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Resumen: Al no existir metodologias estandarizadas para el
disefio del fluido de perforacién en funcién de caracterizacién
de la roca, revisién de fluidos de pozos de referencia, interaccién
roca-fluido, nuestro objetivo es obtener la mejor formulacién en
cada seccidn, que es especifica para cada campo, la que debe ser
compatible con las formaciones en las que se estdn perforando.
Metodolégicamente se describen los pasos para obtener la mejor
formulacién compatible con las formaciones en las que se estdn
perforando; caracteriza las rocas de las formaciones geoldgicas
como son: terciario indiferenciado, Orteguaza, Tiyuyacu, Tenay
Napo, distribuidas en tres secciones 167, 12 %4” y 8 %7, mediante
pardmetros: tiempo de succidn capilar, capacidad de intercambio
catidnico, erosion/dispersion, acrecién e hinchamiento lineal,
los mismos proporcionan informacién de reactividad de la
formacidn, posterior seleccién de formulaciones en pozos de
referenciay evaluacién en pruebas de interaccién roca fluido. Los
resultados establecieron un pardmetro para evaluar y categorizar
el desempefio de la prueba segun la contribucion al desempeno
del fluido, la tecnologfa, la precisién y la repetibilidad de la
prueba, siendo 1 la menor prioridad y 3 la mayor prioridad.

Palabras clave: fluidos perforacién base agua, diseno,
formaciones, interaccién roca-fluido, cuenca oriente.

Abstract: As there are no standardized methodologies for
drilling fluid design based on rock characterization, reference
well fluid review, rock-fluid interaction, our goal is to obtain the
best formulation in each section, which is specific to each field,
which must be compatible with the formations being drilled.
Methodologically, the steps to obtain the best formulation
compatible with the formations in which they are drilling are
described; characterizes the rocks of geological formations such
as: undifferentiated tertiary, Orteguaza, Tiyuyacu, Tena and
Napo, distributed in three sections 167, 12 %4” and 8 %4”, through
parameters: capillary suction time, cation exchange capacity,
erosion /dispersion, accretion and linear swelling, they provide
information on the reactivity of the formation, subsequent
selection of formulations in reference wells and evaluation in
rock-fluid interaction tests. The results established a parameter
to evaluate and rank test performance based on contribution to
fluid performance, technology, accuracy, and test repeatability,
with 1 being the lowest priority and 3 being the highest priority.
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INTRODUCCION

Ladificultad dela perforacién dentro de las litologias es muy compleja y difieren en cada formacidn, terciarias
indiferenciadas (Chalcana, Arajuno, Curaray y Chambira), Terciarias (Orteguaza y Tiyuyacu), Mesozoicas
(Tenay Napo) (Baby et al., 2014).

Actualmente se perforan varias capas de formaciones litoldgicas cada vez més profundas, que contienen
diversos elementos contaminantes, la influencia de presién, temperatura, disenio mecénico e incluso el tipo
de taladro de perforacion afecta a los fluidos de perforacién base agua, la metodologia del disefio de un fluido
de perforacion nos llevard al desarrollo de un fluido con alto rendimiento en el campo.

Los fluidos de perforacién base agua son importantes para la perforacién del pozo, la evaluaciéon y toma de
registros, para la corrida del revestido y la cementacién del pozo (Aguilar, 2008).

El problema radica en la falta de metodologfas para disefiar fluidos de perforacién base agua, encaminada
a obtener la mejor formulacién del fluido de perforacién que cumpla los requerimientos de la operacién.

METODOLOGIA

Como universo se toma el sistema geolégico Capirdn - Tiputini de la cuenca oriente ecuatoriana y la muestra
estd conformada por muestras de cortes de diferentes pozos perforados a través de las formaciones Terciario
Indeterminado y Orteguaza para la seccién superficial de 16”; Tiyuyacu y Tena parala seccién intermedia de
12 %47 y Napo para la seccion de produccion de 8 %7; del campo donde se realiza la evaluacién de los fluidos
de perforacién (Izay Jacome, 2021).

Los datos experimentales fueron obtenidos realizando ensayos en el laboratorio de fluidos de perforaciéon
de la empresa CCDC Branch Ecuador que mantiene un convenio de colaboracién interinstitucional
académica y de investigacién con la Universidad Central del Ecuador administrado por la Facultad de
Ingenieria en Geologia, Minas, Petréleos y Ambiental, Carrera de Ingenieria en Petréleos.

La optimizacién de fluidos de perforaciéon por medio de pruebas de interaccién roca fluido, son
importantes para minimizar tiempos no productivos atribuibles al desempefo de fluidos de perforacion,
durante operaciones de construccién del pozo, viajes de tuberfa, corrida de revestidor y completacién del
pozo.

El tiempo no productivo implica un aumento en el costo total del pozo y una disminucién de los ingresos
econdmicos, ya que genera un retraso en el inicio de la produccion (Herrera, 2020)

La metodologia para el diseio de un fluido de perforacién base agua se la realiz6 en cuatro pasos:

1. Caracterizacion de la roca

Es importante para identificar el comportamiento de la formacién a evaluar con una hidratacién méxima
y descontrolada (Khan et al., 2021), manifestdindose como el hinchamiento y/o dispersion caracteristica de
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la muestra sometida al agua, esto marca una referencia del maximo o minimo comportamiento (segun la
prueba) que se puede presentar durante la hidratacion de las formaciones (Wysocki et al., 2015).

La hidratacién de arcillas genera cambio en su estructura molecular, dependiendo del tipo de arcilla se
refleja en cambios fisicos como: hinchamiento o dispersién de formaciones arcillosas (Darley, 1965).

El fluido de perforaciéon debe atravesar todas las estructuras litoldgicas desde la superficie hasta la zona
de pago, este anilisis es de mucho interés siendo una de las razones por lo cual se utilizan diferentes
formulaciones o diferentes fluidos de perforacién para un pozo y no se utiliza solo un fluido.

Para Agwu et al., (2018) el hinchamiento de las arcillas es responsable de algunos problemas operacionales
durante la perforaciéon como: presencia de los puntos apretados durante los viajes corrida de revestidor,
bajada de registros, y en muchos de los casos estos puntos apretados pueden generar una carga de cortes,
adicional en el anular que podria dar problemas durante la perforacién o la cementacién del revestidor.
La dispersion de las arcillas aumenta el riesgo de dafio de formacién, y modifica significativamente las
propiedades mas importantes del fluido de perforacién (Fereidounpour y Vatani, 2015) como: densidad
y reologia, considerandose como una contaminacién del fluido de perforacién que merece tratamiento
inmediato.

Esta caracterizacion se determina con las siguientes pruebas de laboratorio, utilizando las muestras de
cortes de diferente formacién y agua:

e Capacidad de Intercambio Catiénico CEC
e Tiempo de Succién Capilar CST

e Prueba de Acrecién

e Prueba de Erosion /Dispersion

e Prueba de Hinchamiento Lineal

Capacidad de Intercambio Catiénico CEC

Capacidad de intercambio catidonico CEC
Bentonita [N 70.0

Terciario 500 ft 25,6

Terciario 600 ft 27,3
Terciario 1000 ft 22,8
Terciario 1050 ft 21,7
Terciario 1135 ft 21,4

Terciario 1193 ft 22,4
Terciario 1200 ft 27,7
Terciario 1500 ft 31,9
Terciario 1851 ft 28,0
Terciario 2000 ft

Terciario 2417 ft 29,1

Orteguaza 2800 ft 26,6
Orteguaza 2836 ft
Orteguaza 2918 ft
Orteguaza 3011 ft 29,1
Orteguaza 3124 ft
Orteguaza 3153 ft
Orteguaza 3161 ft 31,9
Orteguaza 3651 ft 16,8
Tiyuyacu 3686 ft
Tiyuyacu 4062 ft
Tena 4450 ft
Tena 4604 ft
Napo 4679 ft
M1 4681 ft

o0 100 200 30,0 400 50,0 600 700 80,0
CEC, meqg/100g

FIGURA 1
Capacidad de intercambio catiénico CEC de la columna litoestética
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Una medida indirecta de la capacidad de intercambio cati6nica es la prueba de azul de metileno utilizada
en campo, el MBT (Methil blue test) da una idea indirecta de la reactividad de los sélidos de perforaciéon
(formacién arcillosa reactiva) presentes en el fluido de perforacién, con una equivalencia de un fluido
preparado con una concentracién de bentonita con la misma reactividad expresada en Ibeq/bbl (libras de
bentonita equivalente por barril).

La capacidad de intercambio catiénico es una medida directa de la reactividad de sélidos de formacién
(muestra de cortes) expresada en meq/100gy que nos da una idea de que formacidn es més reactiva que otra
(Khan etal., 2021). El método utilizado es una modificacién del método del MBT.

Segin Iza y Jacome (2021) se consideraron para el estudio muestras a diferentes profundidades tomando
en cuenta la heterogeneidad de las formaciones.

La capacidad de intercambio catiénico permite identificar la reactividad de cada formacién basado en el
método de MBT (Test azul de metileno) de lanorma APIRP 13B-1 (1990) (ver figura 1). Se realizan pruebas
con muestras de 1 mly 10 ml para obtener mejor precisién de resultados (Iza y Jacome, 2021).

Para este proceso la formulacion se basa en el uso de 25 ppb de muestra de cada formacién tomadas a
diferentes profundidades.

La capacidad de intercambio catiénico CEC, es un pardmetro que indica la reactividad de cada formacion,
tomando de referencia la bentonita como la mas reactiva, con 70 meq/100g. conforme va descendiendo su
valor serd la formacién menos reactiva (Wysocki et al., 2015)

Tiempo de Succién Capilar CST

Segtin Romero (2016) el CST (capilar suction time) incorpora un papel de cromatografia liquida como
medio permeable donde una mezcla de la muestra de formacién con la fase liquida, agua o solucién de agua
con inhibidor, se coloca sobre el papel filtro y se toma el tiempo que demora en recorrer la migracién del agua
de un sensor a otro del equipo, de esta forma cuando evaltia una arcilla muy reactiva como la bentonita el
agua interactua primero con la bentonita y después pasa al papel y como resultado el tiempo de migraciéon
del agua por capilaridad a través el papel filtro aumenta.

Tiempo de Succion Capilar CST

BENTONITA 1011,5
TERCIARIO
ORTEGUAZA
ORTEGUAZA LUTITA

TIYUYACU

TENA

NAPO 51,8

0,0 200,0 400,0 6000 8000 41000,0
CsT,s

FIGURA 2
Tiempo de succién capilar.

El CST es otra forma de evaluacién de la reactividad de las arcillas o de su hidratacién con una
interpretacion de campo igual a la prueba de CEC (Wysocki et al., 2015) y se modifica al usar los productos
inhibidores del fluido de perforacidn, como las aminas cuaternarias o los glicoles.

Una vez secaday molida la muestra (formaciones) y pasada por malla 200 se pesade 1 a2 gramosy se mezcla
con 24 ml de agua destilada, se somete agitacién por 2 min, y una alicuota de Sml se coloca en el equipo, segin
las especificaciones del manual de equipos OFITE (OFI Testing Equipment Inc., 2018).
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Elequipo CST mide automaticamente el tiempo en que el agua libre avance entre los electrodos separados
radialmente, usando el papel filtro como medio.

El tiempo de succidn capilar indica la permeabilidad del revoque, considerando que particulas altamente
dispersas dan baja permeabilidad del filtrado y altos valores de CST; mientras mds bajos sean los valores de
CST indican particulas floculadas con alta permeabilidad de revoque (Iza y Jacome, 2021).

El tiempo de succién capilar registrado estd directamente relacionado al potencial de hidratacién de la
muestra es decir entre més grande el tiempo, mas alto es la reactividad de la muestra. En la figura 2 se evidencia
ala bentdnica con el valor maximo de 1011,5 segundos de tiempo de succién capilar, la formacién Tiyuyacu
presenta el menor valor con 91,3 segundos.

Prueba de Acrecién

Es el envejecimiento, tamizado y colocacién de las particulas de arcilla de un tamano especifico dentro de
una celda de vidrio con un fluido de perforacién junto con una celda metélica y envejecerlo dindmicamente
a una temperatura de 120 F por 1 hora, recuperar las celdas metélicas para ser pesadas y obtener la masa de
formacién o muestra que se adhirié al metal expresada en porcentaje (Romero, 2016).

Para Cliffe y Young (2008) consiste en determinar la adhesién de las particulas de arcillas reactivas al
acero al estar sumergido en el fluido de perforacién, la arcilla mas reactiva se impregna en el cilindro metélico
simulando las condiciones de perforacion, es una medida indirecta de la tendencia del fluido para aumentar
o disminuir la acrecién de la arcilla en las herramientas metdlicas del ensamblaje de fondo, como puede ser el
embolamiento de la broca, de los estabilizadores o de cualquier parte del BHA, asi como es una medida de la
tendencia a formar gumbos en las lineas superficiales, segtin el manual de laboratorio de fluidos de perforaciéon
de CCDC Branch Ecuador.

Se considera como referencia la acrecién al agua de cada formacién como valor minimo posible de 0,00%
y un valor méximo de acrecion del 100% de la muestra utilizada, haciendo referencia a la cantidad de sélidos
iniciales utilizados en la prueba (Romero, 2016).

Prueba de Erosién /Dispersién

Es el envejecimiento, tamizadoy colocacién de las particulas de arcilla de un tamano especifico dentro de una
celda metdlica en contacto de un fluido de perforacion y envejecerlo dindmicamente a una temperatura de
120 F por 16 horas, recuperar los cortes no erosionados tamizando, limpiar la muestra recuperada para ser
pesaday obtener la masa de formacién o muestra, la diferencia de la masa recuperada con la masa inicial dardn
una indicacién de la tendencia del fluido a dispersar o erosionar la arcilla. Segan CCDC Branch Ecuador
(2016) se considera como referencia la erosién/dispersion del agua con la muestra, normalmente 100% como
valor méximo posible, se toma un valor minimo posible de erosién/dispersién 0% haciendo referencia a la
cantidad de s6lidos iniciales utilizados en la prueba.

Prueba de Hinchamiento Lineal

Este método es efectivo para analizar la interaccion roca-fluido bajo condiciones simuladas mientras el fluido
estd en movimiento (Khan et al., 2021).

Romero (2016) menciona que se prepara una pastilla cilindrica mediante una unidad de compactacién
hidrdulica con el recorte de formacién, se introduce en una celda con el fluido de perforacién respectivo y
se coloca en el equipo.
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Se considera como referencia el porcentaje de hinchamiento de arcilla al agua como valor méximo posible,
tomandose la medida de hinchamiento en el tiempo final de estabilidad, determinado cuando la velocidad de
hinchamiento es menor o igual a 0,1%/hora y su tiempo de equilibrio se define cuando inicia la fase estable
de equilibrio (OFI Testing Equipment Inc., 2018).

Hinchamiento Lineal Dinamico con agua

W
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[}
0 3 6 9 121518 21 24 27 30 33 36 30 42 45 48 51 54 57 60 63 66 69 72 75
Tiempo, h

—— Terciario Orteguaza — Tiyuyacu —— Tena Napo

FIGURA 3
Hinchamiento lineal

El hinchamiento lineal (figura 3) mide con sensores de alta sensibilidad la altura de una pastilla cilindrica la
muestra y calcula su volumen, que lo compara con el estado inicial y entrega un porcentaje de hinchamiento
cada segundo (Khan et al,, 2021). De esta forma se obtiene una curva en funcién del tiempo donde el valor
méximo es el hinchamiento lineal obtenido en un periodo de tiempo definido, en este caso se utiliza un
tiempo de hinchamiento de 75 horas, tiempo aproximado que toma la perforacién de la seccidn, viaje y
corrida de revestidor, conocido como tiempo de exposicion del hueco abierto.

Es un proceso a nivel molecular pero finito, por ende, es ficil identificar el tiempo que tarda en llegar al
equilibrio o el tiempo que tarda en hidratar todas las arcillas presentes en la muestra de 15g (Agwu et al.,
2018). El uso de inhibidores de arcilla no solo acttia en el efecto de la dispersién si no también, modifica el
hinchamiento disminuyendo este valor y/o aumentando el tiempo de estabilidad, que se interpreta como una
reduccién en la velocidad de hinchamiento (Wysocki et al., 2015).

2. Disefio de fluidos de perforacién base agua en base a la comparaciéon de pozos de
referencia.

Pozos de referencia

Son pozos perforados en las dreas mds cercanas al rea de estudio con acceso a la informacion de los fluidos de
perforacién, estudios de geomecdnica, registros, una bitdcora de las operaciones donde se deben identificar
los problemas de la perforacion.

En base a pardmetros aplicados en pozos de referencia, bases de disefio de la empresa de fluidos, analisis de
los problemas durante la perforacidn y revision de lecciones aprendidas, se formulan fluidos para ser utilizados
en la perforacion del pozo, este es el mecanismo que sigue la curva de aprendizaje y garantiza que las lecciones
aprendidas pasen de pozo en pozo, en ocasiones este proceso es insuficiente y no se llega a la solucién de
problemas rapidamente ya que los resultados estan listos después de terminar la perforacin.

Para mejorar este proceso se incorporan pruebas de laboratorio de interaccién roca fluido que permite
evaluar distintas formulaciones y seleccionar las mejores para usar en la perforacién en campo (Morton et
al., 2005), esto disminuye drésticamente la curva de aprendizaje y de esta forma hay un compromiso de la
mejora continua en el proceso de perforacion.
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En la tabla 1 se describen las propiedades de los fluidos empleados en los pozos con rendimientos ptimos
en la operacidn, y cuyas formulaciones se emplearan como base de los fluidos a analizar por la metodologia
propuesta en este articulo.

TABLA 1
Disenos de fluidos de perforacién base agua en base a las comparaciones de pozos de referencia.

Seccion 16" Seccion 12  |Seccion 8
Propiedad del fluido " 1"
Nitrato de Calcio |Polimérico | Polimérico Drill in
Densidad (ppl) 2,5 9,8 9,8 1104 |96 10,2 a,7 7,9
Viscosidad plastica (P 2 G 7 15 8 18 15 28
Punto cedente Qbf100ft2) |15 19 7 15 7 16 =24
Contenido lon Ca++ (pprry (1400 2000 150 [130 |150 130 70 |90
Filtrado APT (ml 207 20 26 10 14 6,5 11 max. 5,8
MET (pph) <=21 <12 <15 <5
pH 6 9 a |u1 s 9 a 105

CCDC Ecuador Branch, (2020)
3. Interaccién Roca-Fluido

La disminucién de la hidratacién de arcillas es la consigna de los fluidos de perforacién base agua, y para
lograrlo se recurre principalmente a dos estrategias:

1. Disminucién del agua libre que puede estar en contacto con las formaciones arcillosas
(Fereidounpour y Vatani, 2015), en otras palabras, control de filtrado y propiedades del fluido de
perforacion adecuadas.

2. El uso de inhibidores de arcilla que al tener una mayor afinidad con el agua o con la formacién
evita la hidratacién de las arcillas.

Se realizan todas las pruebas detalladas en la caracterizacién de la roca (a excepcion de CEC), con diferentes
formulaciones y se analiza los resultados comparando con el comportamiento con el agua, de esta forma se
identifica las mejores concentraciones de los productos que minimizan los efectos de la hidratacion de las
arcillas presentes en las formaciones a perforar.

La interaccién roca fluido se determina con las siguientes pruebas de laboratorio, utilizando muestras de
cortes de diferente formacion y diferentes formulaciones de los fluidos seleccionados:

e Tiempo de Succién Capilar CST
e Pruebade Acrecién

e Prueba de Erosion /Dispersion

e Prueba de Hinchamiento Lineal

Los resultados se analizan para comparar con la caracterizacién de la roca y seccionar la formulacién de
mayor desempeno y de esta forma optimizar el fluido de perforacion.

Se recomienda utilizar muestras de cortes obtenidos durante la perforacién con la minima modificacion,
por tanto, se prefiere tomar muestras en las zarandas cuando no se han mezclado productos que modifiquen
la muestra como: asfalto, lubricante, pildoras de limpieza, material de barrido, material LCM, etc. Segtin
Romero (2016) se debe tener la muestra escurrida del lodo, sin lavar los cortes con agua, porque limpiarfamos
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la matriz de la roca; los cortes deben ser identificados con el pozo, el area, la formacién, profundidad, tipo de
lodo, seccidn, etc. y se deben enviar al laboratorio para ser secadas sin tratamiento y almacenadas.

La muestra seca se muele en diferentes tamafios para las pruebas y con los valores totales se realiza la
planificacién del niimero de éstas, ya que deben ser realizadas con las mismas muestras, de lo contrario los
resultados tendrdn error y no serfan comparables entre si.

Las muestras pueden ser tomadas cada 500 ft en MD o en caso de tener problema en una formacién
especifica se pedirdn muestras de esa profundidad.

En el ¢jemplo se utilizan concentraciones de las formulaciones desarrolladas por Iza y Jicome (2021,
p- 38) para las 3 secciones. Se denomina como f0 a la formulacién compuesta solo por agua; f1 y 4 los
fluidos poliméricos; f5 el fluido nitrato para la seccién superficial de 167; los fluidos poliméricos con las
formulaciones f1, f2 y f3 son para la seccién intermedia de 12 %7; y el fluido DRILL IN para la seccién
productora de 8 %” tendra una formulacién f1.

Para la seccion 16~

La formulacién de los fluidos de perforacion para esta seccidn (tabla 2) segtin Iza y Jacome (2021, p. 26) “se
conforma por dos tipos de fluidos que atraviesan las formaciones Terciario indefinido y Orteguaza con un
fluido Nitrato y un fluido polimérico respectivamente para simular la interaccién que se produce durante la
perforacion y evaluar su desempeno”.

Los fluidos poliméricos son desarrollados y evaluados con concentraciones minimas, promedio y méximas
de inhibicién para determinar su rendimiento y por ende la optimizacién en el uso de inhibidores (Iza y
Jacome, 2021), las formulaciones que no se presentaron como F2 y F3 fueron descartadas en el andlisis de
los pozos de referencia.

TABLA 2
Formulaciones de los fluidos de perforacion.

Formulacion Fo (pph) F1{pph) F4({ppb) F5 (pph)
Mitrato de calcio 2,00
Goma Xantana alta viscosidad 1,25 1,25 1,25 0,60
F-Terciario 22,50 22,50 22,50 27,50
F- Orteguaza 22,50 22,50 22,50
Celulosa polianidnica baja viscosidad 2,00 2,00 2,00
Alcalinizante 0,01 0,01 0,01
Carbonato de Calcio 52,30 52,30 G2 30
Barita 23,69 23,69 23,649
Inhibidor- Glicol 0,50 1,00

CCDC Ecuador Branch, (2020)

Para la seccion 12 4~

Se desarrollaron 3 formulaciones para esta seccién (f1, £2, £3: fluido polimérico) (tabla 3), considerando la
existencia de las formaciones Tiyuyacu, Tenay Napo (Izay Jicome, 2021).

Para el ejemplo segtin Iza y Jicome (2021, p. 28) se realizé la variacién de concentracién del controlador
de inhibicién XCSIII en cantidades de 0,5, 1y 2 ppb con el fin de evaluar la eficiencia y rendimiento durante
la perforacién de esta seccion.
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TABLA 3

Formulaciones de los fluidos de perforacion para la seccién 12 %47

Formulacidn f1 (pph) f2{pph) f3{pph)
Celulosa polianionica baja viscosidad 4,00 4,00 4,00
Celulosa polianidnica alta viscosidad 0,25 0,25 0,25
GomA ¥antana alta viscosidad 0,3 0,3 0,3
Lubricante 2% 2% 2%
Surfactante 0.5 05 0.5
Inhibidor-Glicol 0.5 1 2
PHPA - Poliacrilamida parcialments hidrolizada 0,25 0,25 0,25
Carbonato de Calcio (325) 50,69 50,69 50,69
Carbonato de Calcio (200 21,72 21,72 21,72

CCDC Ecuador Branch, (2020)

Para la seccion 8 %~

Como indican Iza y Jacome (2021, p. 28) “se desarrollé una formulacién para esta seccién (f1: fluido Drill

In), tomando en consideracién nicamente la existencia de la formacién Napo”.

Se llegé a la optimizacion del fluido obteniendo el méximo desempeno en campo: viajes de tuberia libres,

corrida de revestidor libres y por ser zona de interés se perfora con LWD con ROP controlada, por esta razén

para esta seccién se corrobora el buen desempeiio con Napo (tabla 4).

TABLA 4

Formulaciones de los fluidos de perforacidén para la secciéon 8 1%”.
p p

Formulacidn F1l (pph)
Carbonato de Calclo (225) 14
Carbonato de Calcio (2000 14
Almidon 7
Alcalinizante 0,2

Celulosa poliani¢nica baja viscosidad S

Celulosa polianidnica alta wiscosidad 0,5

Inhibidor-Glicol 1
Bactericida 03
Goma Harntana alta viscosidad 0,3

CCDC Ecuador Branch, (2020)

4. Categorizacion de parimetros de evaluacién

Se selecciona la mejor formulacién para cada seccién (tabla 5), basindonos en la matriz de evaluaciéon donde

se ponderan los pardmetros segtin algunos factores de repetitividad y tecnolégicos.
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TABLA 5

Categorizacion de pardmetros para la seleccion de fluidos de perforacion base agua

Fruebas Categorizacidn

Capacidad de Intercambio catidnico CEC 2

Tiempo de succidn capilar 1
Acrecion 1
Erosion [Dispersidn 2
Hincharmiento lineal ]

Se establecieron escalas del 1 al 3, donde 1 es el més bajo y 3 es el mds alto. Se designa:
Valoracién 3 alas pruebas que cumplen con mejor repetibilidad y tecnologia.
Valoracién 2 a las pruebas que cumplen con un 50% de la repetibilidad y tecnologfa.
Valoracion 1 a las pruebas que cumplen con menor repetibilidad y tecnologia.

DISCUSION DE RESULTADOS

Pruebas de tiempo de succion capilar (CST)

Para el ejemplo tenemos el tiempo de succidon capilar de las formulaciones usadas en las diferentes
formaciones. Para Iza y Jicome (2021, p. 44) se toma como referencia el valor de CST del agua con la
bentonita de 1011,5s y la medida resultado es el promedio de los 3 primeros valores similares obtenidos,
donde las pruebas se realizaron tnicamente con mezclas de inhibidor en agua. Se categoriza como 1 porque
tiene menor conflabilidad por ser uno de los primeros equipos en determinar la inhibicién en forma indirecta

Para la seccion 16~

T promedio (s)

CST con inhibidor - seccion Superficial de 16"
250
200 10:205,1
150 & f0: 1559
100 @S 0:99.9
\iM/G- £:76.7
= _ - \ —_
f1; 47.4 T £5,42.8
0 f1: 36,06 4:193
f0 fl 4 5
Orteguaza Lutita
==@==Terciario
Orteguaza

FIGURA 4
Tiempo de succién capilar de la seccién 16”
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Se evaluaron inhibidores de diferentes fluidos utilizados en esta seccién como el nitrato de calcio para
Terciario indiferenciado y el glicol para Orteguaza, se obtuvieron los tiempos de succién capilar detallados

en la figura 4.
Para la seccion 12 4~

Para esta seccidn se evalué diferentes concentraciones del inhibidor glicol utilizado en la perforacién. En
la variacién de inhibidor usado en su maxima concentracién (f3) presenta un aumento con respecto a la
formulacién (f0), donde se observa que una elevada concentracién del inhibidor glicol puede causar una
reaccién adversa con la formacién (Izay Jicome, 2021).

Se realizé una validacién de la informacién en Tiyuyacu, donde se comprobé que la formulacién 3 con

2,0 Ib/bbl de glicol es éptima.
Para la seccion 8 15~

Estas variaciones de reactividad en las formaciones pueden deberse a diferentes composiciones arcillosas de
las mismas en contacto con el agua y la reaccién con los polimeros (Iza y Jicome, 2021) (tabla 6). La prucba
CST proporciona una idea de la permeabilidad del revoque, considerando que particulas altamente dispersas
dan baja permeabilidad del filtrado y altos valores de CST; mientras mas bajos sean los valores de CST indican
particulas floculadas con alta permeabilidad de revoque.

TABLA 6
Tiempo de succién capilar de las diferentes formulaciones con la formacién Napo

Formacion Agua f1 2
Napo 2518 208,23

Pruebas de Acrecién

Tenemos la acrecién de formulaciones usadas en Terciario Indiferenciado y Orteguaza, se observa el peso
del cilindro metélico limpio y con arcilla adherida, el porcentaje se obtiene al comparar con el peso inicial
de la muestra de 30g.

Se toma como referencia el resultado al agua como minimo valor.

Se categoriza como 1, ya que se relaciona con las cargas electroestaticas de los sélidos con el metal y su

confiabilidad en baja.
Para la seccion 16”

Se determina con un fluido de referencia que es el agua y el fluido denominado (f5) fluido base nitrato de
calcio (tabla 7).
Se determina comparando los fluidos sin inhibidor (f0), con el (f1) con 0,5 Ib/bbl, (f4) 1 1b/bbl

respectivamente.
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TABLA 7
Acrecién de las diferentes formulaciones con la formacién Terciario indiferenciado.

Fluido Pesoinicial, g Peso final, g Peso Acrecidn, g Acrecion, %
Agua 7767 77,67 0,00 0,00%
FS 77,48 77,93 0,45 1,50%

La prueba de acrecion (tabla 8) simula la adhesién de recortes durante la perforacién por lo que se debe
evitar este tipo de problemas durante la perforacién, manteniendo la menor pega posible de recortes en la
sartay broca.

TABLA 8
Acreci6n de las diferentes formulaciones con la formacién Orteguaza.

Fluido Pesoinicial, g Pesofinal,g Peso Acrecidn, g Acrecion, %
Agua 77,44 77,44 0,00 0,00%
Folimérico - FO 77,50 6,69 13,19 £3,97%
Polimérico - F1 77,49 79,62 2,13 7,10%
Folimérico - F4 77,44 79,23 1,73 5,97%

El fluido (f5) de nitrato de calcio en la formacidn terciario indiferenciado tiene el menor porcentaje de
acrecion de 1.5%, mostrando una buena inhibicién.

El porcentaje de acrecién con el fluido base en Orteguaza es de 63,97%; el fluido polimérico (f1) tiene un
porcentaje de acrecién del 7,10% y con el fluido polimérico (f4) un porcentaje de 5,97%.

Comparando los resultados se determina que al incrementar la concentracién del inhibidor glicol se
produce una disminucién marcada en cuanto al porcentaje de acrecién, por tanto, se determina que el fluido
polimérico (f4) posee las caracteristicas dptimas para un correcto funcionamiento dentro de la perforacién de
esta formacién, minimizando los problemas como embolamiento de sartay broca, con ello conseguir mayores
tasas de penetracion.

Para la seccion 12 %”

En esta seccion se perfora Tiyuyacu, Tenay un poco de Napo.

Tiyuyacu

El fluido polimérico con menor porcentaje de acrecidn de 3,40% es el fluido (1), el fluido Polimérico (£2)
con un porcentaje de acrecidon de 3,53% y con el fluido polimérico (f3) con el 4,47%.

Indicando que al incrementar la concentracién del inhibidor se produce mayor tendencia a la acrecién
de esta formacién, pero las 3 formulaciones cumplen con condiciones dptimas para desempenarse
eficientemente, asi el fluido f1 es el recomendado para el desarrollo de la perforacién en Tiyuyacu, tomando
en consideracién que se debe evaluar en conjunto todas las pruebas realizadas para tomar una decisién.

Tena

La tendencia a la acrecion con el fluido f1 — Polimérico es 2,63%, con el fluido 2 — Polimérico es 2,77%
y con el fluido f3 — Polimérico es 2,63%. Estos resultados indican que la variacién de concentracion de
inhibidor no produce un cambio drastico en la acrecion de la formacion, por lo cual se sugiere que los fluidos
f1 y £3 son los dptimos para la perforacién de esta formacidn.
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Napo

La tendencia a la acrecién con el fluido f1 — Polimérico es 14,07%, con el fluido f2 — Polimérico es 7,83%,
con el fluido £3 — Polimérico es 13,20% y a la vez permite distinguir que esta formacién presenta mayor
acrecién en toda la seccién, por lo cual se determina que el fluido {2 presenta las propiedades de inhibiciéon
dptimas para un desempeno eficiente durante la perforacion.

Para la seccion 8 %~

La acrecidn en esta seccién es muy leve ya que la litologia en su mayoria es arenisca y solo se evalaa lutita. El
uso del controlador de inhibicién del tipo glicol, muestra en la tabla la tendencia a la acrecién con el fluido
f1 - Drill in es 49,27%, con respecto a la tendencia a la Acrecién con el agua es 0.07%.

Pruebas de Erosién/Dispersion

Para el ¢jemplo tenemos la erosidon/dispersion de formulaciones usadas en Terciario Indiferenciado y
Orteguaza, observando el peso de los cortes finales o recuperados que mantienen su tamano de malla gruesa,
el porcentaje se obtiene al comparar el peso que no se recuperé con el peso inicial de la muestra de 30g. A
este andlisis se le designa la categorizacién de 2 porque se usan balanza, horno de rolar y la observacién nos
indica si el fluido empleado en la perforacién tiene la capacidad de mantener las formaciones integras o las
erosiona, relacionada con la inhibicién (ver tabla 9 y tabla 10).

TABLA 9
Erosién/Dispersion de las diferentes formulaciones con la formacién Terciario indiferenciado.

Fluido Pesoinicial, g Peso final, g Peso Erosion, g Erosidn, %

Agua 30,00 0,72 29,28 97,60%
F5 30,00 1,51 28,49 94,97%
TABLA 10

Erosién/Dispersion de las diferentes formulaciones con la formacién Orteguaza

Fluido FPesoinicial, g Peso final, g Peso Erosidn, g Erosion, %
Agua 20,00 3,67 26,33 B7.77%
Folimérico - FO - 30,00 14,49 15,51 51,70%
Folimérico - F1 - 30,00 3,20 20,80 59,33%
Polimerico - F4 30,00 10,45 13,55 65,17%

Para la seccion 16”

Latendenciaalaerosiéon/dispersion de Terciario indiferenciado con el agua es 97.60%, con el fluido f5 nitrato
de calcio es 94.97% debido a su propiedad dispersante ya que el objetivo es obtener la erosién para mejorar
el hoyo de perforacién. En la formacién Orteguaza se determina comparando los fluidos sin inhibidor (f0),

con el (f1) con 0,5 1b/bbl, (f4) 1 Ib/bbl respectivamente.
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La tendencia a la erosién/dispersion de Orteguaza en comparacién a la erosion provocada por el agua se
determiné que el uso de inhibidores genera un control en la dispersion de las arcillas, tomando al fluido f1
como el éptimo para la perforacién de esta formacion.

Para la seccion 12 4~

En esta seccién tendrdn mas relevancia los resultados de las formaciones Tiyuyacu y Tena, ya que Napo
tinicamente se perfora muy poco al final de la seccién.

Tiyuyacu

La tendencia a la erosién/dispersién con el agua es 99.20%, con el fluido f1 — Polimérico es 97,97%, con el
fluido £2 — Polimérico es 97,37% y con el fluido £3 — Polimérico es 96,97%, lo cual permite determinar que
el fluido 3 cumple con la mayor optimizacién para esta prueba.

Tena

La tendencia a la erosién/dispersion con el agua es 87,43%, con el fluido f1 — Polimérico es 76,83%, con
el fluido £2 — Polimérico es 78,23% y con el fluido f3 — Polimérico es 71,80%. Estos resultados permiten
determinar que la formulacién £3 posee las mejores caracteristicas de inhibicién.

Napo

La tendencia a la erosién/dispersion con el agua es 79,30%, con el fluido f1 — Polimérico es 58,93%, con
el fluido f2 — Polimérico es 59,10% y con el fluido £3 — Polimérico es 61,93%. Mediante esta evaluacién se
establece a la formulacién f1 como el fluido dptimo para la perforacion de esta formacion.

Para la seccion 8 5~

La erosién/dispersidon en esta seccidn es principalmente por la lutita presente o la matriz arcillosa. La
tendencia a la erosion/dispersién con el agua es 85,50% y con el fluido f1 — Drill In es 56,67%, lo cual
evidencia la eficiencia del inhibidor y se confirma que es innecesario hacer una evaluacién a diferentes
concentraciones.

Prueba de hinchamiento lineal

Esta prueba es la que mejor tecnologia dispone y sus resultados tienen la méxima repetibilidad y confiabilidad
de todas las pruebas expuestas en este trabajo. El uso de inhibidores del tipo glicol disminuye el hinchamiento
de las arcillar e inhibe la velocidad de hidratacién aumentando el tiempo de equilibrio, a este anélisis se le
designa la categorizacién de 3 porque emplea un equipo de alta tecnologia para determinar los porcentajes
de inhibicién permitiéndonos tener una alta repetibilidad.

Para la seccion 16~

Para el ejemplo tenemos el hinchamiento lineal de las formulaciones usadas en Terciario Indiferenciado y
Orteguaza, se observa el hinchamiento méximo y el tiempo de estabilidad.

La prueba de hinchamiento lineal al agua es 30,89% con un tiempo de equilibrio de 6 horas, con el fluido
f5 - nitrato de calcio es 20,58% con un tiempo de equilibrio de 5 horas, por lo que se define una correcta
inhibicién de hidratacién de las arcillas presentes en la formacion.

Parala formacién Orteguaza el desarrollo de la prueba de hinchamiento lineal dindmico permite evidenciar
que el hinchamiento al agua es 32,81% con un tiempo de equilibrio de 9 horas, con el fluido f0 — Polimérico
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es 30,88% con un tiempo de equilibrio de 18 horas, con el fluido f1 — Polimérico es 28,93% con un tiempo
de equilibrio de 52 horas y con el fluido £4 — Polimérico es 27,67% con un tiempo de equilibrio de 49 horas,
esto indica que el aumento de concentracién de inhibidor disminuye el hinchamiento de las arcillas, pero
tiende a demorarse mayor tiempo en estabilizarse.

Para la seccion 12 4~

En el ejemplo la seccion intermedia es la de interés de optimizar la formulacién motivo por el cual se realiza
el analisis con 3 formulaciones para las 3 formaciones presentes.

Tiyuyacu

Elhinchamiento al agua es 12,33% con un tiempo de equilibrio de 2,00 horas, con el fluido f1 — Polimérico
es 6,25% con un tiempo de equilibrio de 36,00 horas, con el fluido 2 — Polimérico es 6,33% con un tiempo de
equilibrio de 15,00 horas y con el fluido £3 — Polimérico es 3,21% con un tiempo de equilibrio de 6,00 horas.

La concentracién de inhibidor en el fluido £3 genera el menor hinchamiento de la pastilla, indicando baja
hidratacion de las arcillas y por ende mejor control de inhibicién al tener una estabilizacién en un periodo
corto de tiempo.

Tena

El hinchamiento al agua es 13,17% con un tiempo de equilibrio de 3 horas, con el fluido f1 — Polimérico
es 5,92% con un tiempo de equilibrio de 21 horas, con el fluido f2 — Polimérico es 3,87% con un tiempo de
equilibrio de 9 horas y con el fluido £3 — Polimérico es 6,92% con un tiempo de equilibrio de 11 horas.

En relacién con la hidratacién provocada por la interaccién del agua y la pastilla de formacién, la figura
presenta una disminucién significativa el de mayor eficiencia por su hinchamiento bajo del 3,15% en un
tiempo de equilibrio de 9 horas al usar controladores de inhibicién en las diferentes formulaciones, siendo
asi el fluido 2.

Napo

El hinchamiento al agua es 17,06% con un tiempo de equilibrio de 6,00 horas, con el fluido f1 — Polimérico
es 10,77% con un tiempo de equilibrio de 15,00 horas, con el fluido £2 — Polimérico es 13,81% con un tiempo
de equilibrio de 13,00 horas y con el fluido {3 — Polimérico es 14,96% con un tiempo de equilibrio de 21,00
horas.

La formulacién f1 compuesta por 0,5 ppb de inhibidor muestra ser las mas eficiente en el control de la
hidratacién de arcillas para esta formacién.

Para la seccion 8 5~

El hinchamiento al agua es 19,65% con un tiempo de equilibrio de 6 horas y con el fluido f1 — Drill In es
12,61% con un tiempo de equilibrio de 21 horas, por lo cual esta formulacién es 6ptima al producir una
disminucidn significativa en la hidratacién de arcillas presentes en esta zona de produccion, a su vez se verifica
la inhibicién de los sdlidos presentes en el fluido cumpliendo con el objetivo de minimizar el dafio a la
formacién.

Evaluacién de los fluidos de perforacién

Todos los datos son revisados y se evaltan las mejores formulaciones con el sistema de calificacién de cada
prueba de interaccién roca fluido y se elige la formulacién més 6ptima.
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Seleccién de los fluidos en funcién de los resultados de las pruebas

Seccidn 16"

Seccion 12

15"
Pruehas Valoracion Terciario Orteguaza Oli?lgt?tzza Tiyuyacu [Tena Napo
Acrecisn 1 5 £4 f4  flyfz % L
Erosion [ Dispersion 2 f1 = fz fz
C5T 1 f4 f1 2 fz f1
Hinchamiento =3 f4 f1 f2 fz f1

TABLA 12

Valoracién de las pruebas para cada fluido seleccionado.

En la seccién de 16” se recomienda utilizar y probar en campo el fluido nitrato formulacién 4 en la
perforacion de la formacion Terciario Indiferenciado y el fluido polimérico formulacién 4 en la formacién
Orteguaza. Para la seccidon de 12 %” se deberia utilizar el fluido polimérico con la formulacién f3 y para la
seccién de 8 %” el fluido drill in formulacién 1 (tabla 11), los resultados obtenidos deben ser registrados para
su posterior anlisis como pozo de referencia (tabla 12).

Acrecion fD]:;.Z':JseilTilén CST Hinchamiento Total
Crteguaza 1 0 2 o] 0 2
f4 1 0 1 3 5
Orte
Lutitgauaza f1 0 0 1 3 4
f4 1 0 0 0 1
Tivuyacu 1 1 o] 0 o] 1
fz 1 a 0 a 1
fz 0 2 1 3 =)
Tena f1 1 0 o] 0 1
fz 0 2 1 3 53
f2 1 a 0 a 1
MNapo f1 0 0 1 3 4
fz 1 0 0 0 1
fz 0 2 0 0 2

CONCLUSIONES

como es la disminucién de la curva de aprendizaje y los tiempos no productivos.

La metodologia propuesta que estd en funcidn de la caracterizacién de las formaciones (roca), andlisis de
formulaciones, efectos durante la perforacion, viaje de tuberia, corrida de registros, casing de los pozos de
referencia que se han perforado en el drea cercana y de pruebas de laboratorio de la interaccion roca fluido;
demostrando que esta metodologfa abarca todos los eventos que impacta en el resultado de la perforaciéon

La capacidad de intercambio catidnico, tiempo de succidén capilar, erosiéon/dispersion, acrecion e
hinchamiento lineal, son pruebas empleadas en esta metodologfa para el disefio del fluido base agua, siendo
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estas pruebas una medida indirecta de la reactividad y la interaccién de la litologia con el fluido de perforacion
que se reflejard en el desempeno de la perforacion.

Las pruebas de interaccion roca fluido utilizadas en esta metodologia tienen diferente confiabilidad por
su repetibilidad, precisién y tecnologia utilizada, por lo cual se establecié una categorizacién de las mismas
para dar mayor relevancia a las pruebas con menor error, siendo 1 para las pruebas de menor prioridad, 3
para las de més prioridad.

La formulacién F5 presento mejores resultados en la seccién superficial 167, en la formacién Terciario
indeterminado caracterizado por la alta concentracién de sélidos empleando el Nitrato de Calcio como
inhibidor; la formulacién F4 presenta los mejores resultados en la formacién Orteguaza por su alta capacidad
en el control de acrecidn en la formacién donde es comun el embolamiento de las brocas.

Para la seccién intermedia de 12 %” de la formacién Tiyuyacu se determiné que la mejor formulacién es
F3; para la formacién Tena es la formulacién F2 donde existe una similitud entre la reduccion de acreciéon 'y
erosién/dispersion, ademds de una reduccién del hinchamiento 100% més eficaz que la formulaciéon F3; Para
la formacién Napo la que presenta mejor rendimiento en las pruebas de erosién/dispersién es la formulacién
F1, con una mejora de aproximadamente el 10% y 30% respectivamente para cada prueba.

Enlaseccién de produccion de 8 %7 se emple6 inicamente la formulacion F1 para comprobar la eficiencia
del fluido drill-in, basado en datos y experiencias anteriores en otros pozos cercanos, determinando que la
inhibicién es la dptima para la perforacion de esta seccién.

En resumen en la perforacion de la seccidn superficial en la formacion terciario indiferenciado se usa fluido
nitrato con la mejor formulacién F5, en Orteguaza el fluido polimérico F4, para la seccién intermedia se usa
fluido polimérico F3 para Tiyuyacu, F2 para Tena, y para la seccién de produccién el fluidodrill-in F1 para
Napo.
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FIGURA 12
Hinchamiento lineal de terciario indiferenciado en la seccién 16
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Hinchamiento lineal de Tiyuyacu en la seccién 12 %
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Hinchamiento lineal de Napo en la seccién 12 %
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FIGURA 17
Hinchamiento lineal de Napo en la seccién 8 15
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