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RESUMEN

En Ecuador existen varios yacimientos maduros de petrleo que estan compuestos de areniscas
subhidrostaticas, las cuales poseen un mecanismo de desplazamiento por empuje lateral de
agua o estan ubicados cerca del Contacto Agua — Petr6leo. Con el paso del tiempo, la saturacion
de agua se incrementa y la incursion de agua es muy comun en las vetas de alta permeabilidad,
lo que incrementa sustancialmente el corte de agua.

Si bien la produccion de agua esta asociada a la de petréleo, producir agua de manera excesiva,
siempre es el causante de varios problemas operacionales y econémicos para las empresas
operadoras de los campos petroliferos. Debido a esto dichas empresas buscan constantemente
detener el inicio abundante de agua producida y reducir su magnitud el mayor tiempo posible.
El presente trabajo tiene como objetivo proponer la aplicacién de un fluido que sea utilizado como
un colchén bloqueador de agua de formacion, en los trabajos de control de esta, dicho fluido
estard constituido por tres compuestos quimicos, los cuales cumplen las funciones de:
Controlador de Filtrado, Activador y Gelificante, este ultimo serd basado en un Gel de Particulas
Preformadas (PPG).

El colchdn bloqueador seré disefiado con la finalidad de taponar la garganta de los poros de la
formacion de tal manera que impida la filtracion del fluido inyectado para realizar de forma mas
eficiente el barrido con agua (Waterflooding) y evitar que se presente el mecanismo de
conificacién en pozos productores verticales y horizontales.

Las pruebas al fluido se realizaran en los equipos de Filtracion Estatica, High Temperature — High
Pressure (HTHP) y Permeability Plugging Tester (PPT), y se evaluardn sus propiedades
reoldgicas, principalmente su Viscosidad y pH.

PALABRAS CLAVE: Produccion de Agua, Yacimiento, Activador, Gelificante, PPG,

Waterflooding, Reologia, Viscosidad, HTHP, PPT, Filtracion Estatica, pH.
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ABSTRACT

In Ecuador there are several mature oil deposits that are composed of subhydrostatic sandstones,
which have a displacement mechanism by lateral water push or are located near the Water-Qil
Contact. Over time, water saturation increases, and water incursion is very common in high-
permeability veins, substantially increasing the water cut.

Although the production of water is associated with that of oil, producing water excessively is
always the cause of several operational and economic problems for the companies that operate
the oil fields. Due to this, these companies constantly seek to stop the abundant start of produced
water and reduce its magnitude as long as possible.

The objective of this work is to propose the application of a fluid that is used as a formation water
blocking mattress, in the control works of this, said fluid will be constituted by three chemical
compounds, which fulfill the functions of: Controller of Filtering, Activator and Gelling Agent, the
latter will be based on a Preformed Particle Gel (PPG).

The blocking mattress will be designed with the purpose of plugging the throat of the pores of the
formation in such a way that it prevents the filtration of the injected fluid to carry out the sweeping
with water more efficiently (Waterflooding) and prevent the coning mechanism from occurring in
vertical and horizontal producing wells.

The fluid tests will be carried out in the Static Filtration, High Temperature — High Pressure (HTHP)
and Permeability Plugging Tester (PPT) equipment, and its rheological properties will be
evaluated, mainly its Viscosity and pH.

KEY WORDS: Water, Reservoir, Activator, Gelling Agent, PPG, Waterflooding, PPT, Rheology,

Viscosity, HTHP, PPT, Static Filtration, pH.
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1. INTRODUCCION

La produccion excesiva de agua es uno de los problemas mas criticos durante la produccion de
yacimientos de petréleo y gas, principalmente en yacimientos maduros. A menudo muchos de
estos se abandonan cuando estan sujetos a bajas tasas de produccion de petréleo y exceso de
produccion de agua de formacion (Morrow et al. 2011). En varias ocasiones, el corte de agua es
mayor al 90% afectando las posteriores etapas del proceso y el manejo de la produccion de
fluidos.

Schlumberger en el afno 2004, presenté un estudio en donde se analizé que a nivel mundial las
companias producen un promedio de tres barriles de agua por cada barril de petréleo extraido,
en el Ecuador segun el informe Ejecutivo de Produccién de los Bloques 16 y 67 (Tivacuno) de la
empresa Repsol con fecha 12 de abril de 2022, hubo una produccion aproximada de 45,12 BWPD
por cada barril de petréleo producido por dia.

Cabe destacar, que el proceso de diagnostico para identificar el mecanismo o problema de alta
produccién de agua requiere de tiempo y los costos asociados, pueden ser altos. En muchos
casos, esto representa una limitante para las companias operadoras de los campos petroleros,
al impactar de forma negativa y precisamente en el adecuado proceso de diagnéstico del
mecanismo de produccién de agua.

Es fundamental identificar el mecanismo de entrada excesiva de agua en el yacimiento, para
posteriormente recomendar la solucion mas adecuada, sea mecanica (tapones), quimica (geles
o polimeros), reconfiguracion del completamiento del pozo o una mezcla entre ellas. La
implementacion de este tipo de métodos refleja, ademas de un conveniente aumento en la
produccion de hidrocarburos, un ahorro considerable en los costos operativos del proceso.

Las causas de la invasion de agua pueden estar relacionadas por lo general con problemas en
las cercanias del pozo o “near — wellbore” (p. e. fugas del revestidor, flujo con y sin restricciones

detras de la tuberia que estan relacionados con la calidad de la cementacién) (Seright et al.,



2001), ademas de los problemas propios del yacimiento, tales como conificacion y canalizaciones
por zonas de alta permeabilidad, entre otras (Jaripatke et al., 2010). En los casos que se tiene
como mecanismo de produccién el empuje hidraulico de fondo (acuifero), el problema de
produccion de agua en gran parte de los casos se manifiesta como conificacién para pozos
productores verticales y se lo conoce como “cusping” y “cresting” en pozos horizontales.

Se puede definir al mecanismo de conificacion como la entrada de agua de fondo al pozo
ocasionado debido a las altas tasas de produccion. Dichas tasas, propician un desbalance del
equilibrio dinamico presente en el contacto de agua — petréleo (CAP) subyacente y que existe
previamente a la puesta en producciéon del pozo productor (Muskat, 1949). Este equilibrio
dinamico influye también sobre fuerzas viscosas asociadas con el gradiente de presién descrito
por la ley de Darcy (Martin, 2017) y relacionadas con el flujo de fluidos en el yacimiento, asi como
sobre fuerzas gravitacionales que acttan en direccion vertical y causan que un fluido ascienda
por la diferencia de densidad respecto a otro, haciendo todo esto que este mecanismo sea
complejo.

Basandose en algunas experiencias de diferentes operadores de campos petroleros, se logran
identificar algunas deficiencias practicas operativas, que ademas junto al desconocimiento del
uso o de la aplicacion de las soluciones tecnolégicas para controlar el mecanismo de la
conificacién de agua, han demostrado ser parte fundamental de la baja tasa de éxito para
solucionar este problema.

La revision de la literatura muestra que el uso de Gel de Particulas Preformadas (PPG),
microgeles, polimeros de tamafo submicrénico son medios rentables para disminuir la
produccion de agua y mejorar la recuperacion de petroleo de campos petroliferos maduros
(Zaitoun, A. et al 2007), por lo que el presente trabajo tiene objetivo disefar un fluido con el uso
de compuestos quimicos basados en microgeles y polimeros, dicho fluido debera ayudar a
solucionar de manera eficiente la excesiva invasion de agua al yacimiento, ya que taponara los
poros de la zona de produccién del yacimiento, impidiendo el flujo del agua de formacién, dicha
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eficiencia sera determinada de manera experimental en los equipos de Filtracién Estatica, High
Temperature — High Pressure (HTHP) y Permeability Plugging Tester (PPT), y a su vez se
evaluaran sus propiedades reoldgicas, tales como; Viscosidad y pH, con los equipos;
Viscosimetro 900 y con el medidor de pH de mesa respectivamente, todos los ensayos seran
realizados en el Laboratorio de Fluidos de Perforacion de la Facultad de Ingenieria en Petréleos
de la Escuela Politécnica Nacional.

Los materiales que se utilizaran reemplazaran algunos compuestos quimicos utilizados en la
elaboracion de fluidos blogueadores de agua de formacion convencionales; lo cual podria
beneficiar econémicamente a las empresas operadoras en el pais.

Finalmente se planteara las conclusiones y recomendaciones con base a los resultados

obtenidos en las pruebas realizadas y descritas en el presente trabajo.



1.1 Objetivo General

Disefar un fluido como colchén bloqueador de flujo de agua de formacién en la zona agua —
petréleo.

1.2 Objetivos Especificos

e Formular el fluido que servira de colchén blogueador de agua de formacién basandose
en pruebas de filtrado estatico en los equipos HTHP y PPT.

e Evaluar la reologia de los fluidos disenados que obtengan los mejores resultados en las
pruebas de filtrado estatico en el equipo HTHP.

e Analizar la disminucion de la permeabilidad del medio filtrante utilizado en las pruebas de

filtrado estatico en el equipo PPT, mediante el uso de la Ley de Darcy para flujo laminar.



2.  MARCO TEORICO

2.1 Yacimiento Hidrocarburifero

Se puede definir a un yacimiento hidrocarburifero como un volumen poroso que contiene agua,
petrleo y en algunas ocasiones gas. La magnitud volumétrica del petréleo puede alcanzar en
algunos casos el 40%. El medio poroso del yacimiento o roca almacén es de origen sedimentario
de tipo arenisca o caliza, consolidado o no. El didmetro del poro varia ampliamente segun la roca,
desde algunas fracciones de milimetro a algunos micrémetros. Por su origen sedimentario, el
medio poroso del yacimiento es a menudo heterogéneo, como consecuencia de las variaciones
ocurridas durante el largo proceso de sedimentacién que formo la roca. Dichas heterogeneidades
pueden encontrarse a la escala de los poros o bien a la escala macroscépica en forma de zonas
muy 0 poco permeables, y ocasionalmente de grietas (Salager, 2005, p. 2).

2.1.1 Propiedades Fisicas de un Medio Poroso

Las propiedades fisicas de un medio poroso son varias, pero para la investigacion se limitara
Unicamente a la revision de dos de ellas.

2.1.1.1 Porosidad

Se define a la porosidad como la relacion entre el volumen poroso y el volumen total de la roca

(Escobar, 2005, p. 20). Mateméticamente se representa en la Ecuacién 2.1.

Ecuacion 2.1 Calculo de Porosidad
Obtenido de: (Escobar, 2005, p. 20)
donde:
Vp = volumen poroso

V: = volumen total



2.1.1.2 Permeabilidad

La permeabilidad de un medio poroso (K) se define como la constante de proporcionalidad que
relaciona la tasa de flujo a través del medio con la caida de presion, el area de la seccidn
transversal, la viscosidad del fluido y la longitud neta del flujo a través del medio (Darby, 1996, p.
395). La Ecuacion 2.2 define la permeabilidad (K) y es conocida como la Ley de Darcy:

AP X A
uXxL

Ecuacion 2.2. Ley de Darcy
Obtenido de: (Darby, 1996, p. 395)

donde:
Q = tasa volumétrica de flujo del fluido en movimiento, cm3 /s,
A = seccidn transversal o aparente de la roca perpendicular a la direccién de flujo, cm?,
L = longitud del estrato,
K = permeabilidad de la roca, darcy,
AP = Gradiente de presion,
M = viscosidad del fluido.
Generalmente la unidad usada para la Permeabilidad es el darcy, la cual esta definida como el
flujo “Q”" en cm3/s, resultante cuando la caida de presién es de 1atm, aplicada a un estrato de
1cm? de éarea transversal “A” de 1cm de largo “L”, y para un fluido de viscosidad 1cP (Darby,
1996, p. 396).
La magnitud tipica de la permeabilidad para el flujo a través de yacimientos es de los milidarcys.
Segun Darcy, la permeabilidad es una caracteristica intrinseca del estrato y la relacion entre
caudal y caida de presion es lineal, sin embargo, la relacion puede no ser lineal, y la ley de Darcy
es aplicable en el mismo intervalo en el cual se aplica la ecuacién de Carman — Kozeny (Darby,
1996, p. 396). La ley de Darcy tal como la Ley de Hagen-Poiseuille es una ley Limite, la cual es

aplicable solamente al Régimen Laminar.



2.1.2 Fluidos Producidos en un Yacimiento Hidrocarburifero

Los fluidos que se producen desde un yacimiento hidrocarburifero son varios en consideracién a
la densidad, estado en el que se encuentran y a su composicion quimica. La mayoria de los
yacimientos petroleros contiene al menos dos fluidos, gas y agua o petréleo y agua; sin embargo,
algunos contienen los tres fluidos: gas, petréleo y agua. La distribucién de estos fluidos en el
yacimiento estd dada por el equilibrio de dos fuerzas; fuerzas capilares y gravitacionales. Las
fuerzas capilares tienden a causar que un fluido mojante ascienda dentro del espacio poroso que
contiene simultaneamente un fluido no mojante; por otro lado, las fuerzas gravitacionales separan
a todos los fluidos en capas conforme a sus densidades. En general la capilaridad tiende a
contrarrestar la fuerza de gravedad en la segregacion de fluidos.

La distribucién habitual de los fluidos, resultado del equilibrio entre las fuerzas antes
mencionadas se presenta en la Figura 2.1, en la cual se muestran zonas de acumulacién de los
diferentes fluidos y las diferentes zonas de transicion entre éstos. Es conveniente indicar que, en
las zonas indicadas como petréleo, transicién gas — petréleo, gas y casquete de gas siempre

existe agua, frecuentemente a nivel de irreductible.

Seccion transversal
e
Roca de cubierta

|Gas—petr6|eu
Contacto
gas-petraleo

Lutita

.
Roca de cubierta
Gas-agua
/ Contacto
gas-agua
Lutita
T e
Agua-petréleoc Roca de cubierta
/ Contacto
—————— agua-petroleo

|Contacto original

de fluidos Roca de cubierta Contacto
agua-petroleo
actual

Contacto
agua-petroleo
original

Figura 2.1 Diagramas Esquematicos de Diversos Contactos de Gas, Petrdleo y Agua
Tomado de: (Schlumberger, 2022)
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2.2 Fuente de Agua de Produccion

Durante el proceso de produccion de petréleo, el agua es el fluido mas abundante, pues sin

importar cual sea su origen, siempre llega a superficie junto al petréleo proveniente del

yacimiento. Generalmente, la produccién de agua incrementa a través de la vida productiva de

los pozos petroleros hasta el punto de representar incluso hasta el 98% de los fluidos producidos

por el yacimiento (Bailey et al., 2000), debido a esto es muy importante distinguir entre el agua

de barrido y excesiva.

2.2.1

2.2.2

Agua presente en el yacimiento segun su origen

Agua de formacion: Es el agua presente de forma natural en el espacio poroso, este
fluido podria no haber estado presente cuando se formé originalmente la roca (Bailey et
al., 2000, p. 34).

Agua connata: Es el agua entrampada en los poros de una roca durante su formacion,
normalmente es inmovil (Bailey et al., 2000, p. 34).

Agua libre: Es el agua mévil que esté disponible para fluir, y no se encuentra ligada a las
superficies de los granos o los minerales de las rocas (Schlumberger, 2022, parr. 1).

Agua presente en el yacimiento segun su uso

Agua “buena”: Es el liquido producido dentro del pozo a una tasa inferior al limite
economico de la relacion agua petréleo (RAP). El flujo fraccional de agua buena esta
determinado por la tendencia natural de mezcla a aumentar la relacion agua — petréleo
con el tiempo. (Bailey et al., 2000, p.34).

Agua de barrido: Es el agua proveniente de un acuifero activo de fondo o de un pozo
inyector, cuya funciéon es contribuir al desplazamiento de los fluidos, en especial el
hidrocarburo, presentes en el yacimiento. Su control puede construir un factor
determinante en la productividad de los pozos y reservas finales (Bailey et al., 2000, p.

34).



Agua “mala”: Es el agua producida en exceso, que en simultdneo no produce petréleo
o por lo menos no lo suficiente para compensar el costo asociado con el manejo de esta,
es decir es el agua producida por encima del limite econémico de la RAP (Bailey et al.,

2000, p. 34).

2.3 Mecanismos de Produccidon de Agua en Yacimientos de Petrdleo

En la actualidad, pese a que la produccién temprana de agua de formacion en pozos petroleros

representa en la industria uno de los mas grandes problemas debido a que el manejo de ella en

grandes cantidades representa altos costos y dificultades operativas, el verdadero desafio para

la industria, radica en encontrar y establecer métodos Optimos para que permitan controlar la

produccion en exceso de agua y de esta forma aumentar la vida Gtil de los campos petroliferos.

Para poder brindar una solucién que satisfaga las necesidades de las companias operadoras, es

necesario diagnosticar de manera efectiva el origen del agua para dilucidar asi, su aporte a la

produccion total del pozo. Por lo cual es necesario tener en cuenta los problemas mas comunes

de entrada agua a un pozo que son los siguientes:

2.3.1

Comunicaciéon mecanica o flujo canalizado detras del Casing, tuberias de produccion o
packers.

Contacto agua — petroleo dinamico.

Conificacién o formacion de crestas.

Canalizacién matricial sin flujo cruzado o Fingering.

Fracturas o Fallas entre un pozo inyector y un pozo productor.

Canalizacion a través de Fallas o Fracturas.

Comunicacion Mecanica o Flujo Canalizado detras del Casing, Tuberias de

Produccion o Packers.

La intrusion de agua por comunicacion mecanica ocurre cuando no existe una buena adhesion

entre el Casing y el cemento, esto puede favorecer la conexién de las arenas productoras con



zonas de agua, es decir, una falla en la cementacién primaria que permite que el agua fluya
detras del Casing en el anular entrando a la zona de agua libre o un acuifero, como se puede
observar en la Figura 2.2. Para tener un mejor conocimiento de la invasion de agua se deben
correr registros de temperatura, CBL o VDL, representando un gasto para las operadoras.

Para remediar la irrupcion de agua se realizan cementaciones forzadas de alta resistencia se
utilizan fluidos a base de resinas por el espacio anular o se colocan geles en la formacion para

taponar las vias del agua al pozo.

Figura 2.2 Flujo canalizado detras del Casing
Obtenido de: (Bailey B. et al., 2000, p. 36)

La filtracién en el Casing mostrada en la Figura 2.3, corresponde a la irrupcién de agua que no
pertenece a la zona productora, esta se puede detectar por medio de registros como densidad

del fluido, temperatura, flujo de fraccién volumétrica o herramientas con sondas eléctricas.

—

Figura 2.3 Filtracion en el Casing
Obtenido de: (Bailey B. et al., 2000, p. 36)
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2.3.2 Contacto Agua — Petroleo Dinamico

El problema ocurre cuando la zona productora tiene una permeabilidad vertical muy baja y el
contacto agua — petroleo se encuentra presente en esta regién, situandose cercano a la zona
completada del pozo y favoreciendo la produccion de agua, ver Figura 2.4.

Este tipo de mecanismo de produccion de agua se puede controlar colocando una capa de gel
en el contacto agua - petréleo o abandonando la zona productora del pozo con un tapén y
reabriendo otra zona en un lugar mas apropiado, por ejemplo, en pozos verticales (Bailey et al.,

2000, p. 35).

Figura 2.4 Contacto Agua — Petrdleo Dinamico
Obtenido de: (Bailey B. et al., 2000, p. 36)

2.3.3 Conificacion o Formacion de Crestas

La conificacién de agua se presenta en pozos verticales y horizontales en los cuales la formacion
presenta una permeabilidad vertical alta (k. > 0,01ks), altas caidas de presién debido a una
produccion muy rapida del pozo que producen que las fuerzas de viscosidad superen las fuerzas
de gravedad deformando el CAP formando un cono (Bailey et al., 2000, p. 36), eventualmente,
el agua puede sustituir la totalidad o parte importante de la produccién de hidrocarburos (Naranjo,

1989, p. 22), como se puede observar en la Figura 2.5.
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Figura 2.5 Conificacién en pozo vertical
Obtenido de: (Bailey B. et al., 2000, p. 37)

En los pozos horizontales, este problema se puede asociar con la formacién de una cuspide o

cresta en forma de ola, ver Figura 2.6.

Figura 2.6 Conificacion en pozo horizontal
Obtenido de: (Bailey B. et al., 2000, p. 37)

La conificacién puede presentarse en un tiempo mas temprano si el Contacto Agua - Petréleo
(CAP) se encuentra cerca a los pozos perforados. La mayoria de las veces la causa de la
conificacién proviene de un exceso de la tasa critica de operacién cuando el pozo tiene bombeo
electrosumergible, esto debido a que existe un sobresfuerzo de los fluidos a fluir a través del
medio poroso y el agua al poseer mayor movilidad que el crudo, irrumpe prematuramente en el

pozo. En las Figuras 2.7 y 2.8 se aprecian las etapas de desarrollo de una conificacion.
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Figura 2.7 (A) Deformacion del CAP en forma de cono, (B) Irrupcién de agua por conificacion
Obtenido de: (Siddii et al., 2001)
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Figura 2.8 esviacién de Petrdleo por conificacion de agua
Obtenido de: (Siddii et al., 2001)

2.3.4 Canalizacion Matricial Sin Flujo Cruzado

Es un problema comun en la produccion proveniente de multiples capas, esto ocurre cuando una
de las zonas completadas en un pozo, esté rodeada por una barrera de flujo e inundada de agua
generalmente proveniente de un acuifero activo o un pozo inyector de agua.

El flujo cruzado requiere de la continuidad de la barrera impermeable, esto obliga a que el aporte
de agua se deba casi exclusivamente al aporte de la capa inundada. En estos casos el
tratamiento mas recomendable consiste en aislar la zona invasora, la Figura 2.9 representa el
aporte de agua canalizada sin flujo cruzado proveniente de un pozo inyector. Por lo general la
zona invasora suele tener la permeabilidad mas alta de las capas con aporte de fluido, lo cual

produce la irrupcién méas temprana o prematura de agua por esta capa.
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Figura 2.9 Capa inundada sin flujo cruzado
Obtenido de: (Bailey B. et al., 2000, p. 36)

2.3.5 Fracturas o Fallas entre un Pozo Inyector y un Pozo Productor

En las formaciones fracturadas de forma natural, aplicando recuperacién secundaria por
inyeccion de agua, el agua inyectada puede invadir rapidamente los pozos productores, debido
a la canalizacién del agua a través de las fracturas. En la Figura 2.10 se pueden observar dos

esquemas en los cuales el agua inyectada alcanza al pozo productor debido a la existencia de

canales de flujo preferencial entre un pozo inyector y un pozo productor.

Inyector

Productor

Q

Figura 2.10 Fracturas o Fallas entre un pozo inyector y productor
Obtenido de: (Bailey B. et al., 2000, p. 37)

2.3.6 Canalizacion a través de Fallas o Fracturas

El agua puede resultar de fracturas que interceptan una zona de agua mas profunda. Este caso
se observa frecuentemente en pozos horizontales, donde la producciéon de agua habitualmente
ocurre a través de fracturas o fallas conductoras que interceptan un acuifero.
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A continuacion, en la Figura 2.11 se representa el problema de Fracturas o Fallas en pozos

verticales y horizontales.

o ]

I_

Figura 2.11 Fallas o Fracturas en una capa de agua superior o inferior en un: (a) pozo vertical y
(b) pozo horizontal.
Obtenido de: (Bailey B. et al., 2000, p. 37)

Mahgoup & Khair, en el afio 2015 senalaron que la canalizacion y la conificacion dependen del
tipo de empuje que posea el yacimiento, es decir: “la canalizacion esta relacionada con
yacimientos que presentan un empuje de agua de borde (ede water drive) como mecanismo de
produccién natural, mientras la conificacion esta relacionada con un empuje de agua de fondo

(botton water drive)” (p.83).

A continuacion, en la Figura 2.12 se observan estos dos tipos de empuje antes mencionados.

Figur 2. anismos de empuje de agua
Obtenido de: (Kussima, 2016, p. 12)
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2.4 Métodos de Control de la Produccion de Agua

Existen distintas soluciones para cada tipo de problema, estas varian desde las soluciones
quimicas y mecanicas mas simples, que son relativamente de bajo costo, hasta las mas costosas
y complejas. Por consiguiente, no se profundizara en los diferentes tipos de soluciones
mecanicas, inyeccion de cemento y demas técnicas de control de agua, ya que se consideran de
uso comun en la industria. Se limitara simplemente a la revision de técnicas de control de agua
con base a soluciones quimicas, especificamente a inyeccion de fluidos gelificantes y su
formulacion, los cuales son utilizados para solucionar la conificacion producida por la invasion de
agua.

2.4.1 Soluciones Mecanicas

Por lo general, las soluciones mecanicas se emplean de tal manera que no interactian
directamente con el yacimiento, por lo tanto, minimizan el riesgo de generar algun tipo de dafno
en la formacion, esto se debe a que estan disefiadas con el fin de restringir la invasién de agua
en el interior del pozo con herramientas que se instalan en el interior de la tuberia de produccion.
En algunos casos que existe invasion de agua cerca del pozo, tales como las filtraciones del
Casing, el flujo por detras del Casing, la elevaciéon de agua desde el fondo y las capas inundadas
sin flujo transversal, se elige utilizar tapones mecanicos o inflables. Cuando el pozo se debe
mantener abierto hasta niveles mas profundos que el punto de invasién de agua, la solucion es
colocar un remiendo que se baja a través de la tuberia de produccién (Bailey et al., 2000, p. 46).

2.4.2 Soluciones Quimicas

Al contrario de las soluciones mecanicas, las soluciones quimicas tienen interaccién directa con
la formacion, de tal manera que existe mayor riesgo de generar algun tipo de dafo en la misma.
Para realizar tratamientos quimicos en el yacimiento de hidrocarburos se requiere la inyeccion

precisa del fluido, para lo cual se puede utilizar la tuberia flexible con empacadores inflables ya
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que permite colocar la mayor cantidad de los fluidos de los tratamientos sin riesgo de dafar las
zonas que contienen hidrocarburos (Bailey et al., 2000, p. 46).
Los tratamientos quimicos mas comiunmente usados son:

e Tratamiento de cemento.

e Tratamiento de geles rigidos.

e Tratamiento de inyeccién de un fluido gelificado.

e Tratamiento de fluidos inteligentes o selectivos.
2.4.2.1 Tratamiento de Cemento
El cemento constituye un elemento importante dentro del conjunto de soluciones quimicas para
el control de agua, debido a que su escasa pérdida de fluido y a su capacidad de penetrar en
microfracturas inferiores a 160 micrones, el convierten en el sistema ideal para tratamientos de
remediacién de filtraciones en las tuberias, las cuales son provocadas por el flujo detras de las
mismas. Una vez posicionado, el cemento ofrece una gran resistencia a la compresién, baja
permeabilidad y alta resistencia a los ataques quimicos (Bailey et al., 2000, pag. 46).
2.4.2.2 Tratamiento de geles rigidos
Los geles rigidos brindan una alta efectividad para obstruir excesos de agua en las cercanias del
pozo. A diferencia del cemento, los geles se pueden forzar dentro de la formacién para realizar
una obstruccién completa de la zona o para llegar a las barreras de lutitas.
Este tratamiento tiene una ventaja operativa con respecto a los tratamientos de cemento, ya que
se pueden perforar con chorros de fluidos en lugar de triturarlos con mechas. Generalmente los
geles rigidos estan conformados a base de polimeros con aditivos reticulares. Se puede aplicar
un gel rigido en la formacién utilizando una tuberia flexible para tratar problemas de agua
especificos, como el flujo por detras del revestidor y capas inundadas sin flujo transversal, como

se observa en la Figura 2.13.
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Figura 2.13 Bombeo de un gel rigido: (A) en la zona inundada para obstruir la entrada de agua
de una capa sin flujo transversal, (B) un empacador inflable en la tuberia flexible aisla la zona
productora de petrdleo de la zona inundada.

Obtenido de: (Bailey B. et al., 2000, p. 47)

2.4.2.3 Tratamiento de inyeccion de un fluido gelificado

El uso de un fluido gelificado que se puede inyectar en pequefas fallas o fracturas tiene un
limitante ya que sélo penetra las formaciones con permeabilidades superiores a 5 darcies.
Cuando se aplican grandes volumenes (1000 a 10000 barriles) de estos fluidos de bajo costo,
generalmente se logra obstruir amplios sistemas de fracturas que rodean al pozo inyector 0 a los
pozos productores (Bailey et al., 2000, p. 47). De la misma manera que los geles rigidos, un fluido
gelificado tiene un tiempo prolongado de trabajo de hasta tres dias antes de volverse rigido y se
puede bombear a través de las mallas de completacién. El fluido gelificado se caracteriza por ser
una solucién reticular de baja concentracién, baja viscosidad y con controladores de pH,
disefiados para activarse in situ a condiciones de presién y temperatura del yacimiento.

Este método al ser un bloqueador de permeabilidad, tapona los poros de la roca y disminuye el
flujo de agua y de petréleo por igual, debido a esto se necesitan medios de colocacion selectiva

para evitar danos en la zona productora de petréleo. Ademas, es un tratamiento aceptable para

solucionar la produccién de agua en el caso de que sea producto de la conificacion.
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2.4.2.3.1 Colchén Bloqueador Diseiado con Geles de Polimeros

Para el control de produccion de agua se utiliza un tren de fluidos, el cual es utilizado como
colchdn bloqueador de agua, generalmente esta disefiado con polimeros de alto peso molecular,
hidrofilicos y solubles en agua, estos generan largas cadenas que se adhieren a la formacion,
realizando un taponamiento del espacio poral (Alzate, 2016, p. 18). En la Tabla 2.1 se enumeran
las ventajas y desventajas del uso de polimeros.

Tabla 2.1 Ventajas y Desventajas del Uso de Polimeros

VENTAJAS DESVENTAJAS
Incremento de la viscosidad del agua Posee limitaciones a altas temperaturas.
Aumenta la eficiencia de barrido Baja tolerancia a iones de calcio y magnesio

o o Las arcillas incrementan la adsorcion de
Disminucion de la movilidad del agua )
polimeros

Reduccion de la movilidad del fluido . B
_ _ L No es recomendable la inyeccion en
inyectado, para mejorar la eficiencia de o _
. _ yacimientos con amplias fracturas
barrido areal y vertical

Modificado de: (Alzate, 2016, p. 18)

2.4.2.4 Tratamiento de fluidos inteligentes o selectivos

El uso de fluidos inteligentes o selectivos se estan desarrollando en forma de polimeros y
surfactantes para tratamientos de la matriz de la formacidn cercana al pozo. A estos tratamientos
se les denomina modificadores de permeabilidad relativa, producen una sustancia similar al de
un gel para obstruir el flujo en las capas de agua, pero mantienen el comportamiento del fluido

en las capas de petréleo para permitir que continte la produccién (Bailey et al., 2000, p. 47).
2.5 Fluidos de Perforacion

El fluido de perforacion aparecio por primera vez aproximadamente en el aiio 1913 con el objetivo
de controlar la presion del subsuelo. En las décadas de 1920 y 1930 aparecieron las primeras

companias estadounidenses especializadas en la distribucion, desarrollo e ingenieria de los

fluidos y componentes de perforacién. En las décadas siguientes, estas companias introdujeron
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desarrollos en materia quimica, mediciones e ingenieria de procesos, que produjeron mejoras
significativas en la eficiencia de la perforacion y la productividad de los pozos (Cullum et al., 2013,
p. 67).
2.5.1 Tipos de fluidos de perforacién
2.5.1.1 Fluidos Acuosos
También conocidos habitualmente como lodos a base de agua, son los mas comunes y los mas
variados. Su composicién puede variar entre mezclas simples de agua y arcilla, y sistemas
complejos de fluidos de perforacion inhibidores, o estabilizadores de arcillas, que pueden incluir
varios componentes (Cullum et al., 2013, p. 67).
2.5.1.2 Fluidos No Acuosos
Este tipo de fluidos comunmente se los conoce como lodos a base de sintéticos, su fase continua
puede consistir en aceites minerales, ésteres biodegradables, olefinas u otras variantes.
Generalmente son mas costosos que los fluidos acuosos, pero proveen un excelente control del
pozo, estabilidad térmica, velocidades de penetracion y lubricidad, lo que puede facilitar la
reduccion del costo total para el operador.
2.5.2 Funciones Basicas de los Fluidos de Perforacion
Todos los fluidos de perforacion se formulan con el objetivo de llevar a cabo muchas funciones,
si bien estas son vastas y diversas, a continuacion, se enumeran las principales:

e Control de las presiones de formacion.

e Remocion de los recortes del pozo.

e Enfriamiento y lubricaciéon de la barrena.

e Transmision de la energia hidraulica a la barrena y las herramientas de fondo de pozo.

¢ Mantenimiento de la estabilidad del pozo.
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2.5.3 Ciclo de Vida de los Fluidos de Perforacion

Para el disefio y mantenimiento de los fluidos de perforacion se utiliza la ingenieria de procesos
continuos para ajustarlos dependiendo de las condiciones variables del pozo y posteriormente
se evalla su rendimiento y se modifican sus propiedades en un ciclo continuo.

2.5.3.1 Diseno Inicial

Es la fase de planeacion en la cual se seleccionan los diferentes tipos y disefios de sistemas de
fluidos de perforacién para cada seccién del pozo. Todos estos sistemas estan disenados para
cumplir con diversas especificaciones, incluidos los requerimientos de densidad, estabilidad del
pozo, gradientes térmicos, aspectos logisticos y los asuntos ambientales (Cullum et al., 2013, p.
69).

2.5.3.2 Circulacion

El fluido de perforacién en un ciclo de circulacién generalmente consume energia, levanta los
recortes, enfria la barrena y el pozo, y posteriormente descarga los residuos en la superficie. Por
lo que se debe evaluar y recargar continuamente el sistema con fluidos nuevos y diferentes
aditivos (Cullum et al., 2013, p. 69).

2.5.3.3 Medicion y Rediseno

Comunmente se miden las propiedades especificas de los fluidos de perforacidén en funcién del
tipo de fluido que se utiliza, los cuales incluyen la densidad, reologia, la tasa de filtracion, el
contenido y la clasificacién de solidos. Posteriormente se analiza el pH, dureza, alcalinidad,
cloruros, contenido de gas &cido y otros parametros especificos de ciertos tipos de fluidos. Se
mantiene un monitoreo continuo de las condiciones del pozo y de las caracteristicas del fluido
que retorna a superficie y luego se efectian los ajustes necesarios en el lodo dependiendo de

las condiciones del pozo y de la perforacién (Cullum et al., 2013, p. 69).
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2.5.4 Reologia
La reologia estudia la relacion entre el esfuerzo y la deformacién en los materiales que son
capaces de fluir (también fluyen los sélidos), definiendo como flujo a la deformacién continua,
generada por la aplicacion de un esfuerzo cortante (Morés & Trevifio, 2010, p. 13).
La viscosidad y la fuerza del gel son medidas que se relacionan con el flujo o las propiedades
reoldgicas de los fluidos de perforacion.
2.5.4.1 Viscosidad
Es una propiedad importante de los liquidos que describe la resistencia del liquido a fluir y esta
relacionada con la friccion interna en el liquido (Rojas et al., 2012, p. 1).
2.5.4.1.1 Viscosidad Plastica
La viscosidad plastica (PV) en centipoise (cP), generalmente se describe como la parte de la
resistencia al flujo que es causada por la friccion mecanica, ademas representa la viscosidad de
un lodo cuando se extrapola a una velocidad de corte infinita sobre la base de las matematicas
del modelo de Bingham (Schlumberger, 2022).
2.5.4.2 Fuerza de Gel
Se define como el esfuerzo cortante medido a una velocidad de corte baja, después de que un
lodo ha quedado en reposo durante un periodo de 10 segundos y 10 minutos en el procedimiento
normalizado del API, aunque también se pueden realizar mediciones después de 30 minutos o
16 horas (Schlumberger, 2022).
2.5.4.3 pH
El potencial del ion hidrégeno, que es el logaritmo log,, negativo de la concentracién de
iones hidrégeno, H*. Matematicamente, pH = log,,(1/[H*]), donde [H™] representa
mol/L. El pH se obtiene de la constante del producto i6nico del agua, que a temperatura
ambiente es 1 x 10~ 1* = [H*] x [0H]. El agua pura (pH neutro) tiene concentraciones

iguales de sus dos iones: [H*] = [0H~] = 1077 mol/L. El logaritmo log,, 1/[H*] es 7,
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que es el pH de una solucion neutra. La escala de pH va de 0 a 14 y los valores por debajo
de 7 son 4cidos y por encima de 7 son basicos (Schlumberger, 2022, parr. 1).
La medicién de campo del pH del fluido de perforacion (o filtrado) y los ajustes del pH son
fundamentales para el control del fluido de perforacion. Las interacciones de la arcilla, la
solubilidad de varios componentes y contaminantes y la eficacia de los aditivos dependen del

pH, al igual que el control de los procesos de corrosion acida y de sulfuro.
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3. METODOLOGIA

Este estudio tiene un enfoque mixto ya que se trata de una investigacion que: recolecta, analiza
y vincula datos cualitativos y cuantitativos.

Cualitativo debido a que cuyo analisis se dirige a lograr descripciones detalladas de la
formulacion del fluido de prueba que sera utilizado como colchén bloqueador de agua de
formacion y de la costra que se obtiene sobre el medio filtrante utilizado en las diferentes pruebas.
Cuantitativo ya que se recogen datos cuantificables que brinda una idea mas clara de la
efectividad del fluido de prueba en el taponamiento de los poros del medio filtrante utilizado en
los equipos HTHP y PPT.

El trabajo es de tipo experimental, teniendo en cuenta que un experimento es un plan
estructurado de accién que, en funcion de una serie de objetivos, aporta la informacidén necesaria
para la prueba de expectativas tedricas o de hipotesis (Balluerka & Vergara, 2002). El trabajo
procura ser una guia que orienta los pasos del investigador, no sélo en la obtencién de datos,

sino en el correcto analisis y posterior inferencia de la hipétesis.

3.1 Descripcion de la Metodologia Aplicada

3.1.1 Formulacion del Fluido

Para la formulacién del fluido gelificado de prueba, se seleccionaron tres compuestos quimicos
diferentes, los cuales desempefian una funcidn de: controlador de filtrado, gelificante y activador,
de tal manera que, realizando la combinacion correcta de estos, puedan desempenar un correcto
bloqueo del agua de formacion en el yacimiento.

Se realizaron treinta y seis formulaciones diferentes, variando las cantidades de los compuestos
quimicos elegidos, los cuales fueron mezclados en agua, considerando las equivalencias de las
unidades de campo para la formulacion de fluidos de perforacidn en el laboratorio, las cuales se

detallan en la Tabla 3.1.
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Tabla 3.1 Equivalencias para la formulacion de fluidos de perforacion en el Laboratorio

Unidades en Campo Unidades en Laboratorio
1 bl 350 ml
11b 19

Elaborado por: Fernando Naranjo
En la Tabla 3.2 se observa la cantidad de cada uno de los compuestos con los que se elaboraron
las diferentes formulaciones.

Tabla 3.2 Formulaciones de fluidos de prueba

Descripcion PHPA SILICE COLOIDAL PAC “R”
g g g
Compuesto 1 1 2 4
Compuesto 2 1 2 8
Compuesto 3 1 2 12
Compuesto 4 1 4 4
Compuesto 5 1 4 8
Compuesto 6 1 4 12
Compuesto 7 1 6 4
Compuesto 8 1 6 8
Compuesto 9 1 6 12
Compuesto 10 2 2 4
Compuesto 11 2 2 8
Compuesto 12 2 2 12
Compuesto 13 2 4 4
Compuesto 14 2 4 8
Compuesto 15 2 4 12
Compuesto 16 2 6 4
Compuesto 17 2 6 8
Compuesto 18 2 6 12
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PHPA SILICE COLOIDAL PAC “R”

Descripcion

g g g
Compuesto 19 3 2 4
Compuesto 20 3 2 8
Compuesto 21 3 2 12
Compuesto 22 3 4 4
Compuesto 23 3 4 8
Compuesto 24 3 4 12
Compuesto 25 3 6 4
Compuesto 26 3 6 8
Compuesto 27 3 6 12
Compuesto 28 4 2 4
Compuesto 29 4 2 8
Compuesto 30 4 2 12
Compuesto 31 4 4 4
Compuesto 32 4 4 8
Compuesto 33 4 4 12
Compuesto 34 4 6 4
Compuesto 35 4 6 8
Compuesto 36 4 6 12

Elaborado por: Fernando Naranjo

3.1.2 Normas API de Referencia
La prueba seleccionada se basé en la Practica API 13B-1, esta es recomendada para pruebas
de campo de fluidos de perforacién a base de agua, como indica la Cuarta edicién con fecha de
marzo de 2009.
Esta practica proporciona procedimientos estandar para determinar las siguientes caracteristicas
de los fluidos de perforacion a base de agua:

a) Densidad del fluido de perforacion (peso del lodo);

b) Viscosidad y fuerza de gel;

c) Filtracién;
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d) Contenido de agua, aceite y sélidos;
e) Contenido de arena;
f) Capacidad de azul de metileno;
9) pH;
h) Alcalinidad y contenido de cal;
i) Contenido de cloruro;
j) Dureza total como calcio.
k) Solidos de baja gravedad y concentraciones de materiales de ponderacion.
Los documentos referenciales indispensables para la aplicacion de la Practica AP 13B-1 son los
siguientes:
API RP 13B-2, Pruebas de campo de fluidos de perforacidén a base de aceite.
API RP 13C, Evaluacién de sistemas de procesamiento de fluidos de perforacion.

API RP 13D, Reologia e Hidraulica de Fluidos de Perforacion de Pozos de Petroleo.

3.2 Seleccidn de Pruebas de Filtracidon y Equipos

3.2.1 Filtracion Estatica

La medicion del comportamiento de filtracién y las caracteristicas del revoque de un fluido de
perforacion son fundamentales para el tratamiento y control de un fluido de perforacion, al igual
que las caracteristicas del filtrado, como la concentracion de aceite, agua o emulsién.

Las caracteristicas de filtracion de un fluido de perforacién se ven afectadas por la cantidad, el
tipo y el tamano de las particulas sélidas en el fluido de perforacidén y por las propiedades de la
fase liquida. Las interacciones de estos diversos componentes pueden verse influenciadas por
la temperatura y la presion.

Las pruebas se realizan en condiciones estaticas tanto a baja presién — baja temperatura como

a alta presion — alta temperatura, y cada una requiere equipos y técnicas diferentes.
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Para probar la efectividad de taponamiento de las treinta y seis formulaciones desarrolladas se
procedi6 a realizar una prueba de filtracion estatica con cada fluido de prueba, utilizando el equipo
High Temperature — High Pressure Filter Press (HTHP), de las cuales se seleccionaron las diez
mejores formulaciones, segun el menor Spurt Loss obtenido durante estas pruebas vy
consecuentemente se realizaron pruebas mediante el uso del equipo Permeabilty Plugging
Tester (PPT).
3.2.2 Prueba High Temperature — High Pressure Filter Press (HTHP)
Estas pruebas de filtracién se realizan a alta temperatura y en condiciones estaticas, para lo cual
se proporcionan dos procedimientos de filtracion para probar:
e hasta 175 °C (350 °F) y
e por encimade 175 °C (350 °F).
Las pruebas de filtracién para el trabajo de investigacidon fueron realizadas a una temperatura de
100 °C (212 °F), por lo que se utilizé el procedimiento de filtracion con una temperatura hasta
175 °C (350 °F).
3.2.2.1 Equipo
El equipo HTHP consta de los siguientes elementos:
a) Celda de filtro, a una presion nominal de trabajo de hasta 9000 kPa (1300 psi) a
temperatura;
b) Fuente de gas presurizado, como diéxido de carbono o nitrégeno, con reguladores; El
nitrégeno es el gas preferido para esta aplicacion.
c) Sistema de calefaccién con controlador de temperatura o termostato, para calentar hasta
175 °C (350 °F);
d) Recipiente de recoleccion de filtrado de alta presion, manteniendo la contrapresién

adecuada (consulte la Tabla 3.3) para evitar la evaporacion o evaporacion del filtrado;
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e) Celda de filtracién con agujero para termémetro, equipada con un extremo removible, un
soporte de medios filtrantes y con sellos resistentes al aceite.
f) Vastagos de valvula en cada extremo de la celda que se pueden abrir o cerrar durante la

prueba.

Figura 3.1 (a) Equipo HTHP con fuente de gas presurizado de didxido de carbono, (b) Equipo
HTHP con fuente de gas presurizado de nitrogeno.
Obtenido de: (OFITE, 2022)

Tabla 3.3 Contrapresion Minima Recomendada

Temperatura de Prueba Presion de Vapor Contrapresiéon Minima
°C °F kPa Psi kPa psi
100 212 101 14.7 690 100
120 250 207 30 690 100
150 300 462 67 690 100
175 350 932 135 1104 160
200 400 1704 247 1898 275
230 450 2912 422 3105 450

Obtenido de: (American Petroleum Institute, 2017, p. 25)
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3.2.2.2 Medio Filtrante
Se utiliza un Papel de filtro endurecido con bajo contenido de cenizas, para temperaturas de
hasta 175 °C (350 °F), se requiere un papel nuevo para cada prueba. Este papel de filtro es un
papel de filtro calandrado, endurecido, cualitativo, bajo en cenizas hecho de borra de algoddn.
Se utilizé el papel de filtro que podemos observar en la Figura 3.2, y tiene las siguientes
caracteristicas, las cuales pueden variar segun el fabricante:

e Tasa de filtracion lenta: 2685 Herzbergs;

¢ Retencion de particulas en liquido: 2-5 ym;

¢ Contenido de cenizas: 0,015 % en peso;

e Peso base: 92 g/m2 (0,019 Ib/ft?);

e Diametro: 63,5 mm (2,5in.);

o Espesor: 0,137 mm (0,0054 in.).

Figura 3.2 Papel filtro, 6.3 cm (2.5%), 2.7 um.
Obtenido de: (OFITE, 2022)

3.2.2.3 Realizacion de la Prueba de Filtracion
a) Se debe usar uncrondémetroy se debe recolectar el filtrado después de aproximadamente
15 segundos para garantizar que el fluido tenga buenas propiedades de filtracion (filtrado
excesivo). Recoja el filtrado y registre el volumen a 1 minuto, 7,5 minutos y 30 minutos.
b) Comience la filtracion abriendo la vélvula entre la celda y el receptor de contrapresion.

Verifique que tanto la presién de la celda, que se indica en el mandémetro de entrada y el
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de la contrapresion estén en los niveles deseados. Ajustelos segun sea necesario durante
la prueba.

c) La presion de la celda puede disminuir ligeramente debido a la filtracion, por lo que se
debe aplicar presion segun sea necesario para mantener la presion en el nivel deseado.

d) Después de cada intervalo, el filtrado se drenara en el cilindro graduado desde el receptor
de contrapresion y se registrara el tiempo y el volumen acumulado.
Se recomienda recuperar el filtrado directamente del receptor de contrapresion y no de
una manguera de drenaje conectada a este.

e) Después de 30 min, cierre la valvula entre la celda y el receptor de contrapresion y drene
cualquier filtrado restante del receptor de contrapresion en el cilindro graduado abriendo
la valvula de salida del receptor.

3.2.2.4 Calculos

El volumen de filtrado, Vi, debe corregirse a un area de filtro de 4516 mm2 (7,0 in2.). Las celdas
de filtro HTHP generalmente tienen la mitad del area de filtro estdndar de 2258 mma2 (3,5 in2.),
por lo tanto, se debe duplicar el volumen recogido durante los 30 min de duracién de la prueba.
El espesor de la costra debe ser lo mas cercano a un milimetro (1/32 in.), su textura y la presencia
de cualquier emulsién o aceite en el filtrado, es registrado en el informe.

3.2.3 Prueba con Equipo Permeability Plugging Tester (PPT)

3.2.3.1 Equipo PPT

El equipo PPT utiliza una celda de fluido invertida con la presion aplicada desde la parte inferior,
el medio filtrante en la parte superior y el filtrado recolectado en la parte superior. Una bomba
hidraulica aplica presion a la celda, que se transfiere a la muestra de fluido de perforacion a
través de un piston flotante dentro de la celda, el ensamblaje completo del equipo lo podemos

observar en la Figura 3.3 (American Petroleum Institute, 2017, p. 90).
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CO; bomb

Pressure regulating valve — : - Fixed pin

Valverod —
Back pressure receiver
e\l Fixed pin
Fluid-out valve -* — Fluid-out tube
Heating jacket

Temperature regulation —§

Fixed pin
Fluid-in valve rod — —— Quick coupling
Fluid-in valve

Hydraulic oil
Fluid-in pump . ‘

Core filter plate

Figura 3.3 Equipo Permeability Plugging Tester
Obtenido de: (OFITE, 2022)

El equipo PPT utiliza discos cerdmicos como medio de filtracion. Los discos cerdmicos estan
disponibles en varios tamanos dependiendo el didmetro de la garganta del poro, como se detalla
en la Tabla 3.3.

Se adoptaron discos ceramicos para su uso en el equipo Permeability Plugging Tester (PPT)
como método para probar materiales de taponamiento o puente en fluidos de perforacién. Los
discos ceramicos no muestran la relacion normal entre el tamafo de la garganta del poro y la
permeabilidad como la arenisca natural. El trabajo realizado para evaluar las caracteristicas de
formacion de puentes debe basarse en el tamano de la garganta del poro (American Petroleum

Institute, 2017, p. 91).
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Para temperaturas superiores a 93 °C (200 °F), el receptor de contrapresién debe presurizarse
para evitar la ebullicién del filtrado. El receptor de contrapresion estandar utiliza una fuente de
presurizacion de CO2 para proporcionar la contrapresion.

La celda del equipo PPT estd encerrada en una cédmara de calentamiento controlada
termostaticamente, esta camara encierra completamente el &rea de filtracién, lo que permite la
filtracion a cualquier temperatura deseada, desde temperatura ambiente hasta 260 °C (500 °F)
(American Petroleum Institute, 2017, p. 90).

3.2.3.2 Medio Filtrante

Para esta prueba se utiliza como medio filtrante discos ceramicos, el grosor estandar del disco
ceramico es de 6,5 mm (0,25 in.). Es importante tener en cuenta que se requiere un disco nuevo
para cada prueba. Para muestras de fluidos de perforacion a base de agua, el disco se debe
empapar en fluido base (agua, salmuera, etc.) durante al menos 30 minutos; para fluidos de
perforacion no acuosos, el disco debe empaparse en aceite base. Cuando sea posible, se

prefiere la saturacion al vacio durante al menos 5 min a 30 min antes del uso.

713-880-9885
www.ofite.com

Figura 3.4 Disco ceramico
Obtenido de: (OFITE, 2022)

Estos discos cerdmicos tienen un didmetro medio de garganta de poro determinado por
porosimetria de inyeccién de mercurio.
La Tabla 3.4 detalla los discos ceramicos comunmente disponibles y el diametro medio de la

garganta del poro.
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Tabla 3.4 Designacion APl y diametro medio de garganta de poro

Inyeccion de Hg Diametro medio
Designacion API

de la garganta del poro

pm
API 10 10
APl 12 12
API 20 20
API1 40 40
API 50 50
API 55 55
API 120 120

Obtenido de: (American Petroleum Institute, 2017, p. 91)

En las pruebas con el equipo PPT se utilizaron como medio filtrante discos cerdmicos de la
empresa OFITE, los cuales tienen las siguientes caracteristicas:

e Codigo: #170-55

e Permeabilidad: 775 mD

e Garganta de poro promedio: 10 um

e Diametro: 2/,

e Grosor: /4"

3.2.3.3 Spurt Loss

El spurt loss se puede representar mediante la interseccion, en el eje y, de la linea recta que
representa la tasa de filtracion estéatica, cuando la raiz cuadrada del tiempo de filtracion se traza
a lo largo del eje x, y el volumen de filtrado [duplicado para corregir area de filtracion cuando se
usa un medio de filtracion de 22,6 cm? (3,5 in%.)] se traza a lo largo del eje y. Alternativamente,

se puede calcular un valor aproximado usando la Ecuacion 3.1.
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El calculo del spurt loss, V1, viene expresado en mililitros, como se detalla en la Ecuacién 3.1.
Vi =2[V;5 — (V30 = V75)] = 2(2V75 — V30)

Ecuacion 3.1 Célculo del Spurt Loss
Obtenido de: (American Petroleum Institute, 2017, p. 95)

Donde:

Vzs es el volumen filtrado después de 7.5 min, expresado en milimetros;

V3g es el volumen filtrado después de 30 min, expresado en milimetros.

El célculo de la tasa de filtracion estatica (velocidad de flujo), vsi, expresada en mililitros por raiz
cuadrada de minuto, como se detalla en la Ecuacién 3.2:

v 2 = Va) _ 2(Vag = Vrs)
SE G —VE 2.739

Ecuacion 3.2 Calculo de la tasa de Filtracion Estatica
Obtenido de: (American Petroleum Institute, 2017, p. 95)

Donde:
t1, es el tiempo en la lectura inicial a los 7.5 min, expresado en minutos;
to, es el tiempo en la lectura final a los 30 min, expresado en minutos.
3.2.3.4 Realizacion de la Prueba de Filtracion
a) Se debe usar un cronémetroy se debe recolectar el filtrado después de aproximadamente
15 segundos para garantizar que el fluido tenga buenas propiedades de filtracion (filtrado
excesivo). Recoja el filtrado y registre el volumen a 1 minuto, 7,5 minutos y 30 minutos.
b) Comience la filtracion abriendo la valvula entre la celda y el receptor de contrapresion.
Verifique que tanto la presion de la celda, que se indica en el manémetro de la bomba, y
el de la contrapresién estén en los niveles deseados.
c) Lapresién de la celda puede disminuir ligeramente ya que la filtracién y cualquier fuga en
la bomba reducen el contenido de la celda. La bomba debe usarse segun sea necesario

para mantener la presion en el nivel deseado.
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d) Después de cada intervalo, el filtrado se drenara en el cilindro graduado desde el receptor
de contrapresién y se registrara el tiempo y el volumen acumulado.

Se recomienda recuperar el filtrado directamente del receptor de contrapresion y no de
una manguera de drenaje conectada a este.

e) Después de 30 min, cierre la valvula entre la celda y el receptor de contrapresion y drene
cualquier filtrado restante del receptor de contrapresion en el cilindro graduado abriendo
la valvula de salida del receptor.

3.2.3.5 Medicion de la Costra de Filtracion

Mida y registre el espesor de la costra formada en el disco de cerdmica, debe ser lo mas cercano
a un milimetro (1/32 in.), se debe incluir una descripcién de: dureza, resistencia, flexibilidad,
gomosidad, firmeza, etc. Aunque estos parametros son necesariamente opiniones subjetivas,
pueden transmitir informacidn importante.

3.2.3.6 Calculos

Se debe establecer el volumen de prueba de permeabilidad — taponamiento, VPPT, expresado
en mililitros, igual a dos veces el Vs, el volumen de filtrado después de 30 min, expresado en
mililitros, como se indica en la Ecuacion 3.3:

Vppr =2 X V3

Ecuacion 3.3 Volumen de prueba PPT
Obtenido de: (American Petroleum Institute, 2017, p. 95)

3.3 Medicion de Propiedades Reoldgicas

3.3.1 Viscosidad

En cada fluido de prueba fue medida con el equipo Viscosimetro 900 de indicacion directa, la
medicion se la realizé antes y después de cada prueba de filtrado estatico en el equipo PPT.

El Viscosimetro de indicacion directa, es un dispositivo mecanico para medir la viscosidad a
velocidades de corte variables, en la Figura 3.5 se observa el viscosimetro utilizado durante las
pruebas de la investigacion.
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Figura 3.5 Viscosimetro modelo 900
Obtenido de: (OFITE, 2022)

3.3.2 Mediciéon de pH
Se tomaron mediciones antes y después de cada prueba de filtrado estatico en el equipo PPT.
El método recomendado para medir el pH del fluido de perforaciéon es con un medidor de pH de

electrodo de vidrio, en la Figura 3.6 se observa el kit de medidor de pH de mesa de laboratorio.

Figura 3.6 Kit de medidor de pH de mesa de laboratorio PH800 APERA INSTRUMENTS
Obtenido de: (EQLAB, 2022)

Este método es preciso y proporciona valores de pH fiables, sin interferencias si se utiliza un
sistema de electrodos de alta calidad con un instrumento disefiado correctamente.
La informacidn sobre la reologia de los fluidos de perforacién se puede encontrar en la norma

API113D.
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3.4 Calculo de Efectividad de Taponamiento

Con los diez fluidos de prueba seleccionados en las pruebas realizadas con el equipo HTHP, se
procede a realizar un total de veinte pruebas con el equipo PPT, debido a que se utiliza cada
disco por sus dos lados, con el mismo fluido de prueba, con el objetivo de producir un dafno al
disco, al taponar las gargantas de los poros y por consiguiente determinar la efectividad de
taponamiento de cada uno de los fluidos de prueba.

Con los datos de Filtrado obtenidos durante la segunda prueba con cada disco, se procede a
calcular la permeabilidad con la Ecuacién 2.2, para demostrar la efectividad de taponamiento la

permeabilidad calculada debe ser menor a la permeabilidad original del disco.
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4. RESULTADOS

4.1 Pruebas de Filtrado Estatico con el Equipo HTHP

Se realiz6 una prueba de filtrado estatico con cada compuesto formulado, para lo cual se utilizé
como medio filtrante papel filtro, en la Tabla 4.1 se pueden observar la cantidad de filtrado
obtenido con cada fluido de prueba.

Tabla 4.1 Cantidad de Filtrado obtenido en pruebas con equipo HTHP

FILTRADO
N° COMPUESTO ml TOTAL
1min  7.5min 30 min m
1 25 21.2 17.4 127.2
2 22.2 19.6 16.2 116
3 17.4 15.2 12.4 90
4 20.4 10.8 8.6 79.6
5 19.6 11.8 7.4 77.6
6 16 9.2 6.8 64
7 17.6 10.2 7.4 70.4
8 15.6 8.8 6.2 61.2
9 12.4 6.2 5.6 48.4
10 13.8 7.4 6.6 55.6
11 11.2 6.2 54 45.6
12 9.4 5.2 4.8 38.8
13 10.4 5.8 4.6 41.6
14 8.8 4.8 4 35.2
15 7.4 3.8 3.2 28.8
16 7.4 4.6 3.4 30.8
17 6.6 3.8 2.8 26.4
18 5.8 3 2.2 22
19 5.6 4 2.6 24.4
20 4.8 3.2 2.2 204
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FILTRADO

N° COMPUESTO mi TOTAL
1min  7.5min 30 min mi
21 3.6 2.2 1.4 14.4
22 4.2 3.6 2.6 20.8
23 3.2 2 1.8 14
24 2.8 2 1.2 12
25 3.8 3 2.4 18.4
26 2.4 1.8 1.6 11.6
27 2.2 1.6 1.4 10.4
28 3.2 2.6 1.8 15.2
29 2.6 2 1.4 12
30 2 1.6 1.2 9.6
31 3 2.4 1.4 13.6
32 2.2 1.8 1.6 11.2
33 2 1.4 1.2 9.2
34 2.6 2.2 1.6 12.8
35 2 2.2 1.2 10.8
36 1.8 1.4 1 8.4

Elaborado por: Fernando Naranjo

RESULTADOS PRUEBAS HTHP
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Figura 4.1 Resultados obtenidos en las pruebas de Filtrado Estatico con el equipo HTHP
Elaborado por: Fernando Naranjo
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4.1.1 Seleccion de compuestos segun su eficiencia de filtrado
La tabla 4.2 muestra los diez mejores compuestos que fueron seleccionados basandose en la
menor cantidad de filtrado obtenido en las pruebas de filtrado estatico con el equipo HTHP.

Tabla 4.2 Seleccion de compuestos segun resultados obtenidos con el equipo HTHP

FILTRADO
N° COMPUESTO mi TOTAL

1min  7.5min 30 min mi
24 2.8 2 1.2 12
26 24 1.8 1.6 11.6
27 2.2 1.6 1.4 10.4
29 2.6 2 1.4 12
30 2 1.6 1.2 9.6
32 2.2 1.8 1.6 11.2
33 2 1.4 1.2 9.2
34 2.6 2.2 1.6 12.8
35 2 2.2 1.2 10.8
36 1.8 1.4 1 8.4

Elaborado por: Fernando Naranjo

4.2 Pruebas de Filtrado Estatico con Equipo PPT

4.2.1 Resultados de la primera y segunda prueba

Desde la Tabla 4.3 hasta la Tabla 4.12 se detallan los resultados obtenidos en las dos pruebas
realizadas con cada fluido y disco cerdmico.

Compuesto 24

Tabla 4.3 Resultados en la prueba de filtrado con el equipo PPT

FILTRADO REDUCCION
N° PRUEBA m TOrIIA" DE FILTRADO
1 min 7.5 min 30 min %
1 56 15.2 19.6 80.8
2 48 14 16.2 70 13.37

Elaborado por: Fernando Naranjo
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Compuesto 26

Tabla 4.4 Resultados en la prueba de filtrado con el equipo PPT

FILTRADO REDUCCION
. mi TOTAL DE
N° PRUEBA _ _ ] mi FILTRADO
1 min 7.5min 30 min %
1 4.2 13.2 17.2 69.2
3.8 11.4 15.4 61.2 11.56

Elaborado por: Fernando Naranjo
Compuesto 27

Tabla 4.5 Resultados en la prueba de filtrado con el equipo PPT

FILTRADO REDUCCION
. mi TOTAL DE
N° PRUEBA _ _ ) mi FILTRADO
1 min 7.5 min 30 min %
1 3.8 11.8 15.4 62
2 3.2 10.2 13.2 53.2 14.19

Elaborado por: Fernando Naranjo
Compuesto 29

Tabla 4.6 Resultados en la prueba de filtrado con el equipo PPT

FILTRADO REDUCCION
. ml TOTAL DE
N° PRUEBA _ . . m FILTRADO
1 min 7.5 min 30 min %
1 3.6 11.2 10.2 50
3.4 8 13.2 49.2 160

Elaborado por: Fernando Naranjo
Compuesto 30

Tabla 4.7 Resultados en la prueba de filtrado con el equipo PPT

FILTRADO REDUCCION
o ml TOTAL DE
N° PRUEBA _ ] . ml FILTRADO
1 min 7.5 min 30 min %
1 45 6.8 8.4 394
2 1.6 54 6.4 26.8 31.98

Elaborado por: Fernando Naranjo
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Compuesto 32

Tabla 4.8 Resultados en la prueba de filtrado con el equipo PPT

FILTRADO REDUCCION
. mi TOTAL DE
N° PRUEBA _ _ ] mi FILTRADO
1 min 7.5min 30 min %
1 2.4 4.4 2.2 18
1.2 3.2 1 10.8 40.00

Elaborado por: Fernando Naranjo
Compuesto 33

Tabla 4.9 Resultados en la prueba de filtrado con el equipo PPT

FILTRADO REDUCCION
. mi TOTAL DE
N° PRUEBA _ _ ) mi FILTRADO
1 min 7.5 min 30 min %
1 2 3.8 2 15.6
2 1 3 1 10 35.90

Elaborado por: Fernando Naranjo
Compuesto 34

Tabla 4.10 Resultados en la prueba de filtrado con el equipo PPT

FILTRADO REDUCCION
o ml TOTAL DE
N° PRUEBA _ ] . mi FILTRADO
1 min 7.5 min 30 min %
1 2.2 3.6 1.8 15.2
2 1.8 2.6 1.2 11.2 26.32

Elaborado por: Fernando Naranjo
Compuesto 35

Tabla 4.11 Resultados en la prueba de filtrado con el equipo PPT

FILTRADO REDUCCION
o ml TOTAL DE
N° PRUEBA _ ] . ml FILTRADO
1 min 7.5 min 30 min %
1 1.8 3 1.2 12
2 1.4 2.2 1 9.2 23.33

Elaborado por: Fernando Naranjo
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Compuesto 36

Tabla 4.12 Resultados en la prueba de filtrado con el equipo PPT

FILTRADO REDUCCION
. mi TOTAL DE
N° PRUEBA _ . . ml FILTRADO
1 min 7.5min 30 min %
1 1.6 2 1 9.2
2 1 1.2 0.6 5.6 39.13

Elaborado por: Fernando Naranjo
4.2.2 Resumen de Resultados Obtenidos en el Equipo PPT

Tabla 4.13 Resultados de Pruebas 1 y 2 de filtrado con el equipo PPT

TOTAL TOTAL REDUCCION DE
N° COMPUESTO PRUEBA 1 PRUEBA 2 FILTRADO
ml ml %
24 80.8 70 13.37
26 69.2 61.2 11.56
27 62 53.2 14.19
29 50 49.2 1.60
30 39.4 26.8 31.98
32 18 10.8 40.00
33 15.6 10 35.90
34 15.2 11.2 26.32
35 12 9.2 23.33
36 9.2 5.6 39.13

Elaborado por: Fernando Naranjo

En la Figura 4.2 se muestra el porcentaje de la reduccién de filtrado obtenido al comparar los
resultados de las pruebas 1y 2 de filtrado estatico en el equipo PPT.

REDUCCION DE FILTRADO

50
39.13

40 35.9
40 31.98 '
30 2632 5.0
20 13.37 11.56 14.19
o B B
O —
24 26 27 30 32 33 35 36

29 34

%

COMPUESTO

Figura 4.2 Porcentaje de Reduccion de Filtrado
Elaborado por: Fernando Naranjo
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4.3 Propiedades Reoldgicas

En la Tabla 4.14 se muestran dos propiedades reoldgicas de los fluidos formulados, las cuales
fueron medidas antes de realizar la prueba de filtrado estatico en el equipo PPT.

Tabla 4.14 Viscosidad y pH Inicial de cada fluido de prueba
VISCOSIDAD PLASTICA

COMPUESTO INICIAL pH INICIAL
cP
24 66.6 7.28
26 67.7 7.55
27 86.9 8.36
29 69.7 7.65
30 89.2 8.45
32 69.2 7.89
33 73.9 7.91
34 86.2 8.22
35 89.6 8.56
36 90.1 8.60

Elaborado por: Fernando Naranjo
En la Tabla 4.15 se muestran dos propiedades reoldgicas de los fluidos formulados, las cuales

fueron medidas después de realizar la prueba de filtrado estético en el equipo PPT.

Tabla 4.15 Viscosidad y pH Final de cada fluido de prueba
VISCOSIDAD PLASTICA

COMPUESTO FINAL pH FINAL
cP
24 61.1 6.98
26 61.8 7.33
27 82.2 7.88
29 63.1 7.14
30 86.4 8.15
32 68.9 7.63
33 70.9 7.66
34 80.3 7.98
35 83.2 8.21
36 85.8 8.36

Elaborado por: Fernando Naranjo
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4.4 Fluidos con Menor Filtrado durante Prueba 2 con el Equipo PPT

Al realizar el analisis de la cantidad de filtrado obtenido durante la segunda prueba en el equipo
PPT y sus propiedades reolégicas, se procede a escoger los mejores fluidos de prueba, los
cuales se pueden observar en la Tabla 4.16.

Tabla 4.16 Seleccion de Fluidos con menor Filtrado Final y Propiedades Reoldgicas

REDUCCION VISCOSIDAD VISCOSIDAD
COMPUESTO FILT[I)?Ii\DO P:-r\ﬁglrll\(l;_A INIFE:TAL PLIQSZTA FI?&L
% cP cP
30 31.98 89.2 8.45 86.4 8.15
32 40.00 69.2 7.89 68.9 7.63
33 35.90 73.9 7.91 70.9 7.66
36 39.13 90.1 8.60 85.8 8.36

Elaborado por: Fernando Naranjo

4.5 Analisis de la Costra Formada en la Prueba 1 en el Equipo PPT

La retorta o costra formada en el medio filtrante es obtenida por la acumulacién de sélidos
mediante el proceso de filtracion. Segun Ariza et al. (2013), una excelente costra debe tener entre
1/32 in (0.079 cm) y 2/32 in (0.015 cm) de espesor, ser plastica y consistente. Generalmente es
medido en 1/32avos de pulgada o en milimetros.

En la Tabla 4.17 se detallan varias caracteristicas de la costra formada en cada disco durante la
primera prueba realizada en el equipo PPT.

Tabla 4.17 Caracteristicas de la Costra formada

GROSOR

COMPUESTO mm CARACTERISTICAS
24 3.2 Blanda, superficie con muchos grumos, gomosidad baja.
26 2.5 Muy blanda, superficie con pocos grumos, gomosidad baja.
27 4.2 Dureza media, superficie con muchos grumos, gomosidad alta.
29 3.6 Blanda, superficie con pocos grumos, gomosidad baja.
30 4.8 Dureza alta, superficie con muchos grumos, gomosidad alta.
32 1.2 Dureza media, superficie sin grumos, gomosidad media
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COMPUESTO GRr(:rSr']OR CARACTERISTICAS
33 2.9 Muy blanda, superficie con pocos grumos, gomosidad baja.
34 3.9 Dureza media, superficie con pocos grumos, gomosidad media.
35 4.2 Dureza alta, superficie con muchos grumos, gomosidad alta.
36 5.6 Dureza alta, superficie con muchos grumos, gomosidad alta.

Elaborado por: Fernando Naranjo
Basandose en el espesor que deberia tener una buena costra, se puede decir que la Unica que
se acerca a ese valor es la costra formada por el Compuesto 32, todas las demas exceden por
mucho el espesor recomendado, tener un espesor muy grueso podria generar una reduccién en
el didmetro del pozo y un problema con la tuberia, por lo que no es recomendable la utilizacién

de estos compuestos.

4.6 Calculo de Permeabilidad

Con los resultados obtenidos en la segunda prueba de filtrado estatico de cada fluido se procede
a calcular la permeabilidad final de cada disco utilizado como medio filtrante en el equipo PPT,
K3, utilizando la Ecuacion 2.2, los resultados se pueden observar en la Tabla 4.18.

Tabla 4.18 Calculo de Permeabilidad

FILTRADO Q

COMPUESTO F%M' cm?/s ﬁsl,)i e?tlr; ng C;;) clr_n rrlf[f)
24 70 0.0389 500 34.023 10.081 66.6 0.635 4.80
26 61.2 0.0340 500 34.023 10.081 67.7 0.635 4.26
27 53.2 0.0296 500 34.023 10.081 86.9 0.635 4.76
29 49.2 0.0273 500 34.023 10.081 69.7 0.635 3.53
30 26.8 0.0149 500 34.023 10.081 89.2 0.635 2.46
32 10.8 0.0060 500 34.023 10.081 69.2 0.635 0.77
33 10 0.0056 500 34.023 10.081 739 0.635 0.76
34 11.2 0.0062 500 34.023 10.081 86.2 0.635 0.99
35 9.2 0.0051 500 34.023 10.081 89.6 0.635 0.85
36 5.6 0.0031 500 34.023 10.081 901 0.635 0.52

Elaborado por: Fernando Naranjo
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En la Figura 4.2 se muestran los resultados de permeabilidad final, Ky obtenidos al utilizar la

ecuacion 2.2, que expresa la Ley de Darcy para Flujo Laminar.

PERMEABILIDAD FINAL
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Figura 4.3 Permeabilidad Final obtenida después de la Prueba 2 en el equipo PPT.
Elaborado por: Fernando Naranjo

4.7 Analisis de resultados

Para elegir al mejor Compuesto formulado, se analizaron todos los resultados obtenidos en las
diferentes pruebas realizadas, a continuacion, se detallan los diferentes andlisis realizados.
4.7.1 Analisis de los resultados obtenidos en las pruebas de filtrado estatico

La prueba de filtrado estatico permite la evaluacion de la pérdida por filtrado, como se la detalla
en la Practica APl 13B-1 (American Petroleum Institute, 2017, p. 21), este pardmetro provee una
indicacion de la invasion de filtrado de fluido hacia la formacion, en un tiempo de prueba de 30
minutos, la Temperatura y el diferencial de presion utilizados para las pruebas con los equipos
HTHP y PPT para esta investigacion fueron las mismas en ambos casos, es decir, T: 100 °C (212
°F) y AP: 500 psi, respectivamente.

4.7.1.1 Analisis de Resultados obtenidos con el equipo HTHP

Después de realizar la prueba de filtrado estatico con el equipo HTHP con cada uno de los 36
compuestos formulados, se procedié a seleccionar 10 compuestos, los cuales taponaron de

mejor manera el papel filtro utilizado en esta prueba y por lo que obtuvieron la menor cantidad
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de fluido filtrado después del tiempo de prueba de 30 minutos, dichos compuestos se pueden
observar en la Tabla 4.2.

Los compuestos seleccionados nos brindan la posibilidad de tener éxito al realizar las pruebas
de filtrado estéatico en el equipo PPT, es decir, que logren taponar el disco ceramico utilizado
como medio filtrante.

4.7.1.2 Analisis de Resultados obtenidos con el equipo PPT

Al realizar las pruebas de filtrado estatico en el equipo PPT se pudo observar que con el
Compuesto 29 y con el Compuesto 32 existié una reduccion menor y mayor de fluido filtrado,
respectivamente. Lo cual nos indica que el Compuesto 29 al reducir la cantidad de fluido filtrado
en 1.60%, no taponé de forma adecuada el disco ceramico, por lo cual este fluido no sirve para
la utilizacién como colchdn bloqueador de agua, al contrario, el Compuesto 32 obtuvo un 40% en
la reduccién de fluido filtrado, es decir, un mejor taponamiento del disco cerdmico y por lo cual
nos podria brindar un mayor bloqueo de agua. Todos los resultados de esta prueba podemos
observar en la Tabla 4.13.

4.7.1.3 Analisis de las Propiedades Reolodgicas

Se midieron dos propiedades reolégicas de los 10 fluidos seleccionados en la prueba de filirado
estatico con el equipo HTHP, estas propiedades fueron la viscosidad plastica y el pH, las cuales
fueron medidas antes de realizar la primera y después de la segunda prueba de filtrado estatico
con el equipo PPT, los valores de ambas propiedades obtenidos después de la segunda prueba
en el equipo PPT, que se pueden observar en la Tabla 4.15, muestran una disminucién en todos
los Compuestos, es decir que con todos los compuestos podemos observar una mayor movilidad
y menor pH después de la segunda prueba de filtrado estéatico en el equipo PPT, la variacion de
estas propiedades no afectaria al yacimiento, por lo tanto no traeria problemas, tales como la

corrosién en el fondo del pozo.
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4.7.1.4 Analisis de la Permeabilidad Final

La permeabilidad obtenida en la segunda prueba en el equipo PPT, es considerada la
permeabilidad final, los resultados se pueden observar en la Tabla 4.18, podemos notar una clara
disminucién de la permeabilidad al utilizar los Compuestos 32, 33, 34, 35 y 36, de los cuales
destaca el Compuesto 36 con una permeabilidad final de 0.52 mD, del mismo modo podemos
observar que el Compuesto 24 es el que menos redujo la permeabilidad del disco ceramico, es
decir, no lo tapon6 de manera efectiva.

4.7.1.5 Seleccion del mejor Compuesto

En las pruebas de filtrado estatico con el equipo PPT, cuatro de los diez compuestos sometidos
a esta prueba obtuvieron buenos resultados (Compuesto 30, 32, 33y 36), logrando un porcentaje
alto de reduccién de fluido filtrado durante la segunda prueba, esto se produjo debido a que
lograron taponar el medio filtrante de manera efectiva, pero al analizar la costra obtenida se pudo
constatar que solamente el Compuesto 32 cumpli6 con los pardmetros establecidos para
considerar una buena costra, de la misma manera los resultados obtenidos en la reduccion de
Permeabilidad se pueden observar que dichos Compuestos reducen considerablemente la
Permeabilidad final, en ésta prueba el Compuesto 36 obtuvo los mejores resultados, pero al tener
una viscosidad plastica alta y la reduccion de filtrado menor que el del Compuesto 32, no es una
buena opcién.

Se ha podido observar que cuando se utiliza Pac “R” y PHPA en sus cantidades maximas, si bien
los resultados de taponamiento son buenos, el Compuesto aumenta su viscosidad, impidiendo
su facil movilidad, por lo que no seria rentable utilizarlo para inyectar en un pozo petrolero. De la
misma manera se pudo observar que al utilizar cantidades maximas de PHPA y Silice Coloidal
no se consigue taponamiento efectivo del medio filtrante.

Al analizar todos los resultados y con base en los diferentes parametros establecidos para tener

un fluido eficiente, se determina que el Compuesto 32 es la mejor opcidn debido a que es el que
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obtuvo el mayor porcentaje en la reduccion de filtrado, sus propiedades reoldgicas son buenas y
la permeabilidad final se redujo considerablemente.

4.7.1.6 Analisis comparativo del Compuesto 32 y el producto FracCON

FracCon es un fluido de fracturamiento utilizado para el control de la produccién de agua, el cual
se propuso como tratamiento de estimulacion hidraulica en el campo Lago Agrio, el cual es
operado por Petroamazonas. Este tratamiento se utiliz6 en ocho pozos perforados en la
formacion Hollin, que contiene un acuifero potente a 1,5 — 6 m (5 — 20 pies) de distancia. La
seccion superior de la formacién produce petréleo, mientras que la seccion inferior se encuentra
saturada con agua. Después del tratamiento, la produccion promedia de petrdleo se triplico
(agregando mas de 450 bbl por pozo tratado por dia), en tanto que el corte de agua se redujo en
un 15% (Schlumberger, 2013).

La formacion Hollin tiene una porosidad promedio (%) de 15.85 — 13.01 y una Permeabilidad
promedio (mD) de 1000 — 400 (Petroamazonas, 2018).

Al tener en cuenta el rango de la Porosidad y Permeabilidad promedio de la formacion Hollin,
ademas de los buenos resultados obtenidos por Schlumberger con su producto FracCon, se
podria considerar en obtener resultados similares o mejores al aplicar en los mismos pozos
petroleros el Compuesto 32 desarrollado en esta investigacion, ya que fue sometido a pruebas
de filtrado estatico en el equipo PPT con discos ceramicos como medio de filtracién con una

Permeabilidad de 775 mD y se redujo un 40% del fluido filtrado en dichas pruebas.
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5. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

5.1 CONCLUSIONES

El mayor porcentaje de reduccién de filirado durante la segunda prueba con el equipo PPT
alcanzé un valor de 40%, al utilizar 4g de PHPA, 4g de Silice Coloidal y 8g de PAC “R’,
obteniendo buenas propiedades reolégicas, es decir, sin tener una viscosidad alta y un pH acido,
ademas, la costra formada muestra excelentes caracteristicas de dureza, con una superficie sin
grumos y gomosidad media.

En todos fluidos formulados, el pH disminuy6 después de las pruebas realizadas en el equipo
PPT, pero no en una medida de consideracién que pueda afectar a la acidez del agua o del
Yacimiento, de tal manera que no afectaria en la determinacién de formacion de incrustaciones
o corrosion en el fondo del pozo.

Al utilizar las maximas concentraciones de PHPA, Silice Coloidal y PAC “R”, se obtuvieron
excelentes resultados de taponamiento y la cantidad de filtrado disminuy6 significativamente en
las pruebas con el equipo PPT, pero su viscosidad no es 6ptima ya que es muy alta, lo que
complicaria su inyeccién en el yacimiento y no seria rentable.

La permeabilidad, K, de los discos de ceramica utilizados como medio filtrante en la prueba de
filtrado estatico en el equipo PPT, disminuye considerablemente, dicha disminucién pudo ser
corroborada con la ecuacion de la Ley de Darcy para Flujo Laminar y se observa que el
compuesto formulado con 4g de PHPA, 6g de Silice Coloidal y 12g de PAC “R” es el que obtuvo
la permeabilidad final mas baja, por lo que se puede concluir que este compuesto tuvo la

capacidad de taponar de mejor manera las gargantas de los poros del disco de ceramica.
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5.2 RECOMENDACIONES

Para futuras investigaciones se recomienda trabajar con datos de distribucién del tamano de los
poros de algunas formaciones para tratar de seleccionar campos de interés.

Es necesario tener en cuenta las propiedades reologicas de los fluidos de perforacion ya que,
pese a que se cumpla los objetivos de taponamiento, si el fluido es muy viscoso no resulta
rentable su uso ya que puede producir algin dano al yacimiento.

Al realizar las pruebas con el equipo HTHP se debe tener claro el procedimiento en especial al
momento de presurizar la camara con el fluido, ya que, si no se realiza de la forma correcta, el
fluido se evapora y los datos de filtrado son erréneos.

Es importante revisar el nivel de fluido hidraulico de la bomba del equipo PPT, si no tiene el nivel
necesario se debe completar, caso contrario la prueba fracasa debido a que no se forma la costra
en el disco filtrante y los datos de filtrado obtenidos no son reales.

Para realizar pruebas en el equipo PPT se necesitan varios insumos que son de dificil
adquisicion, tales como los discos de ceramica y cartuchos de gas presurizado de CO», por lo
que es necesario contar con un patrocinador para futuras investigaciones que necesiten realizar

ensayos en este equipo.
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7. ANEXOS

A continuacién, se observan las 10 costras formadas en los discos ceramicos durante la primera
prueba de filtrado estatico en el equipo PPT con cada fluido de prueba seleccionado con los

mejores resultados en el equipo HTHP.

Anexo 7. 1 Costra producida con el Compuesto #24
Elaborado por: Fernando Naranjo

Aneo 7.2 Costra producida con el Compuesto #26
Elaborado por: Fernando Naranjo

Anexo 7.3 Costra producida con el Compuesto #27
Elaborado por: Fernando Naranjo
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Anexo 7.4 Costra producida con el Compuesto #29
Elaborado por: Fernando Naranjo

Anexo 7.5 Costra producida con el Compuesto #30
Elaborado por: Fernando Naranjo

Anexo 7.6 Costra proucida con el Compuesto #32
Elaborado por: Fernando Naranjo
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Anexo 7.7 Costra producida con el Compuesto #33
Elaborado por: Fernando Naranjo

Anexo 7.8 Costra producida con el Compuesto #34
Elaborado por: Fernando Naranjo

Anexo 7.9 Costra producida con el Compuesto #35
Elaborado por: Fernando Naranjo
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AR e =
Anexo 7.10 Costra producida con el Compuesto #36
Elaborado por: Fernando Naranjo
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