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RESUMEN

Durante la perforacion de formaciones arcillosas con un fluido base agua es
indispensable que el disefio y la formulacion inhibidora del lodo sean adecuados y
que sus propiedades respondan de forma 6ptima al entrar en contacto con la zona
problema y de esta manera reducir el impacto causado en las propiedades
reolégicas vy tixotrépicas del fluido . Este impacto negativo en las propiedades del
fluido genera inconvenientes operacionales debido al bajo desempeiio en el
proceso de inhibicion de arcillas del fluido base agua evaluado. En este sentido, el
objetivo general de este trabajo de grado es optimizar el sistema de fluido base
agua “Terraform” para que garantice un adecuado proceso de inhibicion de arcillas
para la perforacién de la Formacion Umir. Para el cumplimiento del objetivo se
evaluaran diferentes fluidos preparados a base de diferentes inhibidores de arcillas
y encapsulante para determinar cual es la formulacion de fluido de perforacién que
brinda mejor estabilidad al pozo y asegura la limpieza del mismo mediante el
encapsulamiento e inhibicion de los minerales arcillosos contenidos en Umir. Los
fluidos propuestos fueron preparados y caracterizados mediante diferentes
pruebas de laboratorio tales como densidad, viscosidad de embudo, reologia,
filtracion, contenido de sélidos y liquidos, prueba de MBT, prueba de hinchamiento
lineal, alcalinidad, cloruros, dureza, y pH. Efectivamente con la adicién de los
inhibidores propuestos se evidencia un mejor desempefio del fluido al entrar en
contacto con las arcillas, el fluido con mejores especificaciones fue seleccionado
para ser implementado en la perforacion de un pozo cuya prognosis contempla
2000ft de Formacién Umir con muy buenos resultados operativos, generando una
reduccion del 100% de las diluciones y un buen flujo de recortes en superficie.

Palabras Clave: Fluido base agua, Inhibicién, arcillas, perforacion, MBT.
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ABSTRACT

During the drilling of clay presence formations with a water-based fluid it is so
important that the design and the mud-inhibiting formulation are adequate and that
the fluid properties respond optimally when coming into contact with the clay area
and thus reduce the negative impact in the rheological and thixotropic properties of
the fluid. This impact on the fluid properties can become at operational issues due
to the low performance in the clay inhibiting process of the water-based fluid
evaluated. In this way, the general objective of this degree project is the
"Terraform"” water-based fluid system optimization to ensure an adequate clays
inhibition process for drilling the Umir Formation. For the fulfilment of the objective,
different fluids are prepared based on different clay inhibitors and encapsulants
that will be evaluated to determine the formulation of the drilling fluid that provides
the best well stability and ensures its cleanliness by encapsulating and inhibiting
clay minerals contained in Umir Formation. The proposed fluids were prepared and
characterized by different laboratory tests such as density, funnel viscosity,
rheology, filtration, solids and liquids content, MBT, linear swelling test, alkalinity,
chlorides, hardness, and pH. Was possible to evidence that with the use of the
proposed inhibitors, a better performance of the fluid is accomplished when coming
into contact with the clays, the fluid with better specifications was selected to be
implemented in the drilling of a well whose geological forecast contemplates 2000ft
of Umir Formation with very good operational results, generating a 100% reduction
in mud dilutions and a good flow of cuts to surface.

Key Words: Water base Mud, inhibition, clays, drilling, MBT.
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INTRODUCCION

En la industria del petrdleo y gas, entre las operaciones necesarias para poder
producir hidrocarburos, aquella que ha ganado mayor reputacién e importancia es
la perforacion de pozos de petréleo, ya que enfoca sus esfuerzos en una
comunicacion efectiva y segura entre la superficie y el yacimiento tratando de
evitar al maximo riesgos operacionales que resulten en sobre tiempos o costos
extra para la organizacion.

Una de las complicaciones operacionales con mayor impacto durante la
perforacion de un pozo de petréleo se presenta al atravesar formaciones con alto
contenido de arcillas debido a la inestabilidad de la formacion arcillosa y la
interaccion roca-fluido (asociado al fluido de perforacién base agua), esto debido a
gue cuando una arcilla reactiva o inestable se pone en contacto con el agua se da
lugar a la expansion de su estructura representada en el hinchamiento de la arcilla
y Su posterior incorporacion al sistema lo que genera la disminucion del diametro
del hueco perforado y altera negativamente las propiedades reoldgicas del fluido
de perforacion.

La mayor parte de los pozos de petréleo se perforan utilizando fluido base agua
debido a sus bajos costos de disposiciébn y menor impacto ambiental, por lo que la
intencidn de esta investigacion es disminuir al maximo el riesgo operativo durante
la perforacion de pozos petroleros estratigraficos que en su disefio deban perforar
la Formaciéon Umir cuyo contenido de arcillas supera el 78% en composicion
mineraldgica, la cual al contacto con el sistema base agua genera perdida de las
propiedades reoldgicas y tixotropicas del fluido de perforacién, lo que se ve
reflejado en el incremento de los tiempos y costos de operacidon como fue
evidenciado en el pozo TG1, el cual fue perforado con el fluido Terraform Original
y en el intervalo en el que se tuvo contacto con las arcillas de la formacién Umir se
presenté un incremento del MBT a méas de 13.5ppb y se redujo la ROP de forma
drastica por lo que fue necesario realizar un viaje a superficie para verificar
condiciones de la broca, el cual fue perdido ya que esta pérdida de rendimiento
fue debida al fluido, fue necesario realizar diluciones periddicas que no fueron
suficientes para controlar la reologia lo que terminé generando una pega por
empaquetamiento debido a la falta de limpieza del hueco lo que resultd en la
pérdida del BHA de fondo y cancelacion del intervalo exploratorio del proyecto (La
Luna) debido a sobrecostos de mas del 50% del costo estimado y una sobre
ejecucion de 40% de tiempo sobre el tiempo planeado.

El hecho de poder controlar la incorporacion de arcillas y su interaccion con el
agua contenida en el sistema “Terraform” mediante la optimizacion del fluido de
perforacion, implementando el inhibidor de arcillas Optimo para controlar la
interaccion roca-fluido en esta Formacion, permitird llevar a cabo una o mas
campafnas de perforacion para aprovechar la respectividad de esta zona sin
incurrir en costos adicionales.
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A lo largo de la curva de aprendizaje de la industria del petroleo y gas en el mundo
la perforacidén se convierte en una de las operaciones de mayor reconocimiento y
por ende la operacion en la que se invierte la mayor cantidad de recursos
aplicados en la optimizaciéon de procedimientos y desarrollo de nuevas tecnologias
tales como direccional, control de presion, fluidos de perforacién, control de
solidos y well control. Aun asi, en el caso de los fluidos de perforacion el avance
tecnolégico y optimizacion ha estado condicionada a la zona en la cual se
pretende perforar, la profundidad del pozo y condiciones geoldgicas y de litologia.

Es por eso que aun en la actualidad, las arcillas reactivas siguen siendo una de las
complicaciones mas dificiles de mitigar durante las operaciones de perforacion con
lodos base agua, esta interaccion ha sido causa de distintos articulos e
investigaciones cientificas las cuales indican que durante las operaciones de
perforacion de pozos petroleros, se encuentra grandes cantidades de formaciones
del tipo lutitica que contiene generalmente esmectita, illita, clorita y caolinita, que
al estar en contacto con el fluido circulante, en la mayoria de las ocasiones
promueve la hidratacion o dispersion de este tipo de lutitas. Esto genera
inestabilidad en las paredes del pozo, lo cual se manifiesta en derrumbes,
ensanchamiento del agujero, fricciones, resistencias y se puede llegar hasta la
pérdida total del pozo. Para poder reducir este tipo de problemas y minimizar los
tiempos y costos que lo anterior genera durante la remediacion, es necesario
caracterizar las arcillas de las diferentes formaciones que se atravesaran durante
la perforacion del pozo antes de que los problemas ocurran. Lo anterior, permitira
definir la inhibicidbn necesaria que requieren tener los diferentes fluidos de control
en las diferentes etapas del pozo, lo que permite demostrar la importancia de
definir el inhibidor de arcillas correcto para el proceso de perforacién de una lutita
o0 una formacioén con alto contenido arcilloso.

El objetivo general de este trabajo de grado es optimizar el sistema de fluido base
agua “Terraform” mediante un adecuado proceso de inhibicion de arcillas para la
perforacion de la Formacion Umir en el Valle Medio del Magdalena. Los objetivos
especificos son:

o Estimar mediante pruebas de laboratorio las propiedades reoldgicas y
tixotrépicas afectadas en el fluido original por la incorporacion de arcillas.
o Proponer un sistema de fluidos inhibido modificando el fluido de perforacion

base agua que se usa actualmente para la perforacién de la formacién Umir
caracterizado mediante pruebas de laboratorio.

o Comparar las propiedades reolégicas del fluido original con respecto a los
valores obtenidos del fluido inhibido.
o Implementar el fluido de perforacién base agua modificado mediante la

perforacién de un pozo cuya prognosis contemple la perforacién de la
Formacion Umir.
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o Evaluar la implementacion del fluido de perforacion modificado en el
proceso de inhibicion de arcillas mediante pruebas de laboratorio estaticas
y dindmicas en sitio.

Este trabajo de grado se enfoca en comprobar que con la implementacién de un
fluido de perforacion inhibido basado en el fluido de perforacion actual se
disminuye significativamente el efecto negativo de un fluido base agua en contacto
con las arcillas y de esta manera se reduciran costos, tiempos y problemas
operacionales causados por la interaccion del fluido de perforacion usado
actualmente para la perforacién de la Formacion Umir.
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1. MARCO TEORICO

A continuacién se presenta la base tedrica y conceptual bajo la cual se desarrolla
el presente trabajo de grado.

1.1 FLUIDOS DE PERFORACION

Se define fluido de perforacion a una seria de fluidos liquidos y gaseosos y/o
mezclas de sélidos en forma de suspension, mezclas y emulsiones de liquidos,
gases y solidos que son utilizados en operaciones de perforacién de pozos. Esta
mezcla de elementos liquidos, gaseosos y solidos busca aportar a la perforacion
de pozos de petréleo o agua con el fin de conectar las acumulaciones de
hidrocarburo en el subsuelo (Yacimiento) con la superficie para permitir su
produccion, estos fluidos deben tener unas caracteristicas fisicoquimicas optimas
para que a lo largo de la operacién de perforacibn mantenga sus propiedades.

1.2  FUNCIONES DEL FLUIDO DE PERFORACION

Las funciones del fluido de perforacion describen cada una de las tareas que el
fluido de perforacién es capaz de desempefiar, es importante recalcar que algunas
de estas funciones no son esenciales en cada pozo ya que cada fluido puede
llegar a tener una combinacion de propiedades tan variada como cantidad de
formaciones exista. Entre las funciones mas importantes se encuentran:

1.2.1 Remocion de los recortes del pozo. Los recortes generados debido a la
perforacién deben ser retirados del pozo a medida que estos son generados por la
broca. Por esta razén se hace circular un fluido de perforacién dentro de la
columna de perforacién y a través de la broca, el cual arrastra y transporta los
recortes hasta la superficie, subiendo por el espacio anular. La remocion de los
recortes (limpieza del agujero) depende del tamafio, forma y densidad de los
recortes, unidos a la Velocidad de Penetracion (ROP); de la rotacion de la
columna de perforacion; y de la viscosidad, densidad y velocidad anular del fluido
de perforacion.

1.2.2 Control de las presiones de la formacién. Como se menciond
anteriormente, una funcién basica del fluido de perforacion es controlar las
presiones de la formacién para garantizar una operaciéon de perforacion segura. La
columna de fluido impide que los fluidos de formacion fluyan hacia el pozo y que
los fluidos de formacién presurizados causen un evento de control de pozo. La
presion ejercida por la columna de fluido de perforacidbn mientras esta estatica (no
circulando) se llama presién hidrostatica y depende de la densidad (peso del lodo)
y de la Profundidad Vertical del pozo (TVD). Si la presion hidrostatica de la
columna de fluido de perforacion es igual o superior a la presion de la formacion,
los fluidos de la formacién no fluirdn dentro del pozo. Mantener un pozo “bajo
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control” se describe frecuentemente como un conjunto de condiciones bajo las
cuales ningun fluido de la formacion fluye dentro del pozo.

1.2.3 Suspension y descarga de recortes. Los lodos de perforacion deben
suspender los recortes de perforacion, los materiales densificantes y los aditivos
bajo una amplia variedad de condiciones, sin embargo deben permitir la remocion
de los recortes por el equipo de control de soélidos. Los recortes de perforacién que
se sedimentan durante condiciones estaticas pueden causar puentes y rellenos,
los cuales, por su parte, pueden producir la pega de la tuberia o la pérdida de
circulacion.

1.2.4 Obturacion de formaciones permeables. La permeabilidad se refiere a la
capacidad de los fluidos de fluir a través de formaciones porosas; las formaciones
deben ser permeables para que los hidrocarburos puedan ser producidos. Cuando
la presion de la columna de lodo es mas alta que la presion de la formacion, el
filtrado invade la formacion y un revoque se deposita en la pared del pozo. Los
sistemas de fluido de perforacidén deberian estar disefiados para depositar sobre la
formacién un delgado revoque de baja permeabilidad con el fin de limitar la
invasion de filtrado. Esto mejora la estabilidad del pozo y evita numerosos
problemas de perforacion y produccion.

1.2.5 Mantenimiento de la estabilidad del agujero. La estabilidad del pozo
constituye un equilibrio complejo de factores mecanicos y quimicos. La
composiciéon quimica y las propiedades del lodo deben combinarse para
proporcionar un pozo estable hasta que se pueda introducir y cementar la tuberia
de revestimiento. Independientemente de la composicién quimica del fluido y otros
factores, el peso del lodo debe estar comprendido dentro del intervalo necesario
para equilibrar las fuerzas mecénicas que actlan sobre el pozo (presion de la
formacion, esfuerzos del pozo relacionados con la orientacion y la tecténica). La
inestabilidad del pozo suele ser indicada por el derrumbe de la formacion,
causando condiciones de agujero reducido, puentes y relleno durante las
maniobras de perforacion.

1.2.6 Minimizacién de los dafios de formacion. La proteccion del yacimiento
contra dafios que podrian perjudicar la produccién es muy importante. Cualquier
reduccion de la porosidad o permeabilidad natural de una formacién productiva es
considerada como dafio a la formacién. Estos dafios pueden producirse como
resultado de la obturacion causada por el lodo o los sélidos de perforacién, o de
las interacciones quimicas (lodo) y mecanicas (conjunto de perforacién) con la
formacion. El dafio a la formacion es generalmente indicado por un valor de dafio
superficial o por la caida de presién que ocurre mientras el pozo esta produciendo
(diferencial de presion del yacimiento al pozo).

1.2.7 Enfriamiento, lubricacién y sostenimiento de la broca y del conjunto
de perforacién. Las fuerzas mecénicas e hidraulicas generan una cantidad
considerable de calor por friccion en la broca y en las zonas donde la columna de
perforacion rotatoria roza contra la tuberia de revestimiento y el pozo. La
circulacion del fluido de perforacion enfria la broca y el conjunto de perforacion,
alejando este calor de la fuente y distribuyéndolo en todo el pozo. La circulacién
del fluido de perforacion enfria la columna de perforacion hasta temperaturas mas
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bajas que la temperatura de fondo. Ademas de enfriar, el fluido de perforacion
lubrica la columna de perforacion, reduciendo ain mas el calor generado por
friccion. Las brocas, los motores de fondo y los componentes de la columna de
perforacion fallarian mas rpidamente si no fuera por los efectos refrigerantes y
lubricantes del fluido de perforacion.

1.2.8 Transmisién de la energia hidréulica a las diferentes herramientas de
fondo y la broca. La energia hidraulica puede ser usada para maximizar la
velocidad de penetraciéon (ROP), mejorando la remocion de recortes en la broca.
Esta energia también alimenta los motores de fondo que hacen girar la broca y las
herramientas de Medicién al Perforar (MWD) y Registro al Perforar (LWD). Los
programas de hidraulica se basan en el dimensionamiento correcto de las
boquillas de la broca para utilizar la potencia disponible (presién o energia) de la
bomba de lodo a fin de maximizar la caida de presion en la broca.

1.3 PROPIEDADES FISICOQUIMICAS DEL FLUIDO DE PERFORACION

Las propiedades tanto fisicas como quimicas de un fluido de perforacién son de
gran importancia ya que permiten facilitar la perforacion de las diferentes litologias
ademas de interpretar el estado del pozo durante las operaciones relacionadas a
la perforacion asi como pegas de tuberia, arremetidas de pozo, perdidas de
circulacién y contaminacién por agentes externos al sistema. Asi, entre las
propiedades mas importantes se encentran

1.3.1 Densidad. La densidad se describe como la resistencia que tiene una
sustancia a fluir, es la cantidad de masa que ocupa un volumen, esta propiedad se
relaciona con el porcentaje y el peso de los presentes en el fluido. Una de las
principales funciones es la de mantener la densidad del lodo estable para contener
el o los fluidos en un sitio; este valor no puede ser elevado, ya que podria fracturar
la formacion y con ello se originarian altas presiones hidrostaticas, idealmente se
busca que un fluido de perforacién tenga una densidad similar a la del agua
buscando con ella altas velocidades de penetracion. Las unidades con la que se
expresa la densidad en la industria petrolera es la de libras por galén (ppg). La
densidad se mide en una balanza de lodos, esta balanza permite conocer ademas
de la densidad, la gravedad especifica y el gradiente de presion por cada mil pies.

1.3.2 Reologia del fluido. Esta propiedad se encarga de medir la deformacién
que sufre un fluido de perforacibon a medida que avanza la operacion de
perforacion, La reologia se mide mediante un viscosimetro rotacional.

1.3.3 Viscosidad API. También llamada viscosidad embudo se usa para
comparar la fluidez que tiene un liquido con la del agua, se mide mediante un
embudo Marsh. Esta medida indica el tiempo que tarda en pasar un cuarto de
galén de lodo por el embudo Marsh. Es recomendable evitar altas viscosidades
(un rango de viscosidad adecuada oscila entre 40 a 45 segundos) y al realizar la
perforacion tener una viscosidad APl lo mas baja posible; el tener un alta
viscosidad API puede ser sefial de un fluido contaminado.
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1.3.4 Filtracion. La filtracion sucede cuando la presion hidrostatica producida por
la columna del fluido en el pozo es mayor a la presion de la formacion, esto genera
gue una porcién del fluido de perforacion migre hacia la formacién, generando un
revoque o torta en fase solida en la roca que se encuentra en contacto con el
fluido.

1.3.5 pH. Denominada la medida de acidez o alcalinidad de un fluido. Cuando se
elabora un fluido de perforacion, el conjunto de aditivos usados para lograr las
propiedades de densidad y viscosidad le otorgan al fluido una naturaleza acida o
alcalina. Esta alcalinidad o acidez del fluido influye en las paredes de la formacién
perforada, el control de la corrosion, el rendimiento de arcillas, en la pérdida de
filtrado entre otros factores. La mayoria de los fluidos de base acuosa son
alcalinos, los fluidos que trabajan en un rango de pH entre 7.5y 11.5.

1.3.6 Porcentaje de arena. Durante la perforacion en un pozo el porcentaje de
arena debe mantenerse en valores bajos, para asi evitar que los equipos sufran
dafios, ya que la arena puede comportarse abrasivamente y causar graves
desgastes en la tuberia y equipos utilizados.

1.3.7 Porcentaje de liguidos y de solidos. Esta medicidn se realiza mediante
una prueba de retorta, con esta se le puede conocer el porcentaje de bentonita,
sélidos no reactivos de formacion y arcilla de formacién los fluidos base agua. Los
resultados que se obtienen a partir de esta prueba tienen como objetivo conocer
mediante el andlisis de sdlidos, el porcentaje de solidos de alta y baja gravedad
especifica que hay en la formacion.

1.3.8 Dureza. La dureza en un fluido de perforacion se manifiesta por la cantidad
de sales de calcio y magnesio que estan en el filtrado del lodo, el calcio en los
fluidos base agua se manifiesta como un contaminante.

1.3.9 Cloruros. Se pueden definir como la cantidad de iones cloro presentes en
el filtrado del lodo. El fluido puede tener efectos adversos al tener una alta
concentracion de estos iones.

1.3.10 Alcalinidad. Corresponde a la cantidad de iones solubles en agua que
pueden neutralizar acidos. Para la determinacion de la alcalinidad en un fluido, se
realiza un procedimiento de titulacion, usando como agente indicador fenolftaleina
y usando Acido sulfdrico hasta lograr un pH de 8,3 y usando como solucién
indicadora anaranjado de metilo hasta lograr un pH de 4,3.

1.4 QUIMICA DE LAS ARCILLAS

Las arcillas son en la mayoria de los casos parte activa del fluido de perforacion,
debido a esto es necesario estudiar la interaccion de los fluidos de perforacion
base agua con las zonas arcillosas que se perforan pues estas se pueden hinchar.
Al hablar de arcillas, se describen distintos tipos de roca o sedimentos compuestos
de particulas muy finas las cuales cuentan con un diametro de 2 micrones (Arcillas
y las lutitas) con estructuras complejas, fuertemente cargadas. La atraccion entre
las cargas de la molécula de agua vy los sitios de carga de las laminillas de arcilla
resulta en la hidratacion de la arcilla.
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Las arcillas tienen una fuerte carga negativa en su gran superficie plana y cargas
positivas a lo largo de sus bordes finos. El lado de hidrogeno positivo de la
molécula de agua es atraido por la gran superficie negativa de la arcilla y formara
un enlace de hidrogeno con ésta. Esta adsorcion de agua puede tener un espesor
de varias capas, esparciendo e hinchando las capas adyacentes de arcilla. El
intercambio catidnico (intercambio de cationes con enlaces i6nicos) dentro de una
arcilla puede desplazar el agua de hidratacion y flocular las particulas de arcilla,
porque sus enlaces son mas fuertes que los enlaces débiles de hidrogeno del
agua.

1.4.1 Hidratacion de las arcillas. La inestabilidad y el ensanchamiento de un
pozo son afectadas por la quimica del fluido de perforacion base agua y su efecto
sobre las arcillas aportadas por la formacion al perforar intervalos con estas
caracteristicas.

Con normalidad, las arcillas reactivas (Sensibles al agua o altamente hidratables)
contienen altas concentraciones de Esmectita ya que este tipo de arcilla tiene una
configuracion de capas que permite hinchamiento. La hidratacién por el agua es
una de las causas mas importantes de la inestabilidad del pozo. La hidratacion
puede ocurrir de dos maneras en las lutitas sensibles al agua: adsorcion
superficial y osmotica. La hidratacion superficial ocurre cuando un pequefio
volumen de agua se adsorbe fuertemente en las superficies planas de las arcillas,
lo cual causa poco ablandamiento o hinchamiento, pero puede producir esfuerzos
excesivos si el hinchamiento estd confinado. El hinchamiento osmdético ocurre
cuando un gran volumen de agua débilmente retenida es atraido por las
superficies de arcilla por las fuerzas electrostaticas.
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2. METODOLOGIA Y DATOS

Con el fin de cumplir con los objetivos propuestos en este trabajo de grado se lleva
a cabo la metodologia descrita en el siguiente diagrama:

Figura 1. Diagrama metodologico

FORMULACION DEL FLUIDO
BASE “TERRAFORM”:
Descripcion de la formulacion y
preparacion del fluido base.

DETERMINACION DE LAS
PROPIEDADES
FISICOQUIMICAS DEL
FLUIDO AFECTADAS POR
LA PRESENCIA DE
CONTAMINANTES: Se
caracteriza el fluido con y sin
presencia de contaminantes
con el fin de determinar las
propiedades afectadas por las
arcillas.

v

PREPARACION DE
DIFERENTES MUESTRAS DE
FLUIDO INHIBIDO:
Preparacion de diferentes

SELECCION DEL FLUIDO DE
PERFORACION INHIBIDO
OPTIMO PARA LA
PERFORACION DE LA

muestras siguiendo la formula —>| FORMACION UMIR: Basado
Pt e en el comportamiento de cada
original adicionando a cada -
una de ellas un aditivo uno del fluidos al contacto con
inhibidor diferente contaminante, se selecciona la
' mejor formulacion.
v

IMPLEMENTACION Y PRUEBA DEL FLUIDO INHIBIDO
SELECCIONADO DURANTE LA PERFORACION DE UN POZO
DE PETROLEO: El fluido seleccionado es implementado y
probado en la perforacion de un pozo cuya seccién de produccion
atraviesa la Fm. Umir.

Fuente: elaboracién propia
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2.1 FORMULACION DEL FLUIDO BASE “TERRAFORM”

Se prepara una muestra del fluido base siguiendo la formulacién original propuesta
e implementada por National Oilwell Varco para la perforacion del pozo TG1 la
cual se muestra en la siguiente tabla.

Tabla 1. Formulacion fluido Terraform original

PRODUCTO CONCENTRACION
Agua, bbl 5.0
Soda Caustica, ppb 0.6
Oxido de Magnesio, ppb 0.6
Cor Check H2S, ppm 100.0
Nov Xan D, ppb 1.0
Agqua-Film W, ppb 3.0
NOV PAC LV, ppb 15
NOV Fiber, ppb 5.0
CaCO3 Malla 600, ppb 12.0
CaCO03 Malla 1200, ppb 15.0
CaCO3 Malla 325, ppb 7.0

Fuente: JARA ROMERO, Mario Alberto. Programa de
Fluidos JGL-1. National Oilwell Varco. Dependencia de
Fluidos de Perforacién. 2019

La preparacion del fluido de perforacion base agua se lleva a cabo en la base de
National Oilwell Varco situada en el Km 3.4 Autopista Medellin, Centro
Empresarial Metropolitano Bodega 56 en Cota, Cundinamarca, Colombia.

Se toma un recipiente plastico con capacidad de dos litros y se procede a preparar
700 ml de fluido, con el fin de determinar las cantidades de cada uno de los
productos requeridos para preparar el fluido de utiliza el factor de conversion
calculado mediante la siguiente ecuacion:

Ecuacion 1. Equivalencias de laboratorio de fluidos

11b *4549* 1bbl . 1gal _ 1bbl
1bbl ™ 1Ib ~42gal “ 3785ml  350ml

Fuente: PDVSA. Manual de fluidos de perforacion PDVSA.
Venezuela. 2002.
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Se inicia la mezcla de cada uno de los productos que hacen parte de la
formulacion original del fluido con la ayuda de un agitador mecénico (batidor de
laboratorio).

La adicion de cada uno de los materiales se debe hacer en el orden en el que se
encuentran en la Tabla 1, la mezcla se realiza lentamente y no debe detenerse la
agitacion por ningn motivo hasta que se logre consistencia y homogeneidad en el
fluido tras la aplicacion de cada uno de los productos. Es de especial cuidado la
reaccion al momento de mezclar la fibra (NOV Fiber) y el densificante (CaCO3) ya
gue estos dos productos, especialmente la fibra deben incorporarse al fluido para
gue no generen grumos e irregularidades al cuerpo del mismo.

Tras la adicion de cada uno de los productos que componen al fluido base y la
perfecta homogenizacion de los mismos se debe caracterizar el fluido mediante
pruebas de laboratorio fisicas y quimicas, las propiedades teéricas del fluido de
perforacion se presentan en la siguiente tabla:

Tabla 2. Propiedades tipicas del fluido Terraform

PROPIEDADES MINIMO MAXIMO
Densidad (Ipg) 12 12.2
Viscosidad Embudo (qgt/seg) 55 62
Viscosidad Plastica (cP) 10 32
Punto de Cedencia (Ibf/100 ft2) 23 45
Geles (Ibf/100 ft2) 10/11/2013| 20/40/54
Filtrado API (cc/30min) 6.5 7.1
Solidos perforados (%) 0.8 5.3
MBT (Ipb) 1.25 12.5
pH 9.8 10.3
Calcio (Ca++) (ppm) 80 120
Cloruros (ppm) 0 20000

Fuente: JARA ROMERO, Mario Alberto. Programa de Fluidos JGL-1.
National Oilwell Varco. Dependencia de Fluidos de Perforacion. 2019

DETERMINACION DE LAS PROPIEDADES DEL FLUIDO ORIGINAL

AFECTADAS POR LA PRESENCIA DE ARCILLAS

Para determinar las propiedades tanto fisicas como quimicas del fluido de
perforacion que son alteradas al contacto con las arcillas de la Formacion Umir es
necesario conocer las propiedades del fluido antes de incorporarse al sistema
activo por lo que se procede a correr todo el set de pruebas de laboratorio
(Densidad, viscosidad de embudo, reologia, filtracion, contenido de solidos y
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liquidos, prueba de MBT, prueba de hinchamiento lineal, alcalinidad, cloruros,
dureza, y pH) en un laboratorio especializado de NOV (National Oilwell Varco),
contratista de fluidos de perforacion para Gran Tierra Energy Colombia para
determinar de forma apropiada cada uno de los pardmetros del fluido antes y
después de ser contaminado. A continuacion se describe el procedimiento
realizado al fluido de perforacion antes de ser contaminado con sdlidos
contaminantes recolectados de la Formacion Umir (Arcillas):

2.2.1 Densidad. Para determinar la densidad del fluido de perforacion, en
primera instancia debe contarse con una balanza de lodos debidamente
calibradas, para esta medicién se debe proceder con el procedimiento descrito a
continuacion:

Figura 2. Densidad

1. Llenar la taza de la

balanza con fluido y TRf
taparla, permitiendo que ——> 2. Ry e(ljg(rjlgcm e
el exceso de fluido salga
por el orificio de la tapa

v

4. Correr el cursor a lo
largo del brazo hasta
lograr el equilibrio de la
balanza

3. Lavar la balanza y
colocarla sobre el —
soporte

v

5. Leer la densidad y registrarla como densidad del fluido

Fuente: elaboracién propia, con base en: PDVSA. Manual de
fluidos de perforacién PDVSA. Venezuela. 2002.

Con el fin de garantizar la calidad de los datos tomados en el laboratorio, el
procedimiento se lleva a cabo tres veces y luego los tres datos obtenidos son
promediados.

2.2.2 Viscosidad de embudo. Para realizar la prueba de viscosidad de embudo
o viscosidad Marsh se debe seguir el siguiente procedimiento:
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Figura 3. Viscosidad de embudo

2. Verter lodo a través de la
: . malla del embudo hasta que el
L Tgrp:%rulgop?gr? érlnzje(;g)(; del —>| nivel del mismo coincida con la
malla, este volumen supone
ser un cuarto de galén

v

4. Retirar el dedo y dejar
escurrir un cuarto de galon
de muestra mientras se
registra el tiempo
transcurrido

3. Ubicar una taza debajo 3
del embudo

A

5. Reportar la viscosidad
embudo como el tiempo S
transcurrido en recolectar el
cuarto de galén de muestra

Nota: La viscosidad
embudo se expresa en
seg/qt

Fuente: elaboracion propia, con base en: PDVSA. Manual de fluidos de
perforacion PDVSA. Venezuela. 2002.

La viscosidad de embudo registrada durante la prueba es compara normalmente
contra el dato teorico de la viscosidad del embudo del agua, el cual corresponde a
48 seg/qt.

2.2.3 Propiedades reoldgicas. A partir de esta prueba se calculan los datos mas
relevantes de reologia necesarios para el desarrollo del presente trabajo de grado
ya que permite determinar el comportamiento tixotropico del fluido. Para esta
prueba se usa el viscosimetro de lectura directa y se sigue el procedimiento
descrito a continuacion:
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Figura 4. Reologia (Viscosimetro de lectura directa)

1. Conectar el
instrumento a la fuente
de poder apropiada

2. Llenar la taza del
viscosimetro hasta la
marca que posee el

instrumento con la —

muestra de fluido de
perforacién recién
agitada

3. Colocar la taza del
viscosimetro en el
thermo cup y calentar a
120°F para replicar
temperatura del entorno
de perforacién, aunque
la reologia de los fluidos
base agua se corre,
segun API, a
temperatura ambiente.
(120°F es una
recomendacion de NOV)

v

4. Colocar el thermo cup
en la plataforma del
viscosimetro y levantarla
hasta hacer coincidir el
nivel de la muestra con
la marca del rotor.
Apretar el tornillo de la
plataforma

5. Encender el equipo y
colocar la palanca de
cambios o perilla en
posicién baja y el switch
de velocidad en posicion
alta para obtener 600
RPM, registrar la lectura
como "Lectura a 600
RPM?”, cuando la aguja
alcance la maxima
deflexion en el dial

6. Mantener la palanca de
cambios o perilla en la
posicién baja y colocar el
switch de velocidad en
posicion baja (perilla
inferior hacia atras) para
obtener 300 RPM, registrar
la lectura como "Lectura a
300 RPM", cuando la aguja
alcance la maxima
deflexion en el dial o se
mantenga constante

v

7. Colocar la palanca de
cambios o perillay el
switch de velocidad en la
posicion alta, para
obtener 200 RPM,
registrar la lectura como
"Lectura a 200 RPM",
cuando la aguja alcance
la maxima deflexion en
el dial o se mantenga
constante

8. Mantener la palanca
de cambios o perilla en
posicion alta y el switch
de velocidad en posicién
baja, para obtener 100
RPM, registrar esta
lectura como "Lectura a
100 RPM", cuando la
aguja alcance la maxima
deflexién en el dial o se
mantenga constante

9. Colocar la palanca de
cambios o perilla en
posicién media y el

switch en la posicion
alta, para obtener 6
RPM, registrar la lectura
como "Lectura a 6
RPM", cuando la aguja
alcance la maxima
deflexion en el dial o se
mantenga constante

v

10. Mantener la palanca de cambio o perilla en posicién media y el switch de velocidad en
posicidn baja, para obtener 3 RPM, registrar la lectura como "Lectura a 3 RPM", cuando la
aguja alcance la maxima deflexion en el dial o se mantenga constante.

Fuente: elaboracién propia, con base en: PDVSA. Manual de fluidos de perforacion PDVSA.

Venezuela. 2002.
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Los datos medidos directamente del viscosimetro pueden dar una idea general del
comportamiento de la reologia del fluido, pero los valores representativos de la
caracterizacion deben obtenerse mediante calculos.

El calculo de las propiedades reoldgicas se realiza de acuerdo a las siguientes
ecuaciones:

Ecuacion 2. Viscosidad plastica

Viscosidad plastica(cp)=Lectura@600RMP-Lectura@300RPM

Fuente: PDVSA. Manual de fluidos de perforacion PDVSA. Venezuela. 2002.

Ecuacion 3. Punto cedente

Punto cedente (Ibs/100pie2)=Lectura @300RPM-Viscosidad Plastica

Fuente: PDVSA. Manual de fluidos de perforacién PDVSA. Venezuela. 2002.

2.2.4 Filtrado API. La prueba del filtrado API se realiza con la filtro prensa, se
corre a temperatura ambiente y a 100 psi de presion. El procedimiento es descrito
en el siguiente diagrama:
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Figura 5. Filtrado API

3. Verificar que la tapa
superior tenga la
empacadura y esta se
encuentre bien
asentada. Colocar la
tapa superior a la celda y
asegurarla con el tornillo
T

6. Aplicar 100 psi de
presion a la celda y filtrar
por 30 minutos

reportar el volumen
recolectado como
pérdida de filtrado API

espesor se expresa en 1/32". Un espesor de 2/32" es
generalmente considerado aceptable

1. Ensamblar las partes 2. Llenar la celda hasta
del equipo limpias y %, de pulgada de su
secas en el orden
- . tope, con muestra de
siguiente: Tapa base, lodo recién agitada
empacadura de caucho, —> g : —
: Colocar la unidad
malla de 60 mersh, hoja
: ensamblada en la
Eeipape Nitlo: estructura del filtro
empacadura de caucho y
celda prensa
4. Colocar un cilindro 5. Colocar el cartucho de
graduado bajo el tubo de ——>| CO2 en el porta cartucho ——>
salida del filtrado y apretar, sin forzar
7. Cuando transcurran
los 30 minutos de la 8. Desarmar la celda y examinar el revoque en cuanto a
prueba, retirar la presion su espesor, dureza, resistencia, flexibilidad, delgadez,
por la valvula de alivioy —> firmeza y ver qué tan esponjoso resulta el mismo. El

Fuente: elaboracion propia, con base en: PDVSA. Manual de fluidos de perforacion PDVSA.

Venezuela. 2002.

El valor obtenido de la prueba para el fluido original se reporta en ml de filtrado y

1/32” de retorta.

2.2.5 Contenido de soélidos y liguidos. Es un procedimiento mecanico que
indica el porcentaje de sélidos y liquidos presentes en el fluido de perforacién, el
procedimiento se realiza en la retorta y se describe a continuacion:
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Figura 6. Retorta (Porcentaje de sélidos y liquidos)

1. Limpie y seque la
celda de lodo antes de
comenzar la prueba

—>

2. Coloque el volumen
respectivo de lodo libre
de aire en la celda

3. Coloque la tapa
sobre la celda y limpie
el exceso de lodo que
sale por el orificio que

sirve de tara

v

4. Coloque media
esponjilla de alambre
suave gue sirve como

medio filtrante en la

5. Enrosque la celda a
la cAmara y conéctelas

6. Cologue una probeta
graduada de 10 ml a la

(aproximadamente 1
hora)

recuperados

camara superior, 2 al condensador de la > salida del condensador
ejerciendo presion de unidad y conecte la unidad
manera que quede
compacto.
|
\

7. Deje que la retorta 9. El contenido de
caliente hasta que la 8. Lea los volumenes solidos son retenidos
condensacion termine —> de agua y/o aceite —> en la retorta y se

determinan por
diferencia en la probeta

Fuente: elaboracion propia, con base en: PDVSA. Manual de fluidos de perforacion PDVSA.

Venezuela. 2002.

2.2.6 Test de azul de Metileno (MBT). Es una prueba de laboratorio que permite
determinar la cantidad de arcillas contenidas en el fluido de perforacién, este
procedimiento debe realizarse de la siguiente manera:
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Figura 7. Test de azul de metileno (MBT)

1. Coloque 2 ml de lodo en un
erlenmeyer de 250 ml. Adicione 2. Ponga a hervir la muestra por
10 ml de agua destilada. 10 minutos a una temperatura
Enseguida adicione 15 mlde = ——>| moderada, si es posible ingrese al
peréxido de hidrogeno al 3 % V/v. Erlenmeyer un agitador
Agite y adicione 0,5ml (10 gotas) magnético para mover la mezcla
de H2SO4
4
4. Titule con azul de metileno en
3. Retire la muestra de la unidad adiciones de 0,5 ml agitando la
de calentamiento, déjela enfriar y S muestra suavemente y
después adicione agua destilada permitiendo que el azul de
hasta completar 50 ml metileno sea absorbido por la
arcilla
\
5. Cologue una gota de IR 6. El punto final se alcanza
con la varillita de vidrio después e
de adicionar el azul de metileno —> | Lol ek ae |
sobre el papel de filtro hasta color azul claro afrededor de ‘a
llegar al punto final gota colocada en el papel de filtro

v

7. Espere 2 minutos y verifique que la “corona” se mantiene. Si esta se
mantiene, es el punto final verdadero. Si desaparece, adicione 0,5 ml de
azul de metileno y espere nuevamente

Fuente: elaboracion propia, con base en: PDVSA. Manual de fluidos de perforacion PDVSA.
Venezuela. 2002.

El valor de MBT como libras/ bbl de arcilla se reporta utilizando la siguiente
ecuacion:

Ecuacion 4. Calculo de MBT

MBT (Ibs/bbls) = ml Azul de metileno x 5/2

Fuente: PDVSA. Manual de fluidos de perforacion PDVSA.
Venezuela. 2002.
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2.2.7 Alcalinidad de Fenolftaleina del lodo (Pm). Determina la concentracion
de cal en Ib/bls necesaria para secuestrar los gases &cidos que puedan
presentarse durante la perforacion del pozo. El procedimiento se muestra a
continuacion:

Figura 8. Alcalinidad de Fenolftaleina del lodo (Pm)

1. Con una jeringa mida
1 ml de lodo en un 2. Adicione 10 ml de

recipiente de titulacion agua destilada
limpio y seco

v

4. Si la muestra se torna
3. Agregue 4 o 5 gotas rosada, titule con
de fenolftaleina, 5 H2S04 0,02 N hasta
agitandola al mismo gue el color cambie al
tiempo color original de la
muestra

Fuente: elaboracion propia, con base en: HALLIBURTON, Baroid Fluids
Handbook. MANUAL DE FLUIDOS. Second ed. Houston, Texas, 1999.

Registre Pm como los mililitros de H2SO4 0,02 N necesarios para titular 1 ml de
lodo.

2.2.8 Alcalinidad de Fenolftaleina del filtrado (Pf). Determinar la alcalinidad del
filtrado con fenolftaleina, con la finalidad de identificar los iones contaminantes,
como CO3 y HCO3, que afectan la estabilidad del hoyo. La comparacién entre los
valores de alcalinidad, Pf y Mf, permite visualizar problemas de contaminacion en

el fluido.

El procedimiento para determinar esta alcalinidad se describe a continuacion:
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Figura 9. Alcalinidad de Fenolftaleina del filtrado (Pf)

2. Adicione 2 o 3 gotas
de fenolftaleina al
filtrado y agitelo con
cuidado

1. Mida 1 ml de filtrado
en un recipiente de —
titulacion limpio y seco

v

3. Si la muestra cambia a un color rosado intenso, titule
con H2S0O4 0,02 N, hasta que la muestra vuelva a su
color original (punto final de titulacién pH = 8,3)

Fuente: elaboracién propia, con base en: HALLIBURTON, Baroid Fluids
Handbook. MANUAL DE FLUIDOS. Second ed. Houston, Texas, 1999.

Registre Pf como los mililitros de H2S0O4 0,02 N necesarios para alcanzar el punto
final.

2.2.9 Alcalinidad del Metil naranja del filtrado (Mf). Determinar la alcalinidad
del filtrado con el Anaranjado de Metilo, para identificar la concentracion de iones
contaminantes, que afectan la estabilidad del hoyo. Un valor alto de Mf es
indicativo de la presencia de contaminantes como CO3 y HCO 3, el procedimiento
se presenta a continuacion:

Figura 10. Alcalinidad del Metil naranja del filtrado (Mf)

2. Titule con H2S04 0,02
N hasta que la muestra
cambie a un color rosado
intenso. (Punto final de
titulacion pH = 4,3)

1. A la misma muestra
anterior, afada 2 o 3 de 3
metil naranja, el cual dara
un color naranja.

Fuente: elaboracién propia, con base en: HALLIBURTON, Baroid Fluids
Handbook. MANUAL DE FLUIDOS. Second ed. Houston, Texas, 1999.

Registre Mf como los mililitros de &cido para Pf mas los mililitros de la ultima
titulacion

2.2.10 pH. El procedimiento de pH es una prueba quimica que se lleva a cabo con
el pH metro digital de la siguiente manera:
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Figura 11. pH

1. Presionar el boton
on/off en ON para s
encender el medidor de
pH

2. Ajustar la temperatura
manualmente con la
temperatura de la muestra

v

3. Presionar el botén
pH/mV hasta que el aviso 4. Retirar el electrodo de
en la pantalla indique el —> la solucion de
modo de medicion almacenamiento
deseado

v

6. Sumergir el electrodo
en la solucion a ser
medida, después de pocos
segundos el valor de pH
se estabiliza

5. Enjuagar el electrodo 3
con agua destilada

V

7. Registrar el valor del pH

Fuente: elaboracion propia, con base en: PDVSA. Manual de fluidos de perforacion PDVSA.
Venezuela. 2002.

El valor registrado por el pH metro para el fluido debe oscilar entre 9.8 y 10.3, de
acuerdo a los rangos de operacion del fluido.

2.2.11 Dureza. El calcio es un contaminante que afecta las propiedades del

fluido y disminuye el rendimiento de las arcillas. Es una prueba quimica que
consiste en determinar la cantidad de calcio en el fluido de la siguiente manera:
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Figura 12. Dureza

2. Anada 1 ml de

1. Afiada 1 ml de filtrado |—> Sdﬂ“dclﬁgzzsttggl“fg‘gﬁer?

amoniacal)

\Z
4. Agite la mezcla e
3. Ahada 1 cucharada iniciar titulacion con
pequefia de medidor de EDTA (Versenato

dureza total, agite Estandar) 0,01 M hasta

continuamente (un color . gue un color azul
vino tinto aparecera si la aparezca (sin quedar
muestra contiene calcio) ningan rastro de vino

tinto)

Fuente: elaboracion propia, con base en: HALLIBURTON, Baroid Fluids Handbook.
MANUAL DE FLUIDOS. Second ed. Houston, Texas, 1999

Se registra dureza total como Ca++ (mg/L) con la siguiente ecuacion:

Ecuacion 5. Dureza Célcica

Ca++ (mg/L)= ml de EDTA %400

Fuente: PDVSA. Manual de fluidos de perforacion
PDVSA. Venezuela. 2002.

El valor obtenido de la titulacién se reporta en mg/L (ppm):
2.2.12 Cloruros. Los cloruros afectan la reologia de los fluidos base agua y

causan comunmente problemas de floculacion por lo que deben ser controlados
con regularidad mediante el siguiente procedimiento:
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Figura 13. Cloruros

1. Coloque 1 ml de filtrado
en un recipiente de
titulacién limpio y seco

2. Repita el procedimiento
hecho para la prueba de Pf
(bajar pH a 8,3)

A

3. Adicione 10 a 15 gotas
de cromato de potasio a la
muestra titulada. La
muestra tomara un color
amarillo

4. Agite la mezcla e inicie la
titulacion con AgNO3
0,0282 N hasta que el color
cambie a un color rojo
ladrillo permanente.

5. Registre CL- (mg/L)
como los mililitros de
AgNO3 0,0282 N x 1000.

6. Si la concentracion de
cloruros excede de 10000
mg/L, entonces debe
usarse AgNO3 0,282 N.

Fuente: elaboracion propia, con base en: HALLIBURTON, Baroid Fluids
Handbook. MANUAL DE FLUIDOS. Second ed. Houston, Texas, 1999.

Para obtener los ppm de cloruros, se multiplican los ml de AgNO3 gastados por
1000 o 10000, dependiendo de la concentracion seleccionada. Entonces:

Ecuacién 6. Cloruros con AgNO3 0.282

C I (ppm) = ml AgNO3[0.282] (gastados) x 10000

Fuente: PDVSA. Manual
Venezuela. 2002.

de fluidos de perforacion PDVSA.

Ecuacion 7. Cloruros con AgNO3 0.0282

C ! (ppm) = ml AgNO3[0.0282] (gastados) x 1000

Fuente: PDVSA. Manual
Venezuela. 2002.

de fluidos de perforacién
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2.2.13 Hinchamiento Lineal. Para realizar esta prueba se hace uso del equipo
M4600HPHT Linear Swell Meter con el fin de determinar el porcentaje de
hinchamiento de una muestra de solido reactivo con el fin de evaluar la inhibicién
de los productos usados en los fluidos de perforacion tal como se muestra a
continuacion.

Figura 14. Hinchamiento lineal

2. Ensamble el soporte
del nacleo para la celda
A de la prueba
insertando la varilla de
acero y la punta del
sensor en el soporte del

1. Colecte la muestra
bien sean de cortes de
perforacion o de solidos
reactivos. Asegurese de —>

gue estas muestras

3. Inserte el nucleo de la
prueba dentro del

— soporte. Atornille la

placa inferior y apriete a

estentgmgggézecas y ndcleo hasta la placa mano.
' superior este adentro
v
5. Antes de colocar la
celda con el fluido a 6. Haga click en el botén
analizar, se tiene que “Enter Info”. Alli se abre
registrar el punto Zero. una ventana donde
4. Lleve el conjunto de Para esto Prenda el colocaremos el nombre
soporte del ndcleo ya equipo (botén parte de la prueba, la
armado y coloquelo en la —> trasera del mismo), —>| descripcion del fluido a
tapa de la celda de prenda el computador. usar, el peso de la
presion y apriete a mano Una vez encendidos muestra que usamos
seleccione el Programa para formar el nucleo y
M4600daq. Haga click la descripcion de la
en el botén de “Zero” y muestra usada
click en OK
v
8. Una vez listas las
7. Se colocaran los parametros para correr la prueba: especificaciones y
MAX TIME: Se coloca el tiempo en segundos que tomara parametros de la prueba

en realizarse el total de la prueba. tomamos la celda y se
colocan 100ml del fluido

DATA INTERVAL: Alli se coloca el tiempo en segundosen |_5 a analizar. Luego

el cual quiere que se tome cada punto, ejemplo cada 30 enrosque la celda en la
segundos o cada 60 segundos. tapa de la celda de
TEMP. SET: Alli se coloca la temperatura a la cual se va a presion. Una vez
realizar la prueba en grados Fahrenheit. enroscada la celda, haga

click en el botén “STAR

v

9. A medida que el test va corriendo los datos se van a ir mostrando en la pantalla de la celda.
Alli se podra apreciar en Swell el porcentaje de hinchamiento que se va obteniendo de la
muestra.

Fuente: elaboracion propia, con base en: DUARTE PRADA, Felipe. Procedimiento para
hinchamiento lineal. National Oilwell Varco. Dependencia de Fluidos de Perforacion. 2005
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El tiempo configurado para desarrollar las pruebas es la toma de un dato cada 8
minutos durante 24 horas, con el fin de tener suficientes datos (180).

Luego de caracterizar completamente el fluido original se procede a contaminar el
fluido con diferentes concentraciones de arcilla de la Formacién Umir (20, 30, 50
ppb). Siguiendo los procedimientos descritos anteriormente se corre el mismo set
de pruebas que al fluido original (Exceptuando la prueba de hinchamiento lineal, la
cual se corre una unica vez por fluido, con fluido limpio) con el fin de determinar el
cambio de propiedades del fluido al entrar en contacto con diferentes
concentraciones de arcillas reactivas (Formacion Umir).

2.3 PREPARACION DE DIFERENTES MUESTRAS DE FLUIDO INHIBIDO

Durante la perforaciéon del pozo TG1, las propiedades del fluido Terraform original
cumplieron las funciones de control de presion, lubricacion de la sarta de
perforacion y control de filtrado, las principales falencias se evidencian en la
remocion de los cortes el mantenimiento de la estabilidad del hueco y la
suspension y descarga de los recortes, o que se puede asociar a la perdida de
propiedades reoldgicas y tixotrépicas, esta condicibn empeora al entrar en
contacto por largo plazo con las arcillas reactivas de la Formacion Umir.

Por este motivo y con el fin de mantener la mayoria de propiedades del fluido
original (Filtrado, densidad, retorta) se preparan tres muestras con la formulaciéon
del Terraform original referenciados en la Tabla 2 adicionando a cada muestra la
formulacién de inhibidor y encapsulante tal como se muestra a continuacion:

Tabla 3. Inhibidores propuestos

MUESTRA No. PRODUCTO PROGRAMADO| MINIMA | MAXIMA
1 Traxx Block, gal/bbl 0.3-04 0.36 0.41
2 NOV Glycol GP, %V/V 1.0-2.0 1.55 2.2
3 Formiato de Potasio, ppm 6000 - 8000 7624 8334
1,2,3 PHPA, ppb 0.9-1.1 0.9 1.1

Fuente: JARA ROMERO, Mario Alberto. Programa de Fluidos JGL-1. National Oilwell Varco.
Dependencia de Fluidos de Perforacién. 2019

Tal como se evidencia en la Tabla 3 las concentraciones varian dependiendo del
producto y las recomendaciones del proveedor de los siguientes inhibidores los
cuales son proporcionados por la compafiia National Oilwell Varco (NOV).
Teniendo en cuenta los problemas presentados con las arcillas de la fase de
produccion durante la perforacion del pozo TG1se inicié cargando el sistema con
las maximas concentraciones de inhibidores y encapsulantes cubriendo al maximo
la interaccion de arcillas. Es necesario resaltar que los inhibidores utilizados para
cada una de las muestras son los Unicos tres productos proporcionados por la
compafia NOV y los mas utilizados en industria de los fluidos de perforacion para
la inhibicién de arcillas.
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Se procede con la preparacion de tres muestras de Terraform original tal como se
llevé a cabo en el procedimiento inicial, posteriormente teniendo en cuenta los
inhibidores propuestos en la Tabla 3 y las concentraciones maximas de los
mismos a cada una de las muestras previamente preparadas y rotuladas con el fin
de poder diferenciarlas.

Es importante que la agitacion de los productos afiadidos se realice de forma
continua hasta la homogenizacién de los productos inhibidores + PHPA.

2.4 SELECCION DEL FLUIDO DE PERFORACION INHIBIDO OPTIMO PARA
LA PERFORACION DE LA FORMACION UMIR

Con el fin de identificar cual de los sistemas preparados anteriormente tiene el
mejor comportamiento con respecto al control de las arcillas de la Formacion Umir,
se procede a evaluar mediante el set de pruebas de laboratorio descrito
anteriormente (Densidad, viscosidad de embudo, reologia, filtracion, contenido de
sOlidos, prueba de MBT, alcalinidad, cloruros, dureza, y pH) cuales de las
propiedades reologicas se ven afectadas negativamente a diferentes
concentraciones de contaminante.

Se realiza a cada uno de los fluidos preparados la prueba de hinchamiento lineal
descrita en la Figura 14 con el fin de identificar su comportamiento de
hinchamiento al estar en contacto con un nucleo de la Formacion Umir.

Posteriormente se separan las muestras de fluido en tres recipientes diferentes
cada uno para poder contaminar todos los fluidos propuestos con una
concentracion de arcillas diferente (20, 30, 50 ppb). Con la comparacion de los
resultados obtenidos en cada uno de los fluidos simulando las condiciones de
perforacion en la Formacion Umir, aquel fluido que mantenga sus propiedades
dentro de los rangos permitidos es candidato para ser implementado.

Demostrando el efecto inhibidor del fluido modificado mediante las pruebas
realizadas en el laboratorio, aquel fluido que presenta un 6ptimo comportamiento
en las pruebas de reologia, un aumento minimo del MBT al contaminar el fluido
con arcilla de la Formacion Umir y mantenerse dentro de las propiedades tipicas
del fluido se procederd a implementar el fluido de perforacion “Terraform
modificado” en la perforacidon del pozo exploratorio JGL1 cuya prognosis
contempla la perforacién de 2000 pies de la Formacion Umir en la seccion de
produccion.
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2.5 IMPLEMENTACION Y PRUEBA DEL FLUIDO DE PERFORACION
SELECCIONADO

El pozo JGL1 se perfora en el bloque La Paloma ubicado en el sector norte de la
cuenca Valle Medio del Magdalena, en el Departamento de Santander, jurisdiccion
del Municipio de Rionegro.

La informacion general del pozo JGL1 se muestra a continuacion:

Tabla 4. Detalles del pozo JGL1
DETALLES DEL POZO

Nombre de lainstalacién/Tipo |Blogue La paloma
Operador de la Perforacién Gran Tierra Energy Colombia Ltd.
Contrato E&P LA PALOMA
Locacion JGL
Numero del pozo JGL1
Fluido de Perforacién Spud Mud / Drill In / Terraform Inhibido / Salmuera
Compaifiia de lodos NOV
Profundidad Final Perforada [10,649 ft MD / 10,633 ft TVD
Secciones del Pozo 16" /12" /874" 167

PERSONAL DE PERFORACION
Company Man Ricardo Valenzuela / Oscar Salas
Ingeniero de Perforacion Juan Camilo Botero Florez
Ingeniero Jr. de Perforacion Luis German Rubio Lugo
Ingenieros de Fluidos Gustavo Matos / José Trespalacios

PERSONAL DE NOV

Ingeniero de Proyecto Mario Jara

Fuente: JARA ROMERO, Mario Alberto. Programa de Fluidos JGL-1. National Oilwell Varco.
Dependencia de Fluidos de Perforacion. 2019

El pozo JGL1, pozo exploratorio tipo “J” el cual tiene como objetivo principal
producir de la Formacion La Paz como lo hace el pozo TG1. Adicionalmente se
cuenta con un objetivo exploratorio secundario en la Formacion La Luna (Lo que
obliga la perforacion de 2000ft de la Formacion Umir) y demostrar la existencia de
aceite en esta formacion que se estima esté altamente fracturada, el programa
direccional del pozo se encuentra a continuacion:
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Figura 15. Perfil direccional (Survey) Pozo
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Fuente: SALAZAR VARGAS, Héctor. Programa
Direccional Pozo JGL1. Weatherford. Departamento
Direccional. 2019

Se inicia la perforacion del pozo JGL con la seccién de 16” y un fluido spud Mud
preparado a base de bentonita, esta seccion tiene una duracién de 6 dias hasta
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3490ft (Profundidad Total de la primer seccidn), se realiza la operacion de corrida
y cementacién de casing sin ningun inconveniente.

Se prepara un fluido Drill In con el cual se inicia la perforacion de la seccion de 12
Ya" la cual se lleva a cabo en 9 dias incluyendo los tiempos de corrida y
cementacion de casing, el zapato de esta seccidn se encuentra a 8450ft, las
operaciones se llevan a cabo sin ningun contratiempo operacional.

Seguido al frague del cemento del casing de 9 5/8” se inicia la perforacion de la
seccion que por prognosis perfora la Formacion Umir por lo que se prepara el
Fluido de perforacion base agua Terraform inhibido el cual estd basado en los
resultados obtenidos asi:

Preparé 500 bbls de lodo Terraform 12.2 ppg. Se ajustaron propiedades de
acuerdo al programa mediante la adicion de inhibidores y encapsulantes para
iniciar la perforacion de la seccién de 8 '%”. El drill out se realiz6 en circuito corto
hacia el tanque de pildora utilizando lodo DRILL IN de 11.5 ppg usado para el
desplazamiento del cemento en la cementacion del casing de 9 5/8”. Una vez
finalizado el drill out a 8396 ft se desplaz6 por el lodo Terraform de 12,2 ppg. El
lodo descartado se bombed hacia los tanques de almacenamiento de NOV para
su tratamiento y reacondicionamiento.

Después de realizar prueba FIT y continuar perforando desde 8450 ft los excesos
de los inhibidores se mantuvieron, La Formacién Umir se encuentra a una
profundidad de 8960ft, las propiedades del fluido y las concentraciones de los
productos se mantuvieron siempre dentro del rango programado aungue se
evidenciaba un aumento controlable de las propiedades reoldgicas. Para el
mantenimiento del sistema y reponer niveles de lodo por la construccion del pozo
se realizaron adiciones de lodo nuevo al sistema activo con lodo nuevo. Durante
todo el intervalo se operan centrifugas decantadoras para control de peso y MBT
variando parametros para optimizar la eficiencia de la limpieza del lodo. Se realiz
monitoreo continuo de las propiedades del fluido /Pruebas de laboratorio cada 3
Hrs) y se mantuvo el exceso en la concentracion de los inhibidores para garantizar
la estabilidad del hueco.

Luego de 1600ft de perforacion de la Formacion Umir y aproximadamente 460 ft
de la Fm, La Luan se realiza viaje a superficie para correr revestimiento de 77, el
viaje se realiza en elevadores y sin ningun tipo de problema operacional, se corre
Casing de 7” hasta 10960ft y se realiza cementacion del mismo.

Se termina la seccion de la Formacion Umir sin ningun tipo de perdida de
propiedades reoldgicas del Fluido de perforacion.
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Se realiza el Arme del BHA de perforacion para la seccidon de 6” con salmuera y
haciendo uso de MPD, se lleva la seccidn hasta 11400ft dentro de la Formacion la
Luna, donde se toma la decision de viajar a superficie y probar el pozo mediante
tecnologia DST. El pozo es asegurado, se instala el cabezal y se hace entrega al
equipo de completamiento.
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3. RESULTADOS Y ANALISIS

Para cumplir con los objetivos propuestos para este trabajo de grado se desarrolla
la metodologia mencionada anteriormente, a continuacion se muestran los
resultados y el respectivo andlisis de la informacion recolectada:

3.1 PROPIEDADES DEL FLUIDO TERRAFORM ORIGINAL

A continuacién se presentan y comparan los resultados obtenidos de las pruebas
de laboratorio realizadas al fluido Terraform original antes y después de ser
contaminado con concentraciones controladas de Arcilla de la Formacién Umir. La
hoja de laboratorio se encuentra en el Anexo 1.

3.1.1 Densidad. La densidad medida para el fluido de perforacion Terraform
Original se muestra a continuacion:

Gréfica 1. Densidad Fluido Terraform Original
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La densidad del fluido se mantuvo dentro de los parametros tipicos para un fluido
inhibido, esta propiedad no es representativa para determinar el efecto de las
arcillas en el fluido.

3.1.2 Viscosidad de embudo. La viscosidad de embudo medida para el fluido de
perforacion Terraform Original se muestra a continuacion:

Gréfica 2. Viscosidad de embudo Fluido Terraform Original
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A partir de una concentracién de 30ppb la viscosidad de embudo incrementa
rapidamente hasta alcanzar valores mayores al rango maximo para este tipo de
fluido, esto indica que las arcillas empiezan a incorporarse en el sistema y el fluido
pierde la capacidad para inhibir arcillas a esta concentracion, esta propiedad es
representativa para determinar el efecto de las arcillas en el fluido. Un valor tan
alto de viscosidad de embudo indica pérdida de propiedades reologicas, deberia
aplicarse inhibidor y refrescar el sistema con fluido fresco.

3.1.3 Propiedades Reologicas. Las propiedades calculadas para el Terraform
Original (Viscosidad plastica, Punto cedente) se muestra a continuacion:
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Grafica 3. Viscosidad Plastica
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Se evidencia que los valores de viscosidad plastica calculados son cercanos al
este fluido, lo que indica un
excelente comportamiento para la rata de perforacion (ROP) y manteniendo el
ECD, al aumentar la concentracion de la contaminacién esta propiedad se ve
fuertemente afectada aunque no supera el rango maximo permitido esta propiedad

limite inferior con respecto al rango tipico para

es representativa para determinar el efecto de las arcillas en el fluido.

Gréafica 4. Punto. Cedente Fluido Te
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Se evidencia que los valores de punto cedente calculados son desde el principio
mas cercanos al limite inferior con respecto al rango tipico para este fluido, lo que
indica una falencia para la limpieza del hueco y un deficiente comportamiento
manteniendo los recortes y la tixotropia suficiente para limpiar el hueco, al
aumentar la concentracion de la contaminacion esta propiedad se ve fuertemente
afectada, esta propiedad es representativa para determinar el efecto de las arcillas
en el fluido.

3.1.4 Filtrado API. El Filtrado APl medido para el fluido de perforacion Terraform
Original se muestra a continuacion:

Gréfica 5. Filtrado API Fluido Terraform Original
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Es posible evidenciar que al incrementar la concentracion de contaminante reduce
el filtrado debido al comportamiento de las arcillas para mejorar el revoque,
aunque esta propiedad no es representativa para determinar el efecto de las
arcillas en el fluido debe controlarse para evitar un revoque demasiado grueso que
pueda generar pegas diferenciales.
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3.1.5 Contenido de sdélidos. El contenido de solidos medido para el fluido de
perforacién Terraform Original se muestra a continuacion:

Gréfica 6. Contenido de Solidos Fluido Terraform Original
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Se puede evidenciar que al incrementar la concentracion de contaminante
aumenta el contenido de solidos del fluido, lo que es normal ya que se esta
simulando la incorporacién los recortes de la Formacion, durante la perforacion de
un pozo este problema no deberia afectar el desempefio del fluido ya que se
cuenta con un sistema de control de sélidos.

3.1.6 Test de azul de Metileno. El test de azul de metileno medido para el fluido
de perforacion Terraform Original se muestra a continuacion:
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Grafica 7. Test de azul de metileno Fluido
Terraform Original
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Se puede evidenciar que al incrementar la concentracion de contaminante
aumenta el contenido de materiales arcillosos disueltos en el fluido, el MBT es un
indicador representativo para determinar el efecto de las arcillas en el fluido
aportados por la Formacion, en este caso a causa de la adicion de recortes de la
Formacion Umir. Para este tipo de fluido el MBT solo puede alcanzar un maximo
de 12.5Ipb, un valor de MBT superior compromete el desempefio del fluido ya que
pierde estabilidad entre las fases del sistema.

3.1.7 pH. El pH medido para el Terraform Original se muestra a continuacion:

Grafica 8. pH Fluido Terraform Original
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Se evidencia que la adicién de contaminante no afecta el pH del fluido, por lo que
esta no es una propiedad representativa para determinar el efecto de las arcillas
en el fluido.

3.1.8 Dureza. La dureza calculada para el fluido de perforacion Terraform
Original se muestra a continuacion:

Grafica 9. Dureza Fluido Terraform Original
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Se evidencia que la adicion de contaminante no afecta el calculo de Dureza del
fluido, por lo que esta no es una propiedad representativa para determinar el
efecto de las arcillas en el fluido.

3.1.9 Cloruros. Los cloruros calculados para el fluido de perforacion Terraform
Original se muestra a continuacion:
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Gréfica 10. Cloruros Fluido Terraform Original
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Se evidencia que la adicion de contaminante no afecta el contenido de cloruros del
fluido, por lo que esta no es una propiedad representativa para determinar el
efecto de las arcillas en el fluido.

3.1.10 Hinchamiento lineal. La prueba de hinchamiento lineal solo se realiza al
fluido limpio y los resultados obtenidos se ven en la siguiente gréfica:

Gréfica 11. Hinchamiento lineal Terraform Original vs Agua
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Fuente: JARA ROMERO, Mario Alberto, DUARTE, Felipe. Andlisis Hinchamiento
lineal. National Oilwell Varco. Dependencia de Fluidos de Perforacion. 2019
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Se puede evidenciar que el fluido tiene un comportamiento de hinchamiento lineal
con un hinchamiento maximo de aproximadamente 50% por 24 horas, lo que est4
por debajo con respecto al agua fresca pero aun asi sigue siendo un hinchamiento
acelerado con respecto a las necesidades operacionales para la perforacion de la
formacion Umir.

3.2 PROPIEDADES DEL FLUIDO DE FORMIATO

A continuacién se presentan y comparan los resultados obtenidos de las pruebas
de laboratorio realizadas al fluido Terraform modificado con la adicion de Formiato
y PHPA antes y después de ser contaminado con concentraciones controladas de
Arcilla de la Formacion Umir. La hoja de laboratorio se encuentra en el Anexo 2.

3.2.1 Densidad. La densidad medida para el fluido de perforacién de Formiato se
muestra a continuacion:

Grafica 12. Densidad Fluido de Formiato
4 N

12.25

12.2
12.2

12.2
12.15
12.15
12.1
12.05
12 12

12

- I I
11.9 - . . ;

MINIMO FORMIATO FORMIATO FORMIATO FORMIATO MAXIMO
(Limpio) (20ppb Umir)  (30ppb Umir)  (50ppb Umir)

o J
Fuente: elaboracion propia

(Ipg)

[EEY
N
=

Densidad

57



La densidad del fluido se mantuvo dentro de los parametros tipicos para un fluido
inhibido, esta propiedad no es representativa para determinar el efecto de las
arcillas en el fluido.

3.2.2 Viscosidad de embudo. La viscosidad de embudo medida para el fluido de
perforacion Formiato se muestra a continuacion:

Grafica 13. Viscosidad de embudo Fluido de Formiato
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En el Fluido de Formiato la viscosidad de embudo incrementa hasta alcanzar
valores mayores al rango maximo para este tipo de fluido, esto indica que las
arcillas empiezan a incorporarse en el sistema y el fluido pierde la capacidad para
inhibir arcillas a esta concentracion, este fluido muestra una mejor inhibiciéon de
arcillas con respecto al fluido original pero su eficiencia continua sin ser éptima
para controlar el comportamiento arcilloso de la Formacién Umir a altas
concentraciones de arcillas.
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3.2.3 Propiedades Reologicas. Las propiedades reologicas calculadas para el
fluido de perforacién de Formiato (Viscosidad plastica, Punto cedente) se muestra
a continuacion:

Gréafica 14. Viscosidad Plastica Fluido de Formiato
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Se evidencia que los valores de viscosidad plastica calculados se mantienen
constantes y muy cercanos al limite inferior con respecto al rango tipico para este
fluido, lo que indica un buen comportamiento para mejorar la rata de perforacion
(ROP) y mantenimiento del ECD, al aumentar la concentracion de la
contaminacion esta propiedad no se ve se afectada lo que permite evidenciar el
trabajo realizado por el inhibido y el PHPA adicionado a esta muestra de fluido.
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Gréfica 15. Punto cedente Fluido de Formiato
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Se evidencia que la respuesta del punto cedente es buena al contacto con el
contaminante lo que indica buena limpieza del hueco y un comportamiento

aceptable manteniendo los recortes a flote y la tixotropia.

3.2.4 Filtrado API. El Filtrado APl medido para el fluido de perforacion de

Formiato:

Grafica 16. Filtrado API Fluido de Formiato
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Se evidencia que al incrementar la concentracion de contaminante reduce el
filtrado debido al comportamiento de las arcillas para mejorar el revoque, aunque
el filtrado en este fluido inicia en valores mayores a los tipicos para este tipo de
fluido de perforacion.

3.2.5 Contenido de soélidos. El contenido de solidos medido para el fluido de
perforacién de Formiato se muestra a continuacion:

Gréafica 17. Contenido de Solidos Fluido de Formiato
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Se evidencia que al incrementar la concentracion de contaminante aumenta el
contenido de solidos del fluido, lo que es normal ya que se estad simulando la
incorporacion los recortes de la Formacion, durante la perforacion de un pozo este
problema no deberia afectar el desempefio del fluido ya que se cuenta con un
sistema de control de sélidos.

3.2.6 Test de azul de Metileno. El test de azul de metileno medido para el fluido
de perforacion de Formiato se muestra a continuacion:
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Grafica 18. Test de azul de metileno Fluido de
Formiato
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Es posible evidenciar que al incrementar la concentracion de contaminante
aumenta el contenido de materiales arcillosos disueltos en el fluido, el MBT se
mantiene en los rangos permitidos hasta una concentracion de 30Ipb de Arcilla de
la Fm. Umir, pero al incrementar la concentracion a 50lpg, el MBT supera el valor
maximo (12.5lpb) por lo que deberia procederse con una dilucion, que incrementa
los costos de fluido fresco preparado.

3.2.7 pH. El pH medido para el fluido de perforacién de Formiato se muestra a
continuacion:

Grafica 19. pH Fluido de Formiato
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Se observa que la adicion de contaminante no afecta el pH del fluido de forma
relevante.

3.2.8 Dureza. La dureza calculada para el fluido de perforacién de Formiato se
muestra a continuacion:

Gréafica 20. Dureza Fluido de Formiato
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Se evidencia que la adiciébn de contaminante no afecta el célculo de Dureza del
fluido.

3.2.9 Cloruros. Los cloruros calculados para el fluido de perforacion de Formiato
se muestra a continuacion:
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Grafica 21. Cloruros Fluido de Formiato
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Se evidencia que la adicion de contaminante no afecta el contenido de cloruros del
fluido.

3.2.10 Hinchamiento lineal. La prueba de hinchamiento lineal solo se realiza al
fluido limpio y los resultados obtenidos se ven en la siguiente grafica:

Gréfica 22. Hinchamiento lineal Fluido de Formiato vs Agua
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Fuente: JARA ROMERO, Mario Alberto, DUARTE PRADA, Felipe. Analisis Hinchamiento
lineal. National Oilwell Varco. Dependencia de Fluidos de Perforacion. 2019
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El hinchamiento lineal para el fluido de Formiato muestra resultados de hasta 30%
de hinchamiento maximo, lo que es un buen resultado con respecto al resultado
obtenido por la prueba de hinchamiento al fluido original y es evidenciado ademas
en las pruebas de laboratorio realizadas.

3.3 PROPIEDADES DEL FLUIDO NOV GLYCOL GP

A continuacion se presentan y comparan los resultados obtenidos de las pruebas
de laboratorio realizadas al fluido Terraform modificado con la adicion de NOV
Glycol GP y PHPA antes y después de ser contaminado con concentraciones
controladas de Arcilla de la Formacién Umir. La hoja de laboratorio se encuentra
en el Anexo 3.

3.3.1 Densidad. La densidad medida para el fluido de perforacion NOV Glycol
GP se muestra a continuacion:

Gréfica 23. Densidad Fluido NOV Glycol GP
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La densidad del fluido se mantuvo dentro de los parametros tipicos para un fluido
inhibido, no presenta ninguna afectacion relevante al contacto con las arcillas.

3.3.2 Viscosidad de embudo. La viscosidad de embudo medida para el fluido
NOV Glycol GP se muestra a continuacion:

Grafica 24. Viscosidad de embudo Fluido NOV Glycol GP
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Los resultados de la prueba de viscosidad de embudo realizada al fluido NOV
Glycol GP indican un incremento lineal de la viscosidad con respecto a la adicién
de contaminante, el valor alcanzado a la maxima concentracién de arcilla es
levemente mayor al rango méaximo para este tipo de fluido, esto indica que el fluido
tiene la capacidad para controlar las incorporacion de arcillas en el sistema. Su
rendimiento podria decaer si la concentraciobn de arcillas es superior 0 si se
prolonga el tiempo de contacto del sistema de fluido con la Formacion Umir, por lo
que aungue cumple su funcién no es O6ptimo para controlar el alto contenido de
arcillas durante la perforacion.
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3.3.3 Propiedades Reologicas. Las propiedades calculadas para el fluido NOV
Glycol GP (Viscosidad plastica, Punto cedente) se muestra a continuacion:

Gréfica 25. Viscosidad Plastica Fluido NOV Glycol
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Fuente: elaboracion propia
Los valores de viscosidad plastica calculados para esta muestra de fluido se
mantienen cercanos a los limites teoricos de un fluido inhibido, lo que indica un
buen comportamiento del fluido al contacto con la Formaciéon Umir.

Gréfica 26. Punto cedente Fluido NOV Glycol GP
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Fuente: elaboracién propia
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La respuesta del punto cedente es buena al contacto con el contaminante lo que
indica que el fluido posee buenas propiedades con respecto a la limpieza del
hueco y un comportamiento bueno manteniendo los recortes a flote y la tixotropia.

3.3.4 Filtrado API. El Filtrado APl medido para el fluido de perforacion NOV
Glycol GP

Gréfica 27. Filtrado API Fluido NOV Glycol GP
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Al igual que en los fluidos anteriormente analizados se evidencia que al
incrementar la concentracibn de contaminante reduce el filtrado debido al
comportamiento de las arcillas para mejorar el revoque, el filtrado en este fluido se
mantiene por debajo de los rangos tipicos para un fluido inhibido pero este no es
un parametro requerido por la operadora asi que es un buen resultado.

3.3.5 Contenido de sélidos. El contenido de solidos medido para el fluido de
perforacién NOV Glycol GP se muestra a continuacion:
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Grafica 28. Contenido de Solidos Fluido NOV

Glycol GP
4 N
6
53

5
€4
%]
o
K
5 3
£3
o 25
%]
o
h)
52
o 1.5

| I
1 0.8
0 —J I
MINIMO NOV Glicol GP NOV Glicol GP NOV Glicol GP NOV Glicol GP MAXIMO
(Limpio) (20ppb Umir)  (30ppb Umir)  (50ppb Umir)
J

-
Fuente: elaboracion propia

Se evidencia que al incrementar la concentraciébn de contaminante aumenta el
contenido de solidos del fluido, lo que es un comportamiento normal ya que se
estd simulando la incorporacion los recortes de la Formacion, durante la
perforacién de un pozo este problema no debe afectar el desempefio del fluido ya
gque se cuenta con un sistema de control de sélidos.

3.3.6 Test de azul de Metileno. El test de azul de metileno medido para el fluido
de perforacion NOV Glycol GP se muestra a continuacion:

Grafica 29. Test de azul de metileno NOV

Glycol GP
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El MBT se mantiene en los rangos permitidos hasta una concentracion de 30Ipb
de Arcilla de la Fm. Umir, pero al incrementar la concentracion a 50lpg, el MBT
supera el valor maximo (12.5lpb) por 1lpb, lo que pude ser controlado sin incurrir
en altos costos pero si la Formacion aporta una mayor concentracion de la
esperada de arcilla puede afectar el rendimiento del fluido.

3.3.7 pH. El pH medido para el fluido de perforacion NOV Glycol GP se muestra
a continuacion:

Gréfica 30. pH Fluido NOV Glycol GP
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Fuente: elaboracién propia

Se observa que la adiciobn de contaminante no afecta el pH del fluido de forma
relevante.

3.3.8 Dureza. La dureza calculada para el fluido de perforacion NOV Glycol GP
se muestra a continuacion:
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Grafica 31. Dureza Fluido NOV Glycol GP
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Fuente: elaboracién propia

Calcio (Ca++) (ppm)

Se evidencia que la adicion de contaminante no afecta el calculo de Dureza del
fluido.

3.3.9 Cloruros. Los cloruros calculados para el fluido de perforacion NOV Glycol
GP se muestra a continuacion:

(Gréfica 32. Cloruros Fluido NOV Glycol GP
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Se evidencia que la adicion de contaminante no afecta el contenido de cloruros del
fluido.

3.3.10 Hinchamiento lineal. La prueba de hinchamiento lineal solo se realiza al
fluido limpio y los resultados obtenidos se ven en la siguiente grafica:

Gréfica 33. Hinchamiento lineal Fluido NOV Glycol GP vs Agua
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Fuente: JARA ROMERO, Mario Alberto, DUARTE PRADA, Felipe. Analisis Hinchamiento lineal.
National Oilwell Varco. Dependencia de Fluidos de Perforacién. 2019

El hinchamiento lineal para el fluido de Formiato muestra resultados de hasta 25%
de hinchamiento maximo, este resultado de la prueba de hinchamiento lineal es
apoyado por las pruebas de laboratorio corridas al fluido e indica un buen
comportamiento inhibidor y encapsulante del mismo.

3.4 PROPIEDADES DEL FLUIDO TRAXX BLOCK

A continuaciéon se presentan y comparan los resultados obtenidos de las pruebas
de laboratorio realizadas al fluido Terraform modificado con la adicion de Traxx
Block y PHPA antes y después de ser contaminado con concentraciones
controladas de Arcilla de la Formacion Umir. La hoja de laboratorio se encuentra
en el Anexo 4.

72



3.4.1 Densidad. La densidad medida para el fluido de perforacion Traxx Block se
muestra a continuacion:

Grafica 34. Densidad Fluido Traxx Block
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Fuente: elaboracién propia

La densidad del fluido se mantuvo dentro de los parametros tipicos para un fluido
inhibido y no presenta variacion con respecto a la adiciéon de contaminante.

3.4.2 Viscosidad de embudo. La viscosidad de embudo medida para el fluido
Traxx Block se muestra a continuacion:

Grafica 35. Viscosidad de embudo Fluido Traxx

Block
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Fuente: elaboracién propia
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Para el Traxx Block la viscosidad de embudo incrementa al aumentar la
concentracion de contaminante sin exceder el rango maximo para este tipo de
fluido, esto indica que el fluido tiene la capacidad para controlar la incorporacion
de arcillas en el sistema y puede ser implementado sin riesgo a perder
propiedades reologicas o tixotropicas.

3.4.3 Propiedades Reologicas. Las propiedades reologicas calculadas para el
fluido Traxx Block (Viscosidad plastica, Punto cedente) se muestra a continuacion:

Grafica 36. Viscosidad Plastica Fluido Traxx Block
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Fuente: elaboracién propia

Se evidencia que los valores de viscosidad plastica calculados se mantienen entre
los rangos tipicos de un fluido inhibido, lo que asegura un Optimo comportamiento
del fluido comportamiento para incrementar la rata de perforacion (ROP) y
mantener el ECD al aumentar la concentracion de la contaminacion esta
propiedad no se ve se afectada lo que permite evidenciar el buen trabajo del
inhibidor y el PHPA adicionado.
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Grafica 37. Punto cedente Fluido Traxx Block
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Fuente: elaboracion propia

Se evidencia que la respuesta del punto cedente no se encuentra entre los limites
tipicos para un fluido inhibido lo que se debe al comportamiento de los geles del
fluido pero su reaccién es buena al contacto con el contaminante lo que indica que
el fluido proveera limpieza del hueco y un comportamiento aceptable manteniendo
los recortes a flote y la tixotropia,

3.4.4 Filtrado API. El Filtrado API medido para el fluido de perforacién Traxx
Block

Gréafica 38. Filtrado API Fluido Traxx Block
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Al incrementar la concentracion de contaminante reduce el filtrado debido al
comportamiento de las arcillas para mejorar el revoque, aunque el filtrado en este
fluido alcance valores inferiores al minimo permitido, este no es un requerimiento
de la operadora, por lo que puede ser usado para perforar.

3.4.5 Contenido de sdélidos. El contenido de solidos medido para el fluido de
perforacion Traxx Block se muestra a continuacion:

Gréafica 39. Contenido de Solidos Fluido Traxx Block
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Fuente: elaboracién propia

Se evidencia que al incrementar la concentracion de contaminante aumenta el
contenido de solidos del fluido, lo que es un comportamiento normal ya que se
esta simulando la incorporacion los recortes de la Formacién, durante la
perforaciéon de un pozo este problema no debe afectar el desempefio del fluido ya
que se cuenta con un sistema de control de sélidos y no se exceden los rangos
tipicos para un fluido inhibido.

3.4.6 Test de azul de Metileno. El test de azul de metileno medido para el fluido
de perforacién Traxx Block se muestra a continuacion:
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Grafica 40. Test de azul de metileno Traxx Block
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Es posible observar que al incrementar la concentracion de contaminante aumenta
de forma controlada el contenido de materiales arcillosos disueltos en el fluido, el
MBT se mantiene en los rangos permitidos por lo que se evidencia que el inhibidor
Traxx Block y el PHPA estan cumpliendo con su funcion de forma 6ptima

3.4.7 pH. El pH medido para el fluido de perforacién Traxx Block se muestra a
continuacion:

Gréfica 41. pH Fluido Traxx Block
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Se observa que la adiciéon de contaminante no afecta el pH del fluido de forma
relevante.

3.4.8 Dureza. La dureza calculada para el fluido de perforacion Traxx Block se
muestra a continuacion:

Gréafica 42. Dureza Fluido Traxx Block
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Fuente: elaboracién propia

Se evidencia que la adicion de contaminante no afecta el calculo de Dureza del
fluido.

3.4.9 Cloruros. Los cloruros calculados para el fluido de perforacién Traxx Block
se muestra a continuacion:
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Grafica 43. Cloruros Fluido Traxx Block
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Fuente: elaboracion propia
Se evidencia que la adicion de contaminante no afecta el contenido de cloruros

3.4.10 Hinchamiento lineal. La prueba de hinchamiento lineal solo se realiza al
fluido limpio y los resultados obtenidos se ven en la siguiente grafica:

Gréfica 44. Hinchamiento lineal Fluido Traxx Block vs Agua
100%

90%
80%

o e
60% /

50% /

40% /
30% /

Porcentaje de Hinchamiento

20% /
10% //"—_’
0% ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ ‘
0 20 40 60 80 100 120 140 160 180
Avance de Prueba (No. Datos)
—Agua ——Traxx Block

Fuente: JARA ROMERO, Mario Alberto, DUARTE PRADA, Felipe. Andlisis
Hinchamiento lineal. National Oilwell Varco. Dependencia de Fluidos de Perforacién.
2019
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El hinchamiento lineal para el fluido con Traxx Block muestra resultados de menos
de 18% de hinchamiento maximo, lo que es un excelente resultado teniendo en
cuenta la naturaleza de la formacion adicionalmente este comportamiento es
evidenciado en las pruebas de laboratorio realizadas donde el fluido cumple con
todos los parametro establecidos para un fluido inhibido.

3.5 SELECCION DEL FLUIDO OPTIMO

Basado en el analisis de los resultados obtenidos de las pruebas de laboratorio a
cada una de las propuestas de fluido para la perforacion de la Formacion Umir es
posible identificar que las pruebas mas relevantes para realizar la seleccién del
fluido 6ptimo son viscosidad de embudo, reologia, MBT e hinchamiento lineal, la
comparacion de estas propiedades medidas con el fluido contaminado con la
mayor concentracion de muestra de la Formacion Umir (50ppb) se presenta al
detalle a continuacion.

3.5.1 Viscosidad de embudo. La viscosidad de embudo medida para cada uno
de los fluidos contaminados con 50ppb de arcilla de la Formacion Umir puede
observarse en la siguiente gréafica:

Gréfica 45. Viscosidad de embudo (Comparacién)
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Esta Viscosidad es utilizada como parametro referencial para detectar cambios
relativos en las propiedades del fluido. Aunque carece de base cientifica y no
proporciona suficiente informacién para determinar la reologia de un fluido, es una
buena guia rapida para determinar si un lodo a base de agua se esta espesando o
adelgazando. Podemos evidenciar que el fluido Traxx Block es el Unico que se
mantiene dentro de los rangos tipicos para un fluido inhibido, lo que indica que la
viscosidad del fluido se mantiene 6ptima a altas concentraciones de contaminante.
El comportamiento del fluido Traxx Block a comparacion de las otras tres muestras
a las cuales se realizaron las pruebas de laboratorio indica que el fluido tiene la
capacidad para controlar la incorporacion de arcillas en el sistema y puede ser
implementado en la perforacion de la Formacion Umir garantizando la tixotropia
del fluido.

3.5.2 Propiedades Reologicas. Las propiedades reologicas calculadas para
cada uno de los fluidos contaminados con 50ppb de arcilla de la Formacion Umir
puede observarse en la siguiente grafica:

Gréfica 46. Viscosidad Plastica (Comparacion)
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Se evidencia que los valores de viscosidad plastica calculados se mantienen entre
los rangos tipicos de un fluido inhibido para todas la muestra a las cuales se
realizaron las pruebas, lo que asegura un 6ptimo comportamiento del fluido. Los
valores de viscosidad plastica deberian mantenerse lo més bajo posible, ya que la
viscosidad plastica es la resistencia del fluido al fluir y un valor alto resultaria en un
fluido grumoso que no cumple con la funcion de lubricacién, estabilidad y limpieza
del hueco. Los fluidos con mejor comportamiento de viscosidad plastica a altas
concentraciones de arcillas son el Formiato y el Traxx Block los cuales garantizan
optimas ratas de perforacion (ROP) y control del ECD al aumentar sin importar la
arcillosidad de la formacion evidenciando el buen trabajo del inhibidor y el PHPA
adicionado a cada uno de estos dos fluidos

Grafica 47. Punto cedente (Comparacion)
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Se evidencia que la respuesta del punto cedente no se encuentra entre los limites
tipicos para un fluido inhibido lo que se debe al alto contenido arcilloso de la
Formacion y obliga a un fluido con puntos cedentes bajos para que al contacto con
las cargas entregadas por las arcillas no afecten la suspensién del material
particulado (Recortes de pozo). El Fluido Terraform, al igual que el Traxx Block
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presentan los mejores valores de punto cedente al contacto con las arcillas de la
Formacién Umir. Esto garantiza que estos fluidos proveeran limpieza del hueco y
un comportamiento aceptable manteniendo los recortes a flote y la tixotropia.

3.5.3 Test de azul de Metileno. El test de azul de metileno calculado para cada
uno de los fluidos contaminados con 50ppb de arcilla de la Formacion Umir puede
observarse en la siguiente grafica:

Grafica 48. Test de azul de metileno (Comparacion)
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La prueba de azul de metileno determina la cantidad de materiales similares a la
arcilla contenidos en un fluido de perforacién a base de agua segun la cantidad de
colorante azul de metileno que es absorbido por la muestras por lo que es posible
observar que al incrementar la concentracion de contaminante aumenta el
contenido de materiales arcillosos disueltos en el fluido, el MBT se mantiene en los
rangos permitidos solo para el fluido Traxx Block, en el cual su valor maximo es de
11.5ppb. Los otros fluidos sobrepasan los valores 6ptimos de MBT para un fluido
inhibido y su aplicacion podria resultar en riesgos operacionales o sobrecostos
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debido al acondicionamiento del fluido para no perder propiedades tixotropicas del
mismo.

3.5.4 Hinchamiento lineal. La prueba de hinchamiento lineal solo se realiza al
fluido limpio y los resultados obtenidos para cada una de las muestras preparadas
se pueden comparar contra el hinchamiento del nacleo al contacto con el agua en
la siguiente grafica:

Gréfica 49. Hinchamiento lineal (Comparacion)
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Fuente: JARA ROMERO, Mario Alberto, DUARTE PRADA, Felipe. Analisis Hinchamiento lineal.
National Oilwell Varco. Dependencia de Fluidos de Perforacion. 2019

La prueba de hinchamiento lineal es la prueba mas contundente para la selecciéon
del fluido inhibidor para la perforacion de la Formacion Umir, donde el fluido con
menor porcentaje de hinchamiento es el Traxx Block, lo que garantiza que el fluido
esta inhibiendo y encapsulando las arcillas provenientes de la Formacion Umir.

El fluido seleccionado basado en cada uno de los analisis mencionados
anteriormente, el cual se encuentra entre las propiedades Optimas del fluido
inhibido es el Traxx Block ya que adicionalmente presenta un hinchamiento lineal
maximo por debajo del 18% respaldado por buenos resultados en la reologia y
MBT en las pruebas realizadas.
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3.6 RESULTADOS DE LA IMPLEMENTACION

Durante la perforacién del pozo JGL1 se preparan 500 bbls de lodo Terraform
modificado para perforar la seccién de 8 %2". Los parametros del fluido fueron
controlados cada 12 horas por recomendacion de la operadora hasta que se
encontrara el tope de la Formacion Umir, al estar en contacto con la Formacion
Umir las pruebas se intensifican a una prueba de viscosidades y MBT cada 3
horas y caracterizacion completa del fluido Traxx Block cada 6 Horas, los
resultados obtenidos durante la perforacion se reportan a continuacion como un
resumen de los dias de operacion.

Figura 16 Resumen Implementacion Traxx Block (Pozo JGL1)

g TOMA DE DATOS FLUIDOS
NATIONAL OILWELL VARCO BASE AGUA - WBM
PROPIEDA DES DEL A.UIDO: TraxxBlock | Dial |(Dia2|Dia3 | Dia4 | Dia5 | Dia 6
Densidad 1.46 1.45 1.45 1.46 1.46 1.47 1.48
Peso, ppg 12.2 12.1]  12.1f 12.15] 12.2] 12.25| 12.3
Reologia @ 120 °F
600 rpm 35 42 43 42 46 45 42
300 rpm 24 28 26 27 25 29 26
200 rpm 20 26 26 24 26 25 26
100 rpm 19 23 24 24 23 25 24
6 rpm 8 10 12 14 10 8 8
3 rpm 6 6 6 8 7 9 7
PV, cp 11 14 17 15 21 16 16
YP, b/ 100ft2 13 14 9 12 4 13 10
Fltrado API
Filtrado API, ml 7 6.5 6.5 6.1 6.4 5.8 4.9
Cake, 1/32 inch 0.03125 0.0438| 0.0465| 0.0475| 0.0468] 0.0538( 0.0448
Analisis Quimico
Alcalinidad del lodo, Pm, ml 0.93 0.8 0.6 0.48
Alcalinidad del Filtrado, Pf/Mf, 0.4/0.7 0.3/0.4 0.2/0.3 0.2/0.2
Cloruros, mg/L 8000 8000) 8000f 8000| 8000( 8000| 8000
Dureza Total / Calcio, mg/L 120 120 120 120 120 120 120
MBT, ppb 8.5 12.5 13 12.5 12.8 13.1 12.2
pH 10 10 10 10 10 10 10

Fuente: JARA ROMERO, Mario Alberto. RECAP e informe final de pozo JGL-1 en la cuenca del
Valle Medio del Magdalena para GranTierrra Energy Colombia LTD. National Oilwell Varco.
Dependencia de Fluidos de Perforacién. 2019.

Las propiedades durante toda la fase se mantuvieron dentro del rango
programado. Es posible evidenciar que durante la perforacion de esta seccion (8

85



¥2") tanto las viscosidades como los valores de MBT no se disparan al contacto
con la Formacion Umir como en el caso del fluido Terrraform original, los retornos
en las Shakers siempre estuvieron cargados de recortes lo que indica consistencia
del fluido y por lo tanto buena limpieza del hueco.

No fueron necesarias diluciones para acondicionar el fluido de perforacién durante
los seis dias en que estuvo expuesto a la Formacion Umir.

En las siguientes graficas se muestra el comportamiento de las propiedades mas
importantes durante la perforacion de la seccion:

Grafica 50. Comportamiento del MBT (Seccion 8 7%”")
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Fuente: elaboracion propia, con base en: JARA ROMERO, Mario Alberto. RECAP e informe final
de pozo JGL-1 en la cuenca del Valle Medio del Magdalena para GranTierrra Energy Colombia
LTD. National Oilwell Varco. Dependencia de Fluidos de Perforacion. 2019.

Durante la perforacion del pozo se control6 el MBT gracias a la inhibicién y el uso
del encapsulador de arcilla PHPA que se utilizé para este pozo. No fue necesaria
hacer ninguna dilucion de lodo durante toda la seccidén adicional al lodo utilizado
para reponer niveles. Durante la perforacion de la seccibn se observa un
incremento del MBT mas rapido durante el intervalo comprendido entre 9000-
9400ft, puede ser debido a que se reutilizd parte del lodo de la seccion inicial y se
perforé una zona inesperada de 100% lutita.
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Grafica 51. Comportamiento de la Densidad (Seccion 8 '%")
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Fuente: elaboracién propia, con base en: JARA ROMERO, Mario Alberto. RECAP e informe final
de pozo JGL-1 en la cuenca del Valle Medio del Magdalena para GranTierrra Energy Colombia
LTD. National Oilwell Varco. Dependencia de Fluidos de Perforacion. 2019.

Grafica 52. Comportamiento Punto cedente (Seccion 8 12”)
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Fuente: elaboracion propia, con base en: JARA ROMERO, Mario Alberto. RECAP e informe final
de pozo JGL-1 en la cuenca del Valle Medio del Magdalena para GranTierrra Energy Colombia
LTD. National Oilwell Varco. Dependencia de Fluidos de Perforacién. 2019.
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Grafica 53. Comportamiento Viscosidad Plastica (Seccion 8 V2”)
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Fuente: elaboracion propia, con base en: JARA ROMERO, Mario Alberto. RECAP e informe final
de pozo JGL-1 en la cuenca del Valle Medio del Magdalena para GranTierrra Energy Colombia
LTD. National Oilwell Varco. Dependencia de Fluidos de Perforacion. 2019.

La nueva formulacién del lodo Terraform con los aditivos Traxx Block y PHPA
cumplié con el objetivo de mitigar los agresivos incrementos reolégicos que a
menudo se presentaron cuando el MBT sobrepasé las 12.5lpb en otros proyectos
(TG1). La reologia se mantuvo estable en todo momento lo que representa un
gran logro para GranTierra Energy Colombia ya que el pozo JGL1 se perford sin
ningun inconveniente operacional relacionado a la Fm. Umir y su ejecucion tanto
de tiempo como de costo estuvo entre los limites permitidos con respecto al plan y
la Formaciéon La Luna pudo ser probada gracias a que se llegd al objetivo
geoldgico. Esto permitiria a la compafia desarrollar una campafia de desarrollo de
la zona norte del Valle Medio del Magdalena evitando costos adicionales y
mitigando al maximo los riesgos operativos gracias a la implementacion del fluido
inhibido.

88



4. CONCLUSIONES

Se determina que las propiedades del fluido Terraform original que sufren
un mayor impacto al contacto con las arcillas de la formacion Umir son la
viscosidad de embudo, Reologia y MBT en las que se evidencia una
variacion de entre 50 y 60% reduciendo el desempefio del fluido.

Se preparan tres (3) diferentes muestras de fluido inhibido basado en la
formulacion base del fluido original adicionando inhibidores de arcilla de alto
desempefio obteniendo menos de 5% de variacion en propiedades béasicas
tales como densidad, filtrado y pH.

Los fluidos propuestos se someten a pruebas de laboratorio con el fin de
caracterizar sus propiedades fisicoquimicas y su desempefio al entrar en
contacto con arcillas de la Formacion Umir donde se evidencié un impacto
mas controlado a las propiedades reoldgicas de los fluidos alcanzando
valores de variacion maximos de 30% con respecto a los parametro tipicos.

Se selecciona el fluido de perforacion Terraform con Traxx block ya que es
la muestra de fluido que mantiene las mejores condiciones de inhibicion y
encapsulamiento de arcillas mostrando menos del 20% de variacién en las
propiedades reoldgicas y tixotropicas con respecto a los rangos tipicos para
un fluido inhibido.

La prueba de hinchamiento lineal permite evidenciar el buen funcionamiento
del Fluido Traxx Block logrando menos del 18% de hinchamiento,
comparado con el 25 y 30% de hinchamiento conseguido con NOV Glycol
GP y Formiato respectivamente.

La nueva formulacién del lodo Terraform con los aditivos Traxx Block y
PHPA es implementado en la perforacion de un pozo con el cual se
demuestra que el fluido cumplié con el objetivo de mitigar los agresivos
incrementos reolégicos que se presentan al perforar la Formacion Umir sin
necesidad de acondicionar el fluido, adicionar quimica o diluir con fluido
fresco permitiendo perforar el 100% del espesor de la Formacién Umir
manteniendo una variacidn menor al 20% en los parametros basicos del
fluido.
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5. RECOMENDACIONES

Monitorear el comportamiento del fluido de perforacion Terraform
modificado (Traxx Block) para la perforacion de otras Formaciones con
altos contenidos de arcillas reactivas.

Proponer el uso de fluidos no acuosos (NAF) para la perforacion de
Formaciones arcillosas para evitar la interaccibn roca-fluido y el
hinchamiento de las mismas considerando costos e impacto ambiental.

Determinar las caracteristicas del fluido Terraform modificado (Traxx Block)
que le otorgan propiedades inhibidoras para poder replicarlo a futuros
proyectos con Formaciones de caracteristicas similares.

Llevar a cabo una completa caracterizacion geoldgica, quimica y petrofisica
de la Formacién Umir en la Cuenca del Valle Medio del Madalena para
identificar y mitigar los impactos de su naturaleza arcillosa en los fluidos de
perforacion base agua.
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ANEXO A

PRUEBA TERRAFORM
g TOMA DE DATOS FLUIDOS BASE
NATIONAL OILWELL VARCO AGUA - WBM
Operador: Vanessa Suarez Numero de ID: 107809564
Pozo: Laboratorio Reportado Por: Luis German Rubio
Tipo de Lodo: Inhibido Observaciones: Pruepas de Caractenzaguon
realizadas en laboratorio
FORMULA CION DEL ALUIDO: T‘:;r’i:if:;:“ 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
Soda Cdustica, ppb 0.6 0.6 0.6 0.6
Oxido de Magnesio, ppb 0.6 0.6 0.6 0.6
Cor Check H2S, ppm 100 100 100 100
Nov Xan D, ppb 1 1 1 1
Aqua-Film W, ppb 3 3
NOV PAC LV, ppb 1.5 1.5 1.5 1.5
NOV Fiber, ppb 5 5 5 5
CaCO3 Malla 600, ppb 12 12 12 12
CaCO3 Malla 1200, ppb 15 15 15 15
CaCO3 Malla 325, ppb 7 7 7 7
Formacion Umir, ppb - 20 30 50
PROPIEDA DES DEL FLUIDO: T‘gr’izif:;:“ 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
Densidad 1.44 1.45 1.45 1.46
Peso, ppg 12 12.05 12.1 12.2
Reologia @ 120 °F T%rrri;if:;:“ 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
600 rpm 40 41 43 67
300 rpm 30 30 31 36
200 rpm 26 26 27 30
100 rpm 20 21 24 29
6 rpm 8 10 10 16
3 rpm 7 6 8 15
PV, cp 10 11 12 31
YP, Ib/ 100ft2 20 19 19 5
Filtrado API T‘grri;if:;:“ 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
Filtrado API, ml 6.5 6.6 6.5 6.3
Cake, 1/32 inch 0.03125 0.046875 0.0625 0.125
Analisis Quimico T‘gr’i:if:;:“ 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
Alcalinidad del lodo, Pm, ml 0.8 0.7 0.6 0.56
’:ch/anglmdad del Filtrado, PI/Mf,| ¢ 3/0.5 0.3/0.4 0.2/0.3 0.2/0.25
Cloruros, mg/L 8000 8000 8000 8000
Dureza Total / Calcio, mg/L 120 120 120 120
MBT, ppb 8.5 9 10.5 15
pH 10 10 10.1 10
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ANEXO B

PRUEBA FORMIATO

9 NATIONAL OILWELL VARCO

TOMA DE DATOS FLUIDOS BASE

AGUA - WBM
Operador: Vanessa Suarez Numero de ID: 107809564
Pozo: Laboratorio Reportado Por: Luis German Rubio
Tipo de Lodo: Formiato de potasio (3) |Observaciones: Pruepas L Caractenzac_mn

realizadas en laboratorio

FORMULA CION DEL FLUIDO: m;:’;:i‘i’ode 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
Soda Caustica, ppb 0.6 0.6 0.6 0.6
Oxido de Magnesio, ppb 0.6 0.6 0.6 0.6
Cor Check H2S, ppm 100 100 100 100
Nov Xan D, ppb 1 1 1 1
Aqua-Film W, ppb 3 3 3 3
NOV PAC LV, ppb 1.5 1.5 1.5 1.5
NOV Fiber, ppb 5 5 5 5
CaCO3 Malla 600, ppb 12 12 12 12
CaCO3 Malla 1200, ppb 15 15 15 15
CaCO3 Malla 325, ppb 7 7 7 7
Formiato de Potasio, ppm 8000 8000 8000 8000
PHPA, ppb 1.1 1.1 1.1 1.1
Formacion Umir, ppb - 20 30 50
PROPIEDA DES DEL ALUIDO: NOV Glycol GP | 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
Densidad 1.44 1.45 1.46 1.46
Peso, ppg 12 12.1 12.15 12.2
Reologia @ 120 °F NOV Glycol GP | 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
600 rpm 35 41 47 53
300 rpm 24 30 36 42
200 rpm 20 26 32 38
100 rpm 19 25 31 37
6 rpm 8 14 20 26
3 rpm 6 12 18 24
PV, cp 11 11 11 11
YP, Ib/100ft2 13 19 25 31
Filtrado API NOV Glycol GP | 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
Filtrado API, ml 9 9.5 8.9 8
Cake, 1/32 inch 0.03125 0.03125 0.03125 0.03125
Analisis Quimico NOV Glycol GP | 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
Alcalinidad del lodo, Pm, ml 1.1 0.9 0.7 0.7
Alcalinidad del Filtrado, Pf/Mf, 0.7/0.8 0.6/0.6 0.5/0.4 0.5/0.3
Cloruros, mg/L 9000 9000 9000 9000
Dureza Total / Calcio, mg/L 100 100 100 100
MBT, ppb 8.5 9.5 11 14
pH 10 10.2 10.2 10
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ANEXO C

PRUEBA NOV GLYCOL GP

9 NATIONAL OILWELL VARCO

TOMA DE DATOS FLUIDOS BASE

AGUA - WBM
Operador: Vanessa Suarez Numero de ID: 107809564
Pozo: Laboratorio Reportado Por: Luis German Rubio
Tipo de Lodo: NOV Glycol GP (2) Observaciones: Pruepas e Caractenzac_mn

realizadas en laboratorio

FORMULA CION DEL ALUIDO: NOV Glycol GP | 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
Soda Caustica, ppb 0.6 0.6 0.6 0.6
Oxido de Magnesio, ppb 0.6 0.6 0.6 0.6
Cor Check H2S, ppm 100 100 100 100
Nov Xan D, ppb 1 1 1 1
Aqua-Film W, ppb 3 3 3 3
NOV PAC LV, ppb 1.5 1.5 1.5 1.5
NOV Fiber, ppb 5 5 5 5
CaCO3 Malla 600, ppb 12 12 12 12
CaCO3 Malla 1200, ppb 15 15 15 15
CaCO3 Malla 325, ppb 7 7 7 7
NOV Glycol GP, %V/V 2 2 2 2
PHPA, ppb 1.1 1.1 1.1 1.1
Formacion Umir, ppb - 20 30 50
PROPIEDA DES DEL ALUIDO: NOV Glycol GP | 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
Densidad 1.45 1.46 1.44 1.46
Peso, ppg 12.12 12.18 12 12.15
Reologia @ 120 °F NOV Glycol GP | 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
600 rpm 35 39 45 54
300 rpm 24 28 33 37
200 rpm 20 29 30 33
100 rpm 19 24 23 25
6 rpm 8 15 15 18
3 rpm 6 7 12 14
PV, cp 11 11 12 17
YP, Ib/100ft2 13 17 21 20
Flitrado API NOV Glycol GP | 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
Filtrado API, ml 6 5.5 49 4.8
Cake, 1/32 inch 0.03125 0.034375 0.034375 0.04375
Analisis Quimico NOV Glycol GP | 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
Alcalinidad del lodo, Pm, ml 0.9 0.7 0.5 0.43
Alcalinidad del Filtrado, Pf/Mf, 0.4/0.8 0.3/0.3 0.2/0.3 0.2/0.25
Cloruros, mg/L 8000 8000 8000 8000
Dureza Total / Calcio, mg/L 100 100 100 100
MBT, ppb 8.5 9 10.8 13.5
pH 10 10 10 10
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ANEXO D
PRUEBA TRAXX BLOCK

9 NATIONAL OILWELL VARCO

TOMA DE DATOS FLUIDOS BASE

AGUA - WBM
Operador: Vanessa Suarez Numero de ID: 107809564
Pozo: Laboratorio Reportado Por: Luis German Rubio
Tipo de Lodo: Traxx Block (1) Observaciones: Pruepas e Caractenzac_mn

realizadas en laboratorio

FORMULA CION DEL ALUIDO: Traxx Block | 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
Soda Caustica, ppb 0.6 0.6 0.6 0.6
Oxido de Magnesio, ppb 0.6 0.6 0.6 0.6
Cor Check H2S, ppm 100 100 100 100
Nov Xan D, ppb 1 1 1 1
Aqua-Film W, ppb 3 3 3 3
NOV PAC LV, ppb 1.5 1.5 1.5 1.5
NOV Fiber, ppb 5 5 5 5
CaCO3 Malla 600, ppb 12 12 12 12
CaCO3 Malla 1200, ppb 15 15 15 15
CaCO3 Malla 325, ppb 7 7 7 7
Traxx Block, gal/bbl 0.4 0.4 0.4 0.4
PHPA, ppb 1.1 1.1 1.1 1.1
Formacion Umir, ppb - 20 30 50
PROPIEDA DES DEL ALUIDO: Traxx Block | 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
Densidad 1.46 1.45 1.45 1.46
Peso, ppg 12.2 12.1 12.1 12.2
Reologia @ 120 °F Traxx Block | 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
600 rpm 35 43 46 50
300 rpm 24 28 30 34
200 rpm 20 30 30 30
100 rpm 19 24 24 25
6 rpm 8 16 15 16
3 rpm 6 6 8 9
PV, cp 11 15 16 16
YP, Ib/100ft2 13 13 14 18
Flitrado API Traxx Block | 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
Filtrado API, mi 7 6.5 6.1 5.8
Cake, 1/32 inch 0.03125 0.0625 0.0765 0.0875
Analisis Quimico Traxx Block | 20 ppb Fm. Umir | 30 ppb Fm. Umir | 50 ppb Fm. Umir
Alcalinidad del lodo, Pm, ml 0.93 0.8 0.6 0.48
Alcalinidad del Filtrado, Pf/Mf, 0.4/0.7 0.3/0.4 0.2/0.3 0.2/0.25
Cloruros, mg/L 8000 8000 8000 8000
Dureza Total / Calcio, mg/L 120 120 120 120
MBT, ppb 8.5 8.9 10 11.5
pH 10.2 10.2 10.2 10.2
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