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Resumen

El tamafio de garganta poral de las arenas Verde y Colorado de los pozos RG-16, RG-135, RG-206 pertenecientes al
campo Santa Rosa del Distrito Gas Anaco se determiné siguiendo una metodologia basada en registros eléctricos y de
rayos Gamma, obteniendo mediante correlaciones, los parametros petrofisicos: Vsh (volumen de arcilla), ¢ (porosidad),
Sw (saturacién de agua) y K (permeabilidad). Simultdneamente salmuera de 8,4 y 10 Ib/gal fue caracterizada mediante
pruebas ASTM de densidad, turbidez, cloruros y distribucion de tamafio de particulas. Estos parametros fueron
comparados con los valores de radio de garganta poral de las de las arenas de interés. Los resultados indican que las
arcillas minerales predominantes son: caolinita, clorita y baja proporcién de esméctica para la arena COEFG en el pozo
RG-135. Las formaciones evaluadas que presentan mayor contenido de Calcio: son VEA3 (40,7%) y COA2 (36,90%). Los
fluidos de completacion a 8,4 Ib/gal y 10 Ib/gal causan taponamiento en la garganta poral para la arena VEA3 (7.025°-
7.028°), del mismo modo ocurre para el fluido de 10 Ib/gal en la arena COK (9.702°-9.712°).

Palabras claves: Salmuera, fluido de completacion, dafio a la formacién.
Abstract

Pore throat size of Verde and Colorado sands in the RG-16, RG-135 and RG-206 wells belonging to the Santa Rosa field of
the Anaco Gas District was determined by electrical and Gamma-ray logs. The following petrophysical parameters were
obtained using correlations: Vsh (clay volume), ¢ (porosity), Sw (water saturation), and K (permeability). Simultaneously,
brines of 8.4 and 10 Ib / gal were characterized by ASTM density test, turbidity, chlorides and particle size distribution.
These parameters were compared with the values of the pore throat radius of the sands of interest. The results indicate that
the predominant mineral clays are: kaolinite, chlorite and low proportion of smectite for COEFG sand in RG-135 well. The
evaluated formations that have the highest Calcium content are VEA3 (40.7%) and COA2 (36.90%). The completion fluids
at 8.4 Ib/gal and 10 Ib/gal cause pore throat obstruction for VEA3 sand (7.025'-7,028 '), likewise for 10 Ib/GA fluid in the
COK sand (9.702'-9,712 ").

Keywords: Brine, completion fluid, formation damage.

1 Introduccion 2015; Byrne y col., 2002; Economides 1992), aunque
algunos de estos fluidos como la salmuera a base de haluros
de metal alcalino y de tierra alcalina, se han venido
desarrollando desde la década de los 70, su tecnologia

En el campo de las operaciones de construccién de
pozos de hidrocarburos, los fluidos de completacién son una
fuente potencial de dafio a la productividad del pozo (Civan
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aunque madura exhibe algunas deficiencias en su
funcionamiento limitando su efectividad y aplicacion.
Conociendo que el dafio a la formacion es cualquier
restriccion al flujo de fluidos en el medio poroso, causado
por la reduccion de la permeabilidad en la vecindad del
pozo (Islas 1991), lo que genera que la reparacion de los
dafios en la formacion sea dificil y costosa, el enfoque
basico debe ser evitar dicho dafio, ya que el éxito o fracaso
de un pozo puede depender de la capacidad de producir
petroleo y/o gas a tasas adecuadas.

Para lograr este objetivo, todo el proceso de
construccion debe controlarse correctamente conociendo el
tratamiento y sus efectos en la formacion, para garantizar la
efectividad de los fluidos de completacién empleados en el
medio poroso. Un amplio conocimiento de cémo se produce
el dafio de formacion es el primer paso en la prevencion del
dafio, por lo que se plantea evaluar el dafio a la formacién
originado por salmueras de cloruro de calcio empleada
como fluidos de completacion, evitando que este factor
pueda repercutir en los procesos de produccion de petroleo
y/o gas, ocasionando posibles alteraciones en el indice de
productividad esperado en los yacimientos de
hidrocarburos. Para esta evaluacién se seleccionaron las
arenas Verde y Colorado de los pozos RG-16, RG-135, RG-
206 del campo Santa Rosa; las cuales presentan una
produccion critica, debido a que no alcanzaron el potencial
esperado. Asimismo, se emplearan estudios convencionales,
tales como: identificacion de los minerales existentes en las
arenas de interés, pruebas de compatibilidad fisico/quimica
y turbidez de los fluidos de completacion/terminacién,
prueba para establecer el tamafio de particulas y andlisis de
distribucion de tamafio de garganta poral, entre otros, que
establecen el grado de dafio que pueda existir en los
yacimientos (Rondén y col., 2013).

2 Parte experimental

2.1 Poblacion y muestra

La poblacion para esta investigacion corresponde a las
arenas Verde y Colorado de los pozos RG-16, RG-135, RG-
206 pertenecientes al campo Santa Rosa, mientras que la
muestra de fluidos de completacidn utilizada es Agua salada
(cloruro de sodio, NaCl) cuya densidad es 8,4 y 10 (Lb/gal).

2.2 Caracterizacion de las Propiedades Fisicas y Quimicas
del Fluido de Completacion

Se efecttio mediante los métodos analiticos
estandarizados por la ASTM (American Standard and
Testing Materials). La densidad de la salmuera se determiné
siguiendo la norma ASTM D1298-12b (2017) empleando
para ello un hidrémetro graduado en unidades de gravedad
especifica marca Stevenson Reeves Ltd Rango: 0,990-1,000
glem®; resolucién: 0,001 g/cm?®, tension superficial: 35
mN/m, temperatura de referencia: 20°C, peso aproximado

del hidrometro136,46 g, largo: 400mn, didmetro del
vastago: 28 mm; un termémetro marca ERTCO rango: -20 -
+102 °C; error de escala £0,15 °C y un cilindro graduado de
250 ml marca PHYWE Systeme GmbH & Co, error de
escala 2 ml. Para la turbidez se utilizo un turbidimetro de
laboratorio marca HACH modelo 1890 con el cual se pudo
estimar la concentracion de solidos suspendidos en el fluido
de completacion; esta medida de la turbidez esta expresada
en NTU (Unidad de Turbidez Nefelométrica) segiin norma
ASTM D1889-00. El contenido de cloruros de la salmuera
se determiné mediante la norma ASTM D512-12
empleando los siguientes reactivos: dicromato de potasio
K,Cr,0; (Merck, 99,9%), &cido sulfurico H,SO, 0,02 N
(N/50) (Merck, 98%), fenolftaleina CyH;,0, (Labkem
99,9%), nitrato de plata AgNO; (J. T Baker,
99,9%).Finalmente el tamafio y distribucion de los sélidos
se efectlio mediante la norma ASTM C1070-01(2014) en un
equipo Malvern Mastersizer 2000. El principio de operacion
del equipo es la difraccion laser. Este método proporciona
un estandar de tamafio de particulas entre 0,02 y 500 micras
que facilitan la caracterizacion y control de calidad de
tamafio de particula.

2.3 Pruebas de Compatibilidad Fisico/Quimica entre los
Fluidos Presentes en el Yacimiento y los Fluidos utilizados
en las operaciones de completacion de pozos

Se realizaron siguiendo las normas API-RP-13B-1 y
API-RP-13L, del American Petroleum Institute. Estas
pruebas permiten comprobar si los fluidos evaluados son
compatibles y no alteran las propiedades de la formacion
(Prieto 2007). Los procesos en general se basan en la
mezcla del fluido del reservorio con el fluido de
completacién de 8,4 y 10 Ib/gal.

2.4 Metodologia de Identificacién Mineral basada en el
Gamma Ray Espectral

El registro gamma ray espectral es una herramienta
alternativa para el perfilaje de pozos petroleros. Los rayos
gamma medidos con esta herramienta son de fuentes
naturales, es decir, estos rayos gamma naturales son
emanados por el torio, el potasio y el uranio. Los cuales
cuentan con las mayores radiaciones en formaciones
sedimentarias. El torio y el potasio se miden en ppm y
porcentaje respectivamente, y son asociados con arcillas
(montmorillonita, ilita y caolinita), mientras que el uranio
gue también se mide en ppm se encuentra en arena, lutita y
algunos carbonatos. La informacién aportada por el registro
gamma ray espectral permite identificar el perfil
mineralégico de las arcillas que a su vez es una indicacion
relativa de radiactividad de las mismas. El registro
normalmente refleja el contenido de arcilla, ya que los
elementos radiactivos (torio y potasio) tienden a
concentrarse en las arcillas y lutitas (Schlumberger Limited
1991). Para la identificacién mineral6gica se tomaron
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valores de torio y potasio seleccionando pozos de
referencia, debido a que no se contaba con informacion para
los pozos en estudio (RG-16; RG-135; RG-206)
pertenecientes al campo Santa Rosa. Cabe destacar que los
perfiles de gamma ray espectral de los pozos seleccionados
para tomar dichos valores, son pozos cuya estratigrafia
concuerda con los intervalos de los pozos evaluados; es
decir que atraviesan las arenas de interés de los pozos
objetivos. Los valores de torio y potasio fueron vaciados en
una hoja de Excel lo que permitié posteriormente generar
un gréafico cruzado donde se pueden identificar los tipos de
arcillas existentes en las formaciones: Colorado y Verde.
Las principales particulas finas naturales que se hallan en el
medio poroso son las arcillas autigénicas: 1) caolinita
(fractura y migra); 2) esméctica (hincha);3) illita (quiebra y
migra) y 4) clorita (reacciona con alto contenido de hierro).
En el grafico cruzado Th y K utilizado se representan en
forma de abanico los siguientes tipos de arcillas entre los
que se encuentran: glauconita, feldespato, esmécticas/capas
mezcladas de arcillas, caolinita y clorita; estas dos uUltimas

son las predominantes en las formaciones evaluadas.

2.5 Metodologia para ldentificacion de Carbonato de
Calcio basada en el Factor Fotoeléctrico (P.E.F)

Este registro es utilizado para producir informacion
sobre los tipos de atomos presentes en una formacién, por
medio de la determinacion del parametro fisico denominado
como factor de absorcion fotoeléctrica (P.E.F). Esta
herramienta no discrimina litologia pero conociendo los
tipos de 4tomos de la formacidn se puede inferir el tipo de
litologia presente. La herramienta de densidad solo detecta
rayos gamma de alta energia, los rayos gamma de baja
energia son absorbidos por efecto fotoeléctrico. El factor
fotoeléctrico se expresa en funcion del ndmero Z de
protones (0 numeros de electrones por atomo eléctricamente
neutro) en la formacion. Los valores tipicos de P.E.F para
las rocas de un yacimiento son los siguientes: 1,8 en
arenisca, 5,08 en caliza y 3,14 dolomita. La curva de factor
fotoeléctrico; es til para la determinacion de la litologia y
sus variaciones, independientemente de la porosidad, ya que
cada roca cuenta con su valor de factor fotoeléctrico bien
definido. La identificacion de carbonato de calcio se realiz6
utilizando como herramienta el programa Geographic
Discovery™ (software PRIZM) (Landmark Graphics
Corporation, Halliburton 2015).

2.6 Rango de Radio de Garganta Poral en las Arenas del
Campo Santa Rosa.

Para la estimacién del radio garganta poral, se realizd
la evaluacion petrofisica en las formaciones Colorado y
Verde de los pozos objetivos en las arenas: RG-16 (CO-
K/RG-16; CO-B2/RG-58; VE-A3/RG-77), RG-135 (CO-
A2/RG-42; CO-B4/RG-79; CO-EFG/RG-14), RG-206 (CO-
B2/RG-58; CO-R2/RG-29) mediante las curvas de gamma

ray, potencial espontaneo, resistividad, densidad-neutrén,
debido a que no se contaba con informacion de nucleo para
los pozos en evaluacion se podrd definir el tamafio de
particulas mediante la ecuacién de Winland R35; basada en
los valores de porosidad y permeabilidad. (Martinez 2012).

La evaluacién se realizO mediante el programa
Geographic Discovery™ (Landmark Graphics Corporation
Halliburton 2015), en el cual fueron cargados las curvas de
entrada GR (litologia), ILD, RD, RT (resistividad),
RHOB,NPHI (densidad-neutrén)  obteniéndose  u
originandose cuatro curvas de salida de los siguientes
parametros Vsh (volumen de arcilla), ¢ (porosidad), Sw
(saturacion de agua), K (permeabilidad). Permitiendo
posteriormente determinar el radio de garganta poral
caracteristico para cada formacion en evaluacion. Diferentes
correlaciones fueron utilizadas en la evaluacion petrofisica
de las arenas de interés correspondientes al campo Santa
Rosa.

2.7 Correlacion para Arcillosidad (Vshl)

La metodologia para la estimacion del volumen de
arcilla consistié en considerar por formaciones un valor de
GR de la arena mas limpia, del mismo modo se realizo para
la lutita mas representativa. La ecuacion utilizada es la
siguiente:

Vshl = (GR—-GRcln)
(GRshl —GRclIn)
Donde:

M)

Vshl = Volumen de Arcilla.

GR = Curva de Gamma Ray.

GR cIn = Lectura de GR de la arena limpia.
GR shl = Lectura de GR de la lutita.

2.8 Correlacion para Porosidad (p)

El modelo de porosidad del campo Santa Rosa para los
pozos RG-16; RG-135; RG-206, se realiz6 estableciendo
estimaciones de esta propiedad con el perfil neutrdn,
densidad y la combinacion de las curvas de densidad-
neutron. Esto con la finalidad de definir la correlacion que
mejor se ajuste. La ecuacion para determinar la porosidad
total y efectiva para el area se describe a continuacion:

Phie =0,1799-0,0010 x GR @)

Dénde:

Phie = Porosidad efectiva.
GR = Gamma Ray.

Es importante mencionar que se conocen dos tipos de
porosidad: total y efectiva. En la porosidad total es aquella
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que considera el volumen total de los poros y la porosidad
efectiva, es la que toma en cuenta Unicamente aquellos
poros que se encuentran interconectados siendo esta Ultima
la de mayor interés pare el ingeniero de yacimientos (Paris
2009).

2.9 Correlacion para Saturacion de Agua (Sw)

La determinacion de la saturacion de agua (Sw) se
hizo mediante el Modelo de Simandoux (S&nchez 2012);
este modelo empirico esta basado en el concepto de la
fraccion volumétrica de arcilla y es utilizado para calculo de
la saturacion de agua en arenas arcillosas. Tiene la ventaja
de no necesitar pardmetros determinados a partir de andlisis
especiales de ndcleos. La arcilla es uno de los componentes
mas importantes de la roca en el analisis de registros,
ademas de sus efectos en la porosidad y la permeabilidad,
esta caracteristica surge por sus propiedades eléctricas que
tienen una gran influencia en la determinacion de la
saturacion de fluidos (Rodriguez y col., 2013).

La presencia de arcilla en la roca reservorio es un
factor extremadamente perturbador en la evaluacion de
formaciones. Por una parte complica la determinacién de
los hidrocarburos en el lugar, y por otra parte afecta la
habilidad del reservorio para producir estos hidrocarburos.
La ecuacién empleada para determinar la saturacién de agua
es la siguiente:

(sqrt((Vshi / Rshl) 2-+ 4« Phie " m/(a * Rw(1-Vsh }+ RT ))-Vshi / Rshi

SWMS = (2 Phie”m /(ax Rw(L-Vshl ) 3)

Donde:

Sw = Saturacién de agua

Ro = Resistividad del petroleo
Rt = Resistividad total

Vshl = Volumen de arcilla
Rw= Resistividad del agua

El valor de Rw caracteristico utilizado para la formacién
Colorado es de 0,12 y para la formacién Verde 0,14.

2.10 Correlacién para Permeabilidad (K)

La permeabilidad se determind mediante la correlacion de
Timur (Yagual 2014), la cual se muestra a continuacion:

K = (100 Phie" 2,25/ Swirr)a2. 4

Donde:

K= permeabilidad

Phie= porosidad efectiva

Swirr= saturacion de agua irreducible

2.11 Correlacién para Determinar el Radio de Garganta

Poral

Para determinar el rango de radio de garganta poral se
utilizd la ecuacion de Winland R35 (Martinez 2012); basada
en los valores de porosidad y permeabilidad (aire). Winland
desarrollo una ecuaciéon empirica (utilizando andlisis de
regresion lineal multiple) entre porosidad, permeabilidad al
aire y apertura del poro correspondiente a una saturacion de
mercurio de 35 % (R35). La ecuacion es la siguiente:

R35W =10"(0,609 + 0,608 * log(K ) — 0,974 * log(Phie )) (5)

Donde:

R35 = Radio de apertura del poro (micrones)
correspondiente a una saturacion de mercurio del 35%.
Kaire = Permeabilidad al aire no corregida (mD).

Phie = Porosidad efectiva (%).

El radio de garganta de poros R35 es una funcion del
tamafio de las particulas y la seleccion de las gargantas de
los poros. Representa una buena medida de la mayor
garganta de poros conectados que exista en una roca con
porosidad intergranular.

3 Resultados y discusién

3.1 Pruebas de Laboratorio Realizadas al Fluido de

Completacion

Tabla 1. Pruebas de laboratorio realizadas al fluido de completacion.

Fluido de completacion Agua salada
Densidad (Ib/gal) 8,4 10
Turbidez (NTU)* con 45 42
agitacion
Turbidez (NTU)* sin 63 51
agitacion
Cloruro (ppm) 10.000 17.000
Tamafio de particula 27,04 237,02

(WD (v, 0,5)**

* NTU: (Unidad de Turbidez Nefelométrica)
** D (v, 0,5): Didmetro promedio de particulas.

3.2 Pruebas de Compatibilidad Fisico/Quimica entre los
Fluidos Presentes en el Yacimiento y los Fluidos Utilizados
en las Operaciones de Perforacion de Pozos.

En la tabla 2 se presentan las observaciones referentes
a cada muestra con la finalidad de verificar si forma
emulsion con los fluidos de los pozos RG-178, RG-206,
RG-36, RG-107 y RG-223 (Pozos arenas de referencias).

En el pozo RG- 16 arena CO-B2 se observa presencia
en mayor proporcién de Clorita (arcilla antigénica), la cual
a pesar de no ser propensa a disgregarse, migrar ni

Revista Ciencia e Ingenieria. Vol. 39, No. 1, diciembre-marzo, 2018



Evaluacion del efecto de la salmuera como fluido de completacion... 31

expandirse, es problemética a la hora de inyectar &cido en
una formacion, debido a su alto contenido de Hierro. El
mineral arcilloso mas predominante y que se observa en
gran proporcion en las arenas VE-A3 y CO-K es la
Caolinita. (Figura 1a).El pozo RG-206 en la arena CO-B2
se observa de acuerdo al comportamiento generado en el
gréafico cruzado presencia de Caolinita. (Figura 1b). En el
analisis mineralogico del pozo RG-135 en las arenas COA2,
COB4, COEFG es similar, se observa la presencia de
Caolinita como la arcilla mas predominante en cada una de
las arenas evaluadas, sin embargo en la arena COEFG
tenemos Clorita en menor proporcion, es importante resaltar
que la Caolinita se caracteriza por ser una arcilla que no se
expande; sin embargo ocasiona problemas de migracion de
finos que causan taponamiento en la garganta poral,

reduciendo la permeabilidad de la formacion y por ende
provocando un dafio a la misma (Figura 1c).
Identificacion de Carbonato de Calcio

En las figuras 2a a la 2g se muestra la composicién
mineralégica (carbonato de calcio) para cada uno de los
pozos, calculada mediante modelos de litologias complejas,
implicitos en PRIZM 3.0 de GeoGraphix Discovery™
(Landmark Graphics Corporation, Halliburton, 2015). Los
algoritmos estan definidos a partir de las curvas de Factor
fotoeléctrico (PEF), porosidad neutron (PHIN), densidad
aparente (RHOB) y Gamma Ray (GR). Posteriormente se
presenta el grafico de la composicion mineralogica en
porcentaje para cada uno de los pozos en estudio (Figura 3).

Tabla 2. Pruebas de compatibilidad fisico/quimica entre los fluidos presentes en el yacimiento y los fluidos utilizados en las operaciones de completacién
de pozos.

RG-36 (CO-EFG)

RG-107 (CO-K) RG-223 (VE-A3)

Pozo RG-178 (CO-B4) RG-206 (CO-B2)
Prueba
- Presencia de dos fases - Presencia de dos
(acuosa y oleosa). fases (acuosa 'y
- - Particulas de sal oleosa).
adheridas a las paredes - Particulas de sal
Mezcla 1 del vial adheridas a las
Fluido de - Formacion de micro paredes del vial
completacion/ emulsion en la fase - Formacion de
crudo acuosa. micro emulsion en
25:75 - Particulas de sal en la fase acuosa.
gran proporcion. - Particulas de sal
- Menor volumen de en gran proporcion.
fase acuosa. - Menor volumen
de fase acuosa.
- Presencia de dos fases - Presencia de dos
(acuosa y oleosa). fases (acuosa 'y
Mezcla 2 - Mayor volumen fase oleosa).
Agua de acuosa. - Mayor volumen
formacion/ - Presencia de fase acuosa.
crudo 50:50 particulas de sal, - Adherencia de

adheridas a las paredes
del vial.

- Las particulas de sal
se aprecian en baja
proporcion.

-No se formo emulsién.

particulas solidas

(sal) en las paredes.

- Se aprecia
emulsién, trazas de
crudo en la fase
acuosa.

- Presencia de dos fases

(acuosa y oleosa).

- Menor volumen fase

acuosa.
- Particulas de sal

adheridas a las paredes

del vial

- Formacion de micro
emulsidn (tipo tela de

arafia) en la fase
acuosa.

- Presencia de dos fases

(acuosa y oleosa).

- Mayor volumen fase

acuosa
- Particulas de sal

adheridas a las paredes

del vial

- No se formé emulsion

(fluido compatibles).

- Las particulas de sal

se aprecian en gran
proporcion.

- Presencia de dos
fases (acuosa 'y
oleosa).

- Gran proporcién
de particulas de sal
adheridas a las
paredes del vial.
- Menor volumen
fase acuosa.

- Formacion de
micro emulsion
(tipo tela de arafia)
en la fase acuosa.
- Presencia de dos
fases (acuosa 'y
oleosa).

- Mayor volumen
de fase acuosa.

- Baja proporcion
de particulas de sal
adheridas a las
paredes del vial.
- No se formo
emulsién (fluido
compatibles).

- Presencia de dos

fases (acuosa 'y
oleosa).

- Gran proporcién
de particulas de sal
en las paredes del
vial.

- Menor volumen
fase acuosa.

- No se formo
emulsién (fluido
compatibles).

- Presencia de dos
fases (acuosa 'y
oleosa).

- Baja proporcion
de particulas de sal
en las paredes del
vial.

- Mayor volumen
fase acuosa.

- No se formo
emulsion (fluido
compatibles).
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Figura 2. Identificacion mineraldgica calculados por GeoGraphix Discovery™ para los pozos: a) RG-16/VE-A3; b) RG-16/COB2; ¢) RG-16/CO-K; d)
RG- 206/CO-B2; €) RG-135/CO-A2; f) RG-135/ COB4; g) RG-135/COEFG.
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Figura 3. Composicion mineraldgica porcentual.

Rango de Radio de Garganta Poral en las Arenas del Campo
Santa Rosa

En la figura 4 se muestran plantillas de la evaluacion
petrofisica para cada pozo del estudio, donde se observan
las curvas de volumen de arcilla, porosidad, saturacion del
agua, permeabilidad y el radio de garganta poral estimado
para cada una de las arenas.
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Figura 4. Rango de radio de garganta poral para: a) RG-16 (7.010°-7.028")
Arena VE-A3; b) RG-16 (9.044°-9.056) Arena CO-B2; ¢) RG-16 (9.692’-
9.712") Arena CO-K; d) RG-206 (7.820°-7.834") Arena CO-B2.

Para estimar el rango de radio de garganta poral en
cada una de las arenas se considero un valor promedio,
méaximo y minimo de la curva generada mediante la
ecuacion de Winland R35 (tabla 3).

Tabla 3 Rango de radio de garganta poral

Pozo RG-16 RG-16 RG-16 RG-206
Arena VE-A3/ CO-B2/ CO-K/ CO-B2/
RG-77 RG-58 RG-16 RG-58
Intervalo 7.010°- 9.044’- 9.692"- 7.820°-
7.028 9.056’ 9.712 7.834°
Valor 114,2366 225,4833 184,2741 54,4778
Méaximo
Valor 19,2598 135,6662 40,0665 35,7760
Minimo
Promedio 67,2642 201,8983  108,9209 44,1819
(AVG)

Pozo RG- 16 Arena VE-A3/RG-77 (7.010°-7.028")
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Dado que el promedio de radio de garganta poral
equivale a 67,2642 um se observa que en el intervalo
(7.025°-7.028) usando fluido de completacion de 8,4 1b/gal,
se puede producir un taponamiento de la garganta poral,
debido a que el tamafio de las particulas sélidas que
contiene el fluido de completacion (valor de la media D (v,
0.5)), equivale a 27,04 um siendo de mayor tamafio que el
radio de garganta poral determinado. Para el resto de los
intervalos de la arena de interés puede ocurrir invasién de
los canales porosos.

Por otro lado, la muestra de fluido de completacién de
10 Ib/gal (D (v, 0.5) = 237,02 um) se puede producir
taponamiento de la garganta poral, debido a que las
particulas en suspensién que contiene el fluido de
completacién son de mayor tamafio que el radio de garganta
poral determinado para todo el intervalo de la arena
cafioneada (7.010°-7.028).

P0zo RG- 16 Arena CO-B2/RG-58 (9.044°-9.056")

De acuerdo al promedio de rango de radio de garganta
poral obtenido, el cual equivale a 201,8983 um se estima
que para el fluido de completacion de 8,4 Ib/gal, los sélidos
contenidos en este; invaden la garganta poral. El fluido de
10 Ib/gal ocasiona taponamiento de la garganta poral, ya
que los sélidos que se encuentran en suspension en el fluido
de completacién son de mayor tamafio que el radio de
garganta poral determinado.

Pozo RG-16 Arena CO-K/RG-16 (9.692°-9.712")

En los intervalos 9.692° hasta 9.701°, el valor de radio
de garganta poral es de mayor tamafio que los sélidos en
suspension que contiene el fluido de completacion, por lo
que el uso de la salmuera a 8,4 Ib/gal produce una invasion
de estos solidos a la formacion, de igual forma para el
fluido de 10 Ib/gal; se produce un taponamiento de la
garganta poral en el intervalo (9.702°-9.712°), ya que el
tamafio de esta es menor que los solidos en suspension
contenidos en el fluido de completacion.

Pozo RG-206 Arena CO-B2/RG-58 (7.820°-7.834”)

Para todo el intervalo (7.820°-7.834") se tiene un valor
promedio de radio de garganta poral de 44,1819, en caso de
emplear fluido de 8,4 Ib/gal se produce una invasién de los
solidos en suspension que contenga este, ya que el tamarfio
de estos sélidos es menor que el radio de garganta poral
determinado y para la muestra del fluido de completacién
de 10 Ib/gal con un valor de media D(v, 0,5)= 237,02 um;
se puede generar un taponamiento de la garganta poral
debido a que el rango de esta medida es de menor tamafio
que los sélidos suspendidos en el fluido de completacion.
Esto se puede provocar en todo el intervalo de la arena
desde 7.820’ hasta 7.834°.

4 Conclusiones

El fluido de completacion de 8,4 y 10 (lb/gal) de
acuerdo a la prueba de turbidez contienen gran cantidad de
solidos en suspension.

Los graficos Torio y Potasio indicaron que los
minerales de arcillas mas predominantes para las arenas de
interés son caolinita, clorita y baja proporcion de esméctica
para la arena COEFG del RG-135.

Las formaciones evaluadas que presentan mayor
contenido de Calcio son VEA3 (40,7%) y COA2 con un
(36,90%).

Siempre que las particulas solidas que puedan invadir
el medio poroso, posean un diametro menor que el de los
poros seran responsables de una disminucion en la
permeabilidad y porosidad de la roca y en caso de ser de
mayor didmetro generaran taponamiento de la garganta
poral.

El fluido de completacion de 10 Ib/gal tapona la
garganta poral de la arena COK en el intervalo (9.702’-
9.712°).

En la arena VEAS3 en el intervalo (7.025°-7.028”) los
fluidos de completaciéon a 8,4 Ib/gal y 10 Ib/gal causan
taponamiento de la garganta poral.

El uso adecuado de fluido de completacion de alta
densidad solo es posible cuando no se requiera la adicion de
ningdn material sélido, debido a la saturacién de la
salmuera.

El camino que tome un fluido de completacién
depende de la interaccién que exista entre los minerales
presentes en la formacién y el fluido de completacién, por
lo que es indispensable conocer la petrografia para
comprender la respuesta de la misma a los diferentes
fluidos.

5 Recomendaciones

Es imprescindible el uso de sistema de filtracion
adecuado para dar un valor de turbidez no mayor de 30
NTU.

Se debe procurar el uso de un fluido que ataque tanto
las arcillas hidratables como desmoronables, debido a que
las formaciones evaluadas contienen varios tipos de arcillas
a diferentes concentraciones.

Evitar tiempos elevados de evaluacion de los pozos o
exposicion al fluido de completacién, para que de esta
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manera los fluidos invadan lo menos posible la formacion,
reduciendo asi el dafio que estos puedan ocasionar.

Realizar estudios de compatibilidad entre el fluido de
completacién y la formacion antes de la seleccién del
mismo.

Determinar la densidad optima del fluido de
completacién, asi como su composicion, con la finalidad de
minimizar el dafio a la formacién.
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