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SI�OPSIS 
 
En la Selva Peruana tenemos  formaciones muy sensibles con mecanismos de daño por formación de emulsiones 
y cambio de mojabilidad, al contactar el fluido de completación con el fluido de la formación.  
Al inicio del año 1975, se introdujo el fluido de completación-WOF- que hasta hace 5 años se continuaba con su 
uso. De la revisión del historial de producción, se observó que en algunos pozos, luego de realizar un Pulling el 
corte de agua se incrementaba y en algunos casos ya no recuperaba su corte que tenía antes de su intervención. 
Se empezaron a realizar prueba de laboratorio donde efectivamente se observó que al mezclar el WOF con el 
crudo de formación, se formaba una emulsión que en algunos casos era normal (agua en petróleo) y en otros era 
inversa (petróleo en agua), así mismo en las pruebas de botella se veía claramente como quedaban las gotas de 
petróleo impregnadas a la pared, lo cual nos daba un indicio que eran preferentemente oleohumectables. 
Se realizaron pruebas de laboratorio para encontrar un fluido que sea compatible con el fluido de formación, y 
luego de varios cambios en la formulación con diferentes concentraciones de desemulsificante, solvente mutual, 
inhibidor de hinchamiento de arcillas y surfactante, se consiguió el fluido adecuado para los diferentes 
yacimientos, al que le denominamos WOF modificado; en el año 2010 se continuó con los ensayos incluyendo 
un nuevo desemulsificante con el que se diseñó el nuevo fluido de completación (NWOF) el cual se sigue 
usando hasta la fecha.   
Para la colocación del fluido se tuvo en cuenta la presión del yacimiento, la densidad del agua de formación y la 
completación del pozo. Definitivamente los mejores fueron aquellos que se colocaron frente a formación, ya que 
hubo otros donde el tratamiento se bombeaba a través del Intake de la Bomba Electrosumergible.  
El objetivo de los tratamientos es minimizar el daño a la formación, los resultados obtenidos en 16 pozos 
intervenidos del Lote 1AB han permitido obtener un incremento de producción de más de 62 m3 OPD (390 
BOPD), en  el Lote 8 se han intervenido 8 pozos y se ha mantenido la producción, sin incremento del corte de 
agua. 

              
I�TRODUCCIÓ� 
 
Los campos del Lote 1AB y 8 están ubicados en la Cuenca Marañón de la Selva Norte del Perú., con 
acumulaciones de petróleo en el Cretáceo Continental y Areniscas Marinas. Ver Anexo 1. 
La descripción de las zonas productivas son principalmente areniscas de ambiente marino someros y areniscas 
de ambiente fluvial y estuario, limitadas por trampas estructurales y mixtas (estructural/estratigráfica). En el 
Anexo 2 se puede apreciar las características petrofísicas del Lote 1AB, en el Anexo 3  las características 
petrofísicas del Lote 8 y en el Anexo 4 se pueden ver los tipos de entrampamientos de la Formación Vivian para 
los diferentes yacimientos del Lote 1AB. 
El Lote 1AB empezó a ser explotado en el año 1975, el petróleo varía desde pesado (10-15 °API), mediano 
(15.1-25°API), y liviano (mayor a 25 °API), el mecanismo de impulsión es por empuje hidráulico tanto de fondo 



como lateral, debido a esto el 95% produce con el sistema de Bombeo Electrosumergible y el  5% con el sistema 
de Gas Lift, con una producción total de 2930 m3 OPD (18428 BOPD) x 104,294 m3 WPD (655,937 BWPD). 
El Lote 8 empezó a ser explotado en el año 1974, y se produce crudo mediano y liviano. El 100% de los pozos 
produce con Bombeo Electrosumergible, siendo el mecanismo de impulsión por empuje hidráulico de fondo y 
lateral, con una producción de 1790 m3 OPD (11,258 BOPD) x 67,155 m3 WPD (422,358 BWPD). 
En el Anexo 5 se muestra la columna estratigráfica  de la Cuenca Marañon. 
En estos campos maduros, se tienen que buscar tecnologías disponibles que resulten económicamente viables y 
rentables, con el fin de incrementar la producción de petróleo y/o reducir la producción de agua, pero también es 
importante evitar dañar la formación productiva durante la intervención de pozos ya sea para trabajos de 
reparación y/o cambios de bombas según el tipo de levantamiento artificial. Es así que luego de una revisión de 
las curvas de producción de los pozos, inicialmente del Lote 1AB,  se observó que en algunos de ellos, luego de 
la intervención para el cambio de bomba Electrosumergible por falla de la misma- Pulling-, el corte de agua  
tenía un incremento que no tenía explicación, con la consiguiente disminución en la producción de petróleo. 
Después de analizar los pozos problemas se encontró que lo que tenían en común era la formación productora, y 
que en todos ellos se había circulado el fluido de workover (WOF).  
En Enero del 2007 se empezó a realizar pruebas de caracterización del fluido de producción en los campos del 
Lote 1AB, mediante pruebas de compatibilidad entre el crudo de la formación productiva y el WOF, tipo de 
emulsión que se formaba en la interfase crudo-agua, tendencia del agua de formación a precipitar inorgánicos 
(Ver Anexo 6 y 6A), y  tendencia del crudo a depósitos orgánicos (Ver Anexo 7). También se recopiló y 
realizaron pruebas de difracción de Rayos X  para determinar tipo y contenido de arcillas en la matriz de la roca. 
Al realizar la prueba de compatibilidad entre el WOF y crudo de los diferentes yacimientos tanto del Lote 1AB 
como del Lote 8, se identificaron dos mecanismos de daño: formación de emulsión  y cambio de mojabilidad. La 
emulsión se notó al no separar 100% la mezcla entre el crudo y el WOF, y el cambio de mojabilidad al quedar 
las paredes de la botella de prueba con impregnaciones de crudo. Ver Fig.1 
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Crudo 100% emulsionado 

 
Crudo parcialmente emulsionado y con cambio de mojabilidad 

Fig.1 

 
De la interfase formada entre el crudo y el WOF- zona emulsionada- se recuperaron muestras  para determinar el 
tipo de emulsión: agua en petróleo (emulsión normal ó directa)  ó petróleo en agua (emulsión inversa).  
La prueba mas simple era la de colocar en un plato de vidrio, agua y en otro diesel. Si al agregar la muestra de 
emulsión en el plato con agua y ésta se dispersaba, la emulsión era  inversa es decir petróleo en agua. Si por lo 
contrario la muestra de emulsión se dispersaba en el diesel, la emulsión era directa, es decir agua en petróleo. 
Esto era muy importante para determinar el fluido base del tratamiento a realizar en la remediación de aquellos 
pozos dañados, y conseguir el rompimiento de las emulsiones, ya que como se sabe para los pozos con 
emulsiones tipo inversa el tratamiento es con fluido base agua; y para los que tienen emulsión directa el 
tratamiento es con fluido base aceite. Ver Fig. 2 y 3.  
Se observó que para los crudos mayores a 20 ° API la emulsión era inversa  y para los crudos menores a 20 ° 
API era directa.          

 
Fig.2 



 
Fig.3 

              
Las emulsiones agua en petróleo, son más estables cuando las gotitas de agua son más pequeñas, se tienen pocas 
gotitas por unidad de volumen y la viscosidad del medio de suspensión (fase externa) es alta. Esta última casi no 
tiene importancia cuando la emulsión es petróleo en agua. 
Se sabe que la presencia de finos y/o asfaltenos estabilizan las emulsiones. Como consecuencia de esto se tenía 
que saber si el crudo tenía tendencia a depositar asfaltenos, uno de los métodos usados es la Prueba de SARA 
(saturados-aromáticos-resinas-asfaltenos), mediante el calculo del índice de inestabilidad coloidal  (% saturados 
+ % asfaltenos) / (% resinas + % aromáticos), y el otro método fue la Prueba de Oliensis, que es un método 
empírico ( Ver Anexo 7). Finalmente se uso la Prueba de Oliensis, por ser una prueba mucho más simple y que 
se podía realizar en corto tiempo. La mayoría de las pruebas indicaron crudos con tendencia a la precipitación de 
asfaltenos, es decir crudos inestables. Ver Fig. 4.    

 
Fig.4 



 
También se realizaron pruebas de Difracción de Rayos-X  en núcleos y/o cortes de broca, según la 
disponibilidad, a fin de tener la composición mineralógica de la matriz de la roca  de las diferentes formaciones, 
y completar la base de datos de los diferentes Yacimientos. En la mayoría de los pozos problema, se encontró 
formaciones que dentro del contenido de arcillas, tenían alto porcentaje de Caolinita, que es una de las arcillas 
migrables y que definitivamente aparte de llegar en algunos casos a taponar las gargantas porales en las 
cercanías del hueco, estabilizan las emulsiones. Ver Fig.5. 

 
 

Fig.5 
Luego de recolectar toda la información disponible, mas  las nuevas pruebas que se hicieron, y con los datos de 
propiedades de roca y fluidos, se llegó a determinar que el fluido de completación, que en su momento había 
funcionado bien, en la actualidad era el medio para que se dañen algunas formaciones sensibles al contacto de 
éste con el fluido de formación.   
   
DESARROLLO 
 
Una vez identificado el  origen del problema, se empezaron a realizar pruebas de laboratorio para encontrar un 
fluido que no dañe la formación, y a su vez buscar un fluido que resane el daño ocasionado por el WOF. 
El primer caso estudiado fue un pozo del campo Shiviyacu, Lote 1AB; en el cual luego de haber realizado un 
Pulling con limpieza de fondo y circulación de WOF, el corte de agua se había incrementó de 55 a 86%, con una 
disminución de petróleo de 31.8 m3 a 15.9 m3 OPD. Se muestreó fluido del pozo (petróleo y agua), se consiguió 
arena malla 40/60, un pedazo de núcleo de la formación Vivian (Fig.6), y con el uso de una cámara de filtrado se 
realizaron las siguientes pruebas, a 200 °F y 800 psi: 
 



 
Fig.6 

 
La arena y los cores se sumergieron con el fluido del pozo (agua y petróleo) durante  45 minutos a la presión y 
temperatura indicados, se observó que el fluido extraído era prácticamente 100% de agua, y el crudo se había 
quedado impregnado en la arena y los cores. Ver Fig. 7. 

 

 
Fig.7 

 
 
La arena y cores impregnados de crudo, se colocaron en la celda, y se sumergieron con el WOF, a presión y 
temperatura. Luego de 45 minutos se observó que el fluido extraído era de color marrón oscuro, pero la arena y 
los cores permanecieron igual. Ver Fig. 8. 

 

 
Fig.8 

 
 
 



Al WOF normal se le agregó 10% de un dispersante orgánico, 0.2% de un desemulsificante no iónico y 2% de 
solvente mutual, éste se agregó a las muestras dentro de la celda, a presión y temperatura. Después de 45 
minutos, el fluido extraído  era crudo mas agua, y tanto la arena como los cores salieron totalmente limpios, 
evidenciando un buen  trabajo de los aditivos agregados. Ver Fig. 9 

 
 

 
Fig.9 

 
En base a lo conseguido en las pruebas de laboratorio, se recomendó en próximo Pulling, efectuar un tratamiento 
matricial con el WOF modificado en el pozo problema, con el fin de reducir  el daño ocasionado. En Octubre 
2007 se lleva a cabo el bombeo del primer tratamiento donde el tratamiento se diseño considerando las 
características roca-fluido, arena neta  y presión del reservorio.  Para la preparación en el campo se usó la 
Unidad de Filtrado con filtros de 4 micrones, el tratamiento se realizó con la bomba del Equipo de Pulling a un 
caudal máximo de 2.6 BPM y 800 psi de presión, con cierre en el anular (con Tubing de producción y sin 
Packer). Si bien es cierto se obtuvo un ganancial de petróleo, los resultados no fueron los esperados. Ver Fig. 10 

 
 

 
Fig.10 

 



Se debe tener en cuenta que, para el tratamiento de cada pozo se tuvieron que hacer pruebas de compatibilidad 
entre  WOF modificado y el crudo de los pozos que se iban a intervenir, variando la concentración de los 
aditivos en algunos de ellos. Así por ejemplo entre el crudo del pozo Corrientes 159 y Shiviyacu-19 se usó 
mayor concentración del desemulsficante (0.3 vs. 0.2 %). En la Fig.11 se puede observar los pozos que fueron 
intervenidos para re-trabajos y donde se usó el WOF modificado para evitar el daño: 

  

 
Fig.11 

 
 
En Febrero 2010, la Cia. de  Fluidos de Completación cambió el desemulsificante, por lo que se tuvo que 
efectuar  nuevas  pruebas de compatibilidad obteniendo un nuevo fluido de completación (NWOF). Se pudo 
observar que con el  desemulsificante usado se tenía mejores resultados en las pruebas de compatibilidad. 
Además del nuevo surfactante, conscientes de la alta probabilidad de que los fluidos puedan sufrir un ataque 
bacterial, se decidió agregar al sistema un biocida, un secuestrante de oxígeno y un regulador de pH.  
 
En todas las pruebas se usó agua de quebrada cercana a las locaciones de los pozos, y que es el agua que se usa 
en las intervenciones de los mismos,  empezando con pozos del Lote 8, y luego del Lote 1AB. Ver Fig.12 y 13. 

 



 
 
 

Compatibilidad Crudo- NWOF / Pozo Chambira -A 
 

Fig.12 

 
 
 

Compatibilidad Crudo- NWOF / Pozo Tambo- A 
Fig.13 

 
Como se puede observar en los resultados mostrados; la formulación del fluido de completación (NWOF) no es 
única para todos los casos analizados presentando variaciones de las concentraciones del surfactante y el 
solvente mutual dependiendo del crudo analizado. 
 
 
 



Uno de los primeros pozos donde se usó el NWOF, el bombeo se realizó a través del Intake de la Bomba 
Electrosumergible, con 4% de KCl, para que por hidrostática llegue a los perforados y tenga mayor densidad que 
el agua de formación. Los resultados, que fueron muy buenos,  se pueden ver en la Fig.14. 

 

 
Resultados del NWOF en el pozo HS-2 

Fig.14 
 
En el Anexo 8 se encuentra la base de datos de los trabajos realizados en el Lote 1AB con el NWOF. 
En los anexos 9-12 se muestra alguno de los resultados donde se incluye el diagrama de completación de los 
pozos. Cabe mencionar dos casos resaltantes, el del pozo HN-1402, donde en el trabajo de Pulling en Abril, 
2011 se bombeó el NWOF, y el corte de agua disminuyó de 94.6% a 89.7%;  en el Pulling de Agosto, 2012 no 
se usó el NWOF, y el corte de agua se incrementó de 91.7% a 93.4% y hasta la fecha continua igual, por lo que 
concluimos que el principal mecanismo de daño en este pozo es el cambio de mojabilidad (Ver Anexo 10). El 
otro caso es del pozo HN-1X donde en el primer Pulling de Nov. 2011, se usó el NWOF a través del Intake pero 
sin KCl, y donde no se recuperó la producción de petróleo que se tenía antes de su intervención; en el Pulling de 
Marzo, 2012 se usó el NWOF con el agregado de 6 % de KCl para que el tratamiento llegue a los perforados por 
hidrostática, notándose una rápida recuperación en la  producción de petróleo, por lo que se recomienda que 
cuando no podemos colocar el tratamiento frente a perforados se hace necesario densificar el tratamiento (Ver 
Anexo 13). 

 
 
 
 
 
 
 



CO�CLUSIO�ES 
 
1.- El Fluido de Completación que durante muchos años fue usado, empezó a ocasionar daño en formaciones   

sensibles tales como Chonta y Vivian “B”, en el Lote 1AB y Cetico en el Lote 8. 
2.- Los resultados de los ensayos realizados para evaluar el WOF indicaron que los mecanismos de daño de 

formación fueron principalmente cambio de mojabilidad y formación de emulsiones. 
3.- Luego de caracterizar el crudo de las formaciones sensibles a daño, y realizar  pruebas de Laboratorio, se 

consiguió diseñar un Fluido de Completación que no ocasionaba daño. 
4.- En algunos pozos el daño formado por el  Fluido de Completación era reversible, ya que después de varios 

meses, el pozo recuperaba su producción. 
5.- La aplicación del nuevo Fluido de Completación es colocarlo al frente de los perforados (con un volumen 

determinado), de tal forma que el Fluido de Completación normal no haga contacto con el fluido de la 
Formación. 

6.- En pozos que tenían una formación aislada con Packers, y el tratamiento tenía que ser en una formación 
inferior, el nuevo Fluido de Completación se tiene que colocar a la altura del Intake de la Bomba 
Electrosumergible ó en el Tope de Laina, incrementándole peso con Cloruro de Potasio para que por 
gravedad llegue al fondo. 

7.- La concentración de Cloruro de Potasio que se incluye en la formulación del nuevo Fluido de Completación, 
es de acuerdo a la densidad del  agua de formación. 

8.- En los pozos sensibles a daño, luego de un cambio de BES el corte de agua se incrementaba y en algunos 
casos luego de 2-3 meses de producción recuperaba su corte. Con la aplicación del WOF modificado, en 
mucho de los casos se observó una recuperación rápida del corte de petróleo. 

9.- La introducción del nuevo fluido de completación (NWOF) en el 2010 y las siguientes aplicaciones hasta la  
     fecha han traído mejoras significativas en la producción de ambos lotes; consiguiendo un incremento de 62  
     m3 OPD (390 BOPD) en el Lote 1AB y un  mantenimiento de la producción del lote 8. 
10.- Los mejores resultados se obtuvieron en pozos con completaciones simples.  
11.- Considerando un volumen de uso promedio de 29 m3 usado como bache del nuevo Fluido de Completación, 

con un costo de 5300 US$, y en base a un incremento de 3 m3 OPD luego del tratamiento, el tiempo de 
retorno de la inversión es de 5 días de producción. 
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A�EXOS 
 

 
Mapa de Ubicación de los Lotes 1AB -8 

Anexo1 

 

 
 

Características Petrofísicas y de Fluidos Lote 1AB 
Anexo 2 

 



 
 

Características Petrofísicas y de Fluidos Lote 8 
Anexo 3 
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Columna Estratigráfica Cuenca Marañón 
Anexo 5 

 



 
 

Análisis Completo de Agua de Formación 
Anexo 6 

 
 
 
 
 
 
 



 
Tendencia a Formación de Incrustaciones  

Anexo 6A 

 
 
 
 
 
 



PRUEBA DE OLIE�SIS  ( Estabilidad de asfaltenos) 

PROCEDIMIENTO 

 

1. En un papel filtro absorbente (Whatman) de 17cm de diámetro se traza una cuadricula, dicha cuadrícula 
debe ir numerada en orden ascendente desde 0. 

2. Se toman 5ml de muestra (crudo ó crudo + aditivo) y se depositan en un Beaker. 

3. Con un agitador magnético se realiza agitación a la muestra de crudo por espacio de 30 segundos, luego 
con una barra pescadora se toma una gota de dicha muestra y se deposita en el compartimiento cero de la 
cuadricula realizada en el papel filtro. 

4. Luego de agregar la primer gota de aceite al papel filtro, se agrega 1ml de N-Heptano a la muestra de 
crudo y se agita por espacio de 30 segundos, de nuevo se toma una gota de aceite con la barra y se 
deposita en el compartimiento del papel filtro numerado con uno. 

5. De aquí en adelante se vuelve a realizar el paso cuatro, depositando la gota de aceite progresivamente en 
los espacios numerados del papel filtro; de igual forma por cada agitación se agrega 1ml de N-Heptano. 

6. Una vez terminado este procedimiento, el papel filtro debe ser expuesto a 100°C por 15 minutos. Luego 
de esto se observa cada división donde se depositaron las gotas de aceite; la división en la cual se formo 
una especie de anillo interno, nos indicará la estabilidad ó inestabilidad de los asfáltenos en el aceite. Lo 
cual se determina con lo siguiente: 

 

Número de 
División Calificación de los Asfaltenos 

0 a 3 Altamente Inestables 

4 a 7 Inestables 

8a10 Relativamente Estables 

11 a 13 Totalmente Estables 

 
Anexo 7 

 
 
 
 
 
 



 
 

 
 
 
 

Base da Datos de Trabajos Realizados con el NWOF 
Anexo 8 

 
 
 



 
 

Resultados Nuevo Fluido de Completación Pozo CN-9 
Anexo 9 

 
Resultados Nuevo Fluido de Completación Pozo HN-1402 

Anexo 10 



 

 
Resultados Nuevo Fluido de Completación Pozo SHIV-26 

Anexo 11 

 

 
 

Resultados Nuevo Fluido de Completación Pozo HN-1X 
Anexo 12 
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