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ANEXO C. FLUIDOS DE COMPLETAMIENTO EN OPERACIONES ESPECIALES

Todos los aspectos concernientes al dafio de formacion que influyen en la seleccion de la
salmuera en completamientos convencionales, también se aplican para las aplicaciones de
empaques de grava. Por ejemplo, ademas de ser de poseer buenas caracteristicas de limpieza, el
fluido de completamiento debe ser compatible con el agua y las arcillas de formacion.

C.1. Fluidos para Instalacion de Mallas de Arena

Las mallas de control de arena pueden ser taponadas facilmente con sélidos si no se presta
suficiente atencion a los contenidos de solidos del fluido de completamiento. Los métodos
descritos a continuacion son los empleados actualmente para una utilizacion exitosa de las
mallas de arena.

Agentes pesantes de grado especial: El acondicionamiento del lodo como se ha descrito
anteriormente puede consumir bastante tiempo y, por lo tanto, hacer que la operaciéon sea
costosa. El uso de un agente pesante fino como la barita, puede evitar el requerimiento de filtros
especiales para remover los cortes de perforacion. Existen riesgos asociados al uso de estos
productos dado que pueden crear alta reologia y tiene un alto potencial para crear dafio de
formacion. Deben tenerse en cuenta ambas consideraciones antes de hacer uso de esta
tecnologia.

Desplazamiento a una salmuera adecuada: Esto elimina por completo el problema del
blogueo por solidos en las mallas. Sin embargo, se puede dafiar mecanicamente la torta de
filtrado durante la corrida de los filtros para control de arena. Las salmueras claras no tienen la
capacidad de crear una torta de filtrado por lo que se pueden generar grandes pérdidas de fluido
a la formacion, haciendo que se requiera bombear una pildora para control de pérdidas que, a
su vez, pueden generar taponamiento del filtro.

Desplazamiento a un lodo libre de solidos: Con esta aplicacion se aprovechan las ventajas de
las salmueras libres de sélidos y se supera el riesgo asociado de pérdidas de fluidos debido a
que el lodo contiene polimetros que reconstruyen la dafiada torta de filtrado. Sin embargo,
debido a la carencia de sélidos en el lodo, deben anticiparse grandes pérdidas que puedan dafiar
el polimero.

Desplazamiento a emulsiones inertes libres de sélidos: Después de perforar un intervalo con
lodo invertido, hay preocupaciones en relacién con el desplazamiento del hueco a salmuera a
fin de introducir los filtros de control de arena. Existe el riesgo de que se produzcan problemas
de emulsion gue causen dafio de formacion o blogueen dichos filtros. Un fluido base aceite
libre de sélidos seria un excelente medio para correr las mallas, dado que es mas lubricado que
la mayoria de las salmueras y no reacciona con arcillas sensitivas al agua. Sin embargo, con una
gravedad especifica de aproximadamente 0.8, rara vez tiene aplicaciones practicas.

Un fluido més préctico es una emulsion invertida hecha a base de salmuera pesada como la fase
interna. Mediante el uso de diferentes densidades de salmuera y relaciones agua/aceite, la
densidad de estos fluidos puede variar hasta aproximadamente 1.6 gravedades especificas, es
decir, 13.3 ppg. Para lograr estas altas densidades es necesario utilizar salmueras muy pesadas
como formiato de cesio (2.2 gravedades especificas). Sin embargo esta es una opcién muy
costosa.
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C.2. Fluidos de completamiento para empaques de grava

La seleccion del fluido de completamiento adecuado es esencial para un trabajo exitoso de
empaques de grava. En una operacion de empaque de grava el fluido tiene varias funciones:
transportar y ubicar el empaque, sobrepresionar el empaque para su compactacion, prevenir
dafio de formacidn, controlar las presiones del pozo, limitar las pérdidas de fluidos, retornar el
exceso de grava fuera del hueco y fluir hasta superficie con el fluido producido.

Los sélidos contenidos en el fluido, tienen alto potencial de puentear el empaque y causar una
reduccion severa de la permeabilidad. Particulas relativamente pequefias pueden puentear el
empaque de grava. Por ejemplo, con una malla de arena 40, los espacios entre la grava pueden
ser de aproximadamente 50 micrones. Asumiendo que la grava es perfectamente esférica,
particulas de alrededor de 15 micrones pueden taponar el empaque. En realidad, con una alta
concentracién de particulas y el hecho de que la arena no es perfectamente esférica, el tamafio
minimo para el puenteo es, probablemente, menor ain. Cualquier salmuera tendrd numerosas
particulas en este rango de tamafio a menos que sea filtrada correctamente; de ahi, la limpieza
del fluido es fundamental para la prevencién de dafios en el empaque.

Los empagues de grava pueden ser usados tanto en hueco revestido como en hueco abierto. En
empagues de hueco revestido, las perforaciones pueden ser “lavadas” para remover el dafio a su
alrededor. Durante este proceso, se pueden generar pérdidas de fluidos a la formacion y los
solidos contenidos en ellos pueden no sélo dafiar la formacion sino también dafiar el empaque.
En empaques de hueco abierto, el intervalo de produccion es sobrepasado (back reammed) con
el BHA varias veces para remover la zona dafiada; por lo que nuevamente la limpieza del fluido
es critica. Por tanto, las salmueras claras son por tanto el fluido de completamiento preferido
para operaciones con empagues de grava ya que contienen particulas hasta de 2 micrones.

Tanto los sélidos como los polimeros pueden ser empleados para controlar la pérdida de fluidos.
Al igual que con todos los aditivos usados para control de pérdidas, la principal preocupacién es
su remocion terminada la operacion. Carbonatos solubles en acido pueden ser dificiles de
eliminar de los empaques de grava debido al problema del contacto particulas-acido durante la
colocacion de grava. La inclusion de las enzimas productoras de acido en la lechada de grava
ofrece una respuesta a este problema. Esta tecnologia es relativamente nueva y su previo a su
uso en el campo debe consultarse a los expertos en dafio de formacion de BP.

C.3. Fluidos de completamiento en fracturamientos hidraulicos.

Una de las principales preocupaciones con formaciones hidraulicamente fracturadas no es el
dafo a la formacion en si, sino el deterioro de conductividad de la fractura. Generalmente las
fracturas se mantienen abiertas con arenas 20/40 y, por consiguiente, son propensas a taponarse
por sélidos de 10 a 40 micrones. Por lo tanto existe una alta probabilidad de taponamiento de la
fractura si la arena se transporta en un fluido “sucio” o si el wellbore no esta limpio.

C.4. Uso de fluidos de perforacién en completamientos

En ocasiones, los pozos son completados con fluidos de perforacion. Esto es una ventaja
comercial y también ofrece beneficios en términos de control de pérdidas de fondo, como la
creacion de la costra de filtrado la cual provee propiedades que las salmueras no. El potencial de
dafio de formacion debe ser determinado con antelacion antes de usarlo como fluido de
completamiento. Ademas, hay riesgos significativos relacionados al uso de lodo como un fluido
de completamiento entre los que se resaltan:
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e Inhabilidad para operar las herramientas de fondo debido a los s6lidos suspendidos en el
lodo y a la gelacion del mismo

e Pérdida del control de pozo debido a la ausencia de material pesante como barita.

e Taponamiento de las perforaciones por los sélidos del lodo.

Estos riesgos pueden ser mitigados hasta cierto punto mediante planeamiento cuidadoso:

e El lodo puede ser tratado para minimizar tanto la gelacién como la disminucion de
barita
e Perforar bajo balance para evitar el taponamiento de los canales de perforacion.

Hay riesgos relacionados al uso de sal suspendida en el lodo como fluido de completamiento,
particularmente si este ha sido usado previamente para perforar shales o claystones. Remover
solidos convencionales no es practico cuando se usan sistemas de sales suspendidas porque las
sales costosas son removidas con los sélidos perforados. Solidos reactivos son acumulados en el
lodo cada vez que se perforan secciones de arcillas. Estos sélidos seran incorporados en la torta
de filtrado pudiendo penetrar en la formacion.



Fluidos drill-N

HTHP

LCM
BHT
BHP
OBM
Wellbore

Fisheye

Squeeze

Back Reamming
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ANEXO D. GLOSARIO

Fluidos especiales de perforacién base aceite usados para
perforar la seccién productora del pozo

High Pressure High Temperatura — Alta presion Alta
Temperatura

Loss Control Material- Material para control de pérdidas
Bottom Hole Temperature — Temperatura de fondo de pozo
Bottom Hole Pressure — Presién de fondo de pozo

Oil Based Mud — Lodo base aceite

Region cercana a la cara de la formacion

Conglomerado de polimero generado por una deficiente
hidratacion del mismo

Desplazamiento forzado de fluidos

Operacion de sobrepasado o rimado en direccidn ascendente
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