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GLOSARIO 
 

ACUÍFERO ACTIVO: agua que se encuentra en profundidad dentro de cuerpos 
rocosos que puede ser considerado como un mecanismo de invasión de agua en 
la cual, la tasa del influjo de agua es igual a la tasa de la producción total del 
yacimiento. Los Empujes activos de agua de los yacimientos son típicamente 
caracterizados con un decline gradual y lento de la presión del yacimiento. Sí, 
durante algún largo período, la tasa de producción y la presión del yacimiento 
permanecen razonablemente constantes, la tasa de vaciado del yacimiento debe 
ser igual a la tasa del influjo de agua. 
 
ADELGAZANTES: químicos agregados al fluido que sirven para dispersar los 
sólidos arcillosos perforados.  
 
ADSORCIÓN: propiedad de algunos sólidos y líquidos de atraer a un líquido o a 
un gas hacia sus superficies. 
 
AFLORAMIENTO: parte de una formación o estructura geológica que se presenta 
en la superficie de la Tierra. 
 
AGUA CONNATA: el agua entrampada en los poros de una roca durante la 
formación de la roca. La química del agua connata puede variar en lo que respecta 
a su composición, a lo largo de toda la historia de la roca. El agua connata puede 
ser densa y salina, en comparación con el agua de mar. Por el contrario, el agua 
de formación, o agua intersticial, es simplemente agua que se encuentra en los 
espacios porosos de una roca, y podría no haber estado presente cuando se 
formó la roca. El agua connata también se describe como agua fósil. 
 
ANTICLINAL: pliegue convexo de la corteza terrestre, en el que los estratos, sin 
romperse, se inclinan. Su núcleo está constituido por las rocas estratigráficamente 
más antiguas, es decir, donde las unidades situadas en el interior de la curvatura 
eran, antes de la deformación, las más bajas. 
 
ARCILLAS: rocas sedimentarias blanda y sin laminado aparente. Las arcillas son 
siempre de grano muy fino, el tamaño de grano es menor a 0.004 mm (menores 
de 4 micras). Está formada esencialmente por silicatos alumínicos. Los filosilicatos 
que componen las arcillas pertenecen fundamentalmente a cuatro grupos: el 
del Caolín, el de la Montmorillonita, el de la Mica arcillosa (fundamentalmente 
illita), y el de la Clorita. 
 
ARCILLOLITA: roca sedimentaria de origen detrítico. Es una roca compacta y 
formada por partículas del tamaño de la arcilla. 
 
ARENISCAS: roca sedimentaria consolidada, cuya textura es detrítica, sus granos 
poseen un diámetro entre 0.0625 a 2 mm y se trata de arenas cementadas en una 

http://www.pdv.com/lexico/museo/minerales/caolin.htm
http://www.pdv.com/lexico/museo/minerales/mica.htm
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matriz que, aunque puede ser de naturaleza muy variada, es generalmente silícea 
además se distingue por contener cuarzo, feldespato y otros fragmentos de 
minerales.  
 
ARENISCAS CUARZOSAS: contiene granos de cuarzo de distintos tamaños 
unidos por un cemento Silíceo; contiene también óxidos de Hierro que le dan 
coloraciones muy variadas, y además hojuelas de mica y otros minerales. Por 
metamorfismo llega a convertirse en cuarcita. 
 
ARENISCAS FLUVIALES: areniscas depositadas en un ambiente resultante de la 
acción de un río. Los depósitos fluviales tienden a exhibir una buena selección, 
especialmente si se comparan con los depósitos aluviales, debido al transporte 
relativamente regular provisto por los ríos. 
 
AROMÁTICOS: un tipo de compuesto que contiene átomos de hidrógeno y de 
carbono dispuestos en una estructura de anillo simétrico de seis carbonos con 
enlaces simples y dobles alternando alrededor del anillo. Los anillos son simples, 
múltiples o fusionados y pueden tener otros grupos químicos unidos en lugar de 
hidrógeno. El benceno, es el aromático de anillo simple más simple. 
 
BARITA: mineral denso de sulfato de Bario que puede encontrarse en una 
diversidad de rocas, incluidas la caliza y la arenisca, con una diversidad de 
minerales accesorios, tales como el cuarzo, la ftanita, la dolomía, la calcita, la 
siderita y los sulfuros metálicos. La barita se utiliza generalmente para agregar 
densidad al fluido de perforación. 
 
BENTONITA: un material compuesto por minerales de arcilla, principalmente 
montmorillonita con cantidades escasas de otros minerales del grupo de las 
esmectitas, utilizado habitualmente en el fluido de perforación. La bentonita se 
dilata considerablemente si se expone al agua, lo que la hace ideal para proteger 
las formaciones de la invasión de los fluidos de perforación. La montmorillonita se 
forma cuando se alteran las rocas básicas, tales como la ceniza volcánica de las 
cuencas marinas. Es utilizada ampliamente como aditivo del fluido para control de 
filtración y viscosidad. 
 
BENTONITA PREHIDRATADA: una lechada concentrada de arcilla de bentonita 
mezclada en agua dulce. La concentración práctica máxima de bentonita es de 
alrededor de 30 a 40 lb/bbl porque una concentración mayor es difícil de mezclar y 
bombear. El agua se pone en el tanque de prehidratación del equipo de 
perforación y el pH se sube a 10 u 11 con soda cáustica. Se adiciona ceniza de 
soda, lo necesario para eliminar la dureza. La bentonita se adiciona lentamente 
por la tolva de fluido. El mezclado y la agitación en forma continua y enérgica 
ayudan a las partículas de arcilla a dispersarse completamente. En algunos fluidos 
debe adicionarse lignosulfonato poco antes de mezclar la lechada en el sistema 
activo para proteger las partículas de arcilla coloidales de la floculación. 
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BISECTADO: sello dividido en dos partes iguales por medio de un corte o una 
perforación horizontal, vertical o diagonal. 
 
BOMBEO ELECTRO SUMERGIBLE: es un sistema de levantamiento artificial 
aplicado para desplazar volúmenes de crudo con una alta eficiencia y economía, 
en yacimientos potencialmente rentables (o en su defecto con grandes 
prospectivas) y en pozos profundos, con el objeto de manejar altas tasas de flujo. 
Se basa en la utilización de bombas centrífugas (de múltiples etapas) de subsuelo 
ubicadas en el fondo del pozo, estas son accionadas por motores eléctricos. 
 
BUZAMIENTO: ángulo de inclinación de una estructura o capa rocosa con el 
plano horizontal, medido en ángulo recto con la dirección (rumbo) del filón. 
 
CANALES MEÁNDRICOS O MEANDRIFORMES: río con curvas alternas que se 
desplazan más o menos activamente según un mecanismo espacial de erosión y 
acumulación en sus orillas cóncavas y convexas respectivamente. Un “tren” de 
meandros es un conjunto de curvas de este río. 
 
CATALIZADORES: compuesto que se agrega a una mezcla para acelerar la 
velocidad de reacción. 
 
CENTRÍFUGA: un equipo para remoción de sólidos que elimina los sólidos finos y 
ultrafinos. Se compone de un tambor cónico que gira a 2000 a 4000 RPM. El fluido 
de perforación se alimenta por un extremo y los sólidos separados se mueven 
hacia arriba del recipiente por desplazamiento giratorio para salir en el otro 
extremo. En general, las centrífugas tienen una capacidad de procesamiento 
limitada (50 a 250 GPM), pero son útiles para procesar fluidos de perforación 
densificados y pueden remover sólidos más finos que un hidrociclón o un filtro de 
zaranda vibratoria. También se pueden utilizar para la clarificación del agua o el 
procesamiento de recortes de perforación oleosos. 
 
CHERT: roca sedimentaria de la clase conocida como rocas sedimentarias 
químicas, de textura micro cristalina y criptocristalina, cuyo tamaño de cristales 
son menores a 0.005 mm. Se presenta en rocas carbonatadas formando nódulos 
inter-estratificados y su composición es una mezcla de sílice, coloidal, ópalo, 
calcedonia, entre otros. 
 
CONCORDANTEMENTE: es cuando entre dos formaciones no se ha producido 
un hiato, esto quiere decir que no se ha perdido ninguna formación por erosión 
entre los dos cuerpos rocosos de interés.  
 
CONGLOMERADO: roca sedimentaria, cuya textura es clástica, el tamaño de las 
partículas varía entre 2 y 256 mm y su composición son partículas minerales, tales 
como el cuarzo o fragmentos de rocas sedimentarias, metamórficas o ígneas. La 
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matriz que une a los grandes clastos es una mezcla de arena, barro y cemento 
química. 
 
CONGLOMERÁTICA: son rocas con características de conglomerados, pero con 
tamaño de grano menor a 2 mm. 
 
DE-WATERING: el proceso de eliminación de agua proveniente de las 
formaciones atravesadas que se adhiere a un fluido de perforación base agua. La 
deshidratación puede involucrar tratamiento químico para la floculación y 
aglomeración de sólidos seguido de separación mecánica. 
 
DISCORDANTEMENTE: es una superficie de erosión entre dos cuerpos de roca y 
que representa un hiato o espacio significativo en la sucesión estratigráfica. 
 
EMULSIFICANTE: aditivo químico que crea una emulsión, una dispersión de un 
líquido inmiscible en otro mediante la reducción de la tensión interfacial entre los 
dos líquidos para lograr estabilidad. Se utilizan dos tipos de emulsión como fluidos, 
emulsión de aceite en agua (o directa), conocida como "fluido de emulsión", y 
emulsión de agua en aceite (o inversa), conocida como "fluido de emulsión 
inversa". La primera se clasifica como fluido a base de agua y la segunda como 
fluido a base de aceite. 
 
EMULSIÓN NORMAL: gotas de aceite dispersas en una fase externa de agua. 
 
EMULSIÓN INVERSA: gotas de agua dispersas en una fase externa de aceite. 
Una emulsión en la que el aceite es la fase continua o externa y el agua es la fase 
interna. Emulsión inversa normalmente se refiere a un fluido base aceite. Los 
fluidos de emulsión inversa pueden tener de 5 a 50% de agua en la fase líquida, 
aunque hay sistemas que son 100% aceite. 
 
EROSIÓN: fenómeno de descomposición y desintegración de materiales de la 
corteza terrestre por acciones mecánicas o químicas. Pérdida física de suelo 
transportado por el agua o por el viento, causada principalmente por deforestación 
y laboreo del suelo en zonas no adecuadas. 
 
ESFUERZO DE FLUENCIA: el esfuerzo aplicado a un fluido que se encuentra en 
condiciones estáticas para que comience a fluir. Es reportado en lb/100 ft2. 
 
ESTRATIGRAFÍA: es la descripción de todos los cuerpos de roca que conforman 
la corteza terrestre y su organización en unidades, con base en sus atributos o 
propiedades inherentes, para establecer su distribución y relaciones espaciales y 
su sucesión temporal, y para interpretar la historia geológica. 
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FALLA DE RUMBO: falla cuyo rumbo es paralelo al rumbo de los estratos. 
 
FALLA INVERSA: falla en la cual el bloque colgante se encuentra desplazado 
hacia arriba con relación al bloque yacente. El ángulo de la falla usualmente es 
mayor a 45 grados. 
 
FALLA NORMAL: falla en la cual el bloque colgante se encuentra desplazado 
hacia abajo con relación al bloque yacente. El ángulo de la falla normalmente es 
de 45 a 90 grados. 
 
FASE CONTINUA: fluido emulsionado en el cual se encuentran gotas dispersas 
de otro fluido.  
 
FASE DISPERSA: gotas que se encuentran dispersas en el fluido emulsionado. 
 
FILTRADO: el líquido que pasa a la formación procedente de un fluido de 
perforación, impulsado por la presión diferencial que genera este. Medido en 
mililitros. 
 
FLOCULACIÓN: una condición en la que las arcillas, los polímeros u otras 
partículas cargadas pequeñas se adhieren y forman una estructura frágil, un 
flóculo. En las lechadas de arcillas dispersas, la floculación se produce después 
de que la agitación mecánica cesa y las plaquetas de arcilla dispersas forman 
flóculos espontáneamente debido a la atracción entre las cargas negativas de los 
frentes y las cargas positivas de los bordes. 
 
FLUIDO DE COMPLETACIÓN: un líquido libre de sólidos utilizado para terminar 
un pozo de petróleo o gas. Este fluido se coloca en el pozo para facilitar las 
operaciones finales antes del comienzo de la producción, tales como la colocación 
de filtros, tuberías de revestimiento cortas de producción, empacadores y válvulas 
de fondo de pozo, o la ejecución de disparos en la zona productiva. El fluido está 
diseñado para controlar un pozo en caso de fallas en fondo de pozo, sin dañar la 
formación productiva o los componentes de la terminación. Habitualmente, los 
fluidos de completación de pozos son salmueras (cloruros, bromuros y formiatos), 
pero en teoría podrían ser cualquier fluido con características adecuadas de 
densidad y flujo. El fluido debe ser químicamente compatible con la formación 
prospectiva y los fluidos, y en general se somete a un alto grado de filtrado para 
evitar la introducción de sólidos en la región vecina al pozo 
 
FLUIDOS DE CONTROL DE PÉRDIDAS: fluido de perforación con aditivos para 
reducir el volumen del filtrado que pasa a través de un medio filtrante. Hay 
materiales específicos disponibles para todos los tipos de sistemas de fluido base 
agua y base aceite y éstos son evaluados en ensayos de filtración estática o en 
varios ensayos de filtración dinámica. 
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FLUIDOS INHIBIDOS: se refiere a fluidos con capacidad de reducción o inhibición 
de la interacción entre el fluido y la formación. 
 
FLUIDOS NO INHIBIDOS: se refiere a fluidos con la ausencia total de elementos 
inhibidores para las formaciones como los son aquellas con contenido de arcillas. 
 
FLUIDOS VISCOSOS: fluidos con propiedades de resistencia al flujo. 
 
FORMACIONES NO REACTIVAS: formaciones que no sufren cambios físicos al 
contacto con agua. 
 
FORMACIONES REACTIVAS: formaciones que sufren cambios físicos al 
contacto con agua, estos cambios pueden hinchamiento y el derrumbe de la 
formación. 
 
GAS EN SOLUCIÓN: gas natural disuelto en un líquido, como agua o petróleo, 
dentro del yacimiento. 
 
GELES: jerga refiriéndose a los dos valores de resistencia de gel para un fluido. 
El esfuerzo cortante medido a baja velocidad de corte después de que un fluido ha 
quedado en reposo durante un período (10 segundos y 10 minutos en el 
procedimiento normalizado del API, aunque también pueden hacerse mediciones 
después de 30 minutos o 16 horas). Es reportado en lb/100 ft2. 
 
GRAVEDAD ESPECÍFICA: relación entre la densidad de una substancia y la 
densidad de otra que se toma como referencia (agua para el caso de los líquidos y 
aire para el caso de los gases). 
 
GLICOLES: son una serie de alcoholes. El miembro más simple es el etilenglicol, 
utilizado ampliamente como anticongelante. Los glicoles pueden utilizarse en los 
fluidos de perforación como inhibidores de hidratos de gas. 
 
ILLITA: es la arcilla más abundante en los depósitos sedimentarios y es el 
material arcilloso predominante en las lutitas. Son medianamente inestables y 
medianamente expansibles.  
 
INFRAYACE: formación que yace debajo de otra, por lo tanto, es considerada 
como más antigua. 
 
LECHOS DE LIGNITO: formaciones de Carbón de bajo rango con un alto 
contenido de humedad inherente y materia volátil e impurezas depositadas en 
capas consecutivas. 
 
LIMO: roca sedimentaria, cuya textura es clástica, por su grano fino, el tamaño de 
este se encuentra entre 0,0039 mm a 0,0625 mm y está compuesta tanto por 
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material detrítico fino como minerales de las arcillas (clástico y/o diagenético) que 
forman parte del cemento.  
 
LITOLOGÍA: conjunto de caracteres petrográficos de una masa (formación, 
estratos, etc.) de rocas. 
 
LODOLITAS: roca sedimentaria detrítica, cuya textura es clástica, el tamaño de 
sus granos varía entre 0.0625 y 0.002 mm y está compuesta de partículas de 
arcilla, pero que carecen de la estructura estratificada. Es rica en feldespato, 
arenisca arkósica y conglomerado de guijarros de cuarzo. Estas rocas guardan 
similitud con las lutitas en cuanto a su carencia de plasticidad, cohesión y bajo 
contenido de agua. 
 
LUTITA (SHALE): roca sedimentaria detrítica, cuya textura es clástica, el tamaño 
de grano es menor a 0.0039 mm y está compuesta por minerales de las arcillas, 
que son el producto de alteración de otros minerales como los feldespatos, o el 
producto de procesos diagenéticos. 
 
MATERIAL ABRASIVO: conjunto de partículas sólidas como la arena. 
 
MONTMORILLONITA (ESMECTITA): es una arcilla expansiva de tres capas que 
tiene una gran superficie y una elevada capacidad de intercambio catiónico.  
 
NAFTA: compuesto formado a través de la condensación de los gases del 
petróleo que pueden obtener gravedades API mayores a 45º. Sirven para ser 
agregadas a crudos extrapesados para que estos adquieran mayor movilidad 
cuando son trasportados. 
 
NIVELES CARBONOSOS: es cuando las formaciones tienen intercalaciones de 
rocas con materia orgánica por la cual se origina el carbón presente en estas.  
 
PERMEABILIDAD: la capacidad, o medición de la capacidad de una roca, para 
transmitir fluidos, medida normalmente en darcies o milidarcies. 
 
PÍLDORAS: cualquier cantidad relativamente pequeña (menos de 200 bbl) de una 
mezcla especial de fluido de perforación utilizada para ejecutar una tarea 
específica que el fluido de perforación regular no puede realizar. Algunos ejemplos 
son las píldoras de alta viscosidad que ayudan a extraer los recortes de 
perforación de los pozos verticales, las píldoras de agua dulce que disuelven las 
formaciones salinas en proceso de intrusión, las píldoras para liberar tuberías que 
destruyen el revoque de filtración y alivian las fuerzas de atascamiento diferencial 
y las píldoras de materiales para pérdidas de circulación que taponan las zonas de 
pérdida de circulación. 
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PIRITA: es el más frecuente de los sulfuros, pudiéndose formar en ambientes muy 
variados como de segregación magmática; metamorfismo de contacto; depósitos 
vulcano sedimentarios masivos; metamorfismo de contacto; hidrotermal de baja 
temperatura. 
PLANICIE COSTERA: área plana construida junto a una línea de contacto entre el 
continente y las aguas del mar. 
 
PLANICIE DE INUNDACIÓN: área plana construida junto a un río y que sufre 
desborde de las aguas durante la crecida de las aguas.  
 
PLANICIE LAGUNAR: área plana construida junto a una depresión de la 
superficie terrestre llena de agua, de mayor o menor extensión. 
 
PUNTO CEDENTE: el límite elástico, o el punto en el cual un material no puede 
seguir deformándose elásticamente. Cuando se excede el límite elástico por la 
aplicación de un esfuerzo, se produce una deformación permanente. Se utiliza 
para evaluar la capacidad de un fluido de elevar los recortes de perforación fuera 
del espacio anular. Es reportado en lb/100 ft2. 
 
REACONDICIONAMIENTO EN POZOS: son trabajos destinados a mejorar la 
producción de un pozo; pueden ser trabajos de reparación de la completación de 
un pozo o trabajos a la formación tales como estimulaciones, acidificaciones, 
fracturamientos, etc. 
 
ROCAS ÍGNEAS: rocas formadas por la solidificación tanto en procesos intrusivos 
como extrusivos o volcánicos, de material fundido, magma, generalmente de 
composición compleja, que tuvo su origen en el interior de la Tierra. Las rocas 
ígneas se pueden subdividir en rocas intrusivas o plutónicas (cristalización en altas 
profundidades, adentro de la tierra) y rocas extrusivas o volcánicas (cristalización 
a la superficie de la tierra). 
 
ROCAS METAMÓRFICAS: toda roca que ha sufrido, en estado sólido, cambios 
de temperatura y/o de presión, con cristalización de nuevos minerales, bajo la 
influencia de condiciones físicas y/o químicas diferentes de las que habían regido 
durante la formación de la roca original. Generalmente los procesos metamórficos 
actúan en profundidades relativamente grandes con respecto a la superficie. 
Ejemplos de estas rocas son gneis, esquistos, pizarras, mármol, etc. 
Meteorización y diagénesis, es decir la solidificación de una roca sedimentaria, no 
pertenece al metamorfismo. 
 
SARTA DE PERFORACIÓN: es un conjunto de herramientas de perforación que 
consta de broca, collares de perforación, tubería pesada de perforación, tubería de 
perforación y accesorios como estabilizadores, centralizadores y conectores de 
broca. Al conjunto se le proporciona movimiento rotatorio para llevar a cabo la 
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operación de perforación y además sirve como conducto para el fluido de 
perforación. 
 
SECCIÓN ANULAR: es el espacio que se encuentra entre un objeto cilíndrico 
ubicado dentro de otro, puede ser relacionado a una tubería dentro de otra de 
mayor diámetro o entre el diámetro externo de la tubería y la sección perforada a 
hueco abierto. 
 
SIDERITA: mineral de Hierro con un 50% de ese metal. Se deposita en medios 
pantanosos por acción de la materia orgánica sobre bicarbonato ferroso disuelto y 
en ausencia de Oxígeno; también en yacimientos de tipo metasomático.  
 
SUPRAYACE: formación que yace encima de otra, por lo tanto, es considerada 
como más joven. 
 
SURFACTANTE: una sustancia química que se adsorbe preferentemente en una 
interfaz, disminuyendo la tensión superficial o la tensión interfacial entre los fluidos 
o entre un fluido y un sólido. Este término abarca una multitud de materiales que 
funcionan como emulsionantes, dispersantes, mojantes del petróleo, mojantes del 
agua, espumantes y antiespumantes. 
 
REOLOGÍA: estudio de la manera en que se deforma y fluye la materia; incluye su 
elasticidad, plasticidad y viscosidad. 
 
REVOQUE: el residuo depositado sobre un medio permeable cuando un fluido de 
perforación, es forzado contra el medio bajo presión. El filtrado es el líquido que 
pasa a través del medio, dejando el revoque en el medio. Los fluidos de 
perforación se ensayan para determinar la tasa de filtración y las propiedades del 
revoque de filtración. Las propiedades del revoque, tales como su espesor (2/32‘’), 
solidez, resbalamiento y permeabilidad, son importantes porque el revoque que se 
forma en zonas permeables del pozo puede causar el atascamiento de la tubería y 
otros problemas de perforación. 
 
TRAMPA ESTRATIGRÁFICA: trampa de hidrocarburos formada durante la 
sedimentación y en la cual los hidrocarburos fueron encapsulados como resultado 
del cambio de roca de porosa a no porosa, en lugar del plegamiento o falla de los 
estratos de roca. 
 
TRAMPA ESTRUCTURAL: trampa de hidrocarburos formada por la distorsión de 
estratos de roca por movimientos de la corteza terrestre. 
 
TIXOTROPÍA: la característica de un fluido cuando está en posición de reposo, es 
decir, en condiciones estáticas, tal como el fluido de perforación, de formar una 
estructura gelificada con el tiempo, y luego fluidificarse cuando es agitado. La 
viscosidad del fluido tixotrópico cambia con el tiempo a una velocidad de corte 
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constante hasta alcanzar el equilibrio. La mayoría de los fluidos de perforación 
presentan tixotropía, que es necesaria para una perforación rápida y una elevación 
eficiente de los recortes de perforación y para soportar el material densificante 
cuando el flujo del fluido se detiene. La resistencia de gel medida en varios 
intervalos de tiempo indica la tixotropía relativa de un fluido. A veces es deseable 
que la tixotropía proporcione resistencia al flujo, como para evitar o reducir las 
pérdidas o el flujo hacia una formación débil. 
 
VISCOSIDAD PLÁSTICA: es la pendiente de la línea de esfuerzo 
cortante/velocidad de corte arriba del punto cedente. Una viscosidad plástica baja 
indica que el fluido es capaz de perforar rápidamente debido a la baja viscosidad 
del fluido que sale en la barrena. Una viscosidad plástica alta es causada por un 
fluido de base viscosa y por el exceso de sólidos coloidales. Para bajar la 
viscosidad plástica se puede lograr una reducción del contenido de sólidos 
mediante la dilución del fluido. Es medida en cP. 
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ABREVIATURAS 
 
 
°C   Unidad de Grados Celsius. 
°F   Unidad de Grados Fahrenheit. 
ANH  Agencia Nacional de Hidrocarburos.  
API  Instituto Americano del Petróleo en inglés. 
BES  Bombeo electro sumergible.   
BHA   Sarta de Perforación en inglés. 
bls   Unidad de barriles. 
bpd   Unidad de barriles por día. 
can  Unidad de canecas.  
cc   Unidades de Centímetros Cúbicos. 
CDI   Índice de deposición del revoque. 
cm   Unidad de centímetros. 
cP  Unidad de centiPoise.  
ECD   Densidad Equivalente de Circulación en inglés. 
ft  Unidad de pies en inglés. 
GPM   Galones por Minuto. 
gr  Unidad de gramos.  
has  Unidad de hectáreas.  
HP/HT  Alta Presión y Alta Temperatura en inglés. 
hr   Unidad de hora. 
in   Unidad de Pulgadas en inglés. 
KCL  Cloruro de Potasio. 
kg  Unidad de kilogramo. 
km  Unidad de kilómetros.  
lb   Unidad de Libras. 
LCM   Material de Pérdida de Circulación. 
m   Unidad de metros. 
M  Malla. 
MBT   Prueba de Azul de Metileno en inglés. 
mD  Unidad de miliDarcies.  
Mf  Alcalinidad del naranja de metilo del filtrado del fluido. 
ml   Unidad de mililitros. 
mm   Unidad de milímetros. 
MMH  Hidróxido de metales pesados. 
MW   Peso del Fluido en inglés. 
ohm  Unidad de Ohmio. 
PAH  Hidrocarburos Aromáticos Policíclicos. 
Pf  Alcalinidad del filtrado del fluido. 
ppg  Unidad de libras por galón en inglés.  
psi   Unidad de Presión. 
psig   Unidad de Presión Manométrica. 
qt  Cuarto de galón.  
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seg  Unidad de Segundos. 
sg  Gravedad específica en inglés.  
sx  Unidad de sacos.  
Ro  Reflectancia de vitrinita.  
ROP  Rata de perforación (ft/hr). 
RPM   Revoluciones por Minuto. 
TD  Profundidad total.  
TIO  Tasa de Interés de Oportunidad.  
TNP  Tiempos No Productivos. 
TOC  Carbono Orgánico Total en inglés. 
TVD  Profundidad Vertical Verdadera en inglés.  
USD  Dólar americano.  
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RESUMEN 
 
 
Los fluidos base agua inhibidos de alto desempeño son utilizados para la 
perforación de zonas con altos contenidos de arcillas y lutitas, es el caso de la 
Formación Carbonera en la sección intermedia 12 ¼’’ del Campo Chichimene; 
especialmente Unidad Operacional Lutita E3 y E4, que han generado problemas 
de pega mecánica de tubería. Dada esta situación se propone la evaluación de un 
fluido de perforación 100% base aceite mineral de baja toxicidad con la finalidad 
de sustituir el sistema base agua usado y generar ventajas operacionales, 
ambientales y de costos; además, mitigando los problemas operacionales que se 
presentan por la presencia de las arcillas y las lutitas en las formaciones. 
 
En el siguiente Proyecto Investigativo se describen las bondades del fluido de 
perforación 100% base aceite mineral de baja toxicidad, frente al problema de 
hinchamiento de la sección intermedia 12 ¼’’ del Campo Chichimene; se realizan 
las pruebas de laboratorio especificadas en la norma API 13 B, y además, se 
realizan pruebas especiales para simular condiciones de fondo de pozo con las 
cuales, se evalúa el fluido de perforación 100% base aceite mineral en 
comparación con el fluido de perforación base agua inhibido de alto desempeño 
usado en la sección intermedia; se describen ambos sistemas de fluidos 
exponiendo sus ventajas y desventajas, posteriormente se realiza la comparación 
de los costos de la implementación de los sistemas de fluidos, por medio del 
indicador financiero Valor Presente de costos y egresos se determinó la viabilidad 
financiera. 
 
Palabras Clave: 
 
Á Fluido perforación. 
Á Baja toxicidad. 
Á Sección intermedia. 
Á Campo Chichimene. 
Á Cuenca Llanos Orientales. 
Á Base Aceite.  
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INTRODUCCIÓN 
 
 
El Campo Chichimene es uno de los activos más importantes de Ecopetrol S.A. en 
el año 2016, este representa un 10% de la producción total del país; por tanto, ha 
sido objeto de estudio durante una década; en especial, la sección intermedia 12 
¼’’ del Campo Chichimene. En ella se encuentra la formación Carbonera; en la 
cual, se encuentran las unidades operacionales Lutita E3 y Lutita E4; estas 
unidades contienen un alto contenido de arcilla de tipo montmorillonita e illita, este 
tipo de arcilla poseen características en su estructura que les permiten absorber 
líquidos y aumentar su tamaño, dado esto, representan un problema para el 
empresa operadora, ya que estas unidades de la formación Carbonera generan 
problemas operacionales como lo son la pega mecánica de tubería y en 
consecuencia, se tienen tiempos no productivos que se ven reflejados en pérdidas 
económicas.  
 
En el proyecto investigativo, se pretende diseñar un fluido de perforación 100% 
base aceite mineral de baja toxicidad, que solucione dichos problemas 
operacionales; para el diseño, se propone realizar un estudio base y proponer una 
formulación estándar, con la cual, se prosigue a variar sus concentraciones con la 
finalidad de encontrar una formulación, que provea los mejores resultados; la base 
del fluido propuesto es un aceite con contenido de aromáticos reducidos (<1%), 
esto genera que el fluido sea categorizado como de baja toxicidad, también, se 
enfoca el diseño a los aditivos como lo son los controladores de filtrado, los 
densificantes y viscosificantes, para así obtener un fluido con propiedades que 
mitiguen los problemas que se están presentando en las operaciones de 
perforación del Campo Chichimene. 
 
Al fluido es necesario realizarle pruebas básicas de laboratorio para fluidos base 
aceite determinadas por la norma API 13 B y con la finalidad de representar un 
comportamiento en fondo se realizan pruebas especializadas, por tanto, los 
resultados garantizan que las propiedades sean las necesarias para mitigar los 
problemas operacionales que se han generado durante la perforación de la zona 
intermedia 12 ¼’’ del Campo Chichimene.   
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OBJETIVOS 
 
 

OBJETIVO GENERAL 
 
Evaluar a nivel de laboratorio un fluido de perforación 100% base aceite mineral 
de baja toxicidad para actividades de perforación, en la sección intermedia (12 ¼’’) 
del Campo Chichimene en la Cuenca de los Llanos Orientales. 
 
OBJETIVOS ESPECÍFICOS 
 
1. Describir las generalidades del Campo Chichimene en la Cuenca de los 

Llanos Orientales. 

 
2. Describir el fluido de perforación base agua que fue utilizado en actividades 

de perforación en la sección intermedia en el Campo Chichimene y los fluidos 

de perforación base aceite mineral. 

 
3. Describir las pruebas de laboratorio que se realizan a un fluido de perforación 

base aceite. 

 
4. Realizar la matriz de pruebas para el fluido propuesto. 

 
5. Realizar las pruebas a las concentraciones presentadas en la matriz para el 

fluido propuesto. 

 
6. Diseñar el fluido de perforación con base en los resultados obtenidos por la 

matriz de pruebas. 

 
7. Comparar el fluido de perforación propuesto con el fluido de perforación que 

fue utilizado en la sección intermedia del Campo Chichimene. 

 
8. Seleccionar el fluido de perforación de mejor desempeño para la sección 

intermedia del Campo Chichimene. 

 
9. Evaluar la viabilidad financiera del proyecto utilizando como Indicador 

Financiero el Valor Presente (VP) de egresos (costos y gastos). 
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1. GENERALIDADES DEL CAMPO CHICHIMENE 
 
A continuación, se describen aspectos del Campo Chichimene en cuanto a sus 
antecedentes, localización, marco geológico e historia de producción. 
 

1.1 HISTORIA DEL CAMPO 
 
En el año 1968 la compañía Chevron firma junto a la compañía Ecopetrol S.A. el 
contrato de Concesión Cubarral N° 1820 sobre un área de 24000 has, 
posteriormente en el año 1969 la compañía Chevron perforó el primer pozo 
exploratorio Chichimene – 1 del Campo, seguidamente se entregó el contrato de 
concesión al Ministerio de Minas en el año 1975, y finalmente se pasó a un 
contrato de asociación con Ecopetrol S.A. (50-50) %, con el nombre de Asociación 
Cubarral, el cual finalizó el 30 de Enero del año 2000, y así a partir del 31 de 
Enero de 2000 el Campo Chichimene pasó a estar bajo el control de Ecopetrol 
S.A. con un Área de Explotación de 19201 hectáreas, seguidamente Ecopetrol 
S.A. suscribió un contrato por seis meses con Chevron para su administración; así 
una vez terminado, Ecopetrol S.A. quedó con la operación de dicho Campo. 
 
A continuación, se relacionan en la Tabla 1. los pozos que definen la 
comercialidad del Campo Chichimene. 
 
Tabla 1. Primeras actividades exploratorias del Campo Chichimene. 

Nombre 
del pozo 

Fecha 
(año) 

Profundidad 
(ft) 

Objetivo 
Exploratorio 

Clasificación Estado API 

CH - 1 1969 7810 Unidad K2 Exploración Suspendido 16 

CH - 2 1989 7484 
San 

Fernando T2 
Exploración PBP/Activo 8,6 

CH - 3 1991 7234 Unidad K2 Exploración Activo 19 

CH - 4 1991 7376 
San 

Fernando T2 
Exploración PBP/Activo 8,4 

CH - 5 1992 7245 Unidad K2 Exploración Activo 19,5 

CH - 10 1993 6351 Unidad K2 Desarrollo 
Se perdió durante la 

perforación 

CH - 18 2000 7900 
San 

Fernando T2 
Desarrollo Activo 9 

 
En la anterior tabla se observan los primeros 5 pozos perforados bajo la Gerencia 
de Chevron, en intervalos de tiempo considerables ya que eran pozos con 
producción de hidrocarburos pesados que no resultaban rentables, con el avance 
de la tecnología se reinvirtió en el Campo y se observan nuevos pozos que una 
vez toma control Ecopetrol S.A. en el año 2000, determina la comerciabilidad del 
Campo principalmente con el pozo Chichimene-18. 
 
A Febrero de 2016, el área del Campo Chichimene es de 15000 has, se encuentra 

en producción; y la compañía Ecopetrol S.A. continúa al cargo de la operación.  
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1.2 LOCALIZACIÓN GEOGRÁFICA 
 
El Campo Chichimene se localiza en el margen Suroccidental de la Cuenca de los 
Llanos Orientales de Colombia, en la parte Noroeste del Departamento del Meta, 
Municipio de Acacías, a 50 km en dirección Sur del Municipio de Villavicencio y a 
12 km el margen Suroeste del Municipio de Acacías. 
 
Para acceder al Campo Chichimene; tomando como punto de partida la Ciudad de 
Bogotá D.C, se puede hacer uso de medios de transporte vía aérea o vía terrestre 
hasta llegar al Municipio de Villavicencio, en el caso de la vía terrestre, se toma la 
vía Avenida Boyacá sentido sur hasta alcanzar la carretera intermunicipal número 
40 por un trayecto de 125 km, una vez se llega al Municipio de Villavicencio, se 
toma la carretera intermunicipal número 65 por un tramo de 27.7 km en dirección 
Suroccidental del Municipio de Villavicencio, hasta que se encuentra el Municipio 
de Acacías, ya estando allí, se toma la vía Calle 18 por un trayecto de 1.4 km, 
hasta encontrar la salida a la vía Acacías-San Isidro, la cual se sigue por un tramo 
de 11.9 km en sentido Suroriental del Municipio de Acacías, hasta encontrar el 
acceso al Campo Chichimene, como se muestra en la Figura 1. 
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Figura 1. Mapa de la localización Campo Chichimene. 

 
Fuente: Mapa Colombia. Epis Colombia. Disponible en: http://migep.anh.gov.co:3021/InicioGeoVisor.aspx.  Mapa 
del Campo Chichimene. Google Maps. Modificado por los autores.  
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1.3 MARCO GEOLÓGICO 
 
A continuación, se describen la estratigrafía, geología estructural y del petróleo 
asociadas al Campo Chichimene. 
 
1.3.1 Columna Estratigráfica. La Figura 2. presenta la columna estratigráfica 
para el Campo Chichimene con rocas que abarcan desde la Formación Guadalupe 
Unidad K2 hasta la Formación Guayabo, así mismo se muestran los principales 
elementos asociados con el sistema petrolífero del Campo Chichimene.  
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Figura 2. Columna Estratigráfica Generalizada para el Campo Chichimene. 

 
Fuente: Agencia Nacional de Hidrocarburos (ANH). Cuenca de los Llanos Orientales. 
Modificado por los autores. 
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1.3.2 Estratigrafía. A continuación, se describe cada una de las formaciones de la 
Figura 2. perforadas en el Campo Chichimene partiendo desde la más antigua a 
la más reciente. Para las edades se tuvo en general como fuente primaria el 
Léxico Estratigráfico de DE PORTA. 
 
1.3.2.1 Formación Guadalupe Unidad K2. Edad Cretácico Superior - 
Cenomaniano. Denominada operacionalmente por Ecopetrol S.A. como Unidad 
K2. Secuencia de areniscas cuarzosas masivas, con intercalaciones menores de 
lutita y de limolitas carbonosas. Su espesor es del orden de 900 ft. Se depositó en 
un ambiente sedimentario fluvial de canales meándricos, infrayace 
concordantemente a la Formación Guadalupe Unidad K1. 
 
1.3.2.2 Formación Guadalupe Unidad K1. Edad Cretácico Superior – Turoniano 
a Maastrichtiano. Denominada operacionalmente por Ecopetrol S.A. como Unidad 
K1. Secuencia de areniscas masivas, con pequeñas intercalaciones de lutitas, a 
veces con pequeñas capas de carbón, y una capa de lutitas, con desarrollos 
menores de areniscas, su espesor es del orden de 500 ft. Su ambiente de 
deposición es deltáico con influencia marina. Suprayace concordantemente a la 
Formación Guadalupe Unidad K2 e infrayace discordantemente a la Formación 
San Fernando T2. 
 
1.3.2.3 Formación San Fernando T2. Edad Paleoceno al Eoceno Medio1. En la 
primera sección hay predominio de areniscas en parte conglomeráticas con 
intercalaciones de algunas capas de shale. En la segunda sección esta consta de 
arcillolitas intercaladas con limolitas. La tercera sección está compuesta de 
areniscas, lutitas y arcillolitas intercaladas.  
 
Su espesor es del orden de 340 ft, el ambiente de deposición es continental fluvial-
tipo canales entrelazados, esta formación está compuesta por las formaciones 
Mirador, Los Cuervos y Barco, las cuales están implícitas en una, es denominada 
operacionalmente por Ecopetrol S.A. como Unidad T2; esta formación infrayace 
concordantemente a la Formación Carbonera y suprayace discordantemente a la 
Formación Guadalupe Unidad K1. 
 
1.3.2.4 Formación Carbonera. Edad Eoceno Medio a Oligoceno Inferior2, esta 
consta de arcillolitas con areniscas y con algunos lechos de lignito en su parte 
inferior y superior está compuesta de ocho unidades, las cuales Ecopetrol S.A. 
denominó operacionalmente como se relaciona posteriormente. 
 
Su espesor es del orden de 2800 ft, esta formación presenta el ambiente de 
deposición fluvial, infrayace a la Formación León y suprayace a la Formación San 
Fernando T2. 

                                            
1 DE PORTA, Jaime. Léxico estratigráfico. París. 1974. p. 370. 
2 Ibid., p. 117. 
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¶ Carbonera, Unidad Lutita E4. Esta unidad se caracteriza por poseer en el tope 
una disminución de limolita y aparición de lutitas y arcillolitas, de base a techo la 
unidad se encuentra compuesta por grandes paquetes de lutitas intercaladas 
con delgados niveles de arcillolita; y hacia la base delgadas capas de lutita, el 
espesor es del orden de 450 ft. 

 

¶ Carbonera, Unidad T1. Esta formación se muestra como un paquete de 
intercalaciones de arenas sueltas, areniscas, limolita, lutita y arcillolitas; 
conformada predominantemente por lutitas, de consistencia firme; donde en la 
primera sección se encuentran lutitas carbonosas mientras que en la base son 
menores niveles de arcillolitas, el espesor es del orden de 450 ft. 

 

¶ Carbonera, Unidad Lutita E3. La formación se encuentra constituida 
litológicamente por una secuencia homogénea de lutitas hacia la base, con 
intercalaciones menores de lutita; localmente con micro pirita, trazas de 
arenisca, cuarzo. El tamaño de grano es muy fino a fino. Su espesor es del 
orden de 150 ft. 

 

¶ Carbonera, Unidad C2. La Unidad C2 está conformada litológicamente por 
arcillolitas con paquetes arenosos e intercalaciones de limolita, está separado 
en tres intervalos de base a techo, el primero constituido predominantemente 
por areniscas con intercalaciones de arcillolita, limolita y en menor proporción 
arenisca; un segundo nivel está compuesto por arcillolitas, con intercalaciones 
de limolita y en menor proporción areniscas. El tercero es predominantemente 
arenisca con arcillolita y limolita, el espesor es del orden de 300 ft. 

 

¶ Carbonera, Unidad Arenisca de Carbonera. Esta unidad está compuesta por 
paquetes arenosos que van de grano fino a muy fino en la parte superior, hacia 
la base se observa intercalaciones de arcillolitas y limolitas, esta unidad 
presenta un espesor del orden de 300 ft. 

 

¶ Carbonera, Unidad C1. Esta unidad está compuesta por alternancia de niveles 
de arenisca con tamaño de grano fino a grueso, con algunos pies de limolitas y 
arcillolitas, y algunos niveles carbonosos en la secuencia localizada en la parte 
central de la cuenca, esta unidad presenta un espesor del orden de 300 ft. 

 

¶ Carbonera, Unidad Lutita E. La Unidad Lutita E presenta niveles de lutitas, 
alternada con arcillolitas, areniscas y esporádicos niveles de limolitas, presenta 
un espesor del orden de 190 ft. 
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¶ Carbonera, Unidad Arenisca Superior. Dicha unidad posee una alternancia 
de paquetes arenosos y arcillosos, en la parte superior predomina una 
secuencia de intercalaciones de areniscas y menores intercalaciones de 
arcillolitas, hacia la parte media está la presencia de fragmentos carbonosos, 
chert y siderita, hacia la base la secuencia se hace más arcillosa, con menores 
intercalaciones de arenas, también se presentan trazas de pirita y chert, 
corresponde a una secuencia del orden de 600 ft. 

 
1.3.2.5 Formación León. Edad Oligoceno Superior a Mioceno3, está formada 
predominantemente por shales, con capas delgadas de areniscas con láminas 
carbonáceas. Tanto en la base como en la parte superior de la formación las 
lutitas tienden a pasar a limos. En el área de Tibú-Socuavó se presenta hacia la 
parte media de la Formación León una sucesión de areniscas con intercalaciones 
de shales. Cuenta con un espesor del orden de 345 ft.  
 
Su ambiente de deposición es fluvial, esta formación infrayace concordantemente 
a la Formación Guayabo y suprayace concordantemente a la Formación 
Carbonera. 
 
1.3.2.6 Formación Guayabo. Edad Mioceno4, esta formación consta de arcillas 
arenosas y areniscas, constituida hacia el tope por continuos paquetes de arenas 
cuarzosas. El espesor es del orden de 2635 ft, esta formación se depositó hacia la 
base con influencia marina y hacia el tope fluvial marino a continental. Esta 
formación suprayace concordantemente a la Formación León. 
 

1.3.3 Geología Estructural. El modelo estructural del Campo Chichimene, 
corresponde a un anticlinal alargado en dirección Norte 60° Este, que tiene una 
longitud aproximada de 6 km con 2.5 km de ancho, en su flanco occidental posee 
una pendiente constante de 4°, mientras que en su flanco oriental posee un 
buzamiento de 7° además, posteriormente se encuentra una falla de tipo inversa 
que limita con el campo al oriente generando un desplazamiento aproximado de 
400 ft y buza hacia el Noroeste con un ángulo de 50°, por último, el domo del 
anticlinal se encuentra bisectado por una falla normal de poco desplazamiento 
alrededor de 10 ft. En esta sección se presentan fallas normales e inversas, 
también se tiene trampas estructurales asociadas con fallas normales y trampas 
estratigráficas.  
 
  

                                            
3 Ibid., p. 328. 
4 Ibid., p. 460.  
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1.3.4 Geología del Petróleo. El sistema petrolífero del Campo Chichimene está 
determinado por su ubicación entre la Cordillera Oriental y el Escudo de la 
Guyana, los registros de sedimentación están compuestos por rocas cretácicas y 
terciarias, las cuales se sobreponen en un basamento de manera irregular. 
 
A continuación, se describen los principales parámetros asociados con el sistema 
petrolífero del Campo Chichimene. 
 
1.3.4.1 Roca Generadora. Para la cuenca y por tanto para el campo la principal 
roca generadora es la Formación Guadalupe, Unidad K1, cuyo valor promedio de 
riqueza orgánica (% TOC) actual, permite visualizar que este parámetro aumenta 
de este a oeste y de sureste a noroeste, con valores pobres en el este y sureste 
(menor de 0.5%) y valores buenos (1 a 2 % TOC) a muy buenos (2 a 4% TOC), en 
el noroeste. En cuanto a la calidad y tipo de materia orgánica, se puede 
diferenciar, en muestras de la Formación Guadalupe Unidad K1, un predominio de 
materia orgánica correspondiente a kerógeno tipo III; con aportes menores de 
materia orgánica tipo II.  
 
En cuanto a la madurez termal de la Formación Guadalupe Unidad K1, se observa 
la temperatura máxima de pirólisis, y de reflectancia de vitrinita, donde esta unidad 
habría entrado en ventana de generación de hidrocarburos. Los valores de 
temperatura máxima se ubican por encima de 435 a 445° C, y los de vitrinita entre 
0.6 a 1.0% (Ro).  
 
1.3.4.2 Roca Reservorio. Las principales rocas reservorios en el Campo 
Chichimene son las areniscas del Eoceno de la Formación San Fernando T2 con 
espesores netos petrolíferos cercanos a valores de 20-35 ft, con una porosidad 
17%, permeabilidad 400 mD y saturación de agua 23%.  
 
Otras rocas reservorios potenciales, se encuentran en las areniscas cretácicas de 
la Formación Guadalupe Unidad K1 y Unidad K2; La Formación Guadalupe 
Unidad K1 cuenta con una porosidad de 9 a 17% y 10 a 900 mD de permeabilidad; 
La Formación Guadalupe Unidad K2 cuenta con una porosidad de 20%, la 
Formación Guadalupe Unidades (K1 y K2) posee un espesor neto petrolífero 
cercano a 180 ft. 
 
1.3.4.3 Migración. La generación de petróleo para el Campo Chichimene ocurre 
en la Formación Guadalupe Unidad K1, donde este petróleo migra a través de un 
sistema de vías falladas presentando los siguientes tipos de migraciones, vertical 
directa donde se entrampa en las Formaciones Guadalupe Unidad K2 y San 
Fernando T2, además se presenta migración lateral en las areniscas de la 
Formación Guadalupe Unidad K1. 
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1.3.4.4 Roca Sello. Las principales rocas sello para el yacimiento son las lutitas 
de la Formación Carbonera Unidad Lutita E4 y las lutitas de la Formación 
Guadalupe Unidad K1, además en ocasiones las facies de la Formación 
Guadalupe Unidad K1 actúan como sellos secundarios, por último, se encuentran 
los miembros lutíticos restantes de la Formación Carbonera, que son los miembros 
Lutita E y Lutita E3. El sello mejor desarrollado que se encuentra en la Cuenca de 
los Llanos Orientales es la Formación León que corresponde a una capa de lutitas 
con gran espesor, estas rocas sello están compuestas principalmente de un tipo 
de arcilla llamado Illita las cuales son medianamente inestables y expansibles, 
también se encuentran compuestas de otro tipo de arcilla denominado 
Montmorillonita, que son altamente expansivas al contacto con agua. 
 
1.3.4.5 Trampa. Las trampas presentes en el Campo son de tipo estructural 
asociadas a anticlinales elongados en dirección Norte-Este; se presentan cierres 
contra fallas normales e inversas con tamaños aproximados de (20-50) ft, la 
mayoría de las acumulaciones de Hidrocarburos se encuentran en las 
Formaciones Guadalupe Unidad K2 y San Fernando T2.  
 
1.4 HISTORIA DE PRODUCCIÓN 
 
La historia de producción del Campo Chichimene está basada en los eventos que 
se describen seguidamente, por lo tanto, a continuación, se muestra cómo se ha 
producido el Campo Chichimene, su número de pozos, con sus mecanismos de 
producción y el tiempo en el cual han producido. 
 
1.4.1 Mecanismo de Producción. Como principales mecanismos de producción 
generalizados en el Campo Chichimene se encuentra el empuje por acuífero 
activo, este empuje se toma principalmente por su aporte de las zonas de la 
Formación Guadalupe Unidad K2, sin embargo, es posible que la influencia del 
acuífero se vea disminuida a medida que se encuentra en la Formación 
Guadalupe Unidad K1 en la cual el empuje por el acuífero no es activo, sino que 
es parcialmente activo. 
 
Por otra parte, cuando se acerca a la Formación San Fernando T2 se encuentra 
que para este tipo el empuje generalizado que más influencia tiene es el 
mecanismo de Gas en Solución. 
 
1.4.2 Método de Producción. Como sistema de levantamiento en el Campo 
Chichimene se encuentra que se puede generalizar en su mayoría en bombeo 
electro sumergible (BES) ya que, se cuenta con 48 unidades de BES que manejan 
de 7-9 API (8-8.2) inyectando NAFTA de una API igual a 70. 
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1.4.3 Número de Pozos. Actualmente según Ecopetrol S.A.5, existen 223 pozos 
perforados, de los cuales 22 producen crudo de aproximadamente 20° API de la 
Formación Guadalupe Unidades K1 y K2, 5 producen crudo de aproximadamente 
15° API de las Formaciones San Fernando T2 y Guadalupe Unidades K1 y K2, 
alrededor del 80% de los pozos restantes producen crudo de 9° API de la 
Formación San Fernando T2. 
 
Cabe resaltar que durante el proceso de perforación y adecuación de los pozos 
fueron abandonados los pozos Chichimene-12 y Chichimene-10, este último por 
problemas durante la perforación. 
 
1.4.4 Producción Mensual Campo Chichimene. A continuación, se muestra la 
producción mensual de petróleo desde el año 2008 en el Campo Chichimene.  
 
Gráfica 1. Producción Mensual del Campo Chichimene. 

 
Fuente: Ecopetrol S.A. Ficha Técnica Chichimene. 2015. p. 35. Modificado por los 

autores. 

 

En la Gráfica 1. se observa que la producción del Campo Chichimene, estaba 

cercana a los 10000 bls de petróleo mensuales, hasta principios de Junio de 2010 

y cerrando en ese año con 29380 bls por día. De allí, se aprecia un incremento de 

la producción y sobrepaso a las expectativas de producción, pasando de 48446 

bls por día en Enero, 66029 bls por día en Agosto, 80003 bls por día en Diciembre 

y finalmente, cierre de 83989 bls en 2014, explicado en el hecho de que todas las 

áreas internas de la compañía permitieron la entrada en operación de nuevas 

                                            
5 ECOPETROL S.A. 
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facilidades, mejoras en los procesos de tratamiento y recolección, optimizaciones 

de producción y trabajos de reacondicionamiento en pozos. 

Además, para lograr estos resultados, la empresa implementó la inyección de 
agua en dos pozos del campo, lo que le permite identificar nuevas oportunidades 
de recobro secundario. 
 
1.4.5 Producción acumulada del Campo Chichimene. En la Gráfica 2. se 
muestra la producción acumulada de petróleo del Campo Chichimene desde el 
año 2004 hasta el año 2015. 
 
Gráfica 2. Producción acumulada del Campo Chichimene. 

 
Fuente: Ecopetrol S.A. Ficha Técnica Chichimene. 2015. p. 35. Modificada por los 

autores. 

 

Dada la crisis actual que está sufriendo el sector con la caída del precio, surge un 
hecho que ha consolidado al Campo Chichimene como uno de los activos más 
grandes del país y es alcanzar la producción de 86393 bls por día para el primer 
trimestre del año 2015 con base a las estrategias planificadas; una de ellas 
consistió en apadrinar un pozo. Cada uno de los miembros de la Gerencia tuvieron 
a cargo su seguimiento para garantizar la entrada en producción en la 
fecha requerida, con estas cifras, el Campo Chichimene se consolida como el 
tercer activo de producción de crudo del país, el mayor productor de crudo 
extrapesado y uno de los de mayor potencial de crecimiento en el corto plazo en 
principios de 2015, para llegar a finales de 2015 a asumir el 10% del total de la 
producción del país cercano a las 100000 bls de petróleo día. 
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1.4.6 Composición Mineralógica de las Unidades Lutita E3 y E4 Objeto de 
Estudio. A continuación, la Tabla 2. y la Tabla 3. muestran la composición 
mineralógica de las lutitas de la Formación Carbonera, las cuales representan los 
mayores problemas operacionales en el Campo Chichimene y por tanto, son 
objeto de estudio en este proyecto de investigación. 
 
Tabla 2. Composición Mineralógica Formación Carbonera Miembro Lutita E3. 

Composición Mineralógica Porcentaje (%) 

Barita 23 

Cuarzo 23 

Albita 2 

Calcita 2 

Arcilla (Illita, Illita y Esmectita en capas 
mezcladas, Kaolinita y Clorita) 

50 

Total 100 

Fuente: Halliburton S.A. 
 
Tabla 3. Composición Mineralógica Formación Carbonera Miembro Lutita E4. 

Composición Mineralógica Porcentaje (%) 

Barita 16 

Cuarzo 23 

Albita 0 

Calcita 2 

Arcilla (Illita, Illita y Esmectita en capas 
mezcladas, Kaolinita y Clorita) 

59 

Total 100 

 Fuente: Halliburton S.A. 
 
De las tablas anteriores se concluye que en la Formación Carbonera la unidad 
operacional con más alto contenido de arcilla es la Lutita E4 (59%), así mismo se 
concluye, que es la unidad que representa en mayor medida los problemas 
operacionales de pega mecánica de tubería en la sección intermedia del Campo 
Chichimene. Una vez descritos y delimitados los aspectos geológicos, se prosigue 
con la descripción del fluido de perforación base agua que generó intercambio 
iónico con la sección intermedia del Campo Chichimene, especialmente los 
miembros lutíticos Unidad Lutita E3 y Unidad Lutita E4. Además, se describe la 
características principales del fluido propuesto y su clasificación dentro de los 
fluidos de perforación.  
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2. DESCRIPCIÓN DEL FLUIDO DE PERFORACIÓN QUE FUE UTILIZADO Y 
LOS SISTEMAS DE FLUIDOS DE PERFORACIÓN 100% BASE ACEITE 

 
A continuación, en este capítulo se describe las generalidades del fluido que fue 
utilizado en la sección intermedia 12 ¼’’ del Campo Chichimene; usando 
fundamentos teóricos de los fluidos de perforación tanto base agua cómo base 
aceite, explicando principalmente su clasificación y principales funciones 
enfatizando en los fluidos que fueron usados para la sección intermedia, y como 
están formulados en cuanto a concentraciones. Por último, en este capítulo se 
expone las principales recomendaciones y posibles riesgos del uso del fluido de 
perforación base agua inhibido. 
 
Cuando se refiere a los fluidos de perforación estos son utilizados en la 
perforación de un pozo, que por sus características singulares pueden realizar 
distintos tipos de funciones cómo: controlar presiones de formación, remover los 
cortes que surgen al atravesar las formaciones con la broca, lubricar y enfriar la 
sarta de perforación y una de las más importantes, comunicar el yacimiento con 
superficie. 
 
La composición de los fluidos de perforación tanto física como química, varía 
según: las necesidades del pozo a perforar, el equipo que se tenga disponible y 
según los requerimientos ambientales. Los fluidos de perforación principalmente 
están compuesto de una fase denominada como continua, de líquido, y una fase 
denominada dispersa principalmente compuesta por sólidos, debido a que el 
proceso consiste en perforar el suelo, ya sea continental o marino, las formaciones 
atravesadas proporcionan al fluido características no deseadas que, en gran 
medida, pueden aumentar el riesgo de la perforación, dentro de este tipo también 
se encuentra las fases gaseosas, provenientes del transporte de gas de la 
formación; estos distintos escenarios han determinado una clasificación en dos 
grandes grupos; donde se encuentran los fluidos de base agua, los más comunes, 
y los que pueden ser fácilmente variados donde, como base principal se encuentra 
el agua y la bentonita, con agregados que pueden ser fluidos de control de 
pérdidas, fluidos pesados, viscosos, inhibidores, entre otros, que se explican más 
adelante; y los fluidos de base aceite, estos surgen de la necesidad de mantener 
las formaciones atravesadas con una mejor integridad y minimizar el daño a las 
zonas de interés, este fluido está principalmente compuesto por una emulsión, ya 
sea normal o inversa de agua-aceite, que puede variar en sus porcentajes, y 
resulta ser menos costosos que los fluidos base agua, con un problema, no son 
amigables al medio ambiente es más, pueden llegar a ser muy perjudiciales para 
las formaciones que se atraviesan y para su lugar de disposición una vez acabe su 
vida útil. 
 
A continuación, se prosigue a definir los fluidos de perforación base agua inhibido 
que ha sido usado en las actividades de perforación en el Campo Chichimene. 
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2.1 DEFINICIÓN DEL FLUIDO DE PERFORACIÓN BASE AGUA INHIBIDO 
USADO EN LA SECCIÓN INTERMEDIA (12 ¼’’) DEL CAMPO CHICHIMENE 
 
Principalmente un fluido de perforación base agua inhibido, es un fluido en el que 
su formulación se considera el intercambio iónico con las formaciones atravesadas 
en especial las lutitas, por lo cual, para prevenir problemas operacionales como 
pega mecánica de tubería se adiciona un aditivo inhibidor, el cual previene 
principalmente el hinchamiento de las formaciones hidrófilas. En esta sección se 
define los fluidos base agua y sus principales características. 
 
2.1.1 Fluido de perforación base agua. Los fluidos de perforación base agua, 
son fluidos que principalmente son preferidos por la industria debido a sus bajos 
costos de implementación y disposición, pero pueden generar varios problemas al 
interactuar con las formaciones con contenido de arcilla, tal es el caso del 
hinchamiento que por consecuencia puede generar pega mecánica de la tubería 
de perforación. 
 
Dado esto se realiza en esta sección una definición de las principales 
características que ayudan a entender sus clasificaciones y composición 
principalmente en sistemas poliméricos.  
 
Los fluidos base agua son aquellos cuya fase líquida o continua es agua. Estos 
sistemas son muy versátiles y se utilizan por lo general para perforar formaciones 
no reactivas, productoras o no productoras de hidrocarburos. 
 
Su principal clasificación está dada en las siguientes: los fluidos de perforación de 
base acuosa se clasifican en dispersos y no dispersos, de acuerdo con el efecto 
que tienen sobre los sólidos perforados y sobre las arcillas agregadas;  
 

¶ Fluidos dispersos: estos fluidos contienen adelgazantes químicos. 
 

¶ Fluidos no dispersos: al contrario de los fluidos dispersos, éstos no contienen 
adelgazantes químicos. En este caso, las arcillas agregadas o incorporadas 
encuentran su propia condición de equilibrio de una forma natural. 

 

¶ Fluidos inhibidos y no inhibidos: los fluidos dispersos y los no dispersos pueden 
estar o no inhibidos. El término no inhibido se refiere a la ausencia total de 
iones inhibidores de lutitas, como: Potasio, Calcio o Sodio. En cambio, un fluido 
tiene propiedades inhibitorias cuando contiene iones o agentes encapsulantes 
en cantidades suficientes, por tal razón los fluidos inhibitorios de base acuosa 
reducen o inhiben la interacción entre el fluido y las arcillas de formación. Este 
tipo de fluido es utilizado para perforar formaciones reactivas o formaciones 
lutíticas sensibles al agua. 
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2.1.1.1 Fluidos no dispersos no inhibidos. Estos fluidos no contienen 
adelgazantes químicos ni iones inhibidores de lutitas. En este caso, el volumen de 
los sólidos de baja gravedad es menor del 6% en peso. 
 
Dentro de esta clasificación se encuentran los siguientes tipos de fluidos: 
 

¶ Nativo o de iniciación (CBM). 

¶ Ligeramente tratado. 

¶ Bentonita / polímeros. 

¶ Bentonita extendida. 
 
2.1.1.2 Fluidos no dispersos inhibidos. Estos fluidos no contienen adelgazantes 
químicos, pero si contienen iones inhibidores de lutitas, como: Potasio (K), Sodio 
(Na), Calcio (Ca) o Magnesio (Mg). 
 
Como ejemplo de estos fluidos se tienen los siguientes: 
 

¶ Agua salada. 

¶ MMH con KCL. 

¶ Poliglicoles con KCL. 

¶ Salinos. 
 
2.1.1.3 Fluidos dispersos no inhibidos. Estos fluidos contienen adelgazantes 
químicos, pero no utilizan iones inhibidores de lutitas. En este caso, los 
adelgazantes van actuar sobre los sólidos arcillosos perforados, minimizando su 
dispersión. 
 
Cabe resaltar que dentro de esta clasificación se encuentran los fluidos 
lignosulfonato/lignito. 
 
2.1.1.4 Fluidos dispersos inhibidos. Los fluidos dispersos inhibidos utilizan 
adelgazantes químicos para dispersar los sólidos arcillosos perforados y también, 
iones inhibidores para evitar la hidratación y debilitamiento de las lutitas. Dentro de 
esta clasificación, se encuentran los fluidos de base Calcio. 
 
Los fluidos de base Calcio se utilizan en áreas donde la hidratación y el 
hinchamiento de las lutitas causan una significativa inestabilidad del hueco. En 
estos fluidos se mantienen mayores niveles de Calcio solubles, para lograr un 
ambiente inhibidor y minimizar el hinchamiento de las arcillas. 
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Existen dos tipos básicos de fluidos de base Calcio: 
 

¶ Fluido de Cal. 

¶ Fluido de Yeso. 
 
2.1.2 Fluido base agua sistema polimérico. Estos fluidos no contienen 
adelgazantes químicos, pueden ser sistemas, no dispersos no inhibidos, o no 
dispersos inhibidos, dependiendo si contienen o no, iones inhibidores de lutitas. 
 
Los fluidos poliméricos son sistemas de bajo contenido de sólidos que se 
caracterizan por dar reología invertida, es decir, son sistemas de una gran 
capacidad de transporte y suspensión de sólidos. 
 
2.1.2.1 Polímeros. Los polímeros son coloides orgánicos, constituidos por 
unidades estructurales llamadas monómeros, que se repiten en cadena mediante 
un proceso de polimerización. 
 
Los monómeros pueden ser iguales o diferentes. En el primer caso se obtiene un 
homopolímero, y en el segundo un copolímero. Las cadenas pueden ser lineales o 
ramificadas. 
 
Los polímeros constituyen por lo general, sistemas no dispersos y se clasifican de 
acuerdo con su origen, estructura y utilidad. 
 

¶ Clasificación según su origen. De acuerdo con esta clasificación los 
polímeros pueden ser: naturales, modificados y sintéticos. 

 
Polímeros naturales. Estos polímeros se originan de una forma natural y no 
requieren de cambios químicos en el proceso de manufactura. Son relativamente 
económicos y generalmente son hidrocoloides, es decir, polímeros que no se 
solubilizan, sino que se hidratan desarrollando viscosidad su principal uso es para 
controlar filtrado en sistemas salinos, como un ejemplo de estos encuentra el 
almidón. 
 
Polímeros modificados. Estos polímeros son alterados químicamente con el fin de 
mejorar su tolerancia a la sal, su solubilidad y su estabilidad térmica. Poseen 
buenas propiedades tixotrópicas y de adelgazamiento, pero carecen de 
propiedades reológicas. 
 
Se utilizan principalmente para viscosificar salmueras, por no poseer cargas 
eléctricas.  
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Un ejemplo de estos es el Hidroxi-Etil-Celulosa (HEC). 
 
Polímeros sintéticos. Estos polímeros se obtienen, mediante una reacción 
repetitiva de monómeros iguales (homopolimeros) o diferentes (copolímeros). Son 
más costosos que los naturales y los modificados, son más resistentes a los 
contaminantes. Por lo general estos polímeros son de alto peso molecular, razón 
por la cual se utilizan frecuentemente para: viscosificar, flocular y estabilizar.  
 
Un ejemplo de estos es el sistema polimérico base Poliacrilamida parcialmente 
Hidrolizados (PHPA). 
 

¶ Clasificación según su estructura. Estructuralmente, los polímeros se 
clasifican según su estructura química y física. 

 
Estructura química: químicamente existen dos grupos, los que se derivan de las 
celulosas y los que se derivan de los alcoholes. 
 
Estructura física: físicamente los polímeros pueden ser, iónicos o no iónicos. 
 
Los iónicos son los que poseen cargas eléctricas. Estos polímeros desarrollan 
viscosidad por ionización y no por solubilización, es decir, se ionizan en el agua.  
 
Un ejemplo de estos es el Celulosa polianiónica o Polímero Aniónico (PAC). 
 
Los polímeros no iónicos no poseen cargas eléctricas y al contrario de los iónicos 
desarrollan viscosidad por solubilización, es decir, son solubles en agua. La 
solubilidad de estos polímeros es afectada por la fuerza ionica o contenido 
electrolítico del medio; Estos polímeros se utilizan frecuentemente para viscosificar 
fluidos de completación o reparación a base de salmuera.  
 
Un ejemplo de estos es el Hidroxi-Etil-Celulosa (HEC). 
 

¶ Clasificación de los polímeros iónicos. Los polímeros se clasifican en: 
 
A continuación, en la Tabla 4. se muestra la clasificación de los polímeros que son 
activos en su parte iónica. 
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Tabla 4. Clasificación de los polímeros iónicos.  

IÓNICOS 

Simples Complejos 

Aniónicos Aniónicos 

Catiónicos 
Catiónicos 

Anfotéricos 

Fuente: Petróleos de Venezuela S.A. Manual de Fluidos de 
Perforación. Agosto 2002. p. 170. 

 
Polímeros aniónicos: estos polímeros tienen cargas eléctricas negativas y 
forman la mayoría de los polímeros utilizados por la industria.  
 
Un ejemplo de estos son los Carboxi-Metil-Celulosa (CMC), Celulosa Polianiónica 
o Polímero Aniónico derivado de la Celulosa (PAC). 
 
Los polímeros catiónicos: son los contienen carga eléctrica positiva y con 
frecuencia son del tipo amina. Estas forman puentes de hidrogeno con las 
partículas de arcillas, minimizando su hidratación y su dispersión, por tal razón, 
son muy efectivas como inhibidores de arcilla. 
 
Los polímeros catiónicos tienen mayor capacidad encapsulante que los aniónicos, 
porque se adhieren con mayor facilidad a la superficie o caras de las arcillas 
donde predominan las cargas negativas, desplazando algunos cationes y 
moléculas de agua. La adsorción es rápida e irreversible. Este proceso conlleva al 
agregado continuo de polímeros a través del embudo, para compensar el que se 
pierde conjuntamente con las partículas arcillosas por los equipos de control de 
sólidos, resultando por consiguiente más costoso su mantenimiento. 
 
Los sistemas catiónicos utilizan en su preparación una salmuera, un viscosificador 
no iónico y un agente controlador de filtrado que, por lo general, es un almidón 
modificado. 
 
Es de suma importancia calcular la concentración de polímero catiónico a utilizar, 
para evitar excesos que puedan ocasionar la formación de grandes floculos, los 
cuales pudieran depositarse en el revoque, haciéndolo extremadamente poroso y 
en consecuencia originado un incremento del filtrado. 
 
Tanto los polímeros aniónicos como los catiónicos son sumamente sensibles a las 
temperaturas y al Calcio; se degradan con facilidad a temperaturas superiores a 
250 ºF, resultando bastante difícil el control del filtrado. Los catiónicos precipitan 
instantáneamente cuando se mezclan con polímeros aniónicos. 
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Polímeros anfotéricos: estos polímeros poseen cargas negativas y positivas 
dependiendo del pH del sistema. A bajo pH funcionan como catiónicos y a alto pH 
funcionan como aniónicos. Se caracterizan por ser compatibles con los polímeros 
aniónicos y catiónicos y por ser poderosos deshidratadores de arcillas, lo cual 
disminuye el requerimiento de agua necesario para el mantenimiento del fluido 
durante la perforación. 

 
2.1.2.2 Mecanismos de inhibición de los polímeros. Inhibición de los polímeros 
aniónicos. El mecanismo de inhibición de los polímeros aniónicos se debe a la 
atracción de cargas, la cual es ayudada por las fuerzas de Van der Waal’s. Estas 
fuerzas ayudan a mantener a las plaquetas de arcilla lo más cerca posible, 
evitando de esta forma, que éstas se abran por introducción de sales solubles 
proveniente de la fase acuosa, de manera que la capacidad de hidratación de las 
arcillas disminuye considerablemente. 
 
Inhibición de los polímeros catiónicos. En este caso la inhibición depende 
prácticamente de un intercambio de iones permanentes, es decir las cargas 
positivas del polímero sustituyen a las cargas negativas de las plaquetas de arcilla, 
disminuyendo en consecuencia la demanda de agua. 
 
En ambos casos, el mecanismo de inhibición depende en gran parte del tiempo y 
es afectado por el adelgazamiento por corte, que sufren los polímeros al pasar por 
las boquillas de la broca. 
 

¶ Clasificación según su utilidad. Los polímeros cumplen su función de 
acuerdo con su peso molecular. 

 
Por ello, estos pesos se relacionan en la siguiente Tabla 5. donde según el peso 
molecular proporciona diferentes funciones relacionadas a los fluidos de 
perforación.  
 
Tabla 5. Clasificación de los polímeros según su utilidad. 

PESO MOLECULAR CARACTERÍSTICAS FUNCIÓN 

Alto Mayor a 5 Millones gr/mol 
Viscosificantes, floculantes y 

estabilizantes 

Medio 
Entre 500000 y 5 Millones 

gr/mol 
Reductores de Filtrado 

Bajo Menor a 500000 gr/mol Adelgazantes o defloculantes 

Fuente: Petróleos de Venezuela S.A. Manual de Fluidos de Perforación. Agosto 
2002. p. 173. 
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El peso molecular de un polímero, es proporcional al grado de polimerización y 
corresponde al número de monómeros en el polímero, es decir, a mayor cantidad 
de monómeros mayor peso molecular. 
 
Las propiedades físicas y químicas del polímero, son controladas principalmente 
por el peso molecular y dependen además del tipo de monómero, de la cantidad 
de ramificaciones y de las modificaciones químicas de los diferentes grupos de 
polímeros. 
 
2.1.2.3 Viscosificantes. Los polímeros iónicos desarrollan viscosidad cuando se 
adhieren a los enlaces positivos de las partículas de arcilla, formando una red; 
mientras que los no iónicos desarrollan viscosidad por hidratación e hinchamiento. 
En ambos casos, es importante que tanto el Calcio como la concentración de 
sólidos de baja gravedad se mantengan en bajos niveles. 
 
Seguidamente, se muestra en la Tabla 6. la habilidad de los polímeros para 
desarrollar viscosidad dependiendo de los siguientes factores. 
 
Tabla 6. Factores por los cuales los polímeros desarrollan viscosidad. 

FACTORES DESCRIPCIÓN 

Demanda por agua 
Es controlada por el tipo y cantidad de los grupos funcionales del 

polímero 

Tamaño de la 
partícula 

Las partículas pequeñas se hidratan más rápido que las más grandes, por 
lo tanto, desarrollan viscosidad de una manera más veloz. 

Tipo de 
ramificación 

Cuando el polímero es muy ramificado, la masa resultante precipita más 
rápido, no dando tiempo a una hidratación completa y por consiguiente 

a un desarrollo de viscosidad. 

Disponibilidad de 
agua libre 

En un sistema polimérico donde no exista agua libre, resulta imposible 
que el polímero nuevo agregado desarrolle viscosidad. 

Fuente: Petróleos de Venezuela S.A. Manual de Fluidos de Perforación. Agosto 
2002. p. 173. Modificado por los autores. 
 
2.1.2.4 Floculantes. En el mecanismo de floculación el enlace entre el polímero 
aniónico y la partícula de arcilla es prácticamente mecánico, es decir, la energía 
de adhesión es baja. Las partículas se aglomeran formando una masa que 
precipita por la fuerza de gravedad a medida que aumenta en volumen. Los 
sólidos de preparación precipitan porque no tienen capacidad de sustentación, y 
no se hidratan en el mismo grado de las arcillas comerciales. 
 
En el proceso de floculación hay adsorción o reemplazo de cargas originadas por 
polímeros, a diferencia de la coagulación donde ocurren modificaciones de cargas 
debido a sales minerales (Sulfato de aluminio – Al2SO4). Tanto en la floculación 
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como en la coagulación hay formación y precipitación de flóculos, pero en la 
floculación este proceso resulta más rápido que en la coagulación. 
 
La floculación puede ser: 
 

¶ Total. en esta floculación todos los sólidos son removidos. 

¶ Selectiva. en este caso, el polímero imparte viscosidad a la Bentonita de alto 
rendimiento y flocula a los sólidos perforados. 

 
2.1.2.5 Reductores de filtrado. Los polímeros controlan filtrado de dos maneras, 
dado esto, en la Tabla 7. se muestra los métodos fundamentales de control de 
filtrado, y además, los polímeros que realizan esta función. 
 
Tabla 7. Métodos por los cuales los polímeros controlan filtrado. 

MÉTODOS DESCRIPCIÓN 

Químico 
Consiste en aumentar la viscosidad de la fase líquida del fluido. Este 
control de filtrado es función del tamaño y forma del polímero. 

Mecánico 
Consiste en disminuir la permeabilidad del medio poroso y del revoque 
por adsorción del polímero a la superficie de las partículas que forman 
ambos medios. 

Fuente: Petróleos de Venezuela S.A. Manual de Fluidos de Perforación. Agosto 
2002. p. 174. Modificado por los Autores. 
 
2.1.2.6 Estabilizantes. Los polímeros estabilizan las formaciones sensibles al 
agua, al disminuir en forma efectiva la invasión de la fase líquida hacia la 
formación, cuando el fluido es sometido a una presión diferencial. Los 
mecanismos de inhibición que permite estabilizar la pared de un pozo son: 
 

¶ Adsorción de polímeros en la superficie de la arcilla. 

¶ Taponamiento de los poros de la pared de la formación por glicoles, al alcanzar 
éstos su punto de niebla. 

¶ Reducción de la actividad química del agua. 

¶ Aumento de la viscosidad del filtrado. 

¶ Formación de puentes de hidrogeno. 
 
La combinación de polímeros estabilizantes con sistemas que contienen sales de 
Potasio, se ha utilizado con mucho éxito en la perforación de lutitas inestables. Los 
polímeros más comúnmente utilizados para estabilizar lutitas son las 
poliacrilamidas parcialmente hidrolizadas (PHPA). 
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2.1.2.7 Defloculantes o adelgazantes. La acción defloculante de los polímeros 
aniónicos se puede explicar con base en dos mecanismos a saber: 
 

¶ Por adsorción del polímero sobre los bordes de las partículas de arcilla y 
consecuentemente la neutralización de las cargas positivas. 

¶ Por repulsión de las partículas, debido a su polarización negativa. 
 

El proceso de defloculación y adelgazamiento se diferencia del proceso de 
dispersión, en que el defloculante, separa las partículas en aglomerados 
ordenados, mientras que los dispersantes, producen inicialmente defloculación y 
luego separan y dispersan las partículas permitiendo en muchos casos, su 
fraccionamiento y la acumulación de sólidos finos. 
 
2.1.2.8 Factores que afectan los polímeros. En la Tabla 8. se encuentra los 
principales factores que afectan las propiedades y la estabilidad de los polímeros. 
 
Tabla 8. Factores que afectan los polímeros.  

FACTORES EFECTOS 

Concentración y 
distribución de grupos 
funcionales ionizables 

Mayor estabilidad: debido a la mayor concentración y distribución de 
grupos funcionales. 

Relación entre el 
polímero y el agua 

Viscosidad: debido a la relación de concentración entre el polímero y 
el agua, no debe saturar el sistema con el uso del viscosificante. 

Sales de solución 
Deshidratación: la sal deshidrata a los polímeros con cargas eléctricas 
(iónicos), pero no afecta a los que no tienen cargas (no iónicos). 

Fuente: Petróleos de Venezuela S.A. Manual de Fluidos de Perforación. Agosto 
2002. p. 176. Modificado por los autores. 
 
El proceso de degradación de polímeros sucede cuando sufren bajo condiciones 
de temperatura (>150 °F), que afecta considerablemente la viscosidad del fluido.  
debido a su configuración estructural varía los tipos de degradaciones que sufren 
los polímeros como se muestra en la Tabla 9. 
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Tabla 9. Tipos de degradación de los polímeros.  

TIPOS DEGRADACIÓN 

Termal 
Los polímeros con cadenas altamente ramificadas, poseen más espacio para 
el ataque termal y se degradan con mayor facilidad que los de cadenas 
lineales. 

Mecánica 
Los polímeros con cadenas lineales, sufren degradación mecánica durante el 
proceso de mezcla y cuando pasan a través de las boquillas de la broca o a 
través de los equipos de control de sólidos. 

Biodegradación 

Los polímeros, particularmente los naturales, como el almidón, son muy 
susceptibles al ataque de bacterias. Estos se degradan totalmente en un par 
de días, sino son tratados con un bactericida. Además, La combinación con el 
Oxígeno y altas temperaturas degrada en forma rápida a los polímeros. Es 
necesario el uso de secuestradores de Oxígeno, para prevenir situaciones 
similares. 

Fuente: Petróleos de Venezuela S.A. Manual de Fluidos de Perforación. Agosto 
2002. p. 177. Modificado por los Autores. 
 
2.1.2.9 Recomendaciones para perforar con polímeros. Las recomendaciones 
principales que se presentan al perforar con polímeros son las siguientes: 
 

¶ Utilizar polímeros, para controlar incremento de viscosidad causada por sólidos 
reactivos. 

¶ Utilizar solamente agua, para controlar la alta viscosidad causada por exceso 
de polímeros. 

¶ Agregar KCL en forma diluida y en concentración que puede variar del 2 al 5% 
en peso, según la inestabilidad de la lutita. 

¶ Mantener un agregado diario de Polímero Floculante de Alto peso Molecular en 
concentración de 0.1 a 0.2 lbs/bls, para compensar la que se pierde a la 
formación y a través de los equipos de control de sólidos.  

¶ Si se hace necesario usar secuestrantes de oxígeno, estos deben ser disueltos 
en agua y agregados directamente en la succión. 

¶ Los tratamientos diarios deben ser efectuados con base a las variaciones de las 
propiedades del flujo y no con base a la viscosidad embudo. Es bueno recordar, 
que en los sistemas a base de polímeros una alta viscosidad embudo no 
necesariamente es indicativo de una floculación. 

¶ Chequear constantemente la alcalinidad del filtrado, con base a los valores de 
Pf y Mf, para detectar la presencia de carbonatos y bicarbonatos. 

¶ Efectuar pruebas pilotos antes de decidir el tratamiento a una contaminación. 
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2.1.3 Fluido de perforación base agua inhibido usado en la sección 
intermedia (12 ¼’’) del Campo Chichimene. En esta sección se describe 
principalmente como se usó el fluido de perforación base agua inhibido de alto 
desempeño en la sección intermedia (12 ¼’’) del Campo Chichimene, las 
principales recomendaciones para su uso y las lecciones aprendidas al usarlo en 
las formaciones y los problemas potenciales que pueden ser generados por su 
uso. 
 
2.1.3.1 Desempeño del fluido de perforación base agua inhibido. El Campo 
Chichimene está caracterizado por ser unos de los de más históricos y de mayor 
relevancia para el país, dado esto se ha enfocado una serie de recursos a 
comprender el tipo de formaciones que se atraviesan como se pudo observar en el 
Capítulo 1, estos estudios arrojaron que la formaciones a atravesar contenían 
altos porcentajes de arcillas (<50%), por lo cual, se podían presentar problemas 
operacionales que generarían daños y pérdidas de herramientas en los pozos, por 
esto, se implementaron fluidos como los anteriormente propuestos para su 
operación, en general un fluido de perforación base agua inhibido de alto 
desempeño. 
 
Para ello se han obtenido una serie de recomendaciones que permiten a través 
del conocimiento de los otros pozos en el Campo no cometer los mismos errores e 
ir apropiando conocimiento de la estructura geológica y su comportamiento, de allí 
se describe el siguiente procedimiento: 
 
Lo primero es tener en cuenta que se atraviesan formaciones problemáticas que 
son las lutitas de la Formación Carbonera Unidad E3 y E4. Recomendaciones 
durante la perforación: 
 

¶ Previo a la perforación de la Lutita E3 se realizan las adiciones de agentes 
puenteantes y de Sello como Grafito y Carbonato de Calcio orientando los 
tratamientos en mantener la estabilidad de la Lutita E3 y E4. 

¶ Durante la perforación de la sección el filtrado API debe estar controlado de 
manera tal que no sobrepase los 6.0 cc por cada 30 minutos. 

¶ Mantener adiciones de Carbonato de Calcio desde la formación areniscas 
superiores hasta alcanzar las 10 lb/bl en el tope de C2, 15 lb/bl hasta el tope de 
lutita E3 y 20 lb/bl al finalizar la perforación de la sección, para generar acción 
de puenteo y sello. 
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¶ Un equipo de control de sólidos insuficiente causa la dispersión natural de los 
sólidos perforados aumentando el consumo de polímeros y una rápida 
disminución en la concentración de estos y por tanto insuficiente inhibición. Los 
equipos de control de sólidos, se deben operar continuamente y en las 
condiciones de trabajo adecuadas, para controlar el peso del fluido y mantener 
el contenido de sólidos lo más bajo posible.  

¶ En este intervalo es muy importante la utilización de zarandas de buena 
capacidad para manejar los altos caudales de operación que se requieren para 
asegurar la limpieza del hueco. Los niveles de dilución y las concentraciones de 
materiales deben ser cuidadosamente controlados dentro de los valores 
propuestos. 

¶ Para facilitar la limpieza del hueco se debe optimizar la hidráulica y los caudales 
de bombeo. 

¶ Para la perforación de lutitas con problemas de inestabilidad presentes 
principalmente en las formaciones Lutitas E3 y E4 deben ajustarse las 
propiedades del fluido 200 ft antes de ingresar a dichas formaciones con el 
objeto de reducir problemas asociados a inestabilidad, por lo tanto debe 
ejercerse un mayor control de filtración para minimizar la interacción del fluido 
con la formación, incrementar las propiedades reológicas para minimizar 
efectos de erosión por turbulencia en las secciones anulares durante la 
perforación e incrementar la concentración de agentes Inhibidores y 
encapsuladores con el objeto de asegurar la estabilidad de lutitas.   

¶ Es necesario ajustar el funcionamiento de las centrífugas en serie y ajustar la 
velocidad de operación para recuperar barita. Para esto y realizando la 
floculación selectiva se acondiciona el sistema de centrífugas una a baja 
velocidad (Máximo a 1250 RPM) para recuperar Barita y la otra para realizar el 
de-watering de fluido descartado por el tres en uno y el fluido descartado por la 
centrifuga recuperadora de Barita. 

¶ Se deben utilizar altas ratas de bombeo de 450 gal/min para facilitar la limpieza 
del hueco, debido a la baja velocidad anular y las altas ROP asociadas con la 
naturaleza de las formaciones perforadas y el diámetro del hueco. 

¶ De ser requeridas se recomienda bombear píldoras, una de baja reología con 
10 lb/bl de material abrasivo y una pesada con dos ppg por encima de la 
densidad del fluido circulante, circular a retornos limpios con el mismo galonaje 
usado durante la perforación y máximas RPM todo el tiempo. Las píldoras se 
suspenden a partir de la formación Lutita E3. 

 
A continuación, se muestra en la Tabla 10. la formulación del fluido de perforación 
base agua polimérico de alto desempeño para la sección intermedia de (12 ¼’’) 
del Campo Chichimene. 
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Tabla 10. Concentración recomendada de productos del intervalo de (12 ¼’’). 

FUNCIÓN 
LB/BL LB/BL LB/BL 

1,000'-5,124' 5,124'-7,514' 7,514'-9,150' 

Polímero Controlador de Filtrado 
para no Yacimiento. 

0.5-0.75 0.75-1.0 1.0-1.5 

Controlador de Filtrado / 
Poliacrilato de Sodio. 

1.0-1.25 1.25-1.5 1.5-2.0 

Controlador de Filtrado / Celulosa 
Polianionica de Baja Viscosidad. 

0.25-0.5 0.25-0.5 0.5-1.0 

Viscosificante / Goma Xanthan 0.5-0.75 0.75-1.25 1.25-1.75 

Inhibidor de Arcilla 4.0-5.0 6.0-7.0 6.0-7.0 

Polímero Floculante de Alto peso 
Molecular HPWBF 

0.3-0.5 0.3-0.5 0.3-0.8 

Agente de Sello / Carbonato de 
Calcio M 325, 200 

10,0 10-15 15-20 

Agente de Sello / Carbonato de 
Calcio M 600 

-- -- 10,0 

Estabilizador de Shale / Asfalto 
Sulfonatado. 

-- -- 5.0-6.0 

Estabilizador de Shale / Grafito. -- -- 3.0-4.0 

Lignito Modificado / 
Lignosulfonato libre de Cromo / 
Dispersante 

1.0-2.0 1.0-2.0 1.0-2.0 

Agente de Sello / LCM / Lubricante 
Mecánico 

2,0 3,0 4,0 

Agente Alcalinizante 0.5-0.75 0.5-0.75 0.5-0.75 

Agente Alcalinizante 0.25-0.5 0.25-0.5 0.5-1.0 

Bactericida tipo Glutaraldehído 0.7-1.0 1,0 1.0-1.25 

Agente Densificante / Barita 208,0 230,0 245,0 

Antiacreción / Lubricante 3.0-4.0 3.0-4.0 3.0-4.0 

Lubricante y Reductor de Torque 
de Origen Vegetal 

1% 1% 1% 

Fuente: Ecopetrol S.A. Modificada por los autores. 
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El inhibidor de arcillas debe ser adicionado en una concentración de 5.0 lb/bl en el 
fluido inicial hasta el tope de la Unidad C2. A partir de este punto y hasta TD 
trabajar con 7.0 lb/bl. Con el fin de mejorar la inhibición en las formaciones Lutita 
E, Unidad C1y C2 y controlar la velocidad de hinchamiento durante la perforación. 
 
Las adiciones del floculante deben realizarse únicamente mediante el proceso de 
floculación selectiva lo cual reduce considerablemente los niveles de dilución, 
debido a que el sistema permite mantener un control efectivo sobre el MBT 
optimizando considerablemente el desempeño del fluido de perforación y 
reduciendo a su vez costos asociados a la preparación del fluido nuevo y 
tratamientos de volúmenes de fluido descartados.   
 
2.1.3.2 Lecciones aprendidas en pozos anteriormente perforados. Al realizar 
las operaciones de perforación de los primeros pozos de la campaña de 2014, se 
realizaron una serie de pruebas de laboratorio incluyendo la prueba de 
hinchamiento lineal, y se optó por utilizar un fluido que tuviera gran capacidad de 
inhibición de las arcillas de las formaciones lutíticas, se observó una considerable 
mejora en tiempos operacionales de viaje de tubería. 
 
Se debe adicionar al sistema entre 1.0 a 2.0 lb/bl de agente dispersante como 
lignito o lignosulfonato, con el fin de dispersar un poco el fluido de esa manera 
controlando la aparición de masas arcillosas especialmente a la hora de los viajes 
de tubería. 
 
Además, se decidió incluir lubricante para el manteniendo de un BHA más limpio, 
facilitando tanto la perforación como las maniobras de viaje.   
 
Realizar monitoreo y simulaciones de limpieza teniendo en cuenta los parámetros 
de perforación de la sección. Definir las velocidades de corrida de casing para no 
exceder el ECD máximo de perforación. 
 
Para facilitar la limpieza del hueco se debe optimizar la hidráulica y los caudales 
de bombeo. Para asegurar la limpieza del pozo durante los tiempos de circulación 
se debe rotar la sarta mínimo con 80 - 90 RPM y sobre todo durante el bombeo de 
píldoras de limpieza.   
 
Adición de agente de sello LCM durante la perforación de las areniscas de 
carbonera, lutitas E3 y E4 con el fin de mejorar los siguientes aspectos:    
 

¶ Mejorar capacidad de sello del fluido sobre arenas y Lutitas. 

¶ Adición horaria Proveer Lubricidad mecánica al fluido de perforación. 

¶ Reducir la tendencia a solidificarse los lechos de cortes en la cara baja del 
pozo.  
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Se recomienda la de material LCM durante la estimación del tope de la Formación 
San Fernando (Unidad T2) específicamente a partir de que se entra a controlar la 
ROP, con el fin de evitar riesgo de pérdidas de fluido inducidas en caso de 
ingresar a dicha formación.     
 
2.1.3.3 Problemas Potenciales. Los principales problemas que se pueden 
presentar están basados en las características operacionales a la hora de 
bombear el fluido de perforación, la limpieza del pozo y la posible inestabilidad en 
las formaciones de riesgo. 
 

¶ Taponamiento de la línea de Flujo. Se recomienda iniciar la perforación con 
un caudal de 850 GPM y mantener ROP instantáneas máximas de 160 ft/hr a 
fin de mantener una buena limpieza del hueco y reducir la acumulación y 
agregación de cortes en el anular. 

 

¶ Limpieza del pozo. Pueden presentarse problemas de rellenos y excesivo 
transporte de sólidos durante los viajes, que pueden indicar la falta de densidad 
en el fluido, mala limpieza o interacción excesiva del filtrado del fluido con las 
arcillas hidratables; para esto se deben eliminar las diferentes causas 
proporcionando buena capacidad de transporte, bombeando píldoras de barrido 
espaciado dependiendo de la zona en caso de ser requeridas a 300 ft y puede 
llegar a bombearse cada 500 ft. 

 
Para ello se recomienda los siguientes tipos de Píldora, hasta Lutita E3 de ser 
requeridas se recomienda bombear píldoras, una de baja reología con 10 lb/bl de 
material abrasivo y píldora pesada dos ppg por encima de la densidad del fluido 
circulante, circular a retornos limpios con el mismo galonaje usado durante la 
perforación y máximas RPM todo el tiempo. Las píldoras se suspenden a partir de 
la formación lutita E3. Además, se recomienda los tipos de píldora desde E3 – 
Casing Point de la siguiente manera, a partir de la formación E3 no se deben 
bombear píldoras de baja reología a fin de no desestabilizar mecánicamente las 
formaciones lutíticas (E3 y E4), por tanto, se debe bombear píldoras viscosa 
pesada de 60 bls con 150 seg/qt y una densidad de 2.0 ppg por encima de la 
densidad del fluido. 
 
Propiedades Píldoras Viscosas 
 

Viscosidad de Embudo      140 – 160 seg/qt.   
Yield Point        45 – 60 lb/100 ft2. 

 
Formulación Píldoras Viscosas    
 

Fluido del Sistema     40 bls.  
Goma Xanthan    2.0 lb/bl. 
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Propiedades Píldoras Viscosas Pesadas.    
 

Viscosidad de Embudo       140– 160 seg/qt.   
Yield Point        50 – 65 lb/100 ft2.  
MW     +2.0ppg por encima de la densidad del 

fluido activo.   
 
Formulación Píldoras Viscosas Pesadas    
 

Fluido del Sistema   60 bls.  
Goma Xanthan   1.5 lb/bl  
Barita        140 lb/bl.    

 

¶ Inestabilidad del pozo. Se presentan problemas de inestabilidad mecánica y 
química de las Formaciones de Lutitas E3 y E4, que pueden ocasionarse 
durante la perforación de este intervalo; se deben controlar los niveles de 
filtración HPHT medido a 200 °F en valores inferiores a 14 ml durante la 
perforación de la Lutita E3 y E4.  

 
Además de realizar las adiciones de material sellantes tales como Asfalto, Grafito 
y Carbonato de Calcio de diferentes tamaños de acuerdo con las concentraciones 
programadas. En lo posible se deben evitar tiempos prolongados de circulación 
frente a la Lutita E3 y E4 para evitar su desestabilización mecánica. 
 

2.2 DEFINICIÓN DE LOS FLUIDOS DE PERFORACIÓN 100% BASE ACEITE 
 
Los fluidos de perforación tienen como base una preparación sin agua, pero con 
un emulsificante débil que tiene la habilidad de absorber el agua de la formación y 
emulsionarla de una manera efectiva en el fluido. No utilizan emulsificantes o 
surfactantes fuertes porque éstos disminuyen la permeabilidad de la formación por 
bloqueo por emulsión y alteran su humectabilidad. 
 
Los fluidos 100% base aceite pueden tolerar hasta un 15% de relación volumen-
volumen de agua de formación, pero si este porcentaje varía más o menos entre 
(5-10) % de relación volumen-volumen, dependiendo del tipo de lutita que se 
perfora, el sistema debe desplazarse, diluirse o convertirse a una emulsión inversa 
de actividad controlada. 
 
Los fluidos fueron diseñados originalmente para recuperar núcleos en su estado 
original, sin alteración, debido a que la invasión potencial de agua o filtrado de 
aceite con surfactante fuerte hacia las formaciones alteraba las características de 
humectabilidad de la formación y la saturación con agua connata. Si el filtrado del 
fluido hacia las formaciones porosas contiene surfactante puede cambiar la 
mojabilidad de las formaciones. 
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El sistema 100% base aceite se usa generalmente, cuando se posee: 
 

¶ Asfalto especial que no contiene surfactante para controlar filtrado. 

¶ Cal para activar el emulsificante y para formar un jabón en el caso de 
producirse una invasión de agua proveniente de la formación. Además, ésta 
actúa como secuestrador de gases ácidos. 

 
A continuación, en la Tabla 11. se encuentra la formulación general de un fluido 
100% base aceite, cuyo su principal uso es para la recuperación de núcleos. 
 

Tabla 11. Aditivos para la formulación de un fluido 100% aceite. 

ADITIVOS CONCENTRACIÓN 

Aceite Mineral ó Sintético, bl/bl 96-92 

Arcilla Organofílica, lb/bl 8-12 

Activador Polar, bl/bl 0.015-0.02 

Emulsificante Débil, lb/bl 1-2 

Cal, lb/bl 1-2 

Carbonato de Calcio ó Barita, lb/bl De acuerdo con la densidad requerida 

Fuente: Petróleos de Venezuela S.A. Manual de Fluidos de Perforación. 
Agosto 2002. p. 227. 

 
2.2.1. Clasificación de los Fluidos base Aceite Mineral. Los fluidos 100% base 
aceite se pueden agrupar en los siguientes tipos mostrados en la Tabla 12. 
 

Tabla 12. Tipos de fluidos 100% aceite. 

CONVENCIONALES ESPECIALES 

Base Aceite Mineral Conductivo 

Base Aceite Sintético Con polímero y sin emulsificante 

Fuente: Petróleos de Venezuela S.A. Manual de Fluidos de 
Perforación. Agosto 2002. p. 228. 
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2.2.1.1 Fluido convencional 100% base aceite mineral. Este sistema no 
contiene agua, sino que se formula completamente con aceite mineral. En 
presencia de agua de formación, estos fluidos originan una emulsión que evita el 
contacto del agua con las formaciones reactivas. Debido a la falta de reacción 
entre el fluido y la formación se puede permitir la incorporación de grandes 
cantidades de sólidos sin afectar mayormente al sistema. 
 
Estos sistemas se caracterizan por dar alta lubricidad lo que disminuye 
considerablemente los problemas de torque y transporte que se obtienen al 
maniobrar las sartas de perforación. Además, ofrecen una protección excepcional 
a la corrosión por su naturaleza no conductiva. 
 
Todos los productos que se utilizan para la formulación de este tipo de fluido son 
de gran estabilidad térmica, razón por la cual no se degradan y por lo tanto no 
producen materiales corrosivos. 
 
2.2.1.2 Fluido convencional 100% base aceite sintético. La aplicación de los 
fluidos base aceite sintético fue implementada en los años 90 como reemplazo de 
los sistemas tradicionales base diesel y base aceite mineral, con la intensión de 
reducir el impacto sobre el medio ambiente en áreas sensibles, tanto en tierra 
como costa afuera. 
 
Para seleccionar un fluido base sintética se deben considerar los siguientes 
aspectos: 
 

¶ Aceptabilidad ambiental. 

¶ Regulaciones ambientales aplicables. 

¶ Requerimientos operacionales. 

¶ Costos asociados. 

¶ Manejo de desechos. 
 
La primera generación de sintéticos fue compuesta principalmente de ésteres, 
éteres y polialfaolefina (PAO) y tuvo gran aceptación desde el punto de vista 
ambiental. Sin embargo, estos aceites presentaban, además de ser costosos, 
problemas de alta viscosidad cinemática y de estabilidad a altas temperaturas 
(320 °F). 
 
La segunda generación de sintéticos está compuesta por Alfaolefinas Lineales 
Internas (IO) y Parafinas Lineales (LP). A diferencia de la primera generación, los 
fluidos base sintética de la segunda generación son menos costosos y menos 
viscosos. No obstante, la principal diferencia entre ambas generaciones es la 
viscosidad cinemática.  
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La segunda generación exhibe menores viscosidades cinemáticas, lo cual se 
refleja en menores viscosidades plásticas y en menores densidades equivalentes 
de circulación. 
 
A su vez, esto incide en menores presiones de bombeo y mayor tolerancia a 
sólidos. 
 
2.2.1.3 Fluido especial 100% aceites conductivos. Los fluidos base aceite no 
conducen la corriente eléctrica y por consiguiente no permiten desarrollar un 
potencial espontáneo. No obstante, el control de profundidad y la evaluación de la 
formación se puede hacer usando registros que no dependan de la presencia de 
los fluidos conductores en el pozo. Hoy día es posible usar herramientas de 
registros basadas en conductividad/resistividad cuando se perfora con fluidos base 
aceite. Esto se logra agregando agentes iónicos capaces de disolverse en una 
fase orgánica líquida (mezcla de glicoles con baja solubilidad al agua) que 
permiten aumentar la conductividad de la fase continua. Sin embargo, a este tipo 
de emulsión no es posible determinarle la estabilidad eléctrica debido a la 
naturaleza conductiva del mismo; en este caso la estabilidad puede ser 
monitoreada con pruebas de alta presión y alta temperatura y por la presencia de 
trazas de agua en el filtrado. 
 
El sistema conductivo ofrece la mejor calidad de información en un rango de 
temperatura entre 170 y 300 °F. La calidad y resolución de las imágenes obtenidas 
con el fluido base aceite conductiva son comparables con las obtenidas usando un 
fluido base agua. Este sistema permite obtener información de formaciones 
resistivas del orden de 2 ohm-m. 
 
2.2.1.4 Fluido especial 100% aceite con polímero y sin emulsificante. 
Actualmente los fluidos 100 % aceites se vienen utilizando como sistemas Drill-in 
para perforar zonas productoras. Uno de estos sistemas se formula con polímeros 
y sin emulsificante y su aplicación ha dado resultados satisfactorios. 
 
A continuación, en la Tabla 13. se observa la formulación de un fluido 100% base 
aceite con polímero y sin emulsificante. 
 

Tabla 13. Aditivos para la formulación de un fluido especial 100% base aceite. 

ADITIVOS CONCENTRACIÓN 
Aceite Mineral 100% 

Polímero 6.0 lb/bl 

Arcilla Organofílica 2.0 lb/bl 

Modificador Reológico 1.0 lb/bl 
Carbonato de Calcio 280 lb/bl 

Fuente: Petróleos de Venezuela S.A. Manual de Fluidos de Perforación. 
Agosto 2002. p. 233. 
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2.3 CLASIFICACIÓN DE LOS FLUIDOS BASE ACEITE MINERAL DE BAJA 
TOXICIDAD 
 
Los fluidos de perforación base aceite mineral son aquellos aceites que tienen 
gravedad específica de 0.79 a 0.84 y coeficiente de lubricidad de más o menos 
0.15, debido a que se varía su composición con la adición de un aceite mineral 
estos son menos tóxicos a los organismos por contener una fracción mínima de 
aromáticos (menor al 1% de relación volumen-volumen). Además de limpios son 
biodegradables y no producen olores desagradables como el gas oil. Los aceites 
minerales son costosos y a veces resultan incompatibles con algunos aditivos 
químicos. 
 
Como ejemplo de aceite mineral se tiene el aceite VASSA. 
 
2.3.1 Aceite mineral VASSA. VASSA (Venezolana de aceites y solventes, S.A.) 
desarrolla tres tipos de aceites minerales utilizados por la industria desde 1998 en 
la preparación y mantenimiento de los fluidos base aceite. 
 
Tipos. En la Tabla 14. se muestra de acuerdo con el rango de viscosidad y 
destilación que existen tres tipos de aceite mineral VASSA: 
 
Tabla 14. Tipos de fluido base aceite mineral de baja toxicidad VASSA. 

TIPOS VISCOSIDAD TEMPERATURA (°F) 

LP - 70 1.6-2.2 380-520 

LP - 90 2.0-3.5 400-660 

LP - 120 3.2-4.0 480-660 

Fuente: Petróleos de Venezuela S.A. Manual de Fluidos de Perforación. Agosto 
2002. p. 198. 
 
El aceite mineral LP-70 es utilizado en la preparación de los fluidos base aceite de 
baja densidad y el LP-120 en los fluidos que tengan alto punto de inflamación y 
gran estabilidad térmica. El LP-90 representa un grado intermedio para completar 
una amplia gama que satisfaga los requerimientos de la más diversa variedad de 
condiciones de perforación. 
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2.3.2 Métodos de obtención. Existen dos métodos para obtener este tipo de 
aceite. 
 
Los métodos de obtención están basados principalmente en dos métodos por el 
uso de agentes de Hidrógeno y otros con agentes Ácidos. 
 
2.3.2.1 Tratamiento con Hidrógeno. Permite eliminar, en varias etapas, los 
componentes aromáticos mediante el uso de catalizadores muy activos a altas 
temperaturas y presión. 
 
2.3.2.2 Tratamiento con Ácido. Permite eliminar los componentes aromáticos 
con SO3 en forma gaseosa a través del H2SO4. 
 
Ya clasificados los fluidos de perforación que son enfoque en este estudio se 
prosigue con la descripción de las pruebas de laboratorio a realizar al fluido 
propuesto, están fundamentadas en las pruebas esenciales con la norma API 13 
B, con lo cual se espera obtener el sustento de la posterior comparación de los 
fluidos de perforación.  
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3. DESCRIPCIÓN DE PRUEBAS DE LABORATORIO Y DISEÑO DEL PLAN 
DE PRUEBAS PARA EL FLUIDO PROPUESTO 

 
A continuación, se describen las pruebas de laboratorio para el fluido de 
perforación planeado para actividades de perforación del Campo Chichimene, 
cabe resaltar que se realizan las pruebas básicas, con base en la Norma API 13 -
B, y además se usan pruebas especiales de hinchamiento y reología bajo 
condiciones de alta presión y alta temperatura (500 psi y 200 °F), por lo cual, se 
describe su realización y principales recomendaciones. 
 
Posteriormente se considera el fluido propuesto y sus principales planes de 
pruebas para su desarrollo posterior y el desempeño en muestras de zanjas. 
 

3.1 CONSIDERACIONES PRELIMINARES 
 
Como primera medida hay que tener en cuenta que durante la perforación de un 
pozo el fluido de perforación es uno de los más importantes aspectos, ya que este 
es el encargado de controlar el pozo y las formaciones que se encuentren en él, 
por ello los estudios a estos fluidos son de gran relevancia para las futuras 
operaciones de perforación, en la Figura 3. se observa un ciclo normal de un 
fluido de perforación durante la perforación de un pozo, básicamente se encuentra 
que se necesita de una formulación química, para diseñar el fluido a inyectar, una 
bomba para distribuirlo y una unidad de control de sólidos que regule todos los 
aportes provenientes del pozo para que con esto, se tenga una idea acertada de 
que es lo que se está perforando y se relacione con los planes de perforación, si 
se encuentra con unos tipos de formaciones tales cómo las lutitas principalmente 
Unidad E3 y E4, que pueden generar problemas operacionales cómo pega 
mecánica o que generen algún tipo de demoras, hace necesario re formular el 
fluido para adaptarlo a las nuevas condiciones, por ello es una operación en la 
cual el personal debe estar todo el tiempo en atención y esperando cualquier tipo 
de novedad. 
 
Dado esto lo que se precisa conocer es qué tipo de pruebas se realizan a los 
fluidos y como se elaboran los planes de pruebas para el diseño posterior del 
mismo, que ayuden a las perforaciones en áreas problemáticas como las lutitas 
con tendencias de hinchamiento del Campo Chichimene. 
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Figura 3. Ciclo del fluido durante la perforación 
de un pozo. 

 
Fuente: Petróleos de Venezuela S.A. Manual 
de Fluidos de Perforación. Agosto 2002. p. 11. 

 
Una vez se familiarice con las pruebas a los fluidos de perforación es posible 
modificar composiciones químicas del fluido durante la operación sin afectar a la 
misma sino por el contrario ayudar a la buena terminación evitando problemas 
potenciales y mejorando actividades futuras.  
 

3.2 DESCRIPCIÓN DE LAS PRUEBAS DE LABORATORIO 
 
En esta sección principalmente se aborda las descripciones de las pruebas 
normales de laboratorio para los fluidos de perforación basados en la Norma API 
13-B, y además se abordan las pruebas especiales para características 
inhibidoras y de alto desempeño a condiciones de alta presión y alta temperatura 
(500 psi y 200 °F). 
 
3.2.1 Pruebas de Densidad. Es la propiedad del fluido expresada cómo libras por 
galón (ppg), gramos por centímetro cúbico (grs/cm3), kilogramo por metro cúbico 
(kg/m3); que tiene por función principal estabilizar las presiones de la formación. 
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En un punto cualquiera del pozo perforado, una columna de fluido ejerce presión 
como consecuencia de la densidad del fluido que está por encima de dicho punto. 
Esta es la llamada presión hidrostática que depende solamente de la densidad del 
fluido y de la altura de la columna del fluido por arriba del punto tomado como 
referencia.  
 
Durante la perforación, la presión hidrostática se aprovecha para controlar las 
presiones de la formación. Por esto, es una de las propiedades más importante en 
el control del fluido de perforación y además es un parámetro fácil de determinar 
mediante la balanza de fluido. 
 
A continuación, en la Figura 4. se muestra rangos de densidades para distintos 
tipos de fluidos según su formulación con lo que se pretenden dar referencia a 
futuros escenarios de cálculos para fluidos pesados.  
 

Figura 4. Densidades de los fluidos de perforación. 

 
Fuente: Petróleos de Venezuela S.A. Manual de Fluidos 
de Perforación. Agosto 2002. p. 50. 

 

En la Fotografía 1. se observa el equipo conocido como la balanza, que a través 

de un balance de densidad con un nivel de gota se traduce para obtener las 

densidades de los fluidos de perforación en unidades de libras por galón.  
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Fotografía 1. Balanza de fluido convencional. 

 
 
3.2.2 Pruebas de reología. Esta prueba determina la capacidad de limpieza y 
suspensión del fluido con base a sus propiedades reológicas (Viscosidad Plástica, 
Punto Cedente, Fuerza de Geles y Esfuerzo de Fluencia) que son explicadas 
posteriormente. A continuación, en la Figura 5. se muestra el instrumento de 
medición, es un viscosímetro que determina las propiedades reológicas del fluido, 
es decir, la viscosidad plástica, el punto cedente y la fuerza de gel. 
 
Los equipos necesarios son un viscosímetro de lectura directa y un termómetro 
con rango de temperatura entre 32 y 220ºF. 
 

Figura 5. Viscosímetro de Lectura Directa. 

 
Fuente: Petróleos de Venezuela S.A. Manual 
de Fluidos de Perforación. Agosto 2002. p. 21. 
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Este instrumento está constituido por un rotor que gira dentro de una taza 
mediante un motor eléctrico. Una caja de velocidades, que actúa mediante un 
sistema de engranaje, hace girar el rotor a diferentes velocidades. Al girar el rotor 
produce un cierto movimiento a la pieza conocida como Bob. Este movimiento se 
mide mediante una balanza de torsión, que indica la fuerza desarrollada en un dial 
graduado.  
 
3.2.2.1 Viscosidad Plástica. Es la propiedad expresada en unidades de cPs que 
determina la viscosidad que resulta de la fricción mecánica entre:  
 

¶ Sólidos. 

¶ Sólidos y líquidos. 

¶ Líquido y líquidos.  
 
Esta viscosidad depende de la concentración, tamaño y forma de los sólidos 
presentes en el fluido, y se controla con equipos mecánicos de control de sólidos.  
 
Este control es indispensable para aprovechar toda la eficiencia que posee el 
equipo mejorando las características reológicas y sobre todo para obtener altas 
tasas de penetración. 
 
Una baja viscosidad plástica menor a 10 cPs aunadada a un alto punto cedente 
mayor a 25 lb/100 ft2, permite una limpieza efectiva del hueco con alta tasa de 
penetración que oscila entre 80-120 ft/hr. 
 
3.2.2.2 Punto cedente. Es la propiedad que es expresada en unidades de 
(lbs/100ft2). El punto cedente está relacionado con la capacidad de limpieza del 
fluido en condiciones dinámicas, y generalmente sufre incremento por la acción de 
los contaminantes solubles como el Carbonato, Calcio, y por los sólidos reactivos 
de formación.  
 
Un fluido contaminado con sólidos muestra un incremento en los valores de punto 
cedente, la contaminación por sólidos arcillosos se controla con adelgazantes 
químicos y agua cuando el fluido se deshidrata por altas temperaturas.  
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3.2.2.3 Resistencia o fuerza de gel. Es la propiedad que es expresada en 
unidades (lb/100 ft2). 
 
Está relacionada con la capacidad de suspensión de los sólidos en el fluido de 
perforación, puesto que se origina con el mismo tipo de sólido reactivo, se controla 
de la misma manera que el punto cedente. Las mediciones comunes de esta 
propiedad se toman a los 10 segundos, 10 minutos e incluso puede extenderse a 
30 minutos, pero pueden ser medidas para cualquier espacio de tiempo deseado.  
 
Esta fuerza debe ser baja para generar los siguientes efectos: 
 

¶ Permitir el asentamiento de los sólidos en los tanques de superficie, 
principalmente en la trampa de arena. 

¶ Permitir un buen desempeño manteniendo la eficiencia de las bombas y la 
velocidad de circulación. 

¶ Minimizar el efecto de succión cuando se saca la tubería. 

¶ Permitir el desprendimiento del gas incorporado al fluido, para facilitar el 
funcionamiento del desgasificador. 

 
3.2.2.4 Secuencia de cálculos. El cálculo de las propiedades reológicas se 
realiza de acuerdo con las siguientes ecuaciones:  
 

Ecuación 1. Viscosidad Plástica. 

 
Fuente: Petróleos de Venezuela S.A. Manual de Fluidos de 
Perforación. Agosto 2002. p. 41. 

 
Ecuación 2. Punto Cedente. 

Fuente: Petróleos de Venezuela S.A. Manual de Fluidos de 
Perforación. Agosto 2002. p. 41. 

 
Ecuación 3. Esfuerzo de Fluencia. 

 
 
 

Fuente: Ecopetrol S.A.  
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3.2.2.5 Prueba Específica Brookfield. Esta prueba es expresada en unidades de 
centi Poise (cPs), se realiza en un Viscosímetro Brookfield Fotografía 2. el cuál 
nos arroja valores de viscosidad a velocidades de rotación muy bajas, es decir, a 
condiciones prácticamente estáticas.  
 
Con los valores obtenidos se pueden realizar perfiles reológicos de los fluidos 
graficando las viscosidades (cPs) sobre las velocidades de rotación (RPM), con 
esta gráfica se puede concluir si el fluido posee o no características de tipo 
viscoelásticas. 
 

Fotografía 2. Viscosímetro Brookfield. 

 
 
3.2.3 Pruebas de filtración. La filtración o pérdida de filtrado, es la invasión de un 
fluido de perforación hacia la formación. Para que la filtración tenga lugar, la 
formación debe ser permeable y debe existir una presión diferencial positiva entre 
el fluido y la formación. El filtrado indica la cantidad relativa de líquido que se filtra 
a través del revoque hacia las formaciones permeables, cuando el fluido es 
sometido a una presión diferencial. Esta característica es afectada por los 
siguientes factores: 
 

¶ Presión 

¶ Dispersión 

¶ Temperatura 

¶ Tiempo 
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Se mide en condiciones estáticas, a temperatura (<130 °F) y presión (<300 psi) 
para los fluidos base agua y a alta presión y alta temperatura (500psig y 200°F) 
para los fluidos base aceite. Su control depende del tipo de formación. En 
formaciones permeables (areniscas) no productoras se controla desarrollando un 
revoque de calidad, lo cual es posible, si se tiene alta concentración y dispersión 
de sólidos arcillosos que son los verdaderos aditivos de control de filtración. 
 
La prueba consiste en forzar al fluido a pasar a través del papel filtro, se determina 
el volumen de filtrado que se produce en un tiempo de 30 minutos.  
 
Después de la prueba se mide el espesor del revoque sólido que se ha asentado 
aproximadamente 2/32 pulgadas; El filtro prensa usado debería cumplir con las 
especificaciones indicadas en la Práctica Recomendada de API, como se 
especifica en el cuadro de procedimientos para la realización de las pruebas de 
laboratorio y la prueba debería ser realizada de la manera recomendada.  
 
Los instrumentos como la filtro prensa HTHP, se componen esencialmente de una 
fuente de presión controlada, una celda diseñada para soportar una presión de 
trabajo de por lo menos 1000 psi (70.3 kg/cm2), un sistema para calentar la celda, 
y un bastidor para contener la celda y el sistema de calentamiento. Para las 
pruebas de filtración a temperaturas mayores de 200 ºF (93.4 ºC), la celda 
colectora presurizada debería estar diseñada para soportar una contrapresión de 
trabajo de por lo menos 500 psi (35.3 kg/cm2), para evitar la vaporización 
instantánea o la evaporación del filtrado a altas temperaturas (180 °F). 
 
La celda del filtro está equipada con una termocupla o un termómetro, una cubeta 
del termómetro, empacaduras resistentes al aceite y un soporte para el medio de 
filtración. Para temperaturas hasta 350 ºF (177 ºC), usar papel filtro (Whatman Nº 
50 o equivalente). Para temperaturas mayores de 350 ºF (177 ºC), usar un disco 
de Dynalloy para cada prueba. Actualmente API no tiene ningún procedimiento 
recomendado para temperaturas mayores de 400 ºF (204 ºC). Un gas no peligroso 
como el nitrógeno (preferido) o el dióxido de carbono debería ser usado para la 
fuente de presión. A temperaturas mayores de 300 ºF (149 ºC), sólo se debe usar 
el nitrógeno. 
 
Si es posible, para agitar la muestra, usar un mezclador de alta velocidad 
comprendida entre 11000 y 17000 RPM bajo carga, con una sola rueda móvil de 
superficie ondulada de aproximadamente 1 pulgada (25 mm) de diámetro y un 
contenedor tal como el vaso mezclador Hamilton Beach Nº M 110-D. 
 
Debido a la expansión del fluido durante el calentamiento, es necesario dejar 
suficiente espacio dentro de la celda de calentamiento para evitar la 
sobrepresurización para ello se muestra en la Tabla 15. Las alturas libres 
recomendadas para el filtrado API. 
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Tabla 15. Espacios libres recomendados para la práctica de 
filtrado API. 

Temperatura (ᵒF) Espacio Vacío (in) 

Hasta 300 1 

300 - 400 1.5 - 2 

400 - 500 2.5 - 3 

Fuente: M-I Drilling Fluids. Manual de Fluidos de Perforación. 
Pruebas a fluidos base agua y base aceite. 2001. p. 55. 

 
También es necesario aplicar una presión sobre el receptor de filtrado para evitar 
la ebullición del filtrado.  
 
A continuación, en la Tabla 16. se muestra las contrapresiones recomendadas 
para distintas temperaturas (la presión máxima debe ser ajustada para mantener 
el diferencial apropiado). 
 

Tabla 16. Contrapresiones recomendadas para la práctica de 
filtrado API. 

Temperatura (ᵒF) Presión de Fondo (psi) 

Hasta 300 100 

300 - 400 200 

400 - 500 300 

Fuente: M-I Drilling Fluids. Manual de Fluidos de Perforación. 
Pruebas a fluidos base agua y base aceite. 2001. p. 55. 
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3.2.3.1 Pruebas de filtración HTHP. El Filtro HTHP está diseñado para ensayar 
fluidos de perforación, bajo parámetros de temperatura y presión elevadas en 
condiciones estáticas. Esto simula escenarios con variables de fondo de pozo y 
provee un método confiable para determinar la efectividad de los materiales a ser 
ensayados.  
 

¶ Filtro prensa HTHP (Papel filtro). Cómo se observa en la Figura 6. Es un 
equipo que mide las propiedades de filtración bajo condiciones de variaciones 
estáticas de fondo de pozo. 

 
Figura 6. Filtro prensa HTHP con papel filtro. 

Fuente: Petróleos de Venezuela S.A. Manual de Fluidos de Perforación. 
Agosto 2002. p. 45. 
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¶ Filtro prensa HTHP (Disco cerámico de 5 micras). Cómo se observa en la 
Fotografía 3. es un equipo que mide las propiedades de filtración bajo 
condiciones de variaciones estáticas de fondo de pozo. 

 
Fotografía 3. Filtro prensa 
HTHP con disco cerámico. 

 
 
3.2.4 Pruebas de Contenido de Sólidos y líquidos. El contenido de sólidos y 
líquidos es expresado cómo porcentaje (%), y para este tipo de prueba se utiliza el 
instrumento conocido como la retorta. Los instrumentos de retorta recomendados 
son unidades con una capacidad de 10, 20 o 50 cm3, con camisas externas de 
calentamiento, el fluido se coloca en un contenedor de acero y se calienta hasta 
que se evaporen los componentes líquidos, los vapores pasan a través de un 
condensador y se recogen en un cilindro graduado, al final, el volumen del líquido 
se mide, mientras que el contenido de sólidos, suspendidos y disueltos, se 
determina por diferencia. Los resultados obtenidos permiten conocer a través de 
un análisis el porcentaje de sólidos de alta y baja gravedad específica. En los 
fluidos base agua, se pueden conocer los porcentajes de bentonita, arcilla de 
formación y sólidos no reactivos de formación, pero en los fluidos base aceite, no 
es posible conocer este tipo de información, porque resulta imposible hacerles una 
prueba específica. 
 
A continuación, en el Cuadro 1. se muestra las pruebas de laboratorio que se 
realizan a un fluido de perforación base aceite, sus unidades de reporte y su 
procedimiento.
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Cuadro 1. Procedimientos para realizar las pruebas de laboratorio. 

Pruebas de 
Laboratorio 

Unidades  
de reporte 

Procedimiento para realizar la prueba 

Densidad ppg 

1. Extraer la balanza del estuche y llenar el recipiente hasta el tope con la muestra del fluido. 

2. Lentamente asentar la tapa con un movimiento giratorio firme. Parte del fluido es expulsado a través del orificio 

de la tapa, indicando así que el recipiente está lleno. 

3. Colocar un dedo sobre el orificio de la tapa y lavar o limpiar todo exceso de fluido. 

4. Colocar la balanza sobre el soporte y el mismo sobre una superficie plana. El punto de apoyo en forma de 

cuchilla encaja en la ranura de la base y el cursor móvil se utiliza para equilibrar el brazo. El brazo está en 

equilibrio cuando la burbuja está en el centro del nivel. 

5. La densidad de la muestra se lee del costado del cursor más próximo a la taza de la balanza. 

6. Registrar la temperatura y la medición de densidad en la escala correspondiente. 

7. Lavar y secar la balanza después de cada uso para prevenir la corrosión. 

R
e
o

lo
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ía
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cPs 

1. Nivelar viscosímetro (ver burbuja en la parte superior, debe estar en el centro del círculo). 

2. Encender el viscosímetro con la perilla de la parte posterior del equipo. 

3. Conectar el spindle correspondiente. Generalmente se usa el spindle Nº 3 (únicamente para fluido). 

4. Colocar el fluido en un vaso de precipitado y bajar el spindle hasta la ranura. Oprimir cualquier tecla. 

Nota:  El spindle 2 corresponde al código S62, y el spindle 3 corresponde al código S63.  
5. Oprimir “Select Display” para cambiar las unidades a CPS.  

6. Oprimir hasta que aparezca 0.3 RPM.  Oprimir el botón “Set Speed” y deje estabilizar a la temperatura que va a 

realizar ensayo. 

7. Tomar lectura de cPs.  

8. Oprimir nuevamente para tener 0.6 RPM, Oprimir el botón “Set Speed” y dejar estabilizar y tomar la lectura. 

9. Repetir el paso para obtener las lecturas de 1.5, 3.0, 6.0, 12, 30, 60 y 100 RPM. 

10. Levantar el spindle y limpiar cuidadosamente. 

11. La sonda no debe entrar en contacto directo con ningún líquido. Además, evitar tocarla con los dedos.  

12. Utilizar un cepillo limpio y suave para sacar el polvo de la sonda. 

13. Mantener una distancia de 1, 1.2 cm entre la sonda y la muestra (fluido, cortes, solución patrón, desecante, etc) a 

analizar. Nunca se debe posicionar la sonda directamente en contacto con las muestras. 
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Cuadro 1. (Continuación) 

R
e
o
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RPM 

1. Medir la temperatura de calibración con el termómetro graduado a 0.1. Esta temperatura debe estar en el rango 

de la tabla de viscosidad versus temperatura que viene con el fluido de calibración.  

Nota: Enfriar en un refrigerador en caso de que la temperatura se encuentre por encima del rango establecido.  
2. Llenar la taza del viscosímetro con el fluido de calibración de 100 cP hasta donde lo indique la marca, con la 

temperatura ya ajustada en el rango de la tabla, y luego ubique la taza en el viscosímetro, haciendo coincidir el 

nivel del fluido con la marca que tiene el cilindro exterior (Rotor).  

3. Encender el viscosímetro a 300 y 600 RPM por tres minutos en cada lectura. La lectura de 300 RPM. es la 

lectura teórica correspondiente a la viscosidad en cP. La desviación aceptada a 300 RPM. es más o menos 1.5 

cP y la lectura de 600 RPM debe ser dividida entre 1.98. La desviación aceptada de más o menos 2 cP. 

4. Llenar hasta la marca que posee la taza del viscosímetro con la muestra de fluido recién agitada. 

5. Ubicar la taza del viscosímetro en el thermo cup y calentar a 120°F, si el fluido es base aceite. 

6. Ubicar el interruptor de velocidad en posición alta para obtener 600 RPM. 

7. Registrar la lectura como "Lectura a 600 RPM”, cuando la aguja alcance la máxima deflexión en el dial o se 

mantenga constante. 

8. Mantener la palanca de cambios o perilla en la posición baja y ubicar el interruptor de velocidad en posición baja 

(perilla inferior hacia atrás) para obtener 300 RPM. 

9. Registrar la lectura como "Lectura a 300 RPM". 

10. Repetir el procedimiento para Lecturas a 200, 100, 6 y 3 RPM. 

F
a
n

n
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x
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RPM 

1. Introducir en el software los puntos de presión y temperatura a los cuales se quiere realizar la 
prueba. 

2. Armar la celda. 
3. Cargar la muestra en la celda. 
4. Verificar el cero de la posición de la celda en el instrumento Fann 77. 
5. Calibrar el equipo y software para el fluido que se quiere estudiar (ajustar el grado de error). 
6. Comenzar la prueba debido a que esta corre automáticamente.  
7. Las recomendaciones para realizar la prueba es que al armar la celda se debe tener mucho cuidado 

con la parte llamada joya que se encuentra en el Bob o medidor de la celda. Otra recomendación es 
ajustar los grados de error que el equipo puede tolerar para el fluido en estudio, para así obtener 
resultados reales. 
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1. Establecer las condiciones estáticas. En este paso, la presión estática se aplica y la muestra se 
calienta a la temperatura deseada. El tiempo se fija en cero para obtener las condiciones de prueba 
en el tiempo mínimo. Durante esta etapa, la muestra se agita. Dado que las condiciones no se han 
estabilizado, el filtrado no se debe recoger durante este paso. La presión diferencial se debe 
establecer en cero y el flujo de filtrado se debe apagar. 
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Cuadro 1. (Continuación) 
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2. Establecer la presión diferencial. Este paso se inicia después de que se han cumplido todas las 
condiciones del paso 1. Por lo general, la temperatura objetivo es la última condición que se logra. Se 
requieren unos segundos para ajustar la presión del colector. Se programa para este paso un tiempo 
cero. 

3. Permitir que la presión diferencial se estabilice. Este es un paso que da tiempo para que todas las 
condiciones establecidas se estabilicen antes de iniciar la filtración. Un tiempo de dos minutos es 
generalmente suficiente.  

4. Recolectar datos de filtrado dinámico. En este paso, todas las condiciones de ensayo se mantienen 
constantes mientras se recolecta el volumen de filtrado. Esta etapa tiene una duración de 45 a 90 
minutos. Las condiciones de esta etapa suelen ser los mismos que en el paso 3, excepto que el flujo 
de filtrado está activado. 

5. Enfriar y disminuir presión. Durante este paso, la celda se enfría a una temperatura en la que se puede 
manejar de forma segura, y se reduce la presión. El tiempo debe ser puesto en cero por un mínimo 
tiempo de enfriamiento. La presión estática también debe establecerse en cero. El instrumento se 
mantiene una presión suficiente sobre la celda durante el enfriamiento para evitar la ebullición. 

6. El instrumento reduce la presión a medida que baja la temperatura de la celda y se vacia por completo 
la celda, a la vez que se alcanza la temperatura objetivo. Puesto que no se recolecta ningún volumen 
de filtrado durante el enfriamiento, la línea de flujo de filtrado está apagada. 

7. Para cada paso dentro de la secuencia de prueba, seis variables de prueba deben establecerse de la 
siguiente manera: 

- El tiempo de cada paso es el tiempo que toma las condiciones en cumplirse o mantenerse. El 
tiempo de paso se establece en cero. Cuando todas las condiciones están dentro de las 
tolerancias aceptables, el instrumento procede al siguiente paso. 

- Presión estática, es la presión que se muestra en la celda. Es la presión aplicada al diámetro 
interno del filtro. 

- Presión diferencial, a través de la pared del núcleo del filtro y cualquier retorta del filtro. Es igual a 
la presión estática menos la presión en del recolector de filtrado (contrapresión). 

- La temperatura, es la temperatura de la muestra dentro de la celda cuando finaliza el paso. 

- Velocidad de cizalladura, es la velocidad a la que la muestra se corta en el anular entre el diámetro 
interno del núcleo del filtro y el eje giratorio. Esta velocidad de cizallamiento asume un fluido 
newtoniano y ninguna retorta de filtro. Este es una función de la geometría del anular. Para el 
instrumento para alcanzar la velocidad de cizallamiento correcta, se deben introducir las 
dimensiones del núcleo del filtro y el eje de cizalladura. 

- Filtrado, es la posición de la válvula de filtrado al comienzo de la etapa. En la posición de apagado, 
la filtración no se produce durante el paso. En la posición de encendido, la filtración se produce 
durante el paso. 
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Cuadro 1. (Continuación) 

Filtro 
prensa 
HTHP 
(Papel 
Filtro). 

ml 

1. Conectar el equipo para que se precaliente. Ubicar el termómetro en su cubeta dentro de la envuelta calefactora y 
ajustar el termostato para obtener una temperatura de 10 ºF encima de la temperatura de prueba deseada. 

2. Cerrar la válvula de entrada en la celda e invertir la celda. 

3. Tomar la muestra de fluido y llenar hasta media pulgada de la ranura del equipo, dejando un margen para la 
dilatación. 

4. Ubicar papel de filtro en la ranura. Usar papel Whatman Nº 50 o equivalente. 

5. Disponer el conjunto de platillo de la celda sobre el papel filtro y alinear las agarraderas de cierre de seguridad. 

6. Oprimir uniformemente los tornillos de cabeza con los dedos y cerrar la válvula de descarga. 

7. Con el conjunto de platillo de la celda bajado, ubicar la celda dentro de la envuelta exterior calefactora con todas 
las válvulas cerradas. Transferir el termómetro a la cubeta de termómetro de la celda. 

8. Ubicar el cartucho de CO2 en el conjunto primario de presión y oprimir el soporte del cartucho hasta que se perfore 
el cartucho. El regulador y la válvula de purga deberían estar cerrados. 

9. Al levantar el anillo de cierre, deslizar el conjunto primario de presión sobre el “acoplamiento corredizo” superior y 
soltar el anillo de cierre. 

10. Aplicar una presión de 100 psi sobre la válvula y luego abrir la válvula para presurizar la unidad. Esta presión 
minimiza la ebullición mientras se calienta la muestra. 

11. Siempre se debe usar el receptor de contrapresión para evitar la vaporización del filtrado cuando las temperaturas 
de la prueba se acercan a, o exceden el punto de ebullición. Ubicar y activar un cartucho de CO2 dentro del 
conjunto del receptor de contrapresión. 

12. Deslizar el conjunto de contrapresión en su sitio con el anillo de cierre ranurado. 

13. Aplicar una presión de 100 psi sobre la unidad de presión inferior, manteniendo la válvula cerrada. 

14. Una vez que la temperatura alcanza el nivel deseado (300 ºF), según la indicación del termómetro de la celda, 
aumentar la presión sobre el regulador superior de la celda de 100 a 600 psi, manteniendo la presión de 100 psi 
sobre el regulador inferior. Abrir la válvula inferior de la celda dando una vuelta y comenzar a medir el tiempo de la 
prueba. 

15. Mantener una presión de 100 psi sobre el receptor durante la prueba. Si la presión aumenta, descargar un poco de 
filtrado para mantener la presión diferencial de 500 psi. Mantener la temperatura a más o menos 5 ºF. 

16. Después de 30 minutos de filtración, cerrar la válvula inferior de la celda y luego cerrar la válvula superior de la 
celda. 

17. Aflojar los tornillos en forma de T de los dos reguladores y purgar la presión de ambos. 

18. Descargar el filtrado dentro del cilindro graduado y leer la indicación de volumen. El valor a registrar debe ser el 
doble de la indicación. Retirar el receptor. 

19. Desconectar el conjunto primario de presión levantando el anillo de cierre y deslizando el conjunto. 

20. Mantener la celda en la posición vertical y enfriarla a la temperatura ambiente; luego purgar la presión de la celda; 
no se debe soplar el fluido a través de la válvula. 

21. Invertir la celda, aflojar los tornillos de cabeza (si es necesario, usar una llave de cabeza hexagonal) y desmontar. 

Limpiar y secar minuciosamente todas las partes. 

  



 

86 
 

Cuadro 1. (Continuación) 
Filtro prensa 
HTHP (Disco 
cerámico). 

ml 1. Repetir el procedimiento anterior cambiando en el paso número 4 por un disco cerámico de 5 micras. 

Taponamiento 
de 

Permeabilidad 
ml 

1. Conectar el equipo para precalentamiento a una fuente de AC de 110 Volts, ubicar el termómetro metálico dial en el 

orificio para termómetro.  

2. Se enciende la luz piloto cuando el hueco de calentamiento esté a la temperatura a la cual el termostato ha sido 

graduado. La temperatura debería estar 10 °F (6 °C) por encima de la temperatura de ensayo. Si la temperatura 

obtenida con el ajuste inicial del termostato no es la deseada, reajustar el termostato hasta que se establezca y 

mantenga la temperatura deseada para el ensayo. 

3. Inspeccionar la bomba hidráulica y asegurarse que esté llena de aceite hidráulico. 

4. Previo a su uso, embeber el disco cerámico al menos por 10 minutos en el fluido base del fluido de perforación que va 

a someterse a prueba. Los discos nunca deben reusarse, excepto para estudios de retorno de la permeabilidad.  

5. Posicionar la celda hacia arriba, con la entrada o ranura poco profunda mirando hacia arriba. Chequear la ranura del 

O-Ring, para asegurarse que esté limpia y, cuidadosamente, insertar el O-Ring dentro de la ranura de la celda y en 

las tapas de la celda. Tomar la tapa de la celda de entrada marcada como “IN” en la parte exterior y usando la barra 

de fijación, cuidadosamente enroscar la tapa de la celda en el cuerpo de la misma. 

6. Pulsar la perilla roja localizada inmediatamente por debajo del control del termostato en la camisa de calentamiento. 

De esta forma el perno de sujeción se mueve a una posición que soporta la celda, mientras está llenándose con el 

fluido y se facilita la instalación de la tapa de la celda de salida. Invertir la celda y colocarla dentro de la camisa de 

calentamiento, con la tapa de entrada mirando hacia abajo, y luego comenzar a precalentar la celda. 

7. Instalar y ajustar la válvula de vástago de entrada/accesorio conector rápido hidráulico. Girar la válvula de vástago de 

entrada ½ a 1 vuelta completa en dirección a las agujas del reloj. Conectar la manguera de presurización de la bomba 

hidráulica con la válvula de bola de ¾” y el conector rápido al ensamble de vástago de la válvula de entrada. Abrir la 

válvula de bola de ¼” y girar la perilla de alivio de presión en la bomba hidráulica, en dirección a las agujas del reloj 

para cerrar la válvula de alivio de presión. Accionar la bomba hidráulica 6 a 8 veces, hasta agregar aproximadamente 

1 ½” de volumen de fluido hidráulico dentro de la entrada de la celda. Esto puede determinarse observando el 

extractor T manual, y notando cuando este se ha movido hacia arriba 1 ½”. Cerrar la válvula de bola de ¼” en el 

ensamble de entrada de la válvula, y desenroscar el extractor T del pistón y la celda.  

8. Agregar aproximadamente 300 ml del fluido a la celda, teniendo cuidado de no volcar fluido sobre las ranuras del O-

Ring. El fluido a ser probado debe mezclarse por aproximadamente 10 minutos previos al ensayo. El nivel de fluido 

dentro de la celda debería estar enrasado con el fondo de la ranura del O-Ring de la celda. Instalar el O-Ring de 

goma en la ranura de la celda y colocar el disco de cerámica preparado sobre el O-Ring. 

9. Instalar la tapa con las líneas de flujo trazadas en la superficie en el extremo de salida. Recubrir el O-Ring con una 

delgada capa de grasa de silicona para alta presión. Asegurarse que la tapa sea roscada completamente dentro de la 

celda. Usar una llave de tuerca para prevenir la rotación del cuerpo de la celda, mientras se está instalando la tapa de 

salida. 
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Cuadro 1. (Continuación) 

Taponamiento 
de 

Permeabilidad 
ml 

10. Usando una jeringa, llenar la válvula de salida con la base del fluido (agua o aceite). El volumen total de 

espacio muerto desde el medio filtrante al recibidor de contrapresión, debería llenarse con el fluido base previa 

al ensayo. Esto asegura que el volumen inicial o filtrado que pase a través del medio filtrante, desplazando un 

volumen igual de filtrado al final del recibidor. En algunas configuraciones, el espacio muerto puede exceder 1 - 

2 ml; de tal forma, se produce un volumen de filtrado erróneo si este espacio muerto no se llena. 

11. Instalar y ajustar el ensamble de la válvula de vástago de salida con la válvula de bola de 1/8” en la tapa de la 

celda de salida, en la parte superior de la celda. Mantener el ensamble de la válvula de salida con una mano y 

sacar el perno de sujeción en la camisa de calentamiento hacia afuera, para bajar completamente la celda 

dentro de la camisa de calentamiento. Rotar la celda hasta que la misma se trabe en el lugar sobre el perno de 

alineamiento que está en el fondo de la camisa de calentamiento. 

12. Girar el brazo de la válvula de bola de 1/8” a una posición de 90° o cercano a 90°. Colocar el termómetro 

metálico dial en la parte superior de la celda, dentro del pequeño orificio que posee la misma. Colocar el 

recibidor de contrapresión sobre la parte superior del ensamble de la válvula, teniendo precaución de no rotar 

el ensamble de la válvula. Ajustar el recibidor en su lugar, instalando la chaveta de retención, asegurándose 

que la misma calce perfectamente. La válvula de drenaje de salida de 1/8” en el recibidor, debería estar 

cerrada. 

13. Instalar el ensamble de presurización con CO2 sobre la válvula de vástago conectada a la parte superior del 

recibidor de contrapresión y asegurarse que haya calzado completamente en la chaveta de retención. Girar el 

tornillo T en el regulador de aire, en dirección contraria a las agujas del reloj, hasta que sean expuestas 

aproximadamente 6 marcas de la rosca. Pulsar el bulbo de CO2 y aplicar la apropiada cantidad de 

contrapresión al recibidor, en relación a la temperatura de ensayo deseada. Tomar como referencia la siguiente 

tabla de datos, para determinar la contrapresión mínima recomendada a ser aplicada se puede tomar de 

referencia la siguiente Tabla 15. 

14. Mientras la celda se está calentando hasta la temperatura deseada, abrir la válvula de bola de entrada de ¼” 

en el Manifold hidráulico, y aplicar la misma cantidad de presión, así como lo indica la tabla de la mínima 

contrapresión recomendada. Mantener la presión en el fluido hasta que se haya estabilizado la temperatura 

deseada, indicada por el termómetro. Usar la válvula de descarga de la bomba hidráulica para regular y 

mantener la presión. El tiempo de calentamiento de la muestra no debería exceder de una hora. 

15. Al alcanzar la temperatura requerida en la celda, cerrar la válvula de la bomba hidráulica, y abrir la válvula de 

bola de 1/8” en el extremo de salida de la celda. Operar la bomba para incrementar la presión en la celda, 

hasta la presión de ensayo deseada para iniciar la filtración. Usando la bomba, mantener la presión diferencial 

deseada dentro de la celda. La presión diferencial es la presión de la celda menos el valor de contrapresión. 

Nota: No exceder los 4000 psi como presión primaria o de entrada. 
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Cuadro 1. (Continuación) 

Taponamiento 
de 

Permeabilidad 
ml 

16. Fijar en el cronómetro el tiempo deseado para el ensayo. El filtrado debería recolectarse a intervalos de 7.5 y 30 

minutos, como mínimo. También, pueden tomarse muestras a intervalos diferentes a los mencionados. Recolectar y 

registrar la cantidad total de filtrado y/o fluido durante un período de 30 minutos, manteniendo la presión diferencial 

seleccionada y la temperatura de ensayo dentro de +5 °F (+3 °C). La pérdida de filtrado se calcula como el Spurtloss 

(pérdida instantánea) más dos veces el volumen de fluido recuperado durante los 30 minutos de ensayo. El Spurtloss 

es la cantidad de fluido o filtrado recuperada del recibidor de contrapresión, inmediatamente después de haberse 

aplicado la presión diferencial, hasta que el flujo inmediato de fluido haya cesado y el recibidor expela solamente gas. 

Registrar la cantidad inicial recolectada como Spurtloss (pérdida instantánea). 

Precaución: Cuando se está calentando la celda cerrada en la camisa, la presión en la celda se eleva rápidamente, 
debido a la expansión térmica de la muestra y del fluido hidráulico. La bomba se usa para permitir la liberación de aceite 
hidráulico, para prevenir sobrepresiones. 
Nota: Cuando esté trabajando con recipientes presurizados calentados, siempre usar lentes de seguridad protectores. 
17. Durante la recolección de filtrado, la presión en la celda tiende a disminuir; esto hace necesario la aplicación de 

presión hidráulica adicional para mantener una presión constante dentro de la celda. Si durante el ensayo la 

contrapresión se eleva, cuidadosamente reducir la presión abriendo la válvula de drenaje del recibidor y descargando 

algo del filtrado dentro de la probeta graduada. El filtrado esta igual o cercano a la temperatura de ensayo, y la 

apertura lenta de la válvula de drenaje minimiza cualquier salpicadura del fluido y contacto potencial con las manos y 

los dedos. Purgar sólo la cantidad de filtrado y/o fluido requerida para reducir la contrapresión a su valor inicialmente 

preestablecido. Transcurridos los 30 minutos, cerrar la válvula de vástago de salida haciendo girar la válvula de bola 

de 1/8”, hasta la posición cerrada. Abrir la válvula de drenaje del recibidor y permitir que fluya el gas para remover 

cualquier cantidad de filtrado y/o fluido del recibidor. Registrar la cantidad de líquido total recuperada, incluyendo el 

Spurtloss. 

18. Liberar la presión de la bomba hidráulica, abriendo o girando la válvula de alivio en la bomba, en dirección contraria a 

las agujas del reloj, con al menos cuatro vueltas completas, hasta que la presión del manómetro en el Manifold de la 

bomba hidráulica sea de 0 psi. 

19. Cerrar la válvula de bola de entrada de ¼” y remover la conexión rápida hidráulica de la celda. Permitir que la celda 

se enfríe o removerla de la camisa de calentamiento y enfriarla con agua fría. La temperatura de la muestra en la 

celda debe reducirse a menos de 100 °F (46.5 °C), antes de que pueda abrirse la celda con seguridad. Mantener la 

celda, de tal forma que la válvula de entrada no apunte hacia usted o a otras personas cercanas, y lentamente abrir la 

válvula de bola de salida de 1/8”. Notar que el revoque del filtrado podría bloquear el desprendimiento de presión en 

el extremo de salida. 

20. Invertir la celda o recostarla, y usar la llave de tuerca para ayudar a remover la tapa de salida con la barra de fijación. 

Remover el ensamble de la válvula de salida y la tapa de la celda. Podría ser necesario remover completamente 

alguna obstrucción con un pequeño elemento perforador, cable o clip para papel, etc., dentro de la válvula de 

vástago. Asegurarse que el punto de apertura esté lejos del operador y otras personas al insertar el cable para 

remover la posible obstrucción. Una vez que la presión ha sido desalojada, remover la válvula de vástago de salida e 

inspeccionarla, para asegurarse que no está taponada, haciendo soplar aire dentro de la misma. 
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Cuadro 1. (Continuación) 

Taponamiento 
de 

Permeabilidad 
ml 

21. Recuperar el disco de cerámica y lavar muy ligeramente el revoque con el tipo de fluido base usado en el fluido (agua 

dulce, salmuera, diesel, aceite sintético, etc.). Medir el espesor del revoque a una cantidad lo más cercana a 1/32”. Si 

el disco de cerámica no se extrae rápidamente de la celda con el flujo de fluido, inclinar la celda sobre uno de sus 

lados y dentro de una batea. Instalar el conector hidráulico en la válvula de vástago de entrada y abrir la válvula de 

vástago, haciéndola girar dos vueltas en dirección contraria a las agujas del reloj. Abrir la válvula de bola de ¼” y 

cerrar la válvula de alivio de presión en la bomba hidráulica. Aplicar a la bomba varias emboladas en forma manual, 

de una a tres veces, hasta que el pistón empuje el fluido desde la celda junto al disco de cerámica. No tratar de hacer 

palanca o agitar el disco de cerámica de la celda, ya que podría causar la ruptura del mismo.  

22. Para recuperar cualquier cantidad remanente de fluido hidráulico de la celda, enroscar la barra T en el pistón dentro 

de la celda. Abrir la válvula de vástago de entrada y la válvula de alivio de presión en la bomba hidráulica, cuatro 

vueltas completas. Empujar manualmente el pistón hacia el fondo de la celda. Cerrar la válvula de alivio de presión 

en la bomba hidráulica y cerrar la válvula de bola de ¼”. Remover el Manifold de la bomba hidráulica de la válvula de 

vástago de entrada y remueva el pistón de la celda, usando el extractor T. 

23. Desarmar completamente la celda, limpiar y secar el instrumento completo, especialmente las roscas internas de la 

celda y las roscas de la tapa de la celda. Inspeccionar y reemplazar, si fuese necesario, todos los O-Rings. 

Nota: Si se ha usado un fluido salado, se recomienda limpiar el ensamble de válvula de vástago de salida con agua dulce, 
y soplarla con aire antes de ser reusada. 
24. El volumen de filtrado recolectado debería ser corregido al área de filtrado estándar de 7.1 in2, de tal forma la 

cantidad recolectada debe multiplicarse por 2. 

25. Anotar las características del revoque tales como duro, blando, firme, gomoso, rugoso, etc. Esto podría aportar 

información importante a la calidad del revoque. 

Contenido de 
Sólidos y 
Líquidos 

% 

1. Limpie y seque el ensamblaje de la retorta y el condensador.  

2. Recoja y prepare la muestra de fluido  

3. Mezcle muy bien la muestra de fluido para asegurar su homogeneidad, evitando que quede aire atrapado y 

procurando que no queden sólidos en el fondo del recipiente. Debido al aire o gas atrapado en la muestra que ha 

pasado por la retorta, los resultados para el contenido de sólidos pueden ser erróneamente elevados, a causa del 

menor volumen de fluido. 

4. Con una jeringa limpia, llene la taza de la retorta lentamente, para evitar que quede aire atrapado. Golpee 

suavemente un lado de la taza para sacar el aire. Ubique la tapa sobre la taza y gírela hasta que cierre bien. 

Asegúrese de que un pequeño exceso de fluido salga por el orificio en la tapa. Limpie el exceso de fluido de la tapa, 

evitando presionar la válvula para que no salga el fluido.  

5. Llene el cuerpo de la retorta con un material filtrante. 

6. Aplique lubricante/sellante a las roscas en el cuello de la retorta y conecte el condensador. Ubique el ensamblaje de 

la retorta en la camisa de calentamiento. Cierre la tapa aislante.  

7. Ubique un recipiente colector limpio y seco por debajo de la salida del condensador.  
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Cuadro 1. (Continuación) 

Contenido de 
Sólidos y 
Líquidos 

% 

8. Encienda la retorta y espere 45 minutos. Si el fluido se desborda hacia el recipiente colector, es necesario 

repetir la prueba.  

¶ El volumen total de líquido. 

¶ El volumen de aceite. 

¶ El volumen de agua en el recipiente colector. 

9. Si hay una interfaz de emulsión entre las fases de aceite y agua, dicha emulsión se puede romper calentando la 

interfaz. Una vez rota la emulsión, deje que el recipiente colector se enfríe. Lea el volumen del agua en el punto 

más bajo del menisco. 

10. Apague la retorta. Deje enfriar antes de limpiar. 

Hinchamiento 
Lineal 

% 

1. Ensamblar cada una de las celdas sin las pastillas. 

2. Colocar las celdas en su base y posicionar correctamente el sensor sobre cada una de ellas. 

3. Ejecutar la aplicación “Swell Meter”. En la pantalla, en la parte superior, aparece una presentación con cuatro 

opciones: configuración-correr ensayo-ver trabajos-salir. 

4. Seleccionar la opción “configuración”. en la pantalla aparece una planilla para registrar todos los datos del 

ensayo. luego de configurar los datos del ensayo hacer clic sobre la opción “ok”. 

5. Aparece nuevamente la pantalla con las cuatro opciones. seleccionar “correr ensayo”. se puede ver en la 

pantalla un gráfico en blanco con coordenadas expansión porcentual vs tiempo. en la parte inferior de este se 

puede ver para cada celda el tipo de fluido, mm y % con un pequeño cuadrado a la derecha que permite 

seleccionar on-off.  

Nota: Es importante que en esta pantalla aparezca en verde la palabra “online” en la parte superior izquierda. Si 

esto no ocurre chequear el cable de enlace. 
6. Sobre el gráfico en blanco seleccionar “Ajustar a Cero”. Esto permite que en los cuadros inferiores los valores 

de mm y % tomen el valor cero. 

7. Retirar con cuidado cada celda y colocar la pastilla formada con la muestra de cortes o bentonita. En los 

correspondientes cuadros inferiores se puede leer el espesor de cada pastilla en mm. 

8. Proceda luego a llenar cada celda con el fluido de perforación elegido para correr el ensayo. Primero agregue el 

fluido en la parte inferior a través del orificio de la columna lateral y luego agregue el fluido en la parte superior a 

través del orificio de la tapa de la celda. 

9. Luego de llenar las celdas con el/los fluidos de perforación, colocarlas nuevamente en su lugar y hacer clic en la 

opción “Comenzar” del panel superior. 

10. Una vez comenzado el ensayo los datos se van almacenando en un archivo con el nombre elegido en la planilla 

de datos que se obtuvo con la opción “Configurar”. Los archivos de los ensayos, se encuentran en la carpeta 

“Trabajos”, dentro de la carpeta “Swell Meter”. 

11. En cualquier momento se puede imprimir el gráfico, haciendo clic en “Imprimir”. Una vez finalizado el ensayo, se 

termina de registrar haciendo clic en “Terminar”. 

12. Para ver los ensayos realizados, seleccionar “Ver Trabajos””, del menú principal. En el menú “Archivo”, 

seleccionar “Abrir Trabajo” y buscar el trabajo que se desea ver. 
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Con base en el contenido teórico presentado anteriormente, se continúa con la 
realización de la matriz de concentraciones, con la finalidad de encontrar el 
comportamiento adecuado del fluido para la sección intermedia del Campo 
Chichimene. En el siguiente capítulo se trae a colación el Cuadro 1. para la 
realización de las pruebas de laboratorio normales y especiales, para ello además 
se describen los conceptos básicos de la formulación de un fluido como lo son los 
agentes humectantes, agente polar, aceite mineral, entre otros. 
 
Seguidamente, se procede con la realización de las pruebas de laboratorio 
realizando la matriz de concentración del fluido propuesto para realizar la 
formulación del fluido que dé solución a los problemas operacionales discutidos en 
la sección intermedia del Campo Chichimene.  
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4. REALIZAR LA MATRIZ DE CONCENTRACIONES Y LAS PRUEBAS AL 
FLUIDO PROPUESTO 

 
A continuación, se presenta la matriz de concentraciones para el fluido propuesto 
que consta de una breve descripción de los principales aditivos que se 
implementan en la formulación del fluido con sus respectivas concentraciones, 
posteriormente se realiza el balance de los componentes para determinar rangos 
de concentraciones base para la preparación del fluido y siguiente se realizan las 
pruebas de laboratorio para el fluido de perforación planeado para actividades de 
perforación del Campo Chichimene. 
 

4.1 PRINCIPALES ADITIVOS UTILIZADOS PARA FORMULAR UN FLUIDO 
BASE ACEITE 
 
Los principales aditivos que se utilizan en las formulaciones de los fluidos son de 
distintos tipos, según sea la base del fluido y la que se necesite de sus 
características en fondo, por lo cual pueden ser muy variados, además al modificar 
las concentraciones cambian los fluidos, para el caso de un fluido 100% base 
aceite se utilizan los siguientes aditivos principalmente. 
 
4.1.1 Agentes Humectantes. Son agentes tensoactivos que reducen el ángulo de 
contacto entre las fases de los líquidos y sólidos, generando a su vez que la 
tensión interfacial se reduzca y la fase de líquido se extienda en la superficie 
sólida, este concepto aplica en su gran mayoría para fluidos base agua, ya que 
por su capacidad de lubricidad pobre no permite que mejoren actividades de 
perforación, sin embargo para fluidos de perforación base aceite es necesario que 
se aplique, en una baja cantidad para que mejore las lubricidades de los fluidos y 
se mejoren ratas de perforación, además si no se agregan agentes humectantes 
pueden causar deposición de los mismos, dado que la humectabilidad de los 
sólidos es naturalmente hacia el agua. 
 
4.1.2 Aceite Mineral. La introducción de los aceites minerales como sustituto del 
Diesel (gas oil) en la formulación de los fluidos base aceite ha disminuido el grado 
de toxicidad de los desechos generados durante el proceso de perforación y han 
facilitado su manejo y disposición final. 
 
Otro factor importante considerado en la aplicación de las técnicas de 
preservación ambiental para los desechos líquidos y sólidos, productos de la 
actividad de perforación, es el costo generado. En este sentido los fluidos 100% 
aceite, que no contienen sales en su composición, han reemplazado a las 
emulsiones inversas. 
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Los aceites minerales tienen composiciones y propiedades muy variables según el 
crudo, el proceso de refinación y el corte. Un método usado para comparar los 
aceites minerales es el contenido aromático.  
 
El resultado del fluido 100% aceite mineral se mide con base a la refinación de 
diésel comercial en la cual se rompen las cadenas carbonatadas policíclicas y se 
reportan porcentajes de aromáticos menores al uno por ciento.  
 

4.1.3 Arcilla Organofílica. La arcilla organofílica es un aditivo que se aplica al 
inicio de la preparación del fluido de perforación justo después del agente polar, en 
sistemas 100% base aceite mineral, su aplicación aumenta el punto cedente y los 
geles. En el caso de estas arcillas se utilizan concentraciones aproximadas de 1.0 
a 5.0 lb/bbl para incrementar la capacidad de suspensión y limpieza de los fluidos 
base aceite. 
 
4.1.4 Agente Polar. El agente polar es un aditivo que se aplica al inicio de la 
preparación del fluido de perforación una vez se tiene la base, en este caso la 
base de aceite mineral, entre los principales agentes polares usados por la 
industria están: Agua, Metanol, Carbonato de Propileno y Glicerina, siendo el 
Metanol uno de los más utilizado en los fluidos base aceite.  
 
La principal característica de este agente polar es funcionar como el activador de 
la arcilla Organofílica, estos dos aditivos son los responsables de darle las 
propiedades de viscosidad a los fluidos 100% base aceite y por lo tanto 
reemplazan el agua de los sistemas normales o los sistemas base agua y 
emulsiones inversas; Así, en estos sistemas no se agrega agua ni hay necesidad 
de darle salinidad al fluido por lo cual no se tienen problemas con la presión 
osmótica que se produce entre el fluido y la formación. 
 
4.1.5 Controlador de Filtrado. Este aditivo es usado como su nombre lo indica 
para mitigar el filtrado o pérdida de fluido de la fase líquida hacia la formación 
permeable, bajo condiciones de presión y temperatura que pueden degradar el 
fluido y facilitando aportes dañinos a la formación. 
 
Los materiales más utilizados para controlar filtrado son: Bentonita, polímeros 
manufacturados, adelgazantes orgánicos cómo (lignitos y lignosulfanatos) y 
Carbonato de Calcio que además de eso puede facilitar acciones de puenteo. 
 
4.1.6 Agentes Puenteantes. Un agente puenteante se utiliza en formaciones 
productoras para densificar, controlar pérdida de circulación y minimizar filtrado, 
actuando como sello efectivo en la cara de la formación.  
 
La efectividad del sello depende de la concentración y tamaño de las partículas 
que, a su vez, es función del tamaño del poro y garganta de la roca. 
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Un ejemplo de agente puenteante es el CaCO3 micronizado de origen dolomítico 
D50 (30/35), lo cual significa que el 50% de las partículas tienen diámetro 
promedio entre 30 y 35 micrones, este tipo de agente es muy efectivo cómo 
puenteante, razón por la cual se usa con regularidad en yacimientos depletados 
para minimizar pérdidas de circulación y filtrado.  
 
4.1.7 Materiales para Controlar Reología. Los aditivos de control de reología 
principalmente están relacionados con la capacidad de limpieza y suspensión de 
los fluidos de perforación. Esta se incrementa con agentes viscosificantes y se 
disminuye con adelgazantes químicos o mediante un proceso de dilución. 
 
Las propiedades reológicas se pueden aumentar con los aditivos viscosificantes, y 
disminuir con los agentes adelgazantes. 
 
4.1.8 Materiales Viscosificantes. Los materiales viscosificantes son aquellos que 
son agregados a los fluidos para mejorar la habilidad de remover los sólidos 
perforados y suspender el material densificante durante la perforación de un pozo. 
Sin embargo, no todos los viscosificantes potenciales van a brindar una limpieza 
efectiva y económica del hoyo, y tampoco se hallan totalmente a salvo de las 
interferencias mecánicas y químicas del medio ambiente.  
 
Para el caso de la formulación del fluido propuesto se usa el agente polar junto 
con la arcilla Organofílica. 
 
4.1.9 Materiales Densificantes. Los materiales densificantes son aquellos 
materiales que entre sus características presentan que no son tóxicos ni 
peligrosos de manejar; y su uso es para incrementar la densidad del fluido, en 
consecuencia, controlar la presión de la formación y los derrumbes que ocurren en 
zonas inestables. 
 
A continuación, se muestra en la Figura 7. los materiales densificantes principales 
de la industria, algunos de ellos se usan con frecuencia en los fluidos de 
perforación. 
 

Figura 7. Densificantes comunes de los Fluidos de Perforación. 

 
Fuente: Petróleos de Venezuela S.A. Manual de fluidos de 
perforación. Agosto 2002. p. 104. 
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Existen materiales que se explotan como minerales y se utilizan prácticamente sin 
modificación, sin otro procedimiento que su clasificación, secado y molienda. Es 
un el caso de la Barita. 
 
Los principales materiales densificantes son: la Barita: Sulfato de Bario (BaSO4) 
natural, que contiene generalmente 65.7% de BaO y 34.3% de SO3; su color varía 
de gris claro a marrón. Es un material inerte, molido en diferentes granulometria y 
está clasificada como sedimento, siendo su tamaño promedio de 44 micrones. 
 
Carbonato de Calcio (CaCO3): este producto es un sólido inerte, de baja gravedad 
específica, utilizado como material densificante en zonas productoras de 
hidrocarburos. Es totalmente soluble en HCI al 15% y se dispersa con mayor 
facilidad que la Barita en los fluidos base aceite. 
 

4.2 BALANCE DE MATERIA PARA LA PREPARACIÓN DEL FLUIDO 100% 
BASE ACEITE MINERAL 
 
En esta sección se muestra las principales características de la preparación del 
fluido de perforación propuesto con base en propiedades de los aditivos del fluido 
como lo son: las gravedades específicas de cada uno de los aditivos y el fluido 
base, y seguidamente, concentración de los aditivos; Estos datos se pueden 
obtener rápidamente y una vez se obtienen es posible determinar el ajuste del 
fluido a la densidad requerida. 
 
A continuación, en la Tabla 17. se muestran las propiedades típicas de un fluido 
de perforación 100% base aceite mineral, estas características son un punto de 
partida para futuros escenarios de cálculo. 
 
Tabla 17. Propiedades de un fluido de perforación 100% base aceite mineral. 

PROPIEDADES TÍPICAS DEL FLUIDO BASE ACEITE MINERAL 

Densidad (ppg) 12 - 13 

Viscosidad Plástica (cP) 8 - 12 (Tan bajo como sea posible) 

Punto Cedente (lb/100 ft2) 20 - 25 

Esfuerzo de fluencia (lb/100 ft2) 15 - 20 

Esfuerzo de gel 10 segundos (lb/100 ft2) 14 -25 (Tan bajo como sea posible) 

Esfuerzo de gel 10 minutos (lb/100 ft2) 17 - 27 (No progresivos) 

Hinchamiento Lineal Línea de tendencia cercana a cero 

Fuente: Ecopetrol S.A. 
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En la tabla se encuentra además que, en propiedades como viscosidad plástica y 
esfuerzo de geles a 10 segundos aparece la frase “Tan bajo como sea posible”, 
esto significa que no es necesario alcanzar el punto mínimo, sino que un valor por 
debajo del límite inferior está permitido. 
 
En los esfuerzos de geles a 10 minutos se puede observar la frase “No 
progresivos” que significa que el valor tiene tendencia a ser constante a través del 
tiempo por lo cual una lectura acertada puede ser observada a etapas tempranas 
de la prueba. 
 
Cabe resaltar el hecho de que un fluido de perforación base aceite sin emulsión, 
no tiene intercambio iónico con las formaciones con tendencias a hinchamiento 
por lo tanto el hinchamiento lineal debe ser muy bajo tendiendo a 0. 
 
A continuación, en la Tabla 18. se presenta las concentraciones que se toman 
como base para los futuros escenarios de cálculo. 
 

Tabla 18. Concentraciones base para el fluido de perforación propuesto. 

PRODUCTOS CONCENTRACIÓN 

Aceite Mineral (%) 100 

Arcilla Organofílica (lb/bl) 4 - 8 

Agente Polar (gpb) 1 - 4 

Barita (lb/bl) 250 Aproximadamente 

Carbonato de Calcio (lb/bl) 40 - 60 

Controlador de filtrado (lb/bl) 8 - 12 

Agente humectante (gpb) 1 - 5 

Fuente: Ecopetrol S.A. 
 
Se asumen valores dentro del rango presentado con anterioridad y se prosigue a 
formular el fluido de perforación inicial buscando un rango de densidad de 12.5 
lb/gal. 
 
A continuación, en la Tabla 19. se observan las propiedades de los productos a 
usar para la preparación del fluido de perforación. 
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Tabla 19. Propiedades de los productos. 

Producto Gravedad Específica 

Base Aceite Mineral 0.818 

Aditivo 

Agente Polar 1.05 

Arcilla Organofílica 2.3 

Oleo Humectante 0.9 

Controlador de Filtrado 1 1.2 

Controlador de Filtrado 2 1.2 

Controlador de Filtrado 3 1.2 

Carbonato de Calcio 2.7 

Barita 4.2 

Bentonita 2.2 

Fuente: Ecopetrol S.A. 
 
A partir de lo anterior, se prosigue con la secuencia de cálculos de las demás 
propiedades características de los productos basados en las ecuaciones 
fundamentales 
 
Ecuación 4. Ecuación de Densidad. 

 
 
 
Ecuación 5. Ecuación de Volumen. 

 
 
Ecuación 6. Ecuación de Masa. 

 
 
Donde 
ρ: Densidad (gr/mL) 
V: Volumen (mL) 
m: Masa (gr) 
 
De allí, se obtiene la Tabla 20. en donde se presenta la primera formulación de 
fluido y se resalta la propiedad en la que se presenta el producto ya sea líquido o 
sólido. 
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Tabla 20. Balance de Materia para formulación fluido base aceite. 

Producto Gravedad Específica Masa (gr) Volumen (ml) 

Base Aceite Mineral 0.818 204.5 250 

Aditivo 

Agente Polar 1.05 3.15 3 

Arcilla Organofílica 2.3 6 2.6 

Oleo Humectante 0.9 3.15 3.5 

Controlador de 
Filtrado 1 

1.2 10 8.3 

Controlador de 
Filtrado 2 

1.2 10 8.3 

Carbonato de 
Calcio 

2.7 60 22.22 

Barita 4.2 230 54.76 

 
A continuación, se prosigue con la siguiente ecuación para realizar el cálculo de la 
densidad del fluido una vez sean agregados todos los productos. 
 

Ecuación 7. Densidad del fluido. 
 
 
 
 
Donde: 
Σm: Sumatoria de las masas del aceite mineral, agente polar, arcilla organofílica, 
controladores de filtrado, Carbonato de Calcio, Barita y el agente humectante.  
ΣV: Sumatoria de los volúmenes del aceite mineral, agente polar, arcilla 
organofílica, controladores de filtrado, Carbonato de Calcio, Barita y el agente 
humectante.  
 
Finalmente, se presenta a continuación la Tabla 21. en donde se muestra la 
formulación del fluido y la densidad final del mismo. 
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Tabla 21. Formulación inicial del fluido de perforación propuesto. 

Producto Gravedad Específica Masa (gr) Volumen(ml) 

Base Aceite Mineral 0.818 204.5 250 

Aditivo 

Agente Polar 1.05 3.15 3 

Arcilla Organofílica 2.3 6 2.6 

Oleo Humectante 0.9 3.15 3.5 

Controlador de 
Filtrado 1 

1.2 10 8.3 

Controlador de 
Filtrado 2 

1.2 10 8.3 

Carbonato de 
Calcio 

2.7 60 22.22 

Barita 4.2 230 54.76 

Densidad del fluido calculada (gr/mL) 1.49 

Densidad del fluido calculada (lb/gal) 12.44 

 
La formulación inicial muestra que la densidad es 12.44 lb/gal, este valor es más 
bajo de lo planificado por lo cual en la siguiente sección se estudia escenarios más 
acercados a densidades de fluidos pesados de densidad 12.5 lb/gal. 
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4.3 MATRIZ DE CONCENTRACIONES 
 
La matriz de concentraciones se realiza con base en los resultados del balance de 
masa mostrado en la parte anterior, por ello se modifican parámetros de los 
productos con la finalidad de ajustar a las condiciones expresadas a continuación 
en la Tabla 22. dado esto, en esta sección se presentan las principales 
formulaciones que se han planeado con el fin de obtener valores que estén dentro 
de los parámetros modificados para el fluido propuesto. 
 
Tabla 22. Parámetros para la selección del fluido base 100% aceite mineral. 

PRUEBAS RESULTADOS 

Densidad (ppg) 12.2 – 12.5 
Esfuerzo de Geles 50 – 70 

Viscosidad Plástica (cP) 15 – 25 
Punto Cedente (lb/100 ft2) 50 – 80 

Punto de Fluencia (lb/100 ft2) 30 – 60 

Fuente: Ecopetrol S.A.  
 
Cabe resaltar que los esfuerzos de geles deben ser no progresivos, pueden ser 
valores muy altos (70) pero que durante la duración de la prueba ya sea 10 
segundos, 10 minutos o 30 minutos, su valor sea muy cercano, por ejemplo:  
 

¶ Lectura @ 10 segundos: 68 

¶ Lectura @ 10 minutos: 70 

¶ Lectura @ 30 minutos: 71 
 
De este punto en adelante se prosigue con el análisis de las pruebas de 
laboratorio para el fluido recién preparado para realizar la matriz de concentración 
y selección de fluido. 
 
4.3.1 Formulaciones planeadas. A partir de los rangos de concentraciones y las 
condiciones de densidad de 12.5 lb/gal, se prosigue a realizar distintas 
formulaciones variando concentraciones de los productos, con el fin de evaluar 
cuál de las formulaciones resulta en ventajas de rendimiento, es evaluado 
mediante una matriz de concentración con asignación de valores que se explica 
más adelante. 
 
A continuación, en la Tabla 23.  se muestra las formulaciones propuestas, y se 
prosigue a describir los cambios de una formulación a la siguiente lo cual se usa 
para dar idea de las variaciones de las propiedades con base en la formulación y 
los principales cambios a realizar al fluido. 
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Tabla 23. Formulación del fluido propuesto. 

PRODUCTO 
FORMULACIÓN 

1 
FORMULACIÓN 

2 
FORMULACIÓN 

3 
FORMULACIÓN 

4 

Aceite mineral 250 ml 250 ml 240 ml 240 ml 
Arcilla 
Organofílica 

6 gr 6 gr 6 gr 5 gr 

Agente Polar 3 ml 3 ml 3 ml 2.5 ml 
Agente 
Humectante 

3.5 ml 2.25 ml 2.5 ml 1.4 ml 

Carbonato de 
Calcio 

60 gr 60 gr 60 gr 60 gr 

Controlador de 
Filtrado 1 

10 gr 10 gr 10 gr 14 gr 

Controlador de 
Filtrado 2 

10 gr 10 gr 10 gr 10 gr 

Controlador de 
Filtrado 3 
(sellante no 
invasivo) 

- - 10 gr 10 gr 

Barita 230 gr 230 gr 230 gr 230 gr 
Densidad de 
fluido calculada 
(gr/mL) 

1.49 1.5 1.5 1.51 

Densidad de 
fluido calculada 
(lb/gal) 

12.44 12.47 12.55 12.56 

Pruebas de laboratorio sin Rolado 

Densidad (ppg) 12.5 12.6 12.5 12.4 

θ600 86 95 60 119 

θ300 68 77 34 96 

θ200 60 68 25 86 

θ100 51 54 17 75 

θ6 41 46 11 65 

θ3 37 43 9 64 

Esfuerzo de gel 
(10seg/10min) 

37/41 43/44 9/11 64/71 

Viscosidad 
Plástica (cP) 

18 18 26 23 

Punto Cedente 
(lb/100 ft2) 

50 59 8 73 

Punto de 
Fluencia (lb/100 

ft2) 
33 40 7 63 
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Formulación 1. Al realizar esta formulación con los aditivos anteriormente 
descritos se obtuvo la densidad deseada, en cuanto a la reología se obtuvo un alto 
punto cedente, lo que es bueno ya que esto representa un buen transporte de 
sólidos para las actividades de perforación.  
 

La viscosidad plástica se encuentra en un rango deseable y los geles igualmente. 

Con lo dicho anteriormente, los resultados están en el rango que se desea, el 

problema es que los resultados están en condiciones iniciales sin que el fluido sea 

sometido a rolado (condiciones de temperatura y agitación durante 16 horas) ni a 

pruebas de reología con alta presión y alta temperatura, por lo tanto, es como si 

no se tuviera los resultados verdaderos ya que, no se sabe el comportamiento del 

fluido a medida que se perfora ni cuando se alcance altos valores de profundidad 

(8000 ft), este tipo de condiciones hacen que se empiecen a perder las 

propiedades del fluido (baja el punto cedente y aumenta la viscosidad plástica) y 

por ende, se tiene un mal comportamiento del fluido en fondo y no se tiene un 

buen transporte de los cortes de perforación, suspensión de sólidos y el revoque 

quizá, no sea el deseado causando que se produzca altos volúmenes de invasión 

del fluido a formación (50 ml de filtrado). 

 

Con lo anteriormente planteado, se concluye que la cantidad adicionada de 

densificante (Barita y Carbonato de Calcio) es la apropiada y se obtuvo la 

densidad esperada, pero en cuanto a los valores de reología se requiere tener 

valores mayores para las lecturas de θ600 y θ300, las cuales se obtienen con el 

reómetro, para así, obtener un valor mayor de punto cedente pero sin dejar que el 

valor de viscosidad plástica se eleve demasiado logrando que quede mayor al 

rango deseado, con la finalidad de que al realizar el rolado se disminuyan estos 

valores y que para cuando lo hagan, se mantengan un poco más altos del rango 

deseado, para continuar con la realización de las pruebas de reología HTHP en 

donde estas condiciones generan otra disminución de valores, para finalizar con 

esto se espera que los valores de viscosidad queden en el rango esperado. 

 
Formulación 2. Para este caso, se obtuvo una densidad mayor a la deseada, esto 
puede ser por un error en la medición del densificante o de la base, pero, aun así, 
se encuentra en un buen rango para ser sometido a pruebas.  
 
En cuanto a los valores de reología, es posible comparar con la primera 
formulación ya que tienen valores similares, pero en este caso, la cantidad de 
agente humectante agregada al ser menor que la primera formulación muestra 
beneficios con un mayor valor de punto cedente, aunque puede que no sea lo 
suficiente y se puede tener los mismos problemas anteriormente nombrados en la 
formulación 1. 
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Formulación 3. El valor de densidad es el deseado, pero como se puede apreciar 
el valor de punto cedente es muy bajo, esto se resume en que el fluido no tiene la 
capacidad de transportar los cortes de perforación.  
 
Se hace el cambio en el agente humectante aumentando un poco su 
concentración y se agrega el controlador de filtrado número 2. 
 
Estos resultados en superficie no están cerca de ser los requeridos, en resumen, 
son muy malos, entre más profundidad, mayor presión y temperatura, mayor es la 
pérdida de propiedades (reología y filtrado), esto concluye en que se tendrían 
valores más bajos que los observados en la Tabla 23. todo esto se traduce en que 
bajo condiciones compresivas el fluido tiende a degradarse a mayor velocidad y no 
provee las características suficientes para la perforación por lo tanto esta 
formulación no es apta y debe re plantearse. 
 
Formulación 4. Para este caso, se obtuvo una densidad muy cercana a la 
deseada, esto puede ser por la misma cantidad de densificante y menor cantidad 
de base, en cuanto a los resultados de reología, los valores son los deseados y 
están en rangos de trabajo buenos, por lo tanto, esta formulación se encuentra en 
rangos deseados.  
 
Se hace nuevamente el cambio en el agente humectante disminuyendo su 
concentración y se agrega más cantidad de controlador de filtrado número 1. 
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4.3.2 Matriz de concentraciones para el fluido propuesto. A continuación, en la 
Figura 8. se realiza la matriz de concentraciones en la cual se consideran las 
cuatro formulaciones anteriormente descritas y se seleccionan las mejores 
características de los resultados de pruebas de laboratorio recién realizado el 
fluido de perforación. 
 
Figura 8. Matriz de concentraciones. 
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De la matriz anterior se muestra subrayado las propiedades deseadas para el 
fluido, pero cabe resaltar que algunas están en formulaciones diferentes pero es 
posible ajustarlas a las de mejor resultado, formulación número 4, por ejemplo en 
la formulación mencionada los valores deseados que se requieren para evaluar el 
fluido a condiciones de superficie deben ser valores altos para que al momento de 
aplicar condiciones de fondo de alta presión y temperatura bajen de tal forma que 
se ajuste a los parámetros operacionales. 
 
Se espera que la cantidad adicionada de los controladores de filtrado sea 
suficiente para obtener bajos valores en la prueba de filtrado HTHP y se tenga un 
cake con un buen espesor (2/32 in), se espera que el cake tenga un buen brillo y 
que sea maleable. Para la prueba de retorta lo deseado es no tener contenido de 
agua ya que este es un sistema 100% base aceite por lo tanto el porcentaje de 
debe ser cero, si se obtiene porcentaje de agua en este prueba quiere decir que 
no se tuvo el cuidado suficiente preparando el fluido ni con el lavado y secado de 
los equipos, con respecto al contenido de sólidos este debe aumentar a medida 
que se adicionen mayores de cantidades de aditivos sólidos en el fluido de 
perforación en nuestro caso, debido a que si el fluido se corre en algún pozo el 
contenido de sólidos varia en cuanto a la cantidad de aditivos sólidos que se 
agregan al lado más la cantidad de cortes de perforación obtenidos.   
 
4.3.3 Matriz de selección del fluido propuesto. Finalmente, se continúa con la 
evaluación de la mejor opción para el diseño del fluido con base en criterios de 
evaluación que son los siguientes mostrados en el Cuadro 2. 
 
Los porcentajes que se tomaron para cada propiedad son de acuerdo con su 
relevancia, para la cantidad de producto se toma un porcentaje igual a ocho 
debido a que es importante a la hora de hablar de costos, pero este porcentaje es 
menor a los demás por la siguiente razón, el fluido propuesto acarrea costos 
iniciales mayores a los de un fluido base agua, pero tiene muchas ventajas ya que 
previene bastantes problemas operacionales (pega de tubería y daño a 
herramientas de perforación) y por esta razón, es económicamente viable a largo 
plazo; Las propiedades reológicas tienen unos porcentajes demasiado altos 
debido a que estas propiedades son realmente importantes e influyen mucho en la 
eficiencia de las perforaciones, si se tienen propiedades reológicas buenas se 
produce un excelente transporte de sólidos y gelificación de sólidos a condiciones 
estáticas y así, estos no se decantan en fondo de pozo, generando buenas ratas 
de perforación y evitando problemas operacionales como los embotamientos de 
las brocas. La densidad tiene un porcentaje razonable ya que esta propiedad es 
muy importante para las zonas de perforación en estudio y la profundidad total de 
las perforaciones, debido a que la zona intermedia llega a una profundidad de 
8000 ft es necesario una densidad alta (12.5 ppg) para mantener las paredes del 
pozo y tener presión hidrostática requerida (5200 psi) para este tipo de pozos.  
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Cuadro 2. Criterios de evaluación para la matriz de selección. 
ASPECTOS A 

EVALUAR 
CRITERIOS DE EVALUACIÓN 

Cantidad de 
Producto 

¶ Si es agregada menor cantidad de base (aceite mineral), sumar 
un punto. 

¶ Si es agregada una cantidad menor a 6 gr de arcilla Organofílica, 
sumar 1 punto. 

¶ Si es agregada una cantidad menor a 3 mL de agente polar, 
sumar 1 punto. 

¶ Si es agregada una cantidad menor a 2 mL de agente 
humectante, sumar 2 puntos. 

¶ Si es agregada una cantidad entre a 2 – 2.5 mL de agente 
humectante, sumar 1 puntos. 

¶ Si es agregada una cantidad menor o igual a 10 gr de controlador 
de filtrado número uno, sumar 1 punto. 

¶ Si no es agregado el controlador de filtrado número 2, sumar 1 
punto. 

Nota: la suma de los puntos es igual al valor de puntaje de cada 
formulación. 

Densidad 

¶ = 12.5 ppg se le asigna puntuación de 5.0. 

¶ > 12.5 ppg se le asigna puntuación de 2.0. 

¶ ≤ 12.5 ppg se le asigna valor de 4.0. 

¶ Si no cumple ninguna de las anteriores asignar valor de 1.0. 

Geles 

¶ Si el resultado de geles a 10 segundos y 10 minutos es elevado 
(>30), entonces realizar la diferencia y si el valor es cercano 
(menor a 10 unidades), se consideran no progresivos y se le 
asigna valor de 5.0. 

¶ Si el resultado no es cercano se considera no progresivo y se le 
asigna valor de 1.0. 

¶ Si no cumple ninguna de las anteriores asignar valor de 3.0. 

Viscosidad 
Plástica 

¶ ≥ 20 cPs, asignar valor de 5.0. 

¶ < 20 cPs, asignar valor de 2.0. 

Punto Cedente 

¶ > 70 lb/100 ft^2, asignar valor de 5.0. 

¶ 50 – 70 lb/100 ft^2, asignar valor de 4.0. 

¶ < 50 lb/100 ft^2, asignar valor de 2.0. 

Punto de 
Fluencia 

¶ > 40 lb/100 ft^2, asignar valor de 5.0. 

¶ 35 – 40 lb/100 ft^2, asignar valor de 4.0. 

¶ 20 – 35 lb/100 ft^2, asignar valor de 2.0. 

¶ < 20 lb/100 ft^2, asignar valor de 1.0. 

 
A continuación, en el Cuadro 3. se observa la información a través de la matriz de 
selección.
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Cuadro 3. Matriz de selección del fluido propuesto. 

MATRIZ DE SELECCIÓN DEL FLUIDO PROPUESTO 

CARACTERISTICAS GENERALES 

ASPECTOS A EVALUAR 

TOTAL Cantidad de 
producto 

usado 
Densidad 

Reología 

Geles 
Viscosidad 

Plástica 
Punto 

Cedente 
Punto de 
Fluencia 

Ponderación 8% 13% 17% 21% 21% 21% 100% 

FORMULACIONES A EVALUAR 

Criterios de evaluación 

1. Deficiente          2. Malo          3. Regular          4. Bueno         5. Muy Bueno            

                  

1 
Puntuación 3 5 5 2 4 2 

68% 
Porcentaje equivalente 5% 13% 17% 8% 17% 8% 

                  

2 
Puntuación 4 2 5 2 4 4 

70% 
Porcentaje equivalente 7% 5% 17% 8% 17% 17% 

                  

3 
Puntuación 3 5 3 5 2 1 

61% 
Porcentaje equivalente 5% 13% 10% 21% 8% 4% 

                  

4 
Puntuación 5 4 5 5 5 5 

98% 
Porcentaje equivalente 8% 10% 17% 21% 21% 21% 
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Análisis. En la matriz de selección anterior, según los criterios de evaluación 
presentados por los investigadores se arrojan valores de puntuación a los fluidos 
en las cuales el fluido con más bajo porcentaje es el fluido número 3 (61%), esto 
está sustentado en sus características reológicas que a pesar de tener una 
viscosidad plástica buena no compensa su bajo punto cedente y bajo punto de 
fluencia a pesar de presentar características de fluido no progresivo. 
 
El siguiente fluido es el fluido número 1, este fluido presento un porcentaje de 68% 

sustentado al igual que el anterior en sus propiedades reológicas de las cuales su 

baja viscosidad plástica y bajo punto de fluencia no compensa sus geles y punto 

cedente. 

Como segundo fluido en calificación se encuentra la formulación número 2 (70%), 

en la cual la cantidad de agente humectante y reología de buen comportamiento la 

posicionan en esta casilla cabe resaltar que un punto importante en su contra es la 

viscosidad plástica.  

Por último, la formulación 4 es el fluido que presenta mejor desempeño (98%), 

fundamentado en las experiencias pasadas de los demás fluidos que lograron 

aportar conocimiento a los investigadores y lograron encaminar el cambio de las 

propiedades para encontrar el fluido de características entre los rangos de 

operación solicitados, por lo tanto este fluido es escogido para realizar el diseño y 

para ser sometido a todas las pruebas incluyendo las pruebas especiales que se 

discuten en el siguiente capítulo. 
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5. DISEÑO DEL FLUIDO DE PERFORACIÓN 
 
En este capítulo se continua con el diseño del fluido de perforación con base en 
los resultados obtenidos en la matriz y las pruebas de laboratorio realizados en el 
capítulo anterior. De las cuatro formulaciones realizadas se escoge una, esta es la 
que mejor se ajuste a los parámetros necesarios (densidad, reología y filtrado) 
para el fluido planeado para las actividades de perforación del Campo 
Chichimene, luego de realizar el diseño del fluido se procede a realizar las 
pruebas especiales descritas anteriormente.  
 

5.1 CONSIDERACIONES PRELIMINARES PARA EL DISEÑO DEL FLUIDO 
 
Para el diseño del fluido se consideran los análisis previamente encontrados en la 
matriz de concentración y selección, y de ellas se estudian los efectos del 
procedimiento de envejecimiento, a través de un equipo de rolado que se aborda 
en la siguiente sección, esto se da porque la mayoría de los fluidos de perforación 
sufren una degradación bajo condiciones compresivas y aumentos en la 
temperatura, esta degradación puede es más crítica cuando ocurren escenarios 
en donde se está circulando y se realizan viajes de tubería por lo cual el fluido 
queda en condiciones estáticas en fondo. 
 
5.1.1 Rolado. Es un equipo que logra simular los efectos de la temperatura y 
presión en los fluidos de perforación a medida que se circula a través del pozo, 
este procedimiento es conocido como realizar el envejecimiento del fluido y se 
realiza en recipientes presurizados, este procedimiento ha sido probado efectivo 
en simular los efectos de temperatura en los fluidos de perforación y generar 
reacciones de intercambio de los productos del fluido. 
 
En los análisis de laboratorio el rolado es importante porque incluye: 
 

¶ Simular reacciones químicas en fluidos frescos (recién preparados). 

¶ Determinar el tiempo que toma las reacciones en alcanzar el equilibrio bajo 
condiciones de presión y temperatura. 

¶ Determinar la viscosidad de un fluido antes de envejecido y después. 

¶ Determinar el cambio en las propiedades de control de filtrado. 

¶ Determinar la estabilidad de tanto la base como de los aditivos del fluido de 
perforación. 

¶ Análisis del comportamiento de la corrosión. 
 
El envejecimiento puede variar según sean las condiciones requeridas, es posible 

operar el equipo desde condiciones estáticas hasta dinámicas y de temperatura 

ambiente hasta temperaturas altas (600°F - 315°C), cuando se están corriendo 

pruebas de laboratorio, el envejecimiento se realiza como había sido mencionado 
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en una celda de acero inoxidable que puede ser de 230 o 500 mL, esta última 

puede ser observada en la siguiente Fotografía 4.  

 
Fotografía 4. Celda de rolado 
de 500 mL. 

 
 
En la celda anterior es en la que se ubica el fluido a ser rolado o envejecido y es 
introducida al horno que se muestra en la Fotografía 5. para simular las 
condiciones de temperatura, presión y circulación es usado típicamente mínimo 16 
horas. 
 

Fotografía 5. Horno de Rolado. 
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En cuanto a las precauciones específicas, siempre se deben usar guantes y ropa 
de protección resistentes al calor cuando: 
 

¶ Se instale las celdas de rolado del horno. 

¶ Se retire las celdas de rolado del horno. 
 
Siempre usar gafas de protección cuando se trabaje con hornos de rolado, debe 
ser cuidadoso de no abrir el horno cuando se trabajen altas condiciones de 
temperatura que pueden llegar a generar quemaduras con contacto directo al abrir 
el horno; Siendo un horno cubierto por acero inoxidable puede llegar a calentarse 
bastante por lo tanto evitar el contacto directo sin elementos de protección, no 
abrir la celda recién salida del horno dado que presenta altas temperaturas y 
presión que pueden ser muy perjudiciales para la salud aun con elementos de 
seguridad, por lo tanto, dejar enfriar la celda a temperatura ambiente, una vez 
enfriada reducir la presión que contiene la celda, y por último, no sobre llene la 
celda ya que posteriormente es aplicada presión. 
 
5.1.2 Condiciones a las cuales se realizan las pruebas (pozo). Para el caso de 
la prueba se usan condiciones de 200 °F y 100 psi con un volumen de 350 mL que 
es el volumen equivalente a un barril a nivel de laboratorio. 
 
Para realizar el envejecimiento (rolado) se le aplica a la celda de rolado una 
presión de 100 psi por cuestiones de seguridad en el laboratorio, en caso de 
aplicar presiones mayores, se corre el riesgo de que la celda no aguante lo 
suficiente y los tornillos que ajustan la celda salgan disparados a la hora de abrirla. 
 
Una vez se tienen las condiciones de operación, se ajusta el Sistema de control 
del horno, como se muestra en la siguiente Fotografía 6.  en la cual se observa 
que en la parte izquierda se tiene el panel de control del equipo, en el medio el 
cronometro y por último el controlador de temperatura. 
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Fotografía 6. Sistema de control del horno de rolado. 

 
 
Este último controlador muestra dos temperaturas, la primera temperatura es la 
temperatura actual, y la que está debajo es la temperatura de set point. 
 
Con lo anteriormente descrito se continúa con la realización de las pruebas de los 
fluidos realizados con base en observar el comportamiento de las variables frente 
al rolado o envejecimiento de los fluidos, esto provee a los investigadores de un 
fundamento para el mejor diseño y próximos ensayos donde se varía la 
concentración de la formulación número cuatro. 
 
Para las pruebas de filtrado tanto en papel filtro como en disco cerámico y para la 
prueba de PPT se hace a las condiciones mencionadas anteriormente que 
generalizan las condiciones de la zona intermedia de los pozos (1000 a 8000) ft 
del Campo Chichimene las cuales son 200 ºF y 500 psi. 
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5.2 COMPARATIVO DE LAS PRUEBAS DE LABORATORIO DE LOS FLUIDOS 
ROLADOS 
 
En esta sección se muestra la comparación de los fluidos en cuanto a las pruebas 
de laboratorio y a los resultados de las mismas, a continuación, en el Cuadro 4. se 
muestran consideraciones que los investigadores tuvieron en cuenta y además 
precisiones en los casos de resultados considerados buenos con base en los 
criterios de evaluación del capítulo anterior.  
 
Cuadro 4. Consideraciones y resultados de las pruebas de laboratorio. 

Pruebas Consideraciones y fotografías 

Densidad 

En la prueba de Densidad sin rolado, la formulación 1 y 3,  se toma la 
misma imagen basados en que el resultado de ambas pruebas es 12.5 
ppg, para la formulación 2 (12.6 ppg) no se muestra fotografía porque 
su resultado no es el recomendado y no está dentro de las 
características requeridas del fluido, por último la formulación 4 arrojo el 
valor de 12.4 ppg. 

F
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Retorta 

Se realiza la prueba de retorta y en los casos 1, 2 y 3 los resultados son 
prácticamente iguales por lo tanto se toma los mismos valores, esto es 
debido a que la formulación 1 y 2 tienen el mismo porcentaje de sólidos, 
sin embargo, en la formulación 3 hay un pequeño aumento de sólidos 
por lo cual el porcentaje de líquido (aceite) debe disminuir un poco 
(≤1%) y está alrededor de 75%. 
Para la formulación 4 el porcentaje leído es 71% de líquidos (aceite). 
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Cuadro 4. (Continuación) 

Filtrado 
HTHP 

Se realiza la prueba de filtrado HTHP, para la formulación 1 en la 
prueba se obtuvo un valor de 25 cc/30 min, esto es demasiado por lo 
cual no es relevante y no se toma fotografia a esta probeta. 
Para las formulaciones 2 y 3 se toma fotografías pero se omite el cake 
debido a que sus filtrados son muy altos 23.6 y 13.5 respectivamente. 

F
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F
o
rm

u
la

c
ió

n
 3
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En el Cuadro 5. se encuentra el resumen de todos los resultados de las pruebas 
de laboratorio una vez los fluidos están rolados o envejecidos (las siglas S.R. 
corresponden a los resultados de los fluidos sin rolado y la sigla R. significa 
resultados de los fluidos una vez rolados).  

CAKE 
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Cuadro 5. Resultados de las pruebas de laboratorio de los fluidos. 

PRODUCTO 
FORMULACIÓN 

1 
FORMULACIÓN 

2 
FORMULACIÓN 

3 
FORMULACIÓN 

4 

Aceite mineral 250 ml 250 ml 240 ml 240 ml 

Arcilla Organofílica 6 gr 6 gr 6 gr 5 gr 

Agente Polar 3 ml 3 ml 3 ml 2.5 ml 

Agente Humectante 3.5 ml 2.25 ml 2.5 ml 1.4 ml 

Carbonato de Calcio 60 gr 60 gr 60 gr 60 gr 

Controlador de 
Filtrado 1 

10 gr 10 gr 10 gr 14 gr 

Controlador de 
Filtrado 2 

- - 10 gr 10 gr 

Controlador de 
Filtrado 3 (sellante no 

invasivo) 
10 gr 10 gr 10 gr 10 gr 

Barita 230 gr 230 gr 230 gr 230 gr 

PRUEBAS S.R. R. S.R. R. S.R. R. S.R. R. 

Densidad (ppg) 12.5 12.5 12.6 12.6 12.5 12.5 12.4 12.5 

θ600 86 46 95 72 60 49 119 96 

θ300 68 26 77 47 34 31 96 67 

θ200 60 18 68 38 25 23 86 53 

θ100 51 12 54 31 17 17 75 39 

θ6 41 8 46 27 11 11 65 26 

θ3 37 6 43 25 9 9 64 24 

Esfuerzo de gel 
(10seg/10min) 

37/41 6/15 43/44 25/29 9/11 9/26 64/71 24/54 

Viscosidad Plástica 
(cP) 

18 20 18 25 26 18 23 29 

Punto Cedente 
(lb/100 ft2) 

50 6 59 22 8 13 73 38 

Esfuerzo de Fluencia 
(lb/100 ft2) 

33 4 40 23 7 7 63 22 

Filtrado HPHT - 50 - 48 - 27 - 15.2 

% Aceite/Sólido/Agua - 77/23/0 - 77/23/0 - 75/25/0 - 71/29/0 

BrookField 0.3 RPM - 25300 - 44000 - 27000 - 81000 

BrookField 0.6 RPM - 12500 - 22200 - 14497 - 50500 

BrookField 1.5 RPM - 5000 - 15600 - 7640 - 25834 

BrookField 3 RPM - 2600 - 10900 - 5040 - 17856 

BrookField 6 RPM - 1500 - 6650 - 2090 - 9718 

BrookField 12 RPM - 930 - 3589 - 1630 - 5000 

BrookField 30 RPM - 500 - 1520 - 768 - 2360 

BrookField 60 RPM - 310 - 800 - 400 - 1300 

BrookField 100 RPM - 150 - 520 - 235 - 830 
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5.2.1 Gráficas del ensayo Brookfield (fluido viscoelástico). A continuación, se 
realiza los perfiles de cada formulación, en la Gráfica 3. se presenta el 
comportamiento de la viscosidad contra las variaciones en las RPM (0.3, 0.6, 1.5, 
3, 6, 12, 30, 60 y 100), en un fluido base agua de comportamiento viscoelástico. 
 
Gráfica 3. Fluido Base Agua Viscoelástico (Brookfield). 

 
Fuente: Fluidos y Servicios S.A. 

A partir de lo anteriormente descrito, se prosigue a la realización de las siguientes 
gráficas de los fluidos formulados de ellas se toma cada una y se contrasta con la  
anterior; la gráfica de los fluidos formulados que más coincida con la gráfica 
ejemplo presenta mejores características viscoelásticas, mostrando el mejor 
comportamiento a variaciones de bajas RPM con lo cual es posible simular que 
pasa con el fluido cuando se tienen paradas en la operación de perforación 
causados por viajes de tubería, trabajos de workover o condiciones donde el fluido 
permanece muy estático durante un período extenso. 
 
Este estudio es de importancia ya que reproduce el comportamiento del fluido bajo 
condiciones estáticas (sin movimiento del fluido en las paredes del pozo) y si se 
obtienen valores que representen tendencias cómo la gráfica anterior de ejemplo y 
el fluido posee características dentro de los rangos especialmente reología a 
HTHP, entonces el diseño del fluido está mostrando resultados prometedores.

0

20000

40000

60000

80000

100000

0 20 40 60 80 100

V
is

co
si

d
a

d
 (

c
P

)

RPM

Fluido Base Agua



 

117 
 

Gráfica 4. Brookfield Formulación 1. 

 
 
 
Gráfica 5. Brookfield Formulación 2. 

 
 
 
 
 
 

Descripción perfil formulación 1. 

En la Gráfica 4. el comportamiento 

de la formulación 1 representa la 

tendencia esperada de un fluido 

viscoelástico pero su máximo valor es 

25.300 cPs a 0.3 RPM, cuando el 

fluido esté en condiciones estáticas 

su comportamiento no favorece la 

suspensión de sólidos por lo cual se 

encuentra con un problema de 

transporte de sólidos. 

 

 

 

 

 

Descripción perfil formulación 2. 

En la Gráfica 5. el comportamiento 

de este perfil da una variación más 

pronunciada que indica que al mismo 

valor de 0.3 RPM tiene mayor 

capacidad de suspensión y por tanto 

transporta de mejor manera los 

sólidos con un valor de 44000 cPs, 

esto hace más visible un 

comportamiento de un fluido 

viscoelástico, pero aun así este valor 

no está cerca del valor de referencia, 

por lo cual este fluido no tiene el 

resultado esperado.  
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Gráfica 6. Brookfield Formulación 3. 

 
 
Gráfica 7. Brookfield Formulación 4. 

 
 
 

 

 

Descripción perfil formulación 3. 

En la Gráfica 6. la formulación 3 

presenta un comportamiento menos 

viscoelástico en relación al anterior, 

pero sin embargo resulta mejor que 

en la formulación 1, pero no es 

significativo por lo cual este fluido 

tampoco representa el resultado 

esperado. 

 

 

 

 

 

 

Descripción perfil formulación 4. 
En la Gráfica 7. se puede observar 
un comportamiento viscoelástico del 
fluido, su valor de 81000 cPs a 0.3 
RPM es un valor representativo de un 
fluido de buena suspensión de 
sólidos y transporte de los mismos.
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A continuación, se muestra en la Gráfica 8.  la comparación de las formulaciones anteriores con el fluido 
viscoelástico resultante de la prueba Brookfield. 
 
Gráfica 8. Resultados de Brookfield fluidos viscoelásticos. 
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En la gráfica anterior es posible observar como al sobreponer las gráficas de las 
formulaciones resalta el comportamiento de la formulación cuatro dando 
argumentos a los investigadores de elección del fluido, por lo tanto, en la siguiente 
sección se trabaja la formulación número cuatro, a la cual se le realizan las 
pruebas especiales. 
 

5.3 DISEÑO DEL FLUIDO 
 
En esta sección se prosigue con base en los resultados de la sección anterior a 
modificar la composición del fluido número cuatro aportándole una pequeña 
adición de agente humectante, fundamentado en el buen comportamiento del 
fluido, sus principales resultados se encuentran dentro de los rangos esperados y 
si no lo están pueden ser fácilmente ajustados por lo cual es importante que la 
composición quede como base para las siguientes actividades.   
 
Una vez tomado en consideración se realiza el fluido con estas características y se 
le realizan las pruebas especiales que se tratan en la siguiente sección cabe 
resaltar que en ellas se muestran una pequeña descripción y consideraciones 
además de su resultado con el fin de encarrilar adecuadamente el posterior 
análisis del siguiente capítulo. 
 
La formulación número cuatro es una formulación que cumple satisfactoriamente 
con los rangos propuestos por lo cual la variación a su composición es mínima y 
se intenta mantener las demás propiedades en los mismos rangos únicamente 
afectando factores indiferentes a la capacidad de sello y a la capacidad de 
puenteo inherente a ese fluido, para ello el único cambio a esta formulación como 
se había intentado en las formulaciones anteriores consiste en agregar a la 
formulación 0.2 mL de agente humectante y con los factores la siguiente  
 
5.3.1 Factores de diseño. Con la finalidad de lograr un cambio que aporte aún 
más ventajas operacionales se nombran a continuación factores de éxito en el 
diseño del fluido de perforación aplicados al fluido 100% aceite mineral. 
 

¶ El fluido base aceite que se utiliza para la formulación de fluido propuesto es de 
gran estabilidad térmica, razón por la cual no se degrada y por tanto no libera 
materiales corrosivos; un fluido de este tipo puede tolerar intrusiones de agua 
que no superen el 15% en relación al volumen, si este porcentaje se supera 
puede degradar la calidad del fluido, por tanto se debe controlar las intrusiones 
de agua, así que, durante el diseño se consideran factores de comportamiento 
del fluido una vez se está usando en actividades de perforación y se generan 
pruebas a condiciones de operación, cabe resaltar que el fluido cuando llega a 
superficie se le hace un tratamiento de De-watering. 
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¶ El fluido base aceite genera por su naturaleza aceite gran lubricidad a la sarta y 
esto combinado con bombas que brinden altos galonajes (>400 GPM) generan 
altas ROP (≥150 ft/hr) y garantiza un proceso de perforación eficiente, pero 
también es necesario estar al tanto de toda la operación y conocer las 
limitantes, en especial la estabilidad del pozo, por tanto, la densidad que 
mantiene el pozo es de 12.5 ppg y no por debajo, que asegura un resultado 
operacional estable, un factor clave de éxito que se requiere para los rangos de 
presiones hidrostáticas (12.45 – 14.0 psi) que se manejan en la sección 
intermedia (1000 a 8000) ft, esta densidad tampoco puede ser mayor a 15 ppg 
debido a que se genera un gradiente de fractura a las formaciones (0.84 psi/ft). 

¶ Es de gran importancia enfocar el diseño en los agentes de puenteo y los 
agentes sellantes, dado que el problema está enfocado en las lutitas (unidades 
operacionales E3 Y E4) pero al no tener interacción del fluido con las rocas de 
las formaciones se puede llegar a pensar que se soluciona el problema y no es 
necesario mirar detenidamente el filtrado que se genera hacia ellas, sin 
embargo al no hacerlo se incurre en errores porque se pueden generar altos 
filtrados (mayor a 23 ml/30 min) que desestabilicen las formaciones y las haga 
derrumbarse y genere problemas operacionales de pega mecánica, por lo cual 
se tiene en cuenta estos factores y se consideran críticos y de alta importancia. 

¶ En cuanto a la estabilidad del diseño se puede observar mediante el ensayo 
Brookfield, si un fluido posee características viscoelásticas traducidas en mejor 
suspensión y transporte de sólidos (mejor limpieza del pozo) que genere 
ventajas operacionales. 

¶ Cabe resaltar que el diseño del fluido se realiza desde la matriz de selección 
que orienta a los investigadores y da puntos claves de desarrollo de fluidos que 
una vez envejecidos otorguen las propiedades esperadas. 

 
5.3.2 Recomendaciones para el diseño. En esta sección se resumen los 
principales factores anteriores de modo que sirvan como recomendaciones a 
futuro para el buen desempeño del fluido, principalmente con estas 
recomendaciones se pretende mitigar los siguientes problemas: 
 
5.3.2.1 Hinchamiento de lutitas.  El hinchamiento siempre es un problema 
durante una perforación ya que genera los problemas operacionales de pega 
mecánica, por lo cual este problema se hace importante minimizarlo en la mayor 
medida posible, para el diseño del fluido propuesto se soluciona cambiando el 
fluido base agua por un fluido base aceite, con base en que la interacción aceite - 
lutitas no se produce. 
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5.3.2.2 Filtrado. Los grandes volúmenes de filtrado (mayor a 23 ml/ 30 min) son 
un gran problema económico, porque además que se pierde fluido a través de la 
formación se generan problemas como derrumbes e hinchamiento. Este problema 
se soluciona con el Carbonato de Calcio de diferente granulometría (a malla 600, 
12 micrones y a malla 1200, 7 micrones) y la variedad de controladores de filtrado 
agregados en la formulación siendo el más importante el sellante no invasivo; 
debido a que se tiene un fluido base aceite se sabe que no se generan problemas 
de  hinchamiento pero no es preciso dejar de prestar atención al filtrado, porque 
este también puede desestabilizar las lutitas principalmente lutita E3 y E4, 
ocasionando un problema como lo es el deslizamiento (sliding) que generaría 
pegas mecánicas y dado que este fluido de perforación representa altos costos se 
debe priorizar minimizar las  pérdidas del mismo. 
 
5.3.2.3 Estabilidad del pozo en la sección intermedia. Como se muestra en los 
factores claves de diseño la estabilidad del pozo es un problema solucionado con 
la densidad de 12.5 ppg a 8000 ft generando una presión hidrostática de 5200 psi. 
 
5.3.2.4 Volumen de material consumido (Bls). Este aspecto es fundamental ya 
que este fluido tiene un costo inicial importante pero las ventajas dan una razón 
para usarlo, ya que va a solucionar muchos problemas y se ven las ventajas 
económicas a un mediano y largo plazo. 
 
5.3.2.5 Seguridad y Salud. Debido a que es un aceite con bajo contenido de 
aromáticos (≤ 1%), los vapores de este aceite no representan daño alguno a las 
personas que lo trabajen y menos al ambiente, en el siguiente capítulo se evalúa 
estos riesgos en comparación con los demás tipos de bases de fluido, como lo es 
el diesel que sus vapores pueden llegar a producir cáncer a los trabajadores de 
campo, por su contenido de aromáticos (Benceno). 
 
5.3.2.6 Disposición. Este fluido tiene un buen transporte de sólidos como se 
observa en los resultados de las pruebas de laboratorio, principalmente en la parte 
de reología, por tanto, no se deben encontrar cortes en fondo y así se evita un 
problema operacional como lo es el embotamiento de la broca, el no generar 
cortes representa una ventaja a fluidos que acarrean en cantidades excesivas, 
como se mencionó anteriormente este fluido no ocasiona deslizamientos ni 
desestabilización de las formaciones, esto se traduce en una cantidad de cortes 
con fácil manejo de disposición. 
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5.4 PRUEBAS ESPECIALES AL FLUIDO PROPUESTO 
 

Una vez concluidas las principales pruebas a las diferentes variaciones de 
concentración, se prosigue con la especialización hacia el fluido con mayor 
desempeño en este caso es la formulación número cuatro, de la cual se continua 
con el desarrollo de filtrado a condiciones de HTHP, ensayo de taponamiento de 
permeabilidad, resultados de pruebas Fann 70 y Fann 90, y por último, 
hinchamiento lineal. 
 

5.4.1 Filtrado HTHP (Disco cerámico). A continuación, en la Figura 9. se 
presenta los resultados de la prueba HTHP con Disco Cerámico de 5 micras. 
 
Figura 9. Resultados Prueba HTHP Disco Cerámico. 

 
 
Como es observado en la anterior fotografía el resultado del volumen de filtrado es 
3.4 mL, este valor debe ser estandarizado a rangos API debido a que el 
instrumento maneja la mitad del diámetro de los estándares de la API, por ello 
debe ser multiplicado por dos, por tanto, el resultado real es 6.8 mL, de ello se 
concluye que es un resultado dentro de los rangos esperados y de trabajo 
operacional con base a lo observado en el cake que se formó se resalta el 
comportamiento de los controladores de filtrado sellantes no invasivos que 
proporcionan un sello superficial que impide un mayor paso de fluido a la 
formación, esto se correlaciona con los análisis de Fann 70 y 90 que 
posteriormente son realizados, es de esperar que los resultados se mantengan en 
dichas pruebas debido a la estabilidad que el fluido propuesto presenta. 
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5.4.2 Ensayo de Taponamiento de Permeabilidad PPT. El Permeability Plugging 
Tester expresada en (mL) es una modificación del filtro prensa HTHP.  
 
Las presiones diferenciales típicas para este ensayo son mucho más altas que 
aquellas que se utilizan en el ensayo estándar HTHP (200 °F y 500 psi) y la celda 
de presión es operada en una forma invertida, con el medio filtrante y el recibidor 
de contrapresión en la parte superior del ensamble. Es muy útil en la predicción de 
cómo el fluido de perforación puede formar un revoque de baja permeabilidad para 
sellar las zonas depletadas bajo intervalos presurizados y ayuda a prevenir las 
pegas diferenciales.  
 
Tomar como referencia la siguiente tabla de datos, para determinar la 
contrapresión mínima recomendada a ser aplicada se puede tomar de referencia 
la siguiente Tabla 24. 
 
Tabla 24. Contrapresión mínima recomendada. 

Test de Temperatura Presión de Vapor Contrapresión Mínima 

°F °C psi kPa psi kPa 
212 100 14.7 101 100 90 
250 121 30 207 100 690 
300 149 67 462 100 690 
350 177 135 932 160 1104 
400 204 247 1704 275 1898 
450 232 422 2912 450 3105 
500 260 680 4692 700 4830 

Fuente: Fluidos y Servicios S.A.S. Manual de Procedimientos de Laboratorio 
Fluidos de Perforación. p 132. 
 
A continuación, en la Figura 10. se presenta los resultados de la prueba PPT, al 
igual que la prueba anterior el volumen de filtrado debe ser estandarizado por lo 
cual el resultado obtenido se multiplica por dos. 
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Figura 10. Resultados Prueba PPT. 

 
 
El resultado se obtiene de la Ecuación 8. teniendo un Spurt Loss (pérdida 
instantánea) de cero ml y un Filtrado de 30 min de 1.1 ml, se obtiene un valor total 
de 2.2 ml. En este ensayo se simula que sucede con el fluido propuesto al estar 
bajo condiciones de presión y temperatura y se encuentre con zonas depletadas, 
los resultados son bastante bajos al igual que el ensayo anterior se atribuye este 
comportamiento al sello proporcionado por el controlador de filtrado sellante no 
invasivo que proporciona sello superficial, este sistema de fluido previene que se 
generen los problemas de pegas diferenciales debido a su control de presiones 
por el cake formado flexible, resistente y fácil de remover (es removida con 
diferenciales de presión negativa de alrededor de 50 psi), esta prueba resalta el 
comportamiento del fluido propuesto y genera altas expectativas en los resultados 
de los ensayos Fann 70 y 90. 
 

Ecuación 8. Ensayo de taponamiento de permeabilidad (PPT). 

 
Fuente. Fann. Permeability Plugging Apparatus Instruction Manual. 
2013. pag 32. 

 
5.4.3 Reómetro FANN 70. El reómetro FANN 70 tiene un uso extenso durante el 
planeamiento y perforación de pozos a condiciones HTHP para medir reología 
bajo condiciones de yacimiento. 
 
Debido a que los aceites y ésteres son compresibles, la viscosidad de los fluidos 
preparados con estos fluidos base es afectada directamente por las presiones de 
operación, por tanto, midiendo la reología del fluido bajo condiciones de fondo la 
cual es crítica para el manejo del ECD y siempre debe ser considerado en 
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conjunto con cualquier cambio en el comportamiento, se realiza cuando se 
sospecha decantación pozo abajo o ineficaz limpieza del pozo, para ello se 
considera en la Tabla 25. los efectos de la temperatura y presión sobre las 
medidas, además de las propiedades reológicas estándar. 
 
Tabla 25. Efectos de Temperatura y Presión. 

EFECTOS DE TEMPERATURA Y PRESIÓN VISCOSÍMETRO DE LECTURA DIRECTA 

Temperatura 150 °F 200 °F 250 °F 300 °F 350 °F 
Presión (psi) 0 2000 2000 4000 4000 6000 6000 8000 8000 10000 

600 RPM 44 50 34 38 28 31 25 27 21 22 

300RPM 32 36 25 27 21 22 17 18 14 15 

200 RPM 26 28 20 21 16 17 13 14 10 11 

100 RPM 20 22 15 17 12 13 10 11 8 9 

6 RPM 10 10 7 8 6 7 5 5 4 4 

3 RPM 9 9 7 7 5 6 4 5 3 3 

PROPIEDADES REOLOGICAS ESTÁNDAR 

Temperatura 150 °F 200 °F 250 °F 300 °F 350 °F 

Presión (psi) 0 2000 2000 4000 4000 6000 6000 8000 8000 10000 

Viscosidad 
Plásticas (cP) 12 14 9 11 7 9 8 9 7 7 

Punto 
Cedente 
(lb/100 ft2) 

20 22 16 16 14 13 9 9 7 8 

Punto de 
Fluencia 
(lb/100 ft2) 

7.8 7.6 1.5 6.4 4.3 5.9 4.08 3.7 3.27 3.07 

n 0.608 0.619 0.494 0.647 0.596 0.697 0.729 0.703 0.790 0.709 

K (lb/100 ft2 
segn) 0.555 0.604 1.09 0.369 0.396 0.208 0.139 0.186 0.080 0.145 

Ƭo (lb/100 ft2) 7.8 7.6 1.5 6.4 4.3 5.9 4.08 3.70 3.27 3.07 

Fuente: Baroid. Manual de Fluidos de Perforación. 2000. p. 348. Modificado por 
los autores. 
 
5.4.4 Reómetro FANN 77. Es un reómetro de tipo cilindro coaxial diseñado para 
medir el comportamiento reológico bajo condiciones de altas temperaturas y altas 
presiones con altos grados de seguridad. 
 
Las especificaciones permiten que el reómetro iX77 opere hasta 600°F (316°C) y 
30,000 psig (206,840 kPa).  Adicionalmente, es posible adicionarle un enfriador 
que le permite manejar temperaturas por debajo de la temperatura ambiente. A 
continuación, se presenta en la Fotografía 7. el equipo iX77.   
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Fotografía 7. Equipo del Reómetro iX77. 

 
Fuente: Halliburton S.A. 
 
La meta del diseño del equipo es automatizar mediante el software el 
procedimiento, sin embargo, para ser operado es necesario una persona que esté 
familiarizado con el equipo.   
 
El sistema usa un sensor magnético que detecta el movimiento de la joya que se 
encuentra dentro del ensamblaje de la celda. El sistema del sensor puede ser 
calibrado para ± un grado (equivalente a un centipoise a 300 RPM). Las 
temperaturas son generadas por una bomba de aire que funciona mediante la 
presión hidráulica y es controlada por un controlador de presión inteligente. 
 
Los resultados de la prueba con el equipo Fann ix 77 se pueden observar en el 
ANEXO A. Se obtuvo valores altos de las propiedades reológicas y estos se 
mantienen con el aumento de las condiciones de presión y temperatura; para los 
fluidos base aceite las propiedades reológicas con los aumentos de presión y 
temperatura deberían adelgazarse, esto quiere decir, que disminuyen los valores 
de las propiedades, pero en el caso de este proyecto de investigación esto no 
sucede. 
 
Uno de los principales problemas en los fluidos 100% base aceite es la capacidad 
de suspensión y transporte de los sólidos, pero en los resultados obtenidos se 
tienen valores altos de las propiedades reológicas incluso en el aumento de las 
condiciones de presión y temperatura. Con lo anteriormente dicho se puede 
concluir que el fluido realiza buena suspensión y transporte de sólidos y por ende 
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la limpieza del pozo, previniendo problemas como el embotamiento de la broca y 
la pega de tubería.    
 
Los valores de Tau están asociados a los geles, y de la misma forma estos dos 
están asociados a la capacidad de transporte y suspensión de los sólidos; los 
valores obtenidos son altos y esto lleva a concluir que el fluido tiene un buen 
desempeño en la labor de transporte y suspensión de sólidos.  
 
5.4.5 Reómetro FANN 90. Este tipo de pruebas se fundamentan en el cambio de 
propiedades a medida que se cambian factores como la presión y la temperatura 
en el fondo de un pozo, y para ello se realiza las pruebas especiales que 
determinan cómo se comporta el fluido bajo este tipo de condiciones y en qué 
medida se degradan. 
 
El reómetro FANN 90 es un instrumento que mide la filtración mediante pruebas 
de dinámicas radiales evaluando las propiedades de filtración de un fluido 
circulante a través de un núcleo de cerámica que poseen distintos rangos de 
permeabilidades, la filtración dinámica simula el efecto de movimiento del fluido 
(velocidad de corte) sobre la velocidad de filtración y la deposición de revoque en 
el filtro.  
 
Las condiciones normales de operación incluyen temperaturas de hasta 500°F 
(260°C), núcleos con diámetros medios de poro de 5 a 190 micrones, presión 
diferencial a través del núcleo de hasta 500 psi. 
 
Puede diferenciarse de otros métodos de medición dinámica por tres principales 
aspectos: 
 

¶ El revoque está formado sobre la superficie interior de un núcleo de cerámica 

cilíndrica orientada verticalmente para replicar con mayor precisión condiciones 

de fondo en el pozo. 

¶ Una varilla accionada por un motor insertado a través del centro del núcleo 

simula la acción de rotación de la sarta de perforación y la velocidad del fluido 

que va por el anular cuando ocurre la deposición mediante la filtración y el 

desgaste. 

¶ El volumen de filtrado se puede medir en función del tiempo. La prueba de 

filtración dinámica FANN 90 simula propiedades de filtración en el fondo de 

pozo e implementa modelos de filtración para determinar el índice de 

deposición del revoque (CDI) y la tasa de filtración dinámica para proporcionar 

soluciones que impidan atascamiento en la tubería. 

¶ Este ensayo determina si el fluido está debidamente acondicionado para 

perforar a través de formaciones permeables. Los resultados del ensayo 
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incluyen dos números: índice de filtración dinámica e índice de deposición del 

revoque. 

 
El índice de filtración dinámica se calcula por la inclinación de la curva de volumen 
en función del tiempo. El CDI, que refleja la erosionabilidad del revoque, se calcula 
por la inclinación de la curva volumen versus tiempo.  
 
El CDI y el índice de filtración dinámica se calculan usando datos recogidos 
después de veinte minutos. Los valores máximos recomendados para índice de 
filtración dinámica y el CDI (0.17 ml/min y 22.6) se ilustran en la siguiente Gráfica 
9. 
 

Gráfica 9. Resultados típicos del ensayo FANN 90. 

 
Fuente: Baroid. Manual de Fluidos de Perforación. 2000. p. 352. 

 
A continuación, en la Tabla 26. se dan a conocer los valores máximos 
recomendados para el índice de filtración dinámica y el CDI. 
 
Tabla 26. Valores del FANN 90 máximos recomendados. 

Valores FANN 90 recomendados 

Densidad, lb/gal (sg) Índice (mL/min) CDI 

9 – 12 (1.08 – 1.44) 0.22 25 
12 – 15 (1.44 – 1.80) 0.18 20 

15 ó más (1.80 – ó más) 0.14 16 

Fuente: Baroid. Manual de Fluidos de Perforación. 2000. p. 352. Modificado por 
los autores. 
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A continuación, en la Gráfica 10. se presenta el resultado de la prueba de Fann 
90. 
 
Gráfica 10. Resultado Fann 90. 

 
 
En la Tabla 26. se observan los valores máximos recomendados para los 
resultados de la prueba del Fann 90, para el caso de esta investigación con un 
fluido con densidad de 12.5 ppg los valores máximos recomendados son para el 
índice de filtración igual a 0.18 ml/min y para el CDI igual a 20; estos valores 
ponen la pauta para realizar el análisis de resultados.  
 
Los resultados obtenidos de la prueba son un índice de filtración de 0.12 ml/ min y 
un CDI de 29.18, el resultado del índice de filtración está por debajo del valor 
máximo recomendado, pero el CDI está por encima. En este caso se puede decir 
que los volúmenes de filtración del fluido hacia la formación son bajos, pero con 
respecto al CDI puede que debido a la densidad y circulación del fluido haya una 
erosionabilidad del revoque que no le permita alcanzar condiciones estables; en 
algunos casos de tener índices de filtración altos y CDI altos puede que haya 
volúmenes excesivos de filtración del fluido de perforación hacia la formación, 
ocasionando un problema de sliding, esto no ocurre en este caso dado que no se 
presenta filtración alta. Puede que suceda porque el revoque no remueve y 
adiciona el cake de manera continua, sin embargo, el filtrado es el que tiene la 
función de reducir los volúmenes de filtración de fluido hacia la formación. En el 
caso de esta investigación el sistema funciona porque, aunque tengamos un CDI 
alto el índice de filtración es muy bajo.  
 
Dado que la prueba se realiza a condiciones operativas (presión y temperatura), 
se concluye que el fluido 100% base aceite puede ser implementado en el Campo 
Chichimene en actividades de perforación. 
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5.4.6 Hinchamiento lineal. La prueba de hinchamiento lineal es expresada cómo 
porcentaje (%), y se usa para determinar las características de hinchamiento de 
las formaciones lutíticas, que es vital en la selección de un apropiado fluido de 
perforación para brindar la máxima inhibición y estabilidad del pozo. Por lo cual, el 
medidor de hinchamiento lineal está diseñado para ensayar simultáneamente 
diferentes muestras de fluidos de perforación sobre una muestra representativa de 
lutita (o bentonita) en función del tiempo. 
 
Mientras se realiza la perforación de un pozo, una formación lutítica comienza a 
hincharse inmediatamente si el fluido de perforación no es completamente 
compatible con dicha formación. Este hinchamiento puede causar muchos 
problemas, tales como el embotamiento de la broca, arrastre de la tubería, 
desmoronamiento del pozo, etc. 
 
Un método para medir el hinchamiento de las arcillas en el equipo de perforación 
se desarrolló comprendiendo el desarrollo de un medidor digital de indicación 
directa, y la utilización de cortes de perforación. Los resultados no son diferentes a 
los obtenidos mediante otros instrumentos tales como los que manejan corazones 
de lutita. 
 
A continuación, en la Fotografía 8. se muestra el equipo de medición del 
Hinchamiento Lineal Swell Meter perteneciente a la empresa Fluidos y Servicios 
S.A.S. que es usado para las pruebas del fluido de perforación propuesto. 
 

Fotografía 8. Equipo de Hinchamiento Lineal (Swell Meter). 

 
 
El equipo tabula el hinchamiento lineal de las diferentes lutitas reconstruidas y del 
corazón original. Los resultados para muestras reconstruidas son altamente 
dependientes de un óptimo peso de agua, presión de compactación, la duración 
de la compactación y el lapso de tiempo entre la compactación y dicha prueba de 
hinchamiento. 
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Las muestras reconstruidas son hechas usando una cantidad pesada de cortes de 
lutita tamizado (malla <200 us) proveniente de corazones. Las partículas se secan 
a 150 °F. 
 
La muestra del corazón original aproximadamente de una pulgada de longitud y 
media pulgada cuadrada de sección transversal, se corta del corazón mayor con 
un cortador de diamante en un baño diesel. Las muestras son cortadas de modo 
que el hinchamiento sea medido perpendicular a los planos de estratificación. 
 
Las pruebas de hinchamiento de lutitas son realizadas usando los nuevos 
métodos desarrollados, lectura directa e indicador digital de hinchamiento. Las 
características básicas de este dispositivo constan de dos partes: 
 

¶ Indicador digital electrónico de lectura directa. 

¶ Retenedor de corazón. 
 

En la celda de compactación se suministra una presión de 10000 psi para así 
obtener las pastillas en excelente forma para ser usadas en el Swell Meter. 

Finalmente, el medidor digital se coloca en cero y se inicializa el medidor de 
tiempo. A medida que la lutita se hincha, se toman continuamente las lecturas a 
intervalos específicos de tiempo. Si se desea, los valores pueden ser grabados 
automáticamente activando el microprocesador conectado al indicador digital. 
 
Los valores más usados para comparar el porcentaje de hinchamientos lineales en 
diferentes arcillas son los de una y veinticuatro horas. Finalmente, la respuesta y 
exactitud del indicador digital de hinchamiento se valida mediante la comparación 
con aquellos del medidor de deformación. 
 
Se ha observado que el porcentaje de hinchamiento lineal de las muestras 
reconstruidas es mayor que el de la muestra de corazón original, debido 
probablemente a la falta de cementación entre las partículas de las muestras 
reconstruidas, las cuales permitirían la posterior expansión (hasta la 
desintegración) a medida que avanza el hinchamiento. 
 
Esta prueba se recomienda en el equipo de perforación para determinar: La 
indicación del grado de hinchamiento que puede ser tolerado antes de que la 
arcilla se desintegre, la evaluación del desempeño del fluido de inhibición y la 
optimización de la formulación del fluido de perforación, y el conocimiento del 
comportamiento del hinchamiento en las lutitas perforadas. 
 
En el Cuadro 6. se observa el procedimiento para realizar la prueba de 
hinchamiento lineal y como se instala el equipo. 
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Cuadro 6. Preparación para el desarrollo de la prueba de hinchamiento lineal. 

 Detalles 

Procedimiento 

para la 

preparación 

de la celda 

¶ Toma de muestra de interés de cortes en el pozo, la toma 

de muestra debe efectuarse en la descarga de la zaranda 

hasta obtener una muestra de aproximadamente 500 gr de 

cortes de la formación a estudiar. 

¶ Secar ambas muestras a temperatura ambiente durante 30 

minutos y observar las muestras durante el proceso de 

secado y si es necesario disgregarlas o romperlas con la 

mano para exponer la parte interna húmeda al secado. 

Nota: Alternativas de secado: temperatura ambiente, 
desecador, en estufa a una temperatura menor o igual a 30 °C. 

¶ Una vez que las muestras están completamente secas, 

molerlas hasta lograr una granulometría pasante tamiz 

#200. 

Nota: El ensayo también se puede realizar con bentonita en 
lugar de cortes de perforación.  

Procedimiento 
preparación 
de la pastilla 

¶ Armado de la matriz-molde de la pastilla: Colocar la matriz 

de acero sobre su base y luego colocar el tubo guía dentro 

de la matriz. 

¶ Colocar la muestra dentro del tubo guía (esto evita que la 

muestra se adhiera sobre las paredes de la matriz) y 

retirarlo con cuidado. 

¶ Presionar la muestra con el compactador. Emparejar el 

nivel para evitar que al introducir el pistón dentro de la 

matriz la muestra no salga por los laterales. 

¶ Retirar el compactador e introducir con cuidado el pistón. 

¶ Llevar el conjunto matriz-pistón a la prensa e introducir el 

émbolo sobre el orificio del pistón. 

¶ Compactar aplicando 10 Toneladas sobre émbolo durante 

15 minutos. 

¶ Liberar la presión, retirar el conjunto y quitar la base de la 

matriz. 

¶ Colocar la matriz sobre el anillo de acero y colocar de esta 

manera el conjunto en la prensa. 

¶ Aplicar presión suavemente sobre el émbolo para 

desplazar el pistón y así de esta manera extraer de la 

matriz la pastilla formada. 

¶ Antes de preparar otra pastilla se debe lavar y secar 

perfectamente la matriz y el resto de los elementos. 
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Cuadro 6. (Continuación) 

Precauciones 

Específicas 

¶ Chequear estado de celdas, accesorios, cables y enchufes 

del equipo. 

¶ Utilizar voltaje adecuado para el equipo. 

¶ Colocar todos los elementos y equipos alejados de los 

bordes de las mesas, para evitar que caigan. 

¶ No tocar un equipo eléctrico si está mojado o descalzo.  

¶ Todo enchufe debe tener puesta a tierra. Tener en cuenta 

que cuando se usan adaptadores puede desconectarse la 

puesta a tierra del equipo que está usando. 

¶ No golpe o deje caer las celdas; si esto ocurriera se debe 

enviar al fabricante para su control antes de realizar un 

nuevo ensayo. 

¶ Lavar y secar perfectamente la matriz y todos los 

accesorios antes de preparar una nueva pastilla. Las 

celdas, la matriz y todos los accesorios deben ser lavados y 

secados perfectamente antes de ser guardados. 

 
Resultados Programa Swell Meter. A continuación, se presenta en la Fotografía 
9. los datos de entrada para el programa Swell Meter, con ellos se realiza la 
corrida por 18 horas, se realiza la comparación de un fluido base agua y el fluido 
propuesto como se observa en la celda 1 y la celda 2. 
 

Fotografía 9. Datos de entrada del programa Swell Meter. 
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Una vez ha terminado la corrida se presenta mediante una gráfica los resultados 
como se observa en la Fotografía 10. donde se puede evidenciar el hinchamiento 
que genera el fluido base aceite a las lutitas de la Formación Carbonera (Lutita E3 
y E4), representadas en la línea roja con tendencia cercana a cero y el 
hinchamiento que genera un fluido base agua sin inhibición a las lutitas de la 
Formación Carbonera (Lutita E3 y E4), en donde es representada por la línea 
blanca con tendencia creciente. 
 
Fotografía 10. Resultados programa Swell Meter. 

 

Para el siguiente capítulo se presenta la misma gráfica, pero comparada a la del 
fluido base agua inhibido de alto desempeño usado en la sección intermedia (1000 
a 8000) ft del Campo Chichimene, para efectos comparativos. 
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6. COMPARACIÓN Y SELECCIÓN DEL FLUIDO DE PERFORACIÓN 
 
A continuación, se hace la comparación entre el fluido base agua de alto 
desempeño que está siendo usado en las actividades de perforación del Campo 
Chichimene y el fluido propuesto que es un fluido 100% base aceite de baja 
toxicidad. Una vez se analicen los resultados se selecciona el fluido con mejores 
propiedades de reología, filtrado e hinchamiento lineal que son los requeridos para 
no ocasionar los problemas operacionales que se han presentado en el Campo. 
 

6.1 COMPARATIVO DEL FLUIDO PROPUESTO 
 
El principal objetivo investigativo es disminuir el problema de hinchamiento del 
Campo Chichimene, por lo cual en esta sección el enfoque principal es analizar el 
fluido que dentro de sus características no interactúe con las formaciones lutíticas 
en especial las lutitas E3 y E4 generando hinchamiento, sin embargo, se hace un 
análisis completo de las ventajas y desventajas que acarrea el fluido propuesto 
frente al usado en el Campo. 
 
6.1.1 Análisis de ventajas y desventajas del fluido propuesto. En esta sección 
se hace un comparativo para determinar las ventajas y desventajas del fluido de 
perforación propuesto versus el fluido de perforación usado en actividades de 
perforación del Campo Chichimene, la comparación se realiza mediante los 
siguientes Cuadro 7. y Cuadro 8. 
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Cuadro 7. Análisis de Ventajas y Desventajas Fluido 100% Base Aceite Mineral. 

Aspectos 

Fluido 100% Base Aceite Mineral 

Ventajas Desventajas 

Operacional 

1. El fluido provee lubricidad a las cuales es posible 

aumentar las ROP. 

2. Gran calibre a lo largo del pozo. 

3. Mantiene a las formaciones en estado natural. 

4. El cake es fino (2/32’’) y superficial que soporta altos 

diferenciales de presión. 

5. El diseño del fluido está enfocado en generar sellos a 
las formaciones atravesadas en especial las lutitas 
E3 y E4, por tanto, se aprovecha en mayor medida el 
fluido y se esperan pérdidas muy bajas. 

6. El fluido provee lubricidad a las cuales se puede 

aumentar las ROP y minimizar tiempos de operación. 

1. Su manejo durante las operaciones debe ser 

más cuidadoso y requiere mayor grado de 

atención a cualquier eventualidad. 

2. Requiere debido a su alta viscosidad una 

buena capacidad de bombeo. 

3. La pérdida de cualquier cantidad de 
volumen de fluido representa una alta 
inversión. 

4. Su alto costo por sección perforada. 

Seguridad y 

Salud 

1. Los fluidos base aceite mineral como se ha 
mencionado anteriormente son fluidos que no 
presentan componentes pesados ni cadenas 
carbonatadas largas, cuyo porcentaje de aromáticos 
no supera el 1% por lo cual no representa daños a la 
salud de las personas que lo trabajen. 

2. El fluido posee características reológicas de (VP, YP 
y YS) que le permite controlar la intrusión de gases 
ácidos perjudiciales (H2S y CO2). 

1. Los costos asociados al tratamiento que se 
debe realizar a los cortes de perforación 
impregnados con el fluido, ya que de 
disponerlos sin el debido tratamiento se 
pueden tener consecuencias ambientales no 
deseadas.  

Disposición 

1. Su composición no genera emisiones tóxicas al 
medio ambiente. 

2. Su disposición puede realizarse directamente a los 
recursos sin generar daños debido a que no posee 
agentes tóxicos. 

1. Su naturaleza de aceite no permite la 
disolución completa con fuentes hídricas. 

2. Puede generar altos costos de tratamiento 
de fluido. 
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Cuadro 8. Análisis de Ventajas y Desventajas Fluido Usado en la Sección Intermedia. 

Aspectos 

Fluido Base Agua Inhibido de Alto Desempeño 

Ventajas Desventajas 

Operacional 

1. El fluido previene el sobrecalentamiento de la 

sarta de perforación por su naturaleza base 

agua. 

1. Genera hinchamiento de la Lutitas en especial 
las unidades operacionales Lutita E3 y E4. 

2. Filtrados hacia las formaciones generan 
inestabilidad en el pozo. 

 

Rendimiento 

1. El fluido presenta un buen comportamiento, 
estabilidad de la formación, sus características 
reológicas generan suspensión y transporte de 
sólidos. 

2. Sus costos son menores por sección perforada. 

1. Genera tiempos no productivos (TNP), por 
problemas mecánicos asociados a pegas de 
tubería. 

Seguridad y 

Salud 

1. Los componentes de este tipo de fluidos no 
generan grandes contaminantes a las personas 
que los trabajan. 

2. Las arremetidas se detectan de manera rápida. 

1. Al igual que todo tipo de fluidos de perforación 
se debe realizar un tratamiento a los cortes de 
perforación que transportan, para poder realizar 
una buena disposición y tampoco se debe hacer 
de manera masiva.  

Disposición 
1. Disposición a fuente hídricas es sencilla y menos 

costosa. 
2. Es posible reciclar el fluido para nuevos trabajos. 

1. Acumulación de muchas descargas a fuente 
hídricas representan un riesgo latente aun en 
condiciones óptimas de descarga. 
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Seguidamente, se plantea cada uno de los parámetros leídos con anterioridad con 
la finalidad de resaltar los aspectos de interés y generar un análisis. 
 
6.1.1.1 Operacional. En cuanto al fluido propuesto su principal ventaja da solución 
al problema, debido a que su base es aceite; genera inhibición entre el fluido y las 
lutitas de las formaciones atravesadas, esto se resume en que el problema de 
hinchamiento de las lutitas E3 y E4 de la Formación Carbonera no se presenta, 
además, las concentraciones de los controladores de filtrado impiden que grandes 
volúmenes del fluido se filtren a la formación evitando la desestabilización del 
pozo. 
 
Debido a su base aceite este fluido provee lubricidad a la sarta de perforación, en 
este tipo de fluidos es posible incrementar la rata de perforación (> 80 ft/hr) en 
comparación con un fluido base agua.  
 
El fluido propuesto tiene propiedades reológicas con las cuales trae como 
beneficio al transporte de sólidos, además, este fluido al ser bombeado a 
galonajes (> 450 GPM) permite mayor limpieza al hueco y reducir los tiempos no 
productivos. 
 
6.1.1.2 Seguridad y Salud. Este aceite mineral proviene del diesel automotriz con 
contenido de aromáticos (> 30%) con una refinación mayor, por lo cual el 
porcentaje de aromáticos es reducido (< 1%), esto trae ventajas a las personas 
que lo trabajan en campo ya que los vapores que se generan de este fluido no son 
cancerígenos. 
 
6.1.1.3 Disposición. El fluido de perforación propuesto con base en su 
elaboración, aditivos y su alto grado de refinación no representa altos índices de 
contaminación sino por el contrario es posible manejar su disposición y generar 
efectos mínimos en el ambiente, a comparación de su antecesor el aceite diésel 
automotriz el cual en trabajos prolongados puede generar daños perjudiciales a la 
salud de las personas que los trabajen ya que, con el contacto, ingestión o 
inhalación, generan vapores de sustancias pesadas y aromáticos que resultan 
cancerígenos.  
 
6.1.2 Análisis de Pruebas de Laboratorio. A continuación, tomando como 
referencia las pruebas realizadas al fluido de perforación propuesto y demás 
conceptos trabajados a lo largo de este proyecto se compara el fluido propuesto 
con el fluido usado en actividades de perforación de la sección 12 ¼’’ del Campo 
Chichimene. 
 
Para realizar dicha comparación se presenta en la Tabla 27.  las propiedades del 
fluido base agua Inhibido de alto desempeño. 
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Tabla 27. Propiedades del Fluido Base Agua Usado. 

PROPIEDADES DEL FLUIDO BASE AGUA POLIMÉRICO 

Densidad (ppg) 8.8 - 12.2 

Viscosidad Plástica (cP) 15 - 30 

Punto Cedente (lb/100 ft2) 18 - 35 

Esfuerzo de Fluencia (lb/100 ft2) 6 - 10 

Esfuerzo de gel 10 segundos (lb/100 ft2) 7 - 10 

Esfuerzo de gel 10 minutos (lb/100 ft2) 10 - 50 

Hinchamiento lineal (%) 15 - 25 

Filtrado HPHT (ml/30 min) 15 - 30 

Fuente: Ecopetrol S.A. 
 
El análisis consiste en primera medida en la comparación de resultados de las 
pruebas tanto normales como especiales para ello se hace referencia al Cuadro 5. 
del Capítulo 5. y posteriormente el análisis de desempeño de cada fluido, con 
este análisis se muestra si es realmente viable el reemplazo del sistema de fluido 
base agua por el sistema base aceite propuesto. 
 
6.1.2.1 Pruebas Normales. Como fue mencionado en los capítulos anteriores, el 
fluido propuesto proporciona valores dentro de los rangos de diseño especificados 
y se comparan con la Tabla 27. En esta sección se comparan las propiedades de 
Densidad, Viscosidad Plástica, Punto Cedente, Esfuerzo de Fluencia, Geles y 
porcentaje de sólidos. 
 

¶ Densidad. En primera instancia se discute la Densidad con la cual se comparan 
los valores del fluido propuesto y el fluido usado (12.5 y 12.2) ppg 
respectivamente, el fluido usado manejaba la densidad en valor inicial de 8.8 
ppg, lo que significa que se tienen variaciones en la densidad en los intervalos 
inferiores de la Formación Carbonera (> 5000 ft), en las cuales el fluido subía su 
densidad con base en la intrusión de sólidos, en este parámetro la diferencia 
entre ambos fluidos es mínima. 
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¶ Viscosidad Plástica y Punto Cedente. En cuanto a la viscosidad plástica y 
punto cedente, ambos en las zonas problema presentan valores similares; la 
viscosidad plástica está entre los rangos para el fluido propuesto y para el fluido 
usado (29 y 30) cP respectivamente, y para punto cedente (38 y 35) lb/100 ft2, 
estas propiedades varían de tal forma por las mismas razones expuestas 
anteriormente, las formaciones a atravesar requieren algunos ajustes y además 
al perforarlas, los sólidos modifican las características de viscosidad del fluido 
dando el comportamiento observado y mostrando variaciones en los rangos de 
tan alta magnitud. 

 

¶ Esfuerzo de Fluencia. En el esfuerzo de fluencia la variación es notoria, para 
el fluido propuesto el valor arrojado es 22 lb/100 ft2, y para el fluido usado el 
máximo valor reportado es de 10 lb/100 ft2. Estos valores representan la 
capacidad de suspensión y transporte de sólidos que presenta el fluido, ambos 
representan valores estables por lo cual, es necesario determinar qué valor es 
mejor para la sección intermedia dado que la capacidad de suspensión logra 
mantener el hueco bajo control, cuando se realizan paradas ya sea por viajes 
de tubería o problemas operacionales; el valor de 10 lb/100 ft2 resulta el mejor 
debido a que el esfuerzo de flujo no debe ser lo suficientemente alto ni lo 
suficientemente bajo para manejar los cortes, sin embargo, el valor del fluido 
propuesto tampoco es malo, se le asigna un poco menos de puntaje ya que hay 
que medir la capacidad de suspensión bajo condiciones de profundidad donde 
se observa el comportamiento real y esto se presenta más adelante por tanto, 
de momento, el fluido de mejor estabilidad es el fluido base agua. 

 

¶ Geles. En cuanto a los geles la diferencia principal radica en que el fluido 
propuesto inicia en valor elevados de 24 y llega a 54 a los 10 minutos logrando 
estabilizarse en 56 a 30 minutos, mientras que en el fluido usado el valor de 10 
segundos es de 10 y sube hasta 50, cabe resaltar que ambos fluidos presentan 
características no progresivas por lo cual ambos presentan estabilidad 
suficiente para proporcionar características gelificantes a los fluidos de 
perforación, sin embargo los geles son aún más estables en el fluido base 
aceite, como es mencionado en la teoría.  

 

¶ Contenido de Sólidos. El contenido de sólidos de ambos fluidos varía en gran 
medida, dada la concentración establecida, el fluido propuesto presenta alto 
contenido de sólidos desde el inicio (29%), esto es comparable con el fluido 
usado que arrojó un valor de (12%).  

 
El contenido de sólidos es una de las propiedades más importantes fundamentado 
en que los sólidos son el principal contaminante de un fluido de perforación, dado 
que, al realizarse la perforación los cortes que resultan son añadidos al fluido y 
pueden modificar el comportamiento que tiene el fluido y generar cambios en el 
comportamiento de sus propiedades, sin embargo, el fluido que menor porcentaje 
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posee es el fluido base agua, también debido a su naturaleza es el que más 
produce la reacción de hinchamiento de los cortes de perforación de formaciones 
arcillosas, y el que es más afectado por la intrusión de estos sólidos a su 
composición; esto sucede, porque el fluido base aceite tiene la capacidad de 
absorber estos sólidos pero ellos no reaccionan en el fluido simplemente quedan 
suspendidos mientras que, el fluido base agua puede reaccionar con el sólido y 
dependiendo de su naturaleza cambiar propiedades reológicas como (VP, YP, YS 
y Geles). 
 
Se muestra a continuación el análisis de en conjunto de las comparaciones 
mencionadas. El comportamiento de ambos fluidos es apropiado para las 
secciones atravesadas, la intrusión de sólidos en el fluido base agua usado afecta 
en alta medida su comportamiento y hace necesario modificar su composición con 
la finalidad de no generar problemas en el futuro, este problema no afecta al fluido 
propuesto en gran magnitud ya que su composición y diseño considera intrusiones 
de sólidos, su alta viscosidad y comportamiento reológico genera suspensión y 
transporte de cortes que ayudan a trabajar la sección y además tratar los cortes en 
superficie de manera más eficaz, cabe resaltar que el comportamiento de geles no 
progresivos genera grandes ventajas en ambos fluidos y permite que las 
propiedades se mantengan en un margen apropiado, el fluido propuesto presenta 
entre sus ventajas anteriormente mencionadas que su composición puede 
contener intrusiones no deseadas de gases ácidos (H2S y CO2), esta es una 
ventaja fundamental frente a fluidos de base agua, donde estas intrusiones son 
perjudiciales al fluido y las practicas operacionales, en resumen es notable que la 
composición del fluido propuesto genera gran estabilidad en toda la sección 
perforada y genera ventajas de tipo operacional, de seguridad y salud importantes 
sin descuidar las características principales.  
 
Posteriormente se resume como se presenta el Cuadro 9. el comparativo de las 
pruebas normales para el fluido propuesto y el fluido usado en actividades de 
perforación del Campo Chichimene.  
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Cuadro 9. Comparativo de pruebas normales. 

PRUEBAS 

LABORATORIO 

COMPARATIVO PRUEBAS NORMALES 

Fluido Base Agua Fluido 100% Base Aceite 

Densidad (ppg) 12.2 12.5 

Reología 

Viscosidad 

Plástica (cP) 30 29 

Punto 

Cedente 

(lb/100 ft2) 
35 38 

Esfuerzo de 

Fluencia 

(lb/100 ft2) 
10 22 

Geles (lb/100 

ft2) 10 / 50 24 / 54 

Filtrado HTHP (ml) 17 6 

Contenido de Sólidos (%) 12 29 

Hinchamiento Lineal (%) 18 0.43 

 
6.1.2.2 Pruebas Especiales. Las pruebas especiales son denominadas de esta 
manera por considerar factores adicionales por tanto son más representativas de 
lo que sucede en el pozo a condiciones de presión, temperatura y tipos de 
formaciones. A continuación, se realiza un análisis de cómo se comportan tanto el 
fluido propuesto como el fluido usado a los factores nombrados anteriormente, 
luego se compara entre los dos fluidos y se escoge cuál de los dos tiene un mejor 
desempeño teniendo como base los resultados de las pruebas, se hace énfasis en 
el volumen de filtrado y el hinchamiento de lutitas, objetivo principal del proyecto 
investigativo donde es el problema principal. 
 
En el filtrado HTHP para el fluido propuesto se obtuvo un valor de  6.4 ml/30 min, 
esta prueba se realiza a condiciones de 200 ºF, 500 psi y con un disco cerámico 
de 5 micras, se puede observar para la prueba del PPT un valor mínimo de 2.2 ml/ 
30 min, el filtrado API del fluido usado arroja un valor de 6 ml/30 min, las 
condiciones de la prueba influye demasiado ya que si para el fluido usado se 
hiciera un filtrado HTHP este resultado sería mayor debido a los altos valores de 
presión y temperatura, por esta razón se tienen problemas en el pozo con el 
volumen de fluido que entra a las formaciones y el hinchamiento de lutitas.  
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Con respecto al hinchamiento en el capítulo anterior se observa que la gráfica de 
hinchamiento del fluido propuesto posee una línea con tendencia a cero, en 
cuanto al fluido usado se puede observar en la tabla anterior sus valores de 
hinchamiento en porcentaje que están en un rango de (15 – 25) % y para su 
comprobación se realiza un análisis del hinchamiento lineal con el fluido propuesto 
y el usado y sus respectivas gráficas.  
 
Con lo anteriormente planteado se muestra que el fluido de mejor desempeño es 
el fluido propuesto debido a que su bajo filtrado, no ocasiona desestabilización a 
las formaciones y no se tiene problemas asociados de pega mecánica de tubería, 
además su interacción nula con las formaciones soluciona el problema de 
hinchamiento de las arcillas y por ende el problema de pega mecánica de tubería.  
 
6.1.2.3 Hinchamiento lineal. Se realiza el desempeño del fluido frente al 
problema principal de la sección intermedia 12 ¼’’ del Campo Chichimene. 
 
A continuación, en la Gráfica 11. se presenta el comparativo de las gráficas 
anteriores con la finalidad de mostrar el cambio de los distintos tipos de fluido al 
transcurrir un período de tiempo de 20 horas. 
 
Gráfica 11. Comparativo de las líneas de tendencia de hinchamiento lineal. 
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El fluido base agua sin inhibición evaluado es usado como referencia para los 
posteriores análisis y cabe resaltar que esta muestra en su eje vertical los valores 
más altos para que en los futuros análisis el máximo porcentaje está representado 
por esta curva de tendencia logarítmica. 
 
Del fluido polimérico se resalta la disminución del porcentaje de hinchamiento 
pasando de casi 60% a un 18%, es importante notar que la tendencia va 
aumentando y no se observa que tienda a estabilizarse lo que puede indicar el 
problema principal de hinchamiento de formaciones lutíticas. 
 
Seguidamente, con el fluido propuesto lo primero que hay que resaltar de este 
fluido es su buen comportamiento en cuanto a funciones de transporte de cortes y 
mantenimiento de las paredes del pozo, a estas se le suman las características de 
inhibición a las lutitas por su naturaleza de fluido base aceite como lo muestra la 
gráfica anterior, por ello se observa que la línea de tendencia en su gran mayoría 
permanece estable y que posee un pico máximo de 0.43% que incluso muestra un 
comportamiento anormal al resto de la gráfica, pero este porcentaje es casi 
despreciable lo más relevante es su estabilidad y las características anteriormente 
descritas. 
 
Para finalizar, es importante reconocer la buena capacidad de inhibición del fluido 
base agua inhibido de alto desempeño que es usado en la sección intermedia 12 
¼’’ del Campo Chichimene, el problema principal es que su continuo uso genera 
más altos valores de porcentaje por lo que cada vez el problema aumenta más y 
además como no se consideran factores de degradación de fluido a condiciones 
de pozo (que afectan en más alta proporción a los fluidos base agua), el resultado 
beneficia aún más el uso del fluido base aceite. 
 

6.2 SELECCIÓN DEL FLUIDO DE MEJOR DESEMPEÑO PARA LA SECCIÓN 
INTERMEDIA 12 ¼’’ DEL CAMPO CHICHIMENE 
 
Para finalizar, se realiza la selección del fluido de alto desempeño, se realiza con 
base en el análisis descrito anteriormente para determinar si realmente la solución 
al problema de hinchamiento es el fluido propuesto o la mejor opción es seguir con 
el fluido usado, hay que resaltar en esta sección que aun si el fluido propuesto 
mitiga el problema de hinchamiento pero las propiedades de transporte y 
suspensión de sólidos son deficientes o si no hay una adecuada lubricidad y 
estabilidad de las paredes del pozo entonces el fluido soluciona el problema pero 
acarrea consigo nuevos problemas por lo cual el análisis es completo en todos sus 
aspectos y determina el mejor desempeño de fluido. 
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6.2.1 Consideraciones. Se realiza la descripción del comportamiento del aditivo 
de control de filtrado sellante no invasivo de tipo superficial con la finalidad de 
sumarle importancia al mismo debido al aporte que hace a cualquier tipo de fluido 
de perforación en el que sea usado y proporciona al fluido propuesto sus 
características de calibre de hueco, soporte de presiones sumados a su sello 
superficial. 
 
La prueba de filtro de arena no está contemplada dentro de las pruebas API, pero 
sin embargo se realiza para observar el efecto que tiene el controlador de filtrado 
sellante no invasivo sobre formaciones con altas permeabilidades (arenas), es 
importante resaltar que el escenario no corresponde a las condiciones de este 
proyecto (permeabilidad y tamaños de grano de arena), sin embargo, el 
comportamiento es relevante. 
 
El propósito de esta prueba es conocer el efecto sellante de los fluidos sobre un 
lecho de arena de tamaño de partículas conocida. El objetivo de esta prueba es 
lograr un control adecuado de la pérdida de fluido al formar un revoque de baja 
permeabilidad para sellar las zonas depletadas e impedir una pérdida excesiva del 
mismo. En la Fotografía 11. se puede observar el equipo para la prueba de filtro 
de arena con el fluido propuesto. Para la prueba es necesario saber la 
granulometría exacta de la arena y la condición de presión a 100 psi. 
 

Fotografía 11. Equipo Filtro de 
arena. 
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En la siguiente Fotografía 12. se presenta la invasión del fluido usado sin el 
controlador de filtrado. 
 

Fotografía 12. Sin controlador de 
filtrado sellante no invasivo.  

 
 
En la fotografía se presenta el resultado de la prueba de filtro de arena con una 
formulación igual a la final del fluido propuesto el único cambio es que no tiene el 
controlador de filtrado sellante no invasivo, en comparación al resultado que se 
presenta a la prueba con el fluido con controlador de sellante no invasivo es que la 
invasión del fluido en el lecho de arena fue mucho mayor, se puede reportar como 
la invasión del fluido en 4 cm al lecho de arena, se prosigue con la Fotografía 13.  
en la cual se presenta el fluido propuesto con el controlador de filtrado. 
 

Fotografía 13. Con controlador de 
filtrado sellante no invasivo.  

 
 
En la Fotografía 13. se puede observar el efecto que tiene un fluido con 
controlador de filtrado sellante no invasivo, el cual permite que no se pierdan 
grandes volúmenes de fluido en formaciones permeables y que se genere un cake 
con excelentes propiedades, el resultado de esta es prácticamente sólo con 
observación. El fluido invadió 1 cm en el lecho de arena. Se puede observar cómo 
la deposición del cake, es la línea oscura que se encuentra directamente encima 
del lecho de arena. Con las dos anteriores fotografías se puede analizar y concluir 
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la ventaja que proporciona el controlador de filtrado sellante no invasivo tanto 
económicamente como operacionalmente, debido a que a menor invasión del 
fluido en las formaciones permeables menor pérdida de fluido y menor 
desestabilización de las formaciones. 
 
Por último, en la Fotografía 14. se observa el cake que se obtiene de la prueba de 
filtro de arena con el fluido propuesto y el controlado de filtrado sellante no 
invasivo.  
 

Fotografía 14. Cake obtenido de la 
prueba de filtro de arena. 

 
 
La anterior fotografía resulta de la extracción de la parte sólida (arena), para 
evaluar la deposición del cake, cabe resaltar que este procedimiento debe 
realizarse con extremo cuidado para poder tener el comportamiento real, además, 
por la dificultad del procedimiento el cake no puede ser lavado con facilidad, por 
tanto, el resultado del espesor es un poco más alto que los anteriores resultados y 
se asume 2/32’’, también resalta sus características de un cake flexible, brillante 
que además es fácilmente removible. 
 
6.2.2 Matriz de Selección. Una vez presentadas todas las ventajas del fluido 
propuesto y la escogencia del mismo, se finaliza con un resumen de los 
principales objetivos a tratar en este proyecto investigativo y como afecta el fluido 
propuesto en ellos con la finalidad de observar si se ha cumplido con el objetivo 
investigativo y si el fluido presenta ventajas operacionales que logre su posterior 
uso en actividades de perforación de la sección intermedia 12 ¼’’ de Campo 
Chichimene. 
 
Según los análisis y comparativos realizados anteriormente se selecciona el fluido 
propuesto debido a sus excelentes resultados en las pruebas realizadas, en los 
siguientes parámetros se comenta y resume un poco para comprobar de porque 
se escoge el fluido propuesto.  
 
Un fluido de perforación se diseña con base en los requerimientos de las 
formaciones:  
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¶ Capacidad de inhibición (reducir el Hinchamiento de las arcillas). 

¶ Capacidad de anti-acreción, es decir evitar que las partículas se peguen al BHA 
y generen el problema de embotamiento de la broca o del BHA. 

¶ Capacidad de impedir que las arcillas se incorporen al sistema de fluidos, 
generando problema de sólidos en el fluido de perforación. 

¶ Capacidad de Puenteo de las formaciones poroso / permeables. 

¶ Capacidad de limpieza de del fluido, es decir propiedades reológicas, que con 
un adecuado caudal pueda dar la limpieza requerida en el hueco. 

 
Un concepto importante es que el balance de las propiedades de un fluido es 
importante y las variaciones así sea en una de las variables puede modificar el 
comportamiento de las demás, dicho esto, en el Cuadro 11. se presenta la matriz 
de selección en ella, los porcentajes de ponderación están repartidos de la 
siguiente manera. Las propiedades reológicas en todos los fluidos son las más 
importantes, sin embargo, como se ha descrito son dependientes de otras 
variables por ello su porcentaje es (25%), en la viscosidad lo único importante es 
que no sea muy alta, por la bombeabilidad (una viscosidad muy alta tiene pérdidas 
de presión muy altas, por lo tanto, un fluido muy viscoso necesita bombas más 
grandes). Así, es necesario que el punto cedente al que se le asigna (7%) no 
tenga valores muy altos por la razón mencionada. Los geles deben ser planos y no 
progresivos (6%), para asegurar que en los viajes de tubería o paradas de 
circulación los sólidos no caigan de manera significativa, y que al momento de 
encender las bombas vuelva la circulación del fluido sin problemas. Las 
propiedades reológicas son realmente importantes por la relevancia que tienen en 
cuanto a la limpieza del pozo, transporte de cortes y prevención del problema de 
embotamiento de la broca. 
 
El problema principal más importante de resaltar es el hinchamiento de 
formaciones arcillosas, y es el que tiene mayor incidencia en costos y tiempos no 
productivos por posible pega mecánica de tubería, que pueden llevar a perder 
equipo de fondo, perder tiempo mientras liberan la sarta etc. y si se pierde tiempo 
se ve reflejado en costos (Gasto del taladro); por esta razón, se tiene un 
porcentaje igual de 25% para esta propiedad.  
 
Además, al filtrado se le asigna el mismo porcentaje (25%), debido a que este 
puede ocasionarnos problemas asociados a las formaciones lutíticas; como se 
nombró anteriormente si se tienen volúmenes excesivos de invasión de fluido de 
perforación a la formación, se puede ocasionar un efecto de deslizamiento, y, por 
tanto, tener nuevamente el problema de pega mecánica, además de pérdidas de 
fluido, esto conlleva a mayores costos por preparación de fluido.  
 
Finalmente; el contenido de sólidos, esta propiedad es otra de las más 
importantes, porque la contaminación del fluido por sólidos puede traer muchos 
problemas en las actividades de perforación y también en la parte económica; 
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debido a que, entre mayor contaminación por sólidos, se debe realizar mayor 
dilución del fluido con fluido nuevo, además estos sólidos de baja gravedad 
pueden ocasionar problemas en las bombas y demás herramientas. Aunque no se 
realizaron pruebas del fluido con contaminación por sólidos, esta propiedad se 
evalúa de manera teórica y se explica posteriormente, se asigna el valor de 25%.  
 
El fluido base aceite de igual forma que cualquier otro fluido incorpora los sólidos 
de las formaciones arcillosas, pero el fluido propuesto no activa este tipo sólidos; 
debido a que la investigación está dirigida a una zona en la que el principal 
problema que se tiene son las formaciones con alto contenido de arcilla, entonces 
el fluido usado puede presentar problemas por contaminación de sólidos, ya que 
activa los sólidos arcillosos. Por esta razón se tiene una ventaja del fluido 
propuesto frente al fluido usado y se evalúa la propiedad con respecto a lo 
anteriormente explicado. 
 
En resumen, a las 4 propiedades principales: Hinchamiento lineal, Filtrado, 
Reología y Contenido de Sólidos, se le asigna un valor equitativo de 25%, 
fundamentado en la relación que posee cada propiedad, por ejemplo; si el fluido 
posee valores estables de geles (no progresivos) y el fluido es contaminado por 
sólidos, es muy probable que los valores de geles se eleven y dejen su 
característica de no progresivos, así mismo, si el fluido posee un esfuerzo de 
fluencia y punto cedente muy bajos es posible que los sólidos no se incorporen en 
el fluido y no haya buena capacidad de suspensión y si se genera alguna parada 
los fluidos se decanten y generen bloqueos, además, las propiedades como 
filtrado e hinchamiento deben estar equilibradas dado que de nada sirve un fluido 
que no genere hinchamiento (fluido base aceite), si el fluido se filtra por las micro 
fracturas de las formaciones y genera sliding, y viceversa si el fluido no se filtra por 
las micro fracturas pero se genera hinchamiento de formaciones arcillosas se tiene 
el mismo problema de pega mecánica que si ocurre un efecto de sliding. 
 
Los criterios de evaluación de la mejor opción para la selección del fluido son los 
siguientes mostrados en la Cuadro 10. 
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Cuadro 10. Criterios de evaluación Matriz de Selección del fluido de perforación. 
ASPECTOS A 

EVALUAR 
CRITERIOS DE EVALUACIÓN 

Hinchamiento 
Lineal 

Si genera hinchamiento: 

¶ < 5% se asigna el valor de 5.0. 

¶ 5% - 12 % se asigna el valor de 4.0. 

¶ 12% - 20% se asigna el valor de 3.0. 

¶ 20% - 25% se asigna el valor de 2.0. 

¶ > 25% se asigna el valor de 1.0. 

Filtrado (HTHP) 

Si el filtrado es/está: 

¶ < 8 ml se asigna el valor de 5.0. 

¶ 8 - 10 ml se asigna el valor de 4.0. 

¶ 10 - 13 ml se asigna el valor de 3.0. 

¶ 16 - 20 ml se asigna el valor de 2.0. 

¶ > 20 ml se asigna el valor de 1.0. 

Contenido de 
Sólidos 

¶ Se evalúa de forma teórica, por tanto, se conoce que cualquier tipo de 
fluido es igualmente susceptible a ser contaminado con sólidos, sin 
embargo, el fluido base aceite por su naturaleza es capaz de añadir dichos 
sólidos sin que generen interacciones no deseados por ello se le asigna un 
valor bueno. 

Geles 

¶ Si el resultado de geles a 10 segundos y 10 minutos es elevado (> 30 
lb/100 ft2), entonces realizar la diferencia y si el valor es cercano (< 10 
unidades), se consideran no progresivos y se le asigna valor de 5.0. 

¶ Si el resultado no es cercano se considera no progresivo y se le asigna 
valor de 1.0. 

¶ Si no cumple ninguna de las anteriores asignar valor de 3.0. 

Viscosidad 
Plástica 

Si el resultado es/está: 

¶ < a 15 cP, asignar valor de 5.0. 

¶ 15 - 30 cP se asigna el valor de 4.0. 

¶ 30 - 35 cP se asigna el valor de 3.0. 

¶ 35 - 40 cP se asigna el valor de 2.0. 

¶ > a 20 cP, asignar valor de 1.0.  

Punto Cedente 

Si el resultado es/está: 

¶ > a 42 lb/100 ft2, asignar valor de 5.0. 

¶ 35 - 42 lb/100 ft2 se asigna el valor de 4.0. 

¶ 23 - 35 lb/100 ft2 se asigna el valor de 3.0. 

¶ 10 - 23 lb/100 ft2 se asigna el valor de 2.0. 

¶ < a 10 lb/100 ft2, asignar valor de 1.0. 

Esfuerzo de 
Fluencia 

Si el resultado es/está: 

¶ < a 10 lb/100 ft2, asignar valor de 5.0. 

¶ 10 - 16 lb/100 ft2, asignar valor de 4.0. 

¶ 16 - 23 lb/100 ft2, asignar valor de 3.0. 

¶ 23 - 28 lb/100 ft2, asignar valor de 2.0. 

¶ > a 28 lb/100 ft2, asignar valor de 1.0. 
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Por último, en el Cuadro 11. se realiza la matriz de selección del fluido de mejor comportamiento para las 
actividades de perforación de la sección intermedia 12 ¼’’ del Campo Chichimene. 
 
Cuadro 11. Matriz de Selección del Fluido de Perforación. 

Geles
Viscosidad 

Plástica

Punto 

Cedente

Esfuerzo de 

Fluencia

25% 25% 25% 6% 6% 7% 6% 100%

Puntuación 3 3 2 3 4 4 5

Porcentaje 

equivalente
15% 15% 10% 4% 5% 6% 6%

Puntuación 5 4 5 3 4 4 3

Porcentaje 

equivalente
25% 20% 25% 4% 5% 6% 4%

Fluido 100% 

Base Aceite 

Mineral

88%

Ponderación

FORMULACIONES A EVALUAR

Criterios de evaluación

1. Deficiente          2. Malo          3. Regular          4. Bueno         5. Muy Bueno           

Fluido Base Agua 

Inhibido de Alto 

Desempeño

60%

MATRIZ DE SELECCIÓN DEL FLUIDO

CARACTERISTICAS GENERALES

ASPECTOS A EVALUAR

TOTALHinchamiento 

Lineal

Contenido de 

Sólidos
Filtrado

Reología
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Como se ha presentado a lo largo de este proyecto investigativo, las ventajas de 
un fluido base aceite frente a un fluido base agua es notable, el resultado que 
muestra la matriz enfocado a los problemas de la sección intermedia del Campo 
Chichimene es de 88% del fluido propuesto frente a 63% del fluido usado; esto 
quiere decir que el fluido propuesto con base en los resultados de laboratorio y su 
posterior análisis, permite obtener ventajas frente al fluido usado y puede ser 
usado efectivamente en el Campo Chichimene; sin embargo, siempre ha existido 
en contraparte el problema de su disposición debido a su naturaleza aceite que es 
contaminante por tanto, se adicionan costos, por esto, este tipo de fluidos de 
perforación son usados en pequeñas cantidades para secciones problemáticas o 
de interés, el objetivo principal es mostrar que ventajas trae consigo la 
implementación de un fluido 100% base aceite mineral de baja toxicidad que a 
mediano y largo plazo dan razones de peso para implementarse en secciones más 
extensas, para finalizar se realiza la evaluación financiera del proyecto con base 
en el indicador financiero Valor Presente (VP). 
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7. EVALUACIÓN FINANCIERA DE LOS FLUIDOS DE PERFORACIÓN 
 
Este capítulo corresponde a la evaluación de la viabilidad financiera del proyecto 
investigativo, con la finalidad de mostrar las ventajas operacionales del fluido 
propuesto contra el fluido de perforación base agua inhibido de alto desempeño, 
usado en actividades de perforación del Campo Chichimene operado en la 
actualidad por la empresa Ecopetrol S.A.  
 
El principal problema recae sobre la sección intermedia (12 ¼’’) del Campo 
Chichimene, la cual, en las formaciones con alto contenido de arcilla, se ha 
generado un hinchamiento que tiene como consecuencia problemas operacionales 
de pega mecánica de tubería. Esto se traduce en tiempos no productivos (TNP) 
que representan costos importantes a mediano y largo plazo; para solucionarlo se 
propone un fluido de perforación base 100% aceite de baja toxicidad, que 
representa una inversión inicial importante pero que, a mediano y largo plazo, 
resulta en ventajas económicas y también ventajas operacionales, de seguridad y 
salud para las personas que lo trabajan en campo. 
 
Para esta evaluación se tiene como unidad monetaria el Dólar americano, una 
tasa de interés de oportunidad (TIO) de 11.2% efectivo anual, que es utilizada en 
la evaluación de proyectos de inversión por la empresa Ecopetrol S.A. y con un 
tiempo de evaluación de 10 Meses; esto es debido a que se realiza la evaluación 
de una campaña de perforación de 10 pozos en el que cada uno se demora en 
completar un tiempo aproximado de 30 días. 
 

7.1 ANÁLISIS DE INVERSIÓN – CAPÉX 
 
Se presenta el análisis de costos asociados a la preparación del fluido de 
perforación de estudio y el fluido de perforación usado en la sección intermedia 12 
¼’’ del Campo Chichimene. Es importante aclarar que los costos asociados al 
fluido de perforación propuesto representan grandes inversiones con las cuales se 
pretende mejorar los tiempos no productivos y traducirlo en ventajas a mediano y 
largo plazo; dado esto, en este análisis se evalúa el aspecto de los aditivos. 
 
Para realizar el análisis, como primera medida, se debe determinar la manera a 
evaluar, por tanto, se ha decidido por los investigadores realizar la comparación de 
costos barril a barril por ft perforados. Sin embargo, debido a la recuperación del 
fluido propuesto entre pozo y pozo (50% de fluido recuperado), es necesario 
evaluarlo en su desarrollo completo de una campaña de 10 pozos en un tiempo 
promedio de 10 meses. El principal objetivo es establecer una profundidad 
estándar y calcular los bls que deben ser utilizados para llenar la sección. 
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Para este estudio, la profundidad estándar es 9150 ft; además se necesita el 
diámetro interno de la tubería de 12 ¼’’, para los siguientes cálculos que arroja el 
valor de 9.625’’. 
 
Ecuación 9. Cálculo de Volumen espacio Anular. 

 
Fuente. Baroid. Manual de Fluidos. 1999. pag 286. 
 
Donde: 
VA: Volumen anular, bls. 
OH: Diámetro de hueco abierto, in. 
OD: Diámetro externo de la tubería, in. 
TVD: Longitud total del espacio anular, ft. 
 
Ecuación 10. Cálculo de Volumen espacio Tubular. 

 
Fuente. Baroid. Manual de Fluidos. 1999. pag 287. 
 
Donde: 
VT: Volumen tubular, bls. 
ID: Diámetro interno de la tubería, in. 
TVD: Longitud total de la tubería, ft.  
 
Seguidamente, en la Figura 11. se presenta el estado mecánico generalizado del 
pozo para la sección intermedia 12 ¼’’ del Campo Chichimene. 
  



 

156 
 

Figura 11. Estado Mecánico Generalizado Sección Intermedia. 

Fuente: Ecopetrol S.A. Modificada por los autores. 
 
Por último, se realiza el cálculo de volúmenes de un primer pozo a través de las 
siguientes ecuaciones, en un período de 10 meses. 
 

Ecuación 11. Volumen tubería 
interna. 

 
 

ESTADO MECÁNICO

Sección ρσ ϳ''

Sección ρς ϳ''

Casing
OD = 13.375''
ID = 12.415''

Casing
OD = 9.625''
ID = 8.681''

9150 ft

1000 ft
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Ecuación 12. Volumen Open Hole 
Sección 12 ¼’’ a 9150 ft. 

 
 

Ecuación 13. Volumen Total. 
 

 
 
Cabe resaltar que se tiene una reserva de fluido en un tanque con un volumen de 
600 bls, el cual se llena todo con el fluido que se trabaja en los pozos del Campo 
Chichimene, para el efecto de los costos evaluados para el fluido propuesto se 
toma el mismo tanque con el volumen de 600 bls; también se debe tener en 
cuenta un volumen de dilución/mantenimiento de 800 bls, y 15% por Washout. El 
volumen total requerido para la sección intermedia de un pozo del Campo 
Chichimene es de 2819 bls. 
 
7.1.1 Costo de inversión para el fluido base agua de alto desempeño. A 
continuación, se presentan los costos asociados a la preparación e 
implementación del fluido base agua de alto desempeño para las actividades de 
perforación de la zona intermedia del Campo Chichimene. 
 
7.1.1.1 Costo de preparación. Una vez se habla de la inversión para el fluido de 
perforación base agua, se hace necesario estimar los costos de la preparación de 
los barriles de dicho fluido, por tanto, en la Tabla 28. se presentan los costos de la 
base y los aditivos usados para el diseño del fluido. 
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Tabla 28. Costos Aditivos Fluido Usado. 

PRODUCTO 
UNIDAD 

DE 
MEDIDA 

CANTIDAD CONCENTRACIÓN 
COSTO 

UNITARIO 
(USD) 

COSTO 
TOTAL 
(USD) 

Polímero 
468.6 
lb/sx 

5 lb 0.8 lb/bl 885.20 4,426.00 

Inhibidor 623 lb/sx 42 lb 8 lb/bl 879.14 36,923.88 

Viscosificante 55 lb/sx 89 lb 1.5 lb/bl 194.15 17,279.35 
Agente 
Alcalinizante 

55 lb/sx 20 lb 0.75 lb/bl 28.50 570.00 

Controlador 
de Filtrado 1 

50 lb/sx 65 lb 1 lb/bl 125.80 8,177.00 

Controlador 
de Filtrado 2 

50 lb/sx 98 lb 1.5 lb/bl 140.28 13,747.44 

Controlador 
de Filtrado 3 

50 lb/sx 49 lb 0.75 lb/bl 121.32 5,944.68 

Estabilizador 50 lb/sx 262 lb 4 lb/bl 84.37 22,104.94 
Estabilizador 50 lb/sx 262 lb 4 lb/bl 91.50 23,973.00 

Agente de 
Sello 

110 lb/sx 750 lb 40 lb/bl 10.07 7,552.50 

Agente de 
Sello 

110 lb/sx 450 lb 40 lb/bl 14.45 6,502.50 

Agente 
Densificante 

100 lb/sx 8044 lb 245 lb/bl 14.57 117,201.08 

Dispersante 50 lb/sx 230 lb 2 lb/bl 21.84 2,861.04 

Bactericida 44 lb/sx 74 lb 1 lb/bl 72.79 5,386.46 
Lubricante 25 lb/sx 394 lb 3 lb/bl 14.54 5,728.76 

Lubricante 
Antiacreción 

450 lb/sx 29 lb 4 lb/bl 974.61 28,263.69 

Lubricante 
Reductor de 
Torque 

430 lb/sx 30 lb 4 lb/bl 1,092.24 32,767.20 

Costo por Barril (USD) 120.40 

Costo por Pie (USD) 41.65 

Costo Total (USD) 339,409.52 

Fuente: Ecopetrol S.A. 
 
7.1.1.2 Costo del fluido base agua para la sección intermedia. Anteriormente 
se calculó el volumen requerido de fluido de perforación para la sección intermedia 
de los pozos del Campo Chichimene. Este volumen se multiplica por el costo por 
barril, para así tener el costo total del fluido para la sección como se observa en la 
Ecuación 14. 
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Ecuación 14. Costo Total del volumen requerido de fluido base agua. 

 
 

7.1.2 Costo de inversión para el fluido propuesto. Ahora bien, se ha tratado el 
fluido propuesto se realiza el mismo procedimiento y se presenta los costos 
asociados a la preparación e implementación del fluido 100% base aceite de baja 
toxicidad para las actividades de perforación de la zona intermedia del Campo 
Chichimene. 
 
7.1.2.1 Costo de preparación. Igualmente, como se ha trabajado anteriormente 
en la Tabla 29. se presentan los costos de la base y los aditivos usados para el 
diseño del fluido propuesto.  
 
Tabla 29. Costos Aditivos Fluido Propuesto. 

PRODUCTO 
UNIDAD 

DE 
MEDIDA 

CANTIDAD CONCENTRACIÓN 
COSTO 

UNITARIO 
(USD) 

COSTO 
TOTAL 
(USD) 

Aceite 
Mineral 

1 bl 240 ml 0.6857 ml 160.00 109.71 

Arcilla 
Organofílica 

55 lb/sx 5 gr 5 gr 85.00 7.73 

Agente Polar 
55 

gal/can 
2.5 ml 0.3 ml 1,200.00 0.82 

Agente 
Humectante 

55gal/can 1.4 ml 0.2 ml 832.00 0.38 

Controlador 
de Filtrado 1 

55 lb/sx 14 gr 14 gr 45.00 11.45 

Controlador 
de Filtrado 2 

55 lb/sx 10 gr 10 gr 45.00 8.18 

Controlador 
de Filtrado 3 

25 lb/sx 10 gr 10 gr 120.00 48.00 

Carbonato de 
Calcio 

110 lb/sx 60 gr 60 gr 10.00 5.45 

Barita 100 lb/sx 230 gr 230 gr 12.00 27.60 

Costo por Barril (USD) 219.33 

Costo por Pie (USD) 75.86 

Costo Total (USD) 618,291.27 

Fuente: Ecopetrol S.A. 
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7.1.2.2 Costo del fluido 100% base aceite para la sección intermedia. 
Seguidamente, se calculó el volumen requerido de fluido de perforación para la 
sección intermedia de los pozos del Campo Chichimene, este volumen se 
multiplica por el costo por barril, para así tener el costo total del fluido para la 
sección como se observa en la Ecuación 15. 
 
Ecuación 15. Costo Total del volumen requerido del fluido propuesto. 

 
 

7.2 ANÁLISIS DE INVERSIÓN – OPÉX 
 
Ya revisado el análisis CAPÉX, se complementa el estudio mediante el análisis de 
los factores de operación, que involucran las actividades de perforación, tiempos 
no productivos (TNP), tratamiento y disposición de cortes. 
 
7.2.1 Costo de operación para el fluido base agua de alto desempeño. La 
operación del fluido base agua requiere en general un costo de ingeniería 
estándar, además, sus costos de tratamiento incluyen la operación de dewatering 
y sus tiempos no productivos son altos, por tanto. Se muestra posteriormente la 
influencia de estos factores sobre los costos de operación. 
 
7.2.1.1 Costo de ingeniería planeado. Este se refiere al costo de los encargados 
de la implementación del sistema de fluido propuesto, se tiene en cuenta un 
ingeniero de lodos y el ingeniero junior. En la Tabla 30. se presenta el costo de 
personal para 10 días de trabajo en campo. 
 
Tabla 30. Costos de Ingeniería fluido base agua. 

Cargo Costo por día (USD) # días Total (USD) 

Ingeniero de lodos 824.00 10 8,240.00 

Ingeniero junior 550.00 10 5,500.00 

Costos Totales (USD) 13,470.00 

Fuente: Ecopetrol S.A. 

 

El costo total de ingeniería requerido para la implementación del fluido base agua 

en la sección intermedia de un pozo del Campo Chichimene es de 13,470 USD. 
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7.2.1.2 Costos de tratamiento de cortes de perforación. Para la 
implementación de un sistema de fluido es necesario tener en cuenta la cantidad 
de los cortes de perforación que se obtienen y el costo de tratamiento de los 
mismos. Para el caso del Campo Chichimene se tomó un volumen promedio de 
cortes producidos en la sección intermedia por pozo de 2240 bl y para el caso del 
fluido base agua de alto desempeño se presenta en la Tabla 31. el costo de 
tratamiento de los cortes de perforación es de 5 USD/bl; adicionalmente para los 
sistemas base agua se tiene en cuenta el procedimiento de Dewatering y sus 
costos por consecuencia.  
 
Tabla 31. Costos de Tratamiento fluido base agua. 

Proceso Cantidad (bl) Costo (USD/bl) Total (USD) 

Tratamiento de 

cortes 
2,240 5.00 11,200.00 

Dewatering ------ 6,000.00 6,000.00 

Costos Totales (USD) 17,200.00 

Fuente: Ecopetrol S.A. 
 

El costo total de tratamiento de cortes de perforación y del tratamiento del fluido 

base agua es de 17,200 USD. 

 

7.2.1.3 Costo de alquiler de taladro. Para el Campo Chichimene el alquiler del 
taladro tiene un costo de 85,000 USD/día. El costo total para los 10 días que dura 
realizándose la sección intermedia se encuentra en la Ecuación 16. 
 

Ecuación 16. Costo de Alquiler del Taladro fluido base agua. 

 
Fuente: Ecopetrol S.A. 

 

El costo total del alquiler del taladro para perforar la sección intermedia del Campo 

Chichimene con fluido base agua de alto desempeño es de 850,000 USD. 
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7.2.1.4 Costos de Tiempos No Productivos (TNP). Estos costos se relacionan a 
los problemas operacionales que causa el sistema de fluido base agua de alto 
desempeño, debido a la interacción que presenta con las formaciones y los 
volúmenes de filtrado que invaden las mismas, en los cuales se ven envueltos la 
pega mecánica de tubería, pérdidas de circulación y embotamiento de la broca. 
Estos problemas operacionales se traducen en altos costos debido a la pérdida del 
fluido y mayor tiempo de alquiler del taladro. 
 

Para realizar el cálculo de los costos de Tiempos No Productivos (TNP), se tiene 

en cuenta que se evalúa para 10 pozos; cada pozo demora 30 días desde que 

inicia la perforación hasta el completamiento, esto quiere decir hasta que se 

termina todo el pozo; pero para la sección intermedia sólo se tiene estimado un 

tiempo de 10 días de los 30. Debido a los problemas operacionales causados, el 

tiempo estimado de 10 días se extiende como se puede observar en la Tabla 32. 

 

Tabla 32. Tiempos Adicionales Promedio. 

Pozo Tiempo estimado (hrs) Tiempo real (hrs) 
Tiempo adicional 

(hrs) 

1 240 280 40 

2 240 269 29 

3 240 250 10 

4 240 276 36 

5 240 267 27 

6 240 258 18 

7 240 262 22 

8 240 289 49 

9 240 278 38 

10 240 283 43 

  Promedio 31.2 

Fuente: Ecopetrol S.A. 

 

En la tabla anterior se encuentra el promedio del tiempo adicional que es igual a 

31.2 hrs; este tiempo adicional es lo que hace referencia a los tiempos no 

productivos o tiempos perdidos ocasionados por los problemas operacionales que 

surgen en actividades de perforación. El cálculo del costo del alquiler del taladro 

por hora se puede observar en la Ecuación 17. este es necesario tenerlo debido a 

que se usa en los cálculos posteriores.  

 

Ecuación 17. Costo alquiler taladro por hora. 

 
Fuente: Ecopetrol S.A. 
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El tiempo adicional se multiplica por el alquiler de taladro por hora como se puede 

observar en la Ecuación 18. 

 

Ecuación 18. Costos asociados al alquiler del taladro producto de TNP. 

 
Fuente: Ecopetrol S.A. 

 

Para finalizar, al costo del alquiler de taladro por tiempos no productivos se le 

suman unos costos adicionales que se deben tener en cuenta, entre los cuales 

están; mud loggin, casino, equipo direccional y de registros, los cuales son de 

5,000 USD/hr. El cálculo de lo anteriormente dicho se puede observar en la 

Ecuación 19. 

 

Ecuación 19. Costos asociados a TNP. 

 
Fuente: Ecopetrol S.A. 

 

El costo total que trae como consecuencia los tiempos no productivos por la 

utilización del fluido base agua de alto desempeño es de 266,510 USD. 

 

7.2.2 Costo de operación para el fluido 100% base aceite de baja toxicidad. A 
continuación, se presentan los costos asociados a la preparación e 
implementación del fluido 100% base aceite de baja toxicidad para las actividades 
de perforación de la zona intermedia del Campo Chichimene. 
 
7.2.2.1 Costo de ingeniería planeado. Este se refiere al costo de los encargados 
de la implementación del sistema de fluido planteado, se tiene en cuenta un 
ingeniero de lodos y el ingeniero junior. Por tanto, en la Tabla 33. se presenta el 
costo de personal para 8 días de trabajo en campo, debido a que los fluidos base 
aceite permiten trabajar a mayores ratas de perforación (ROP), teniendo así una 
reducción del 20% del tiempo en las labores de perforación de la sección 
intermedia del Campo Chichimene. 
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Tabla 33. Costos de Ingeniería fluido propuesto. 

Cargo Costo por día (USD) # días Total 

Ingeniero de lodos 824.00 8 6,592.00 

Ingeniero junior 550.00 8 4,400.00 

Costos Totales (USD) 10,992.00 

Fuente: Ecopetrol S.A. 

 

El costo total de ingeniería requerido para la implementación del fluido 100% base 

aceite de baja toxicidad en la sección intermedia de un pozo del Campo 

Chichimene es de 10,992 USD. 

 

7.2.2.2 Costos de tratamiento de cortes de perforación. Para la 
implementación de un sistema de fluido es necesario tener en cuenta la cantidad 
de los cortes de perforación que se obtienen y el costo de tratamiento de los 
mismos. Para el caso del fluido 100% base aceite de baja toxicidad como se 
presenta en la Tabla 34. el costo promedio de tratamiento de los cortes de 
perforación es de 30 USD/bl, y para el caso del volumen de los cortes de 
perforación se tiene una reducción del 20%, dando como resultado un volumen de 
estos de 1792 bl. Como se nombró anteriormente, el procedimiento de Dewatering 
solo se tiene en cuenta para los fluidos base aceite.  
 

Tabla 34. Costos de Tratamiento fluido propuesto. 

Proceso Cantidad (bl) Costo (USD/bl) Total (USD) 

Tratamiento de 

cortes 
1,792 30.00  53,760.00 

Dewatering N/A N/A N/A 

Costos Totales (USD)  53,760.00 

Fuente: Ecopetrol S.A. 

 

El costo total de tratamiento de cortes de perforación del fluido 100% base aceite 

de baja toxicidad es de 53,760 USD. 

 

7.2.2.3 Costo de alquiler de taladro. Para el Campo Chichimene el alquiler del 
taladro tiene un costo de 85,000 USD/día. El costo total para los 8 días que dura 
realizándose la sección intermedia se encuentra en la Ecuación 20. Estos 8 días 
se toman por lo anteriormente dicho de la reducción del tiempo en un 20%. 
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Ecuación 20. Costo de Alquiler del Taladro fluido propuesto. 

 
Fuente: Ecopetrol S.A. 

 
El costo total del alquiler del taladro para perforar la sección intermedia del Campo 

Chichimene con fluido 100% base aceite de baja toxicidad es de 680,000 USD. 

 

7.3 EVALUACIÓN FINANCIERA DE COSTOS Y EGRESOS 
 
La evaluación del proyecto investigativo está enfocado a los costos y egresos 
generados por la implementación de un fluido de perforación; por ello, se ha 
realizado a lo largo de este capítulo un análisis de inversión y operación de los 
fluidos, para continuar con el estudio mediante el indicador financiero valor 
presente; se realiza un resumen de los costos detallados en secciones anteriores. 
 
7.3.1 Resumen de Costos. Como primera medida se encuentra en la Tabla 35. el 
resumen de los costos CAPÉX y OPÉX, para el fluido base agua de alto 
desempeño que ha sido usado en la sección intermedia del Campo Chichimene. 
 

Tabla 35. Resumen de costos para el fluido base agua de alto 
desempeño. 

COSTOS FLUIDO BASE AGUA 

Costos de preparación (USD) 291,428.22 

Costos de ingeniería (USD) 13,470.00 

Costos de tratamiento (USD) 17,200.00 

Costos de alquiler de taladro (USD) 850,000.00 

Costos asociados a TNP (USD) 266,500.00 

TOTAL (USD) 1,438,498.22 

 
Seguidamente, en la Tabla 36. se encuentra el resumen de los costos CAPÉX y 
OPÉX, para el fluido propuesto. 
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Tabla 36. Resumen de costos para el fluido 100% base aceite. 

COSTOS FLUIDO 100% BASE ACEITE 

Costos de preparación (USD) 618,291.27 

Costos de ingeniería (USD) 10,992.00 

Costos de tratamiento (USD) 53,760.00 

Costos de alquiler de taladro (USD) 680,000.00 

TOTAL (USD) 1,363,043.27 

 
Por último, se presenta el Cuadro 12.  en el cual se extrapolan dichos costos a la 
campaña de perforación de 10 pozos, y se usa en el fluido propuesto la 
reutilización de fluido que minimiza en un 50% sus costos de preparación.
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Cuadro 12. Evaluación de Costos y Egresos. 

 
 
A Partir de estos resultados, se procede con la evaluación de la viabilidad financiera mediante el indicador financiero 
Valor Presente de Costos y Egresos. 
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7.4 EVALUACIÓN DE LA VIABILIDAD FINANCIERA 
 
La viabilidad financiera se determina a través del indicador financiero Valor 
Presente de Costos y Egresos, con una tasa de interés de oportunidad (TIO) de 
11.2% efectivo anual, por lo cual; en primera medida se debe realizar el cálculo 
para obtener la tasa de interés en valores correspondientes al período de 
evaluación (meses). Por tanto, se realiza con base en la Ecuación 21. la 
conversión de tasa de interés efectivo anual a interés efectivo mensual (TEM). 
 

Ecuación 21. Tasa de Interés Efectivo Mensual. 

 
Fuente. Conversión de tasas vencidas. Disponible en internet 
en: http://www.contabilidadyfinanzas.com/conversion-de-tasas-
vencidas.html. Consultada en Mayo de 2016. 

 
Ahora bien, la tasa obtenida es del 0.8886% efectivo mensual, se continua 
entonces a realizar el flujo de caja de cada fluido y su correspondiente Valor 
Presente. 
 
7.4.1 Flujo de Caja Fluido Base Agua. Como se ha mencionado anteriormente, 
se realiza el flujo de caja para el fluido base agua, para ello; se usa de referencia 
la Ecuación 22. del Valor Presente. 
 
Ecuación 22. Indicador Financiero Valor Presente. 

 
Fuente. LÓPEZ DUMRAUF, G. Cálculo Financiero Aplicado, un enfoque 
profesional. (2006). 
 
Donde: 
Vt: Representa los flujos de caja en cada período t. 
I0: Valor del desembolso inicial de la inversión. 
n: Número de períodos considerados. 
k: Tasa de interés de oportunidad.  
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A continuación, con base en el Cuadro 12. se realiza en la Figura 12. el flujo de caja para el fluido base agua en 10 
meses. 
 
Figura 12. Flujo de Caja fluido base agua. 

 
 
Posteriormente, queda únicamente la implementación del Indicador financiero para el fluido base agua. 
 
Valor Presente de Costos y Egresos Fluido Base Agua. Por último, se encuentra el Valor Presente de Costos y 
Egresos para el fluido base agua usado, se tiene en cuenta que para este fluido no aplica la reutilización; en 
consecuencia, para todos los meses el valor permanece constante, como se observa en la Ecuación 23. 
 
Ecuación 23. Valor Presente de Costos y Egresos Fluido Base Agua. 
 

 

 
 
 
Simplificando la ecuación se obtiene los siguientes resultados como se observa a continuación en la Ecuación 24. 
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Ecuación 24. Resultado Valor Presente fluido base agua. 
 

 
 

 
 
De acuerdo con la Tasa de Interés de Oportunidad de 0.8886%, el resultado del Valor Presente de Costos y 
Egresos para el Fluido Base Agua es -13’731,856.84 USD. 
 
7.4.2 Flujo de Caja Fluido Base Propuesto. Al igual que en la sección anterior, se realiza el mismo procedimiento 
para determinar el Valor Presente; con la precisión del concepto de reutilización del 50% para el costo de 
preparación como se observa en la Figura 13.  
 
Figura 13. Flujo de Caja fluido 100% base aceite. 
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60Ȣ ςωρȟτςψρτςυȟωςχρᴂτρσȟσφψρᴂτππȟωςπρᴂσψψȟυψρρᴂσχφȟσυρρᴂσφτȟςςψρᴂσυςȟςρς

ρᴂστπȟσπςρᴂσςψȟτωχρᴂπυπȟπτς 
 

60Ȣ ρσχσρȟψυφȢψτ 53$ 



 

171 
 

Valor Presente de Costos y Egresos Fluido 100% Base Aceite. Para finalizar, se presenta en la Ecuación 25. el 
Valor Presente del fluido propuesto. 
 

Ecuación 25. Valor Presente de Costos y Egresos Fluido 100% Base Aceite. 
 

 
 
 
 

 
Al igual que en el caso anterior se simplifica la ecuación obteniendo los siguientes resultados mostrados 
posteriormente en la Ecuación 26. 
 
Ecuación 26. Resultado Valor Presente fluido base agua. 
 
 
 
 
 
De acuerdo con la Tasa de Interés de Oportunidad de 0.8886%, el resultado del Valor Presente de Costos y 
Egresos para el Fluido 100% Base Aceite Propuesto es -10’377,016.93 USD. 

60Ȣ φρψȟςωρ
ρᴂπυσȟψωχȢφτ

ρ πȢππψψψφ

ρᴂπυσȟψωχȢφτ

ρ πȢππψψψφ

ρᴂπυσȟψωχȢφτ

ρ πȢππψψψφ

ρᴂπυσȟψωχȢφτ

ρ πȢππψψψφ

ρᴂπυσȟψωχȢφτ

ρ πȢππψψψφ

ρᴂπυσȟψωχȢφτ

ρ πȢππψψψφ

ρᴂπυσȟψωχȢφτ

ρ πȢππψψψφ

ρᴂπυσȟψωχȢφτ

ρ πȢππψψψφ

ρᴂπυσȟψωχȢφτ

ρ πȢππψψψφ

χττȟχυςȢφτ

ρ πȢππψψψφ
 

60Ȣ φρψȟςωρρᴂπττȟφρυρᴂπσυȟτρυρᴂπςφȟςωυρᴂπρχȟςυφρᴂππψȟςωφωωωȟτρυωωπȟφρς

ωψρȟψψχωχσȟςσωφψρȟφωφ 
 

60Ȣ ρπσχχȟπρφȢωσ 53$ 
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7.5 CONCLUSIÓN DE LA EVALUACIÓN FINANCIERA 
 
La Evaluación financiera se realizó a una campaña de perforación de 10 pozos; en 
el análisis resalta los costos de tiempos no productivos (TNP) que genera el fluido 
base agua de alto desempeño, estos representan el 18.52% de los costos totales. 
Además, es notable que los costos de preparación del fluido 100% base aceite 
son superiores; superan un poco más del doble del fluido base agua, sin embargo; 
su capacidad de reutilización del 50%, trae en consecuencia una disminución que 
logra mitigar los costos totales y generar ventajas económicas a partir del segundo 
mes, en el desarrollo del segundo pozo perforado.  
 
Al realizar el Valor Presente de Costos y Egresos, es posible recalcar las ventajas 
mencionadas hacia el fluido propuesto; está fundamentada en la comparación del 
valor que arroja el cálculo para el Fluido Base Agua que es -13’731,856.84 USD y 
el resultado para el Fluido 100% Base Aceite Propuesto es -10’377,016.93 USD; el 
fluido propuesto presenta una disminución del 24.43% que representa el valor de 
$3’354,839.91 USD, dado esto, la mejor opción para la empresa Ecopetrol S.A. 
resulta en invertir en el fluido propuesto, ya que, provee ventajas operacionales 
que sobrepasan sus altos costos de preparación.  
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8. CONCLUSIONES 
 
 

¶ En la sección intermedia 12 ¼’’ del Campo Chichimene, se encuentra la 
formación Carbonera; la cual, cuenta con las unidades operacionales Lutita E3 
y Lutita E4. Perforando estas dos unidades se presentan los mayores 
problemas operacionales debido a la presencia en ambas formaciones de 
contenido de arcillas (Illita, Smectita, Clorita y Kaolinita) >50% y por esta razón, 
se hace el actual trabajo de investigación. 
 

¶ El fluido de perforación base agua usado en el Campo Chichimene, es un 
fluido que posee características específicas de inhibición y control de filtrado; 
es notable el enfoque en la sección intermedia a las Lutitas E3 y E4; sin 
embargo, la filtración se sigue presentando y es necesario tomar controles 
específicos a través de píldoras viscosas cada 500 ft para mitigar problemas 
operacionales como pega mecánica de tubería. 
 

¶ El fluido de perforación 100% base aceite mineral de baja toxicidad, es 
denominado de esa manera por su bajo contenido de aromáticos (<1%), esto 
genera que sea un fluido amigable con el medio ambiente reduciendo los 
impactos negativos y también, trae beneficios a los trabajadores de campo 
dado que con este fluido no hay riesgo de contraer cáncer a diferencia de otros 
sistemas de perforación con fluidos base diésel comercial. 
 

¶ El fluido de perforación 100% base aceite mineral de baja toxicidad, en las 
pruebas de laboratorio especiales, da como resultado de hinchamiento lineal 
una recta con tendencia cercana a cero (máximo valor 0.43% a 20 horas); en 
comparación, el fluido de perforación base agua da como resultado un 
hinchamiento lineal igual a 18% a 20 horas, con tendencia creciente. Con estos 
resultados, se puede concluir que el fluido 100% base aceite mineral de baja 
toxicidad no genera intercambio iónico con las formaciones con contenido de 
arcillas. 
 

¶ El fluido de perforación 100% base aceite mineral de baja toxicidad tuvo los 
siguientes resultados en las pruebas básicas de laboratorio; Filtrado HPHT= 
6.8 ml, VP=29 cP, YP= 38 lb/100ft2, YS= 22 lb/100ft2, y en las pruebas 
especiales PPT= 2.2 ml, hinchamiento lineal una recta con tendencia cercana a 
cero, reología HPHT VP=24.4 cP, YP=51.3 lb/100ft2, YS=52.1 lb/100ft2; los 
cuales como se puede observar son valores altos de reología; bajando estos 
valores (15 - 20%) con el uso de una concentración de agente humectante de 
(0.23 – 0.31 gal/bl), el diseño del fluido puede generar una operación eficiente, 
debido a que sus valores de hinchamiento lineal y el filtrado son mínimos, con 
este diseño de fluido se solucionan los problemas operacionales que se han 
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generado durante la perforación de la zona intermedia 12 ¼’’ del Campo 
Chichimene.   
 

¶ El fluido de perforación que presenta ventajas tanto operacionales (reduce el 
torque de 20-30%, permite perforar a ROP de 80-120 ft/hr, disminución de 
tiempos operacionales del 20%) como de seguridad y salud, es el fluido de 
perforación 100% base aceite mineral. 
 

¶ El diseño del fluido de perforación 100% base aceite mineral de baja toxicidad, 
debe realizarse con precaución en el uso de agente humectante 0.2 gal/bl, si 
esta concentración baja genera aumentos de la viscosidad del 5%; además, en 
la concentración del agente polar y la arcilla organofílica (0.3 gal/bl y 5 lb/bl) 
respectivamente, un pequeño aumento en el valor de su formulación resulta en 
variaciones amplias de valores de reología, por ejemplo con concentraciones 
de agente polar, arcilla organofílica y agente humectante (0.36 gal/lb – 6 lb/bl – 
0.32 gal/bl), los resultados son (VP=25 cP, YP= 22 lb/100ft2 y YS= 23 
lb/100ft2). 
 

¶ El costo de preparación del fluido base agua es $291.428,22 USD; este 
resultado es menor al costo de preparación del fluido 100% base aceite que es 
$618.291,27. Sin embargo, en los costos totales utilizando el indicador 
financiero Valor Presente de costos y egresos traídos al día de hoy son, para el 
fluido base agua un valor de $13’731.856,84 USD; mientras que el fluido  
propuesto, el valor es de $10’377.016,93 USD; por tanto, se presenta una 
disminución del 24.43% que representa el valor de $3’354,839.91  USD,  dado  
esto,  la  mejor  opción  para  la  empresa Ecopetrol  S.A. resulta  en  invertir  
en  el  fluido  propuesto ya  que,  provee ventajas  operacionales que 
sobrepasan sus altos costos de preparación, debido a la disminución de 
tiempos de operación. 
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9. RECOMENDACIONES 
 
 

¶ Bombear el fluido con el agente sellante no invasivo en píldoras a las 
formaciones permeables o que presentan mayores problemas en las 
operaciones de perforación; para así, disminuir costos y tener un excelente 
desempeño del fluido de perforación.  
 

¶ Agregar una concentración más alta de agente humectante (1.6 - 2.2 ml) para 
disminuir las propiedades reológicas (YP=38 lb/100 ft2, YS=22 lb/100 ft2, 
VP=29 cP); con esta formulación el fluido tendrá mejor rendimiento en cuanto a 
fluidez evitando sobreesfuerzos y, por tanto, se necesita menor potencia de las 
bombas para distribuirlo desde superficie a fondo de pozo. Las propiedades 
reológicas también se pueden modificar disminuyendo la concentración de 
viscosificante (4.5 gr) y el agente polar (2.25 ml). 
 

¶ Implementar el fluido en la sección intermedia 12 ¼’’ del Campo Chichimene 
teniendo en cuenta las dos recomendaciones anteriores, para solucionar los 
problemas operacionales que se tienen actualmente. 
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ANEXO A.  
RESULTADOS PRUEBA FANN IX77. 
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FANN 35              

Rolado

Actual Temperature, F 120 152,1 151,4 151,5 152,1 202,4 202,1 202,0 223,1 221,9 221,9

Actual pressure, psi 0 20,7 2.111,7 4.088,5 6.052,4 2.216,4 4.133,2 6.052,6 2.266,0 4.076,4 6.062,8

600 RPM 99 98,9 113,5 130,0 145,1 80,3 93,2 107,0 74,0 85,4 100,0

300 RPM 72 72,9 82,3 92,7 99,0 61,8 70,2 78,9 58,2 67,2 75,7

200 RPM 65 65,5 73,3 80,0 86,2 55,2 62,6 70,2 52,6 60,5 68,4

100 RPM 56 57,6 64,2 68,9 73,1 49,3 55,6 62,1 48,8 54,3 61,9

6 RPM 44 49,0 53,2 55,4 57,1 42,1 47,6 52,6 42,3 47,7 54,5

3 RPM 42 47,8 52,1 54,5 55,9 41,2 46,4 51,2 41,0 46,3 53,3

PV,cP 27 26,0 31,2 37,2 46,0 18,5 23,0 28,1 15,8 18,3 24,4

YP, Lb/100ft
2 45 46,8 51,1 55,5 53,0 43,3 47,3 50,8 42,4 48,9 51,3

YS, Lb/100ft
2 40 46,7 51,1 53,6 54,7 40,3 45,2 49,8 39,6 44,8 52,1

Gels 10''/10' Lb/100ft
2 47 / 57 --- --- --- --- --- --- --- --- --- ---

n 1,119 1,085 1,027 1,071 1,029 1,089 1,111 1,098 1,061 1,2

K lbf*secn/100ft2 0,022 0,033 0,063 0,055 0,031 0,024 0,025 0,015 0,024 0,011

Tau 0 lb/100ft2 50,59 54,79 56,21 58,5 43,26 49,04 54,24 43,74 49,12 56,45

FANN ix77 

TEMPERATURE / PRESSURE  

SET POINT
 120 °F / 0 psi  150 °F / 0 psi  150 °F / 2000 psi  150 °F / 4000 psi  220 °F / 4000 psi  220 °F / 6000 psi 150 °F / 6000 psi

OBSERVACIONES:  El rango de temperatura al que fue corrida la prueba se eligió teniendo en cuenta la temperatura del flowline y asumiendo un gradiente de temperatura de 1°F/100 ft.                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                

 220 °F / 2000 psi 200 °F / 2000 psi  200 °F / 4000 psi  200 °F / 6000 psi
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ANEXO B.  
HOJA DE SEGURIDAD DEL AGENTE HUMECTANTE. 
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ANEXO C.  
HOJA DE SEGURIDAD DE LA ARCILLA ORGANOFÍLICA. 
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ANEXO D. 
HOJA DE SEGURIDAD DE LA GILSONITA. 
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ANEXO E.  
HOJA DE SEGURIDAD DEL LIGNITO ORGANOFÍLICO. 
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ANEXO F. 
 HOJA DE SEGURIDAD DEL AGENTE POLAR. 
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ANEXO G. 
 HOJA DE SEGURIDAD DEL CONTROLADOR DE FILTRADO SELLANTE NO 

INVASIVO. 
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ANEXO H.  
HOJA DE SEGURIDAD DEL CARBONATO DE CALCIO. 
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ANEXO I.  
HOJA DE SEGURIDAD DE LA BARITA. 
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ANEXO J.  
HOJA DE SEGURIDAD DEL VASSA LP-90. 
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