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RESUMEN

El presente proyecto de grado tiene por finalidad evaluar el comportamiento de la
formacion productora del pozo “Colombia01”, cuando entra en contacto con un
quimico del tipo surfactante, disolvente e inhibidor de asfaltenos. Inicialmente se
realiza prueba de desplazamiento de nucleos. Los resultados muestran el gran
potencial de la utilizacién de este producto en aras de aumentar la produccion del
pozo, al restaurar las permeabilidades. Se demostré6 ademas, los cambios en la
interaccion roca-fluido, al variar la concentracién del quimico, identificando que lo
mas Optimo es una inyeccion de 0.5 volumen poroso de tratamiento disperso en una
corriente de gas a una tasa de 1 L/min. Se evidenci6 la compatibilidad de fluidos por
medio de un analisis con una prueba de botellas. Con todo esto, se concluye que al
inyectar el quimico, las condiciones de yacimiento son mejoradas en un 20% para
el aceite y en un 47% con respecto al gas.

PALABRAS CLAVES: Emulsion, Inyeccion gas, surfactante, disolvente, asfaltenos,
yacimientos.

ABSTRACT.
The purpose of this degree project is to evaluate the behavior of the formation

producing the “Colombia01” well, when it comes into contact with a chemical such
as surfactant, solvent and asphaltene inhibitor. Initially, a nucleus displacement test
is performed. The results show the great potential of using this product in order to
increase the production of the well, by restoring the permeabilities. The changes in
the rock-fluid interaction were also demonstrated, by varying the concentration of the
chemical, identifying that the most optimal is an injection of 0.5 porous volume of
treatment dispersed in a gas stream at a rate of 1 L / min. Fluid compatibility was
evidenced by analysis with a bottle test. With all this, it is concluded that by injecting
the chemical, the reservoir conditions are improved by 20% for oil and by 47% with
respect to gas.

KEY WORDS: Emulsion, Gas injection, surfactant, solvent, asphaltenes, reservoirs
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INTRODUCCION

Las formaciones rocosas tienen diferentes caracteristicas dependiendo del periodo
en que se depositaron y las condiciones en las que han permanecido depositadas
a lo largo del tiempo. EI comportamiento fisico de dichas formaciones varia, segun
entran en contacto con diferentes productos, naturales o quimicos.

En la Ingenieria de Petréleos, dicho conocimiento geoldgico es aplicado para llevar
las formaciones de roca que van a ser afectadas, a condiciones que ayuden a hacer
mas favorable el trabajo, ya sea para optimizar el recobro de los Hidrocarburos,
como simplemente para generar un sello en el modelo estructural del pozo, pues en
una perforacion, se atraviesan muchas formaciones con Propiedades diferentes.

Existen diversos métodos que sirven como coadyuvantes en la mejora de la
productividad de un pozo petrolero, entre los mas usados, la inyeccion de agua y/o
gas. En el Pozo “Colombi01” se evidencia una inyeccion de gas el cual lleva disuelto
un quimico especialmente disefiado para disminuir la viscosidad del crudo,
aumentar la tasa de produccion y afectar positivamente la formacién productora. El
proceso consiste en agregar un quimico disolvente de asfaltenos al gas (ya sea
directa o indirectamente, ya que se han practicado las dos opciones) y se procede
a inyectarlo al pozo. En un tiempo determinado se observa un aumento en la
produccioén de crudo debido a que se encuentra menos Viscoso.

Poco después del inicio de la inyeccién, empieza a disminuir drasticamente la
produccion y el pozo tiende a pegarse, debido a que se produce una Generacion de
Emulsiones en el Pozo ColombiaOl al inyectar dicho gas con un surfactante
disolvente e inhibidor de asfaltenos. Conociendo este problema, se pretende buscar
el motivo de la generacion de las emulsiones para asi poder no solo controlar las
gue ya estan presentes en la formacién, sino también prevenir la generacion de mas
emulsiones que continden afectando y generando dafios en la formacion.

Considerando que el quimico utilizado puede ser el causante de las emulsiones, es
necesario hacer una correlacion de aquellos pozos en los que ya ha sido utilizado y
ponderar con el Pozo “Colombia01”, en qué medida de concentracion es mas
provechoso el quimico al ser inyectado a la formacién productora y que de esta
manera se genere una emulsion favorable que permita su facil control y produccion.
Para este fin, lo que se busca evaluar es el comportamiento de la formacién
productora del Pozo “Colombia01” en contacto con un quimico disolvente e inhibidor

14



de asfaltenos y a su vez, darle cumplimiento a los siguientes objetivos:

e Describir las generalidades y geologia del Campo Cusiana.

e Describir como se ha llevado el proceso de remocion de Asfaltenos en el Pozo
ColombiaO1.

e Determinar con una prueba de ndcleos las propiedades petrofisicas méas
relevantes, del Pozo ColombiaOl.

e Realizar a nivel de laboratorio, sensibilidades con respecto a las
concentraciones y el efecto que tienen en el comportamiento de la roca.

e Realizar un analisis de compatibilidad de los fluidos que tendran contacto en el
pozo y una prueba de tamafio de gota que muestre como este afectaria la
produccion en consideracion con la garganta poral del pozo.

e Analizar los resultados anteriores para la evaluacion del comportamiento de la
formacion productora del Pozo Colombia0l1, en contacto con el disolvente de
asfaltenos.

LA TECNICA GASTIM

El concepto de GaStim! se presenta como una nueva técnica de estimulacion
guimica que permite penetraciones mas profundas y mejores adsorciones quimicas.
Su potencial, aunque todavia no se ha descubierto por completo, es sin duda
respaldado por valores de restablecimiento de Ko més altos y una mayor durabilidad
del tratamiento observada. Se ha demostrado que el gas natural, cuando se utiliza
como sistema de transporte para desplegar las quimicas convencionales de
disolucion de asfaltenos y eliminacién de condensados, mejora el restablecimiento
de Ko y la durabilidad del tratamiento en comparaciéon con las aplicaciones
equivalentes basadas en liquidos. Se estan realizando estudios adicionales para
maximizar la efectividad del concepto GaStim,? que puede ser consultado para
mayor conocimiento en los Anexos 1y 2

1 Paper: “Concepto gastim — una técnica novedosa para estimulacion de pozos. Parte I: Entendiendo la fisica.”
2 Paper: “Concepto gastim — una técnica novedosa para estimulacion de pozos. Parte 11: del laboratorio a pruebas
piloto en campo.”
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SINOPSIS

En el capitulo METODOLOGIA Y DATOS puede ser encontrado el protocolo que se
tomo para la realizacion de las pruebas mencionadas en la Introduccion, tales como
la prueba de desplazamiento de nucleos y de compatibilidad de fluidos.

Los resultados arrojados por dichas pruebas estdn consignados en el capitulo
RESULTADOS Y ANALISIS, en el cual, debajo de cada resultado, se puede
evidenciar su respectivo analisis.

A través de los andlisis, se puede llegar a una serie de deducciones en
consecuencia que pueden ser consultadas en el capitulo CONCLUSIONES.

Se asignan una seria de RECOMENDACIONES a tener en cuenta si se desea darle
continuidad a este proyecto con mayores estudios.

Al final del documento se podran encontrar ANEXOS que son considerados

importantes tanto para el entendimiento del trabajo de grado como para realizar un
estudio més a fondo de la temética manejada en el mismo.
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1. MARCO TEORICO

A continuacién se encuentran las definiciones de los términos claves de este
proyecto.

1.1 INYECCION DE GAS

Es un método de mantenimiento del yacimiento o de recuperacion secundaria que
utiliza gas inyectado para complementar la presion en un yacimiento o un campo
de petréleo. En la mayoria de los casos, un campo incluye una distribucion
planeada de pozos de inyeccién para mantener la presion de yacimiento e
implementar un barrido eficiente de los liquidos recuperables®.

1.2 RECUPERACION MEJORADA

Los procesos convencionales de produccion dejan en el yacimiento del orden de
60- 80% del crudo originalmente en sitio. Este crudo residual se encuentra
atrapado en los poros de la roca o arena del yacimiento por las fuerzas capilares.
La recuperacion mejorada son aquellos métodos usados para obtener dicho crudo
residual. La figura 1 indica el esquema de un proceso de recuperaciéon mejorada
por inyeccién de surfactante®.

Figura 1: Principio de los métodos de recuperacion mejorada por inyeccion de
productos quimicos.

I inyector

‘@’ Productor

Banco decrudo

FUENTE: SALAGER, Jean. Cuaderno FIRP 350A: Uso de los Surfactantes en la
industria petrolera. Venezuela. Septiembre de 1991.
[En linea]. Disponible en: http://www.firp.ula.ve/archivos/cuadernos/S350A.pdf

3 Schlumberger, Qilfield Glossary, inyeccion de gas, 2018, www.glossary.oilfield.slb.com “SALAGER, Jean
L.Uso de surfactantes en la  industria  petrolera, recuperacion = mejorada, 2018,
http://www.firp.ula.ve/archivos/cuadernos/S350A.pdf

17


http://www.firp.ula.ve/archivos/cuadernos/S350A.pdf
http://www.glossary.oilfield.slb.com/
http://www.firp.ula.ve/archivos/cuadernos/S350A.pdf

1.3 TENSION INTERFACIAL

Es la energia de Gibbs por unidad de area de interfaz a temperatura y presion
fijas. La tension interfacial se produce porgue una molécula cerca de una interfaz
tiene interacciones moleculares diferentes de una molécula equivalente dentro del
fluido estandar. Las moléculas surfactantes se sitian preferentemente en la
interfaz y por lo tanto disminuyen la tension interfacial®.

1.4 PRUEBA DE COMPATIBILIDAD DE FLUIDOS

Prueba o serie de pruebas que se llevan a cabo para verificar que no se produzcan
reacciones indeseadas con unfluido especifico. El proceso de prueba puede incluir
verificaciones de compatibilidad con otros fluidos de tratamiento, fluidos del pozo,
fluidos del yacimiento y la formacion. En casos extremos, la mezcla de fluidos
aparentemente benignos puede crear reacciones significativas que pueden dafar
la permeabilidad del yacimiento de forma permanente®.

1.5 PRUEBA DE NUCLEO

Este analisis es vital para determinar las propiedades de la matriz de las rocas y
constituye un recurso importante para la carecterizacion de las formaciones’.

En lafigura 2 se puede observar los cortes que se le realizan a los nucleos enteros.

> Schlumberger, Oilfield Glossary, tension interfacial, 2018, www.glossary.oilfield.slb.com

& Schlumberger, Qilfield Glossary, prueba de compatibilidad de fluidos, 2018, www.glossary.oilfield.slb.com
” ANDERSEN Mark A., DUNCAN Brente., MCLIN Ryan. Los nlcleos en la evaluacién de formaciones.
Houston, Texas, EUA, Prueba de ndcleo
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Figura 2: Corte de Nucleo para facilitar su transporte

Segmento de Analisis de nucl Analisis de as
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FUENTE: ANDERSEN Mark A., DUNCAN Brent, MCLIN Ryan.
Los nlcleos enla evaluacién de formaciones. Houston, Texas,
EUA. [En linea]. Disponible en:
https://www.slb.com/~/media/Files/resources/oilfield review/spanish
13/suml13/2 core_truth

-pdf

1.6 PRUEBA DE TAMANO DE GOTA

El tamafio de las gotas de agua dispersas puede considerarse como una medida de
la estabilidad. A mayor esfuerzo cortante aplicado a la mezcla de petrdleo-agua, el
agua formara gotas cada vez mas pequefias y producird una emulsién de mayor
estabilidad. Se ha encontrado que las emulsiones estables contienen gotas de todos
los tamafios, sin embargo las gotas mayores estan en menores proporciones.®

1.7 PRUEBA DE BOTELLA

Consiste basicamente en seleccionar el mejor demulsificante para lograr la mayor
separacion efectiva de agua en emulsién, asegurando el secado del colchén de
crudo y manteniendo la calidad de agua separada e interface en buenas
condiciones, para el éxito de las pruebas se requiere que la corriente de produccién
de la emulsion (muestra) retna las siguientes caracteristicas:

8 A. Moro Martinez, J. Falcon Hernandez. Separacién de agua del petrdleo por accién del campo eléctrico.
Revista Cubana de Quimica, vol. XVIII, nim 1, 2006.
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a. Ser representativa de la emulsion a tratar.

b. Contener cantidades representativas de los quimicos presentes en el
sistema, tales como inhibidores y/o otros agentes quimicos.

c. Muestra fresca para evitar estabilizacion de la
emulsién por envejecimiento.

d. Simular todas las condiciones de temperatura y agitacion como sea posible®.

En la Figura 3 se muestra el procedimiento que se debe hacer para realizar una

prueba de botella.
Figura 3: Procedimiento para realizar una prueba de botella

Afiade X ppmde
deshidratante

|

Vertiren
botella

Esperaalgun
tiempo

d el 3
3 & 4
Homogeneiza
Mide la separaciéonde agua
FUENTE: MARFISI Shirley, SALGER, Jean L.,
Cuaderno FIRP N° 853PP. Deshidratacion de crudo —
Principios y Tecnologia. Venezuela. Mayo 2004. [En

linea]. Disponible en:
http://www.firp.ula.ve/archivos/cuadernos/S853PP_Deshidratacion.pdf

1.8 GEOLOGIA

El Campo “América” se encuentra ubicado en Colombia, en la Cuenca de los Llanos
Orientales, en el departamento de Casanare, en el corregimiento EI Morro, el cual
pertenece a la jurisdiccion del municipio de Yopal. Hay una distancia de 369 Km,
para acceder al Campo desde la ciudad de Bogota D.C., por via terrestre, la cual
tiene un tiempo estimado de llegada de 7 horas. La Figura 4 muestra la columna
estratigrafica de la zona.

9 ECOPETROL. Protocolo pruebas de botella para la seleccion de especies quimicas deshidratantes en
crudos de la coordinacion Huila — Bateria Dina cretaceos proceso best in class aplicable como metodologia
ante fallas técnicas para el contrato 5210390, prueba de botellas, 2018, https://www.academia.edu
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Figura 4: Columna Estratigrafica
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FUENTE: AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Llanos orientales.
2010. [En Linea] [16 de marzo de 2019] Disponible en:
http://www.anh.gov.co/Informacion- Geologica-y-Geofisica/Estudios-Integrados-y-
Modelamientos/Presentaciones%20y%20Poster%20Tcnicos/LIanos%20(pdf)-
Ronda%20Colombia%202010.pdf

21


http://www.anh.gov.co/Informacion-Geologica-y-Geofisica/Estudios-Integrados-y-Modelamientos/Presentaciones%20y%20Poster%20Tcnicos/Llanos%20(pdf)-Ronda%20Colombia%202010.pdf
http://www.anh.gov.co/Informacion-Geologica-y-Geofisica/Estudios-Integrados-y-Modelamientos/Presentaciones%20y%20Poster%20Tcnicos/Llanos%20(pdf)-Ronda%20Colombia%202010.pdf
http://www.anh.gov.co/Informacion-Geologica-y-Geofisica/Estudios-Integrados-y-Modelamientos/Presentaciones%20y%20Poster%20Tcnicos/Llanos%20(pdf)-Ronda%20Colombia%202010.pdf
http://www.anh.gov.co/Informacion-Geologica-y-Geofisica/Estudios-Integrados-y-Modelamientos/Presentaciones%20y%20Poster%20Tcnicos/Llanos%20(pdf)-Ronda%20Colombia%202010.pdf

1.9 ASFALTENOS

Son materiales organicos formados por compuestos de anillos arométicos vy
nafténicos que contienen moléculas de nitrégeno, azufre y oxigeno. La fraccion
asfalténica del crudo se define como la parte organica del petréleo que no es soluble
en solventes de cadena recta, tales como el pentano o el heptano. Los asfaltenos
existen como una suspension coloidal estabilizada por moléculas de resina
(sistemas de anillos aromaticos) en el petrdleo. La estabilidad de las dispersiones
asfalticas depende de la relacion entre las moléculas de resina y las de asfalteno.
La determinacion de la cantidad de resina es importante en la estimacion del dafio
potencial creado por los asfaltenos. El asfalteno se precipita como un resultado de
caidas de presion, cizallamiento (flujo turbulento), acidos, diéxido de carbono en
solucién [COZ2], condensado inyectado, mezcla de petréleos crudos incompatibles
u otras condiciones o materiales que alteran la estabilidad de la dispersion
asfaltical®.

En la Figura 5 se puede evidenciar la estructura general de los asfaltenos

Figura 5: Imagen representativa de los Asfaltenos

Fuente:http://www.portaldelpetroleo.com/2013/04/los-asfaltenos-y-sus-efectos-en-
la.html

1.10 METODOS DE REMOCION DE ASFALTENOS.

Los pozos parcial o completamente taponados con depositos de asfaltenos pueden
ser limpiados usando diversos métodos:

10 Schlumberger, Oilfield Glossary, asfaltenos, 2018, www.glossary.oilfield.slb.com
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Métodos Mecanicos. Estos métodos involucran raspados mecanicos y limpieza
de los depdsitos dentro del pozo. Un método comun es el de usar equipos de
guaya fina, el cual resulta lento y costoso, particularmente si la acumulacion de
asfaltenos es larga y dura. Otra técnica es la de usar una unidad de coiled tubing
para remover el taponamiento con hidraulica, pero las limitaciones por presion
pueden hacer de la limpieza un método dificil. Otro método es aplicar presion y
crear un diferencial de presion a través del taponamiento para desalojar los
depdsitos. EI método mecanico a utilizar depende de las condiciones de la
tuberia y del taponamiento.!

Limpieza Quimica. Cuando las técnicas de remocion mecanica son insuficientes
0 no realizables, pueden usarse métodos de limpieza con quimicos. Numerosos
solventes, aditivos y quimicos comerciales estan disponibles por muchas
compafias para disolver depositos de asfaltenos. Tratamientos con solventes,
en circulacion normal o inversa con crudos calientes han sido probados con
resultados mixtos. Los procedimientos de limpieza son generalmente disefiados
para adaptarse a un pozo en particular. En algunos casos, la inyeccién de
solventes quimicos (para suavizar el depdsito) puede estar seguida de raspado
mecanico. En cualquier caso, la limpieza de depdésitos de asfaltenos es
invariablemente costosa e involucra resolver numerosos problemas.?

Manipulacion de Presion, Temperatura y Tasa de Flujo. Una de las vias para
prevenir o reducir la depositacidon de asfaltenos en los pozos es la de supervisar
la presién de operacion, temperatura y/o tasa de produccién, para evitar las
condiciones en las que tenga lugar la precipitacion de asfaltenos. Un método es
usar aislante de los fluidos en el anular para evitar las pérdidas excesivas de calor
y mantener la temperatura de los fluidos.3

Aditivos Resinosos. En algunos casos, el afiadir aditivos resinosos ha prevenido
o reducido la precipitacion de asfaltenos. Sin embargo, este método no ha sido
muy comun, ya que necesitan que se realicen muchos preparativos para que la
aplicacién exitosa pueda ser hecha.'4

11 BORGES, Oswaldo. Los Asfaltenos y sus efectos en la produccion del petréleo [en linea] (6 de Abril de
2013) [consultado: 16 de Septiembre de 2019]. Disponible en:
https://www.portaldelpetroleo.com/2013/04/lo0s-asfaltenos-y-sus-efectos-en-la.htmi

2 BID.

B IBID.

41BID.
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1.11 PROCESO DE REMOCION DE ASFALTENOS EN POZzZO
COLOMBIAO1.

En este apartado del Proyecto se pretende mostrar una descripcion de lo que se
ha venido llevando a cabo en el Pozo ColombiaOl en lo que respecta a la
remocion de Asfaltenos.

La estimulacion de pozos para la produccién o la mejora de la inyeccion en
campos maduros es una tarea clave y desafiante. La pérdida de energia del
reservorio debido al agotamiento de la presion junto con los escenarios de dafios
complejos existentes en entornos petroquimicos adversos pueden convertirse
en factores restrictivos para el rendimiento adecuado de los sistemas
convencionales de estimulacion quimica basados en liquidos. Las principales
limitaciones normalmente estan relacionadas con las altas tensiones
interfaciales que impiden la limpieza éptima de los pozos y las penetraciones
rentables que se pueden lograr.

Dentro del proceso de Limpieza Quimica, se utliza un quimico del tipo
surfactante para remover los asfaltenos al minimo, sin embargo, solo controla
en cierta medida la eliminacion de dichos compuestos. Por esto, se toma la
decision de buscar exhaustivamente un producto que mejore las condiciones de
recobro al eliminar en gran proporcidon la produccion de asfaltenos en la
formacion productora del Pozo “Colombia01”.

Asi, se evalla la utilizacion de un quimico surfactante del tipo disolvente e
inhibidor de asfaltenos, para considerar con respecto al quimico que ya esta
siendo utilizado y hacer la comparacion acerca de cual de los dos quimicos es
mas favorable a la hora de observar las condiciones a las cuales queda la
formacién, después de haber entrado en contacto con el quimico. Lo que se
busca es que el Surfactante disolvente e inhibidor de asfaltenos a nivel de
Yacimiento funcione de mejor manera tanto eliminando los Asfaltenos ya
creados, como preparando la formaciéon en contra de la creacion de nuevos
compuestos.
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2. METODOLOGIA Y DATOS

En esta seccion del proyecto, se puede evidenciar el paso a paso para desarrollar
las pruebas de las cuales se obtuvieron los resultados que nos permiten evaluar el
comportamiento de la formacion productora del Pozo Colombia01, en contacto con
el disolvente e inhibidor de asfaltenos.

2.1PRUEBA DE DESPLAZAMIENTO DE NUCLEOS

Como primera medida, la prueba de desplazamiento de nucleos se realizé con el fin
de observar la evaluacion de la efectividad de un tratamiento para la remocion de
dafio por precipitacion de asfaltenos, aplicando un producto disperso en una
corriente de gas metano, mediante las medidas de permeabilidad efectiva al aceite,
permeabilidad efectiva al gas y las curvas de recobro de aceite.

En la Figura 6, se puede evidenciar el Nucleo utilizado para la prueba

Figura 6: Nucleo de la formacion Productora del Pozo “Colombia01”

FUENTE: Elaborada por el autor

Durante la prueba se consideran tres fases importantes dentro del protocolo luego
de que el nacleo es saturado y llevado a las condiciones mas cercanamente
posibles a las de yacimiento.

La Figura 7 muestra el protocolo de la prueba.
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Figura 7: Protocolo Prueba desplazamiento de nucleos.
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» Ko dano

* Kg dafo
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* Kg remocion

* Construccién curva Np

FUENTE: Elaborada por el autor

Todo el proceso esta directamente conectado a un computador el cual toma las
muestras de permeabilidad y realiza la construccion de una curva de Np al finalizar
cada fase. En la Figura 8 se evidencia el montaje experimental para la evaluacion
de propiedades petrofisicas basicas

Figura 8: Montaje Experimental Desplazamiento de Nucleos

PC
|

a

12

+

|

Fitro
{+

£
\

T

-Q—-

&
Tiaar

|

ARRASTRE

FUENTE: Otorgado por Laboratorio Petrorocas



2.2SENSIBILIDADES

Para determinar la sensibilidad adecuada, se tomaron muestras a diferentes
concentraciones del quimico que estaba siendo utilizado, y se aplicaron a una
prueba de botellas para determinar al final del proceso, la concentracién que mejor
puede aceptar el sistema fluidos de produccién-tratamiento quimico.

2.3TENSIONES INTERFACIALES

Se realiza también la prueba de tensiones interfaciales. El objetivo de esta prueba
es determinar la tensién interfacial entre los fluidos de formacion y el tratamiento de
estimulacién que es evaluado. La prueba es realizada por el método del anillo de
gota giratoria. La obtenciébn de bajas tensiones interfaciales garantiza que se
generen bajas presiones capilares en la matriz mejorando el recobro de los fluidos
posterior a un trabajo de estimulacion.

En la Figura 9 se puede ver el equipo utilizado.

Figura 9: Tensiémetro de gota

Fuente: Direct Industry, disponible en:
https://www.directindustry.es/prod/kruess-gmbh/product-

14849- 1948343.html
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2.4 COMPATIBILIDADES DE LOS FLUIDOS

El procedimiento seguido se basé en el estandar APl RP-42! la cual puede ser
encontrada en el Anexo 2 para fines de estudio y consulta. Esta prueba se llevo a
cabo en mezclas de aceite y Tratamiento que se prepararon en tres proporciones
volumétricas diferentes; el procedimiento se llevo a cabo a una temperatura de 82
°C de acuerdo con la norma.

La Figura 10 muestra el montaje experimental de las compatibilidades entre el fluido

producido por el Pozo “Colombia01” y el tratamiento con el quimico.

Figura 10: Montaje Experimental de las Compatibilidades entre el Fluido Producido por el
Pozo “Colombia01” y el Tratamiento con el
quimico.

70-30

70-30

— _—

FUENTE: Elborada por el autor.

2.5PRUEBA DE TAMANO DE GOTAS

La prueba de tamafio de gotas es importante debido a que a mayor esfuerzo
cortante aplicado a la mezcla de petroleo-agua, el agua formara gotas cada vez
mas pequeiias y producira una emulsion de mayor estabilidad. Asi pues, se utilizé
un lente microscopico especial en una muestra extraida directamente del Pozo para
determinar el tamafio de gota con el tensibmetro de gota pendiente.

1 Estandar API RP 42, Disponible en Anexos
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2.6 PRUEBA DE MOJABILIDAD

Se decide realizar también una prueba de mojabilidad visual, cuyo objetivo es
determinar la preferencia al mojado por agua o por aceite que experimentara la roca
una vez el tratamiento de estimulacion ha entrado en contacto con la formacion. Se
colocé en contacto la arena de formacion con el tratamiento quimico propuesto.
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3. RESULTADOS Y ANALISIS DE RESULTADOS

La primera prueba de la cual se analizan los resultados, es la de desplazamiento de
nacleos.

3.1PRUEBA DE DESPLAZAMIENTO DE NUCLEOS

La tabla 1 muestra las dimensiones de dicho nucleo.

Tabla 1: Dimensiones nlcleo

LONGITUD (cm) 5,34
DIAMETRO (cm) 3,81
AREA (cm2) 11,38
VOLUMEN (cm3) 60,77
DENSIDAD APARENTE (g/ml) 2,43
VOLUMEN POROSO (cc) 3,62
POROSIDAD (%) 5,95

FUENTE: Elaborado por el autor.

La primera fase consiste en la toma de datos de Kabs, Ko @Swr y Kg @ Sor de
dicho nucleo. La Tabla 2 permite ver los datos iniciales obtenidos de Permeabilidad

en la fase 1.

Tabla 2: Datos Iniciales Permeabilidad

PERMEABILIDAD ABSOULTA (Kabs) | 1.8 mD
PERMEABILIDAD ACEITE (Ko) 1.05 mD
PERMEABILIDAD GAS (Kg) 5.63 mD

FUENTE: Elaborada por el autor
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Los datos anteriores, son obtenidos del nucleo al momento de haber sido saturado
y puesto a las condiciones mas cercanas posibles a las de Yacimiento. En este caso,
las condiciones son casi idénticas a las encontradas en el Pozo “Colombia01.” La
permeabilidad efectiva al aceite base se determin6 en 1,05 mD; la permeabilidad
efectiva al gas base se registré en 5,63 mD; al realizar la inyeccion de salmuera, se
determind la permeabilidad absoluta de la muestra dando del orden de 1,8 mD

La segunda fase consiste en generar el dafio por medio de la saturacién del nucleo
con el crudo disponible del Pozo “Colombia01” y dejando durante 12 horas que se
remoje con una inyeccion de 0.5 Vp de N-Heptano y 0.5 Vp de aceite. Se toman
nuevamente los datos de Ko y Kg.

La tercera y ultima fase de la prueba, consiste en la remocion, la cual se lleva a
cabo con 0.5 Vp de tratamiento quimico disuelto en una corriente de gas a una tasa
de 1 L/min. Se toman por tercera vez los datos de Ko y Kg.

La Gréafica 1 muestra los resultados de permeabilidad obtenidos para el Aceite en
cada fase de la prueba

Grafica 1: Resultados Permeabilidad Efectiva al Aceite

Permeabilidad efectiva al aceite

1,2
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o

Dafio: 62%  Remediacion: 20 %
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Permeabilidad (mD)
o
(=]

(=1

02

0,0

W Ko base W Ko dafio W Ko remocion

FUENTE: Laboratorio Petrorocas, Laboratorio anexo de la Universidad
Nacional, Sede Medellin

De la imagen anterior, se puede analizar que Al realizar el dafio de formacion por
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asfaltenos con la inyeccion en paralelo del N-Heptano y el aceite, se presenté una
disminucion de la permeabilidad efectiva al aceite del 62%. A partir de la inyeccion
del tratamiento disperso en gas, la permeabilidad efectiva al aceite logro tener una
remediacion del 20%.

En la Gréafica 2 se pueden apreciar los resultados de permeabilidad obtenidos para
el Gas en cada fase de la prueba.

Gréfica 2: Resultados Permeabilidad Efectiva al Gas

Permeabilidad efectiva al gas

8,0
7.0

Dafio: 17 % Remediacion: 47 %
5.0

4,0

Permeabilidad (mD)

3.0

2,0

1,0

0,0

B kg base R Kg dafio M Kg remocion

FUENTE: Laboratorio Petrorocas, Laboratorio anexo de la Universidad
Nacional, Sede Medellin

Al realizar el dafio de formacion por asfaltenos con la inyeccién en paralelo del N-
Heptano y el aceite, se presenté una disminucion de la permeabilidad efectiva al gas
del 17%. A partir de la inyeccion del tratamiento disperso en gas, la permeabilidad
efectiva al gas logro tener una remediacion del 47%.

La muestra al tener una porosidad baja (5,95%), presenta de manera similar una
permeabilidad al liquido baja (1,8 mD). Sin embargo durante lainyeccion del gas, este
alcanzo6 permeabilidades del orden de 5 mD. Esta permeabilidad al gas es debido
a que el gas por su baja viscosidad logra canalizarse por las gargantas de poro,
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permitiendo mayor flujo a menores deltas de presidon. A su vez, esto nos permite
percibir que el tamafio de gota es inferior al que podria presentar problemas en la
garganta poral del pozo, que nos genere taponamiento en la formacion sin permitir
el paso de aceite o0 gas a través de los poros de la formacién productora en el Pozo
“Colombia01.”

En la Grafica 3 se presenta el factor de recobro calculado con los resultados de la
prueba.

Gréfica 3: Factor de Recobro

Curva de recobro

Factor de recobro
[=
L

0 1000 2000 3000 4000 5000 6000 7000
Q

—@— Factor de recobro base —&—Factor de recobro dafio —e— Factor de recobro remocién

FUENTE: Laboratorio Petrorocas, Laboratorio anexo de la Universidad Nacional, Sede
Medellin

Se puede ver en las curvas de factor de recobro al momento del dafio y de la
remocion del mismo, presentan un comportamiento convencional con respecto a la
curva de factor de recobro base. Luego de la generacion del dafio por asfaltenos,
el factor de recobro disminuye en un 17%(evidenciado en la grafica como linea de
tendencia de color rojo), sin embargo luego de la inyeccion del tratamiento disperso
en gas, se recupera el factor de recobro en un 15% (linea de tendencia de color
azul) con respecto a la curva Np del dafo.
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3.2SENSIBILIDADES

Para determinar la sensibilidad adecuada, se tomaron muestras a diferentes
concentraciones del quimico que estaba siendo utilizado, y se aplicaron a una
prueba de botellas para determinar al final del proceso, la concentracién que mejor
puede aceptar el sistema fluidos de produccién-tratamiento quimico.

En la Figura 13 se evidencia la prueba de botellas.

Figura 11: Prueba de Botellas

FUENTE: Extraido de “Estudio técnico

econdémico del tratamiento quimico para la

deshidratacion de crudo en el campo

Shushufindi disponible en
https://bibdigital.epn.edu.ec/bitstream/15000/4077/1/CD-3843.pdf

Por temas de confidencialidad, los resultados de estas pruebas no pueden ser
evidenciados en este documento. Lo que se puede mencionarse, es el resultado
que se utilizd, ya que al variar la concentracion del quimico, se puede identificar que
lo mas 6ptimo es una inyeccion de 0.5 volumen poroso de tratamiento disperso en
una corriente de gas a una tasa de 1 L/min. Las demas concentraciones que fueron
evaluadas no pueden ser presentadas dentro del Trabajo de Grado, debido a
confidencialidad entre empresas.

3.3 PRUEBA DE TENSION INTERFACIAL

La gréfica 4 permite evidenciar la tension interfacial entre los fluidos de formacion,
en contacto con el quimico, con respecto al tiempo
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Gréfica 4: Prueba de Tension Interfacial
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FUENTE: Medidas Otorgadas por Laboratorio Labcut.

La Tabla 3 muestra los resultados puntuales representados en la gréfica 2.

Tabla 3: Resultados Prueba de Tension Interfacial

.~ 996E-002 @ 394 3100 31
5 1.03E-001 39,4 3099 355
10 1.05E-001 39,4 3099 357
15 1.03E-001 39,4 3100 355
20 8.98E-002 39,4 3100 339
25 9.14E-002 39,4 3100 341
30 9.22E-002 39,4 3099 342
35 9.30E-002 39,4 3099 343
40 9.30E-002 39,4 3099 343
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Tiempo [s]

45
50
55
60
65
70
75
80
85
91
96
101
106
116
121
126
131
136
141
146
151
156
161
166
171
176
181
187
192
197
202
207
212
217
222
227

Tabla 3. (Continuacion)

IFT [mN/m]

9.46E-002
9.63E-002
9.88E-002
9.96E-002
1.03E-001
1.03E-001
1.04E-001
9.54E-002
1.03E-001
1.09E-001
1.01E-001
1.03E-001
1.01E-001
1.07E-001
1.11E-001
1.13E-001
1.03E-001
1.07E-001
1.05E-001
9.88E-002
9.54E-002
9.22E-002
8.98E-002
8.74E-002
8.58E-002
8.58E-002
8.90E-002
8.98E-002
9.14E-002
9.30E-002
9.54E-002
9.79E-002
1.00E-001
1.02E-001
1.03E-001
1.02E-001

Temperatura

[°C]
39,4
39,4
39,4
39,4
39,4
39,4
39,4
39,4
39,4
39,4
39,4
39,4
39,4
39,4
39,4
39,4
39,4
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
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Velocidad
[rpm]
3098
3100
3099
3100
3099
3099
3100
3101
3099
3098
3099
3099
3100
3099
3100
3100
3100
3100
3098
3099
3101
3101
3100
3100
3100
3100
3102
3100
3098
3097
3099
3100
3100
3100
3099
3100

Medida
diametro [pix]
345
347
350
351
355
355
356
346
355
362
353
355
353
360
364
366
355
359
357
350
346
342
339
336
334
334
338
339
341
343
346
349
352
354
355
354



Tiempo [s]

232
237
242
247
252
257
262
267
272
277
282
287
292
297
303
308
313
318
323
328
333
338
343
348
353
358
363
368
373
378
383
388
393
398
403
408

Tabla 3. (Continuacion)

IFT [mN/m]

1.00E-001
9.96E-002
9.96E-002
9.96E-002
9.96E-002
9.96E-002
9.88E-002
9.88E-002
9.88E-002
9.88E-002
9.96E-002
9.96E-002
9.96E-002
9.79E-002
9.96E-002
9.88E-002
9.96E-002
9.88E-002
9.88E-002
9.88E-002
9.79E-002
9.79E-002
9.79E-002
9.79E-002
9.79E-002
9.79E-002
9.79E-002
9.88E-002
9.88E-002
9.88E-002
9.71E-002
9.38E-002
8.98E-002
8.36E-002
7.84E-002
7.69E-002

Temperatura
[°C]
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
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Velocidad
[rpm]
3100
3100
3100
3099
3100
3099
3100
3099
3100
3099
3099
3101
3099
3099
3099
3098
3100
3101
3100
3100
3099
3100
3100
3100
3101
3099
3100
3099
3099
3101
3099
3099
3099
3100
3101
3099

Medida
diametro [pix]
352
351
351
351
351
351
350
350
350
350
351
351
351
349
351
350
351
350
350
350
349
349
349
349
349
349
349
350
350
350
348
344
339
331
324
322



Tabla 3. (Continuacion)

Tiempo [s]

414
419
424
429
434
439
444
449
454
459
464
469
474
479
484
489
494
499
504
509
514
519
524
529
534
539
544
550
555
560
565
570
575
580
585
590

IFT [mN/m]

7.48E-002
8.58E-002
8.90E-002
8.82E-002
9.30E-002
8.43E-002
8.82E-002
9.96E-002
8.58E-002
9.14E-002
9.96E-002
1.11E-001
9.22E-002
9.38E-002
9.54E-002
9.71E-002
1.05E-001
9.30E-002
9.79E-002
1.08E-001
1.00E-001
1.02E-001
1.01E-001
1.19E-001
1.08E-001
1.00E-001
9.88E-002
9.79E-002
1.00E-001
1.05E-001
1.02E-001
1.05E-001
1.07E-001
1.15E-001
1.13E-001
1.10E-001

Temperatura
[°C]
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5

38

Velocidad
[rpm]
3100
3098
3099
3099
3100
3099
3099
3099
3099
3099
3100
3101
3100
3099
3099
3100
3101
3101
3099
3099
3099
3100
3098
3100
3101
3099
3100
3099
3099
3100
3098
3101
3099
3099
3099
3102

Medida
didmetro [pix]
319
334
338
337
343
332
337
351
334
341
351
364
342
344
346
348
357
343
349
361
352
354
353
372
361
352
350
349
352
357
354
357
360
368
366
363



Tabla 3. (Continuacion)

Tiempo [s]

595
600
605
610
615
620
625
630
635
640
650
655
660
665
670
675
680
685
690
695
701
706
711
716
721
726
731
736
741
746
751
756
761
766
771
776

IFT [mN/m]

1.10E-001
1.14E-001
1.19E-001
1.21E-001
1.20E-001
1.13E-001
1.09E-001
1.07E-001
1.07E-001
1.07E-001
1.21E-001
1.21E-001
1.21E-001
1.24E-001
1.21E-001
1.21E-001
1.21E-001
1.21E-001
1.20E-001
1.20E-001
1.13E-001
1.13E-001
1.13E-001
1.13E-001
1.13E-001
1.12E-001
1.12E-001
1.12E-001
1.11E-001
1.11E-001
1.11E-001
1.10E-001
1.10E-001
1.10E-001
1.10E-001
1.10E-001

Temperatura
[°C]
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5

39

Velocidad
[rpm]
3100
3100
3099
3098
3100
3100
3100
3100
3100
3099
3099
3100
3100
3101
3100
3100
3099
3098
3100
3100
3101
3100
3098
3099
3100
3098
3101
3100
3099
3100
3099
3099
3101
3098
3099
3098

Medida
diametro [pix]
363
367
372
374
373
366
362
359
359
359
374
375
375
378
375
375
374
374
373
373
366
366
366
366
366
365
365
365
364
364
364
363
363
363
363
363



Tabla 3. (Continuacion)

Tiempo [s]

781
786
791
796
801
806
811
816
821
826
831
836
842
847
852
857
862
867
872
877
882
887
892
897
902
907
912
917
922
927
932
937
942
947
952
957

IFT [mN/m]

1.10E-001
1.10E-001
1.10E-001
1.10E-001
1.10E-001
1.10E-001
1.10E-001
1.11E-001
1.11E-001
1.14E-001
1.15E-001
1.13E-001
1.10E-001
1.03E-001
9.22E-002
1.21E-001
8.51E-002
1.13E-001
9.46E-002
9.54E-002
9.54E-002
9.54E-002
9.54E-002
9.96E-002
9.96E-002
9.96E-002
9.88E-002
9.71E-002
9.71E-002
9.96E-002
1.02E-001
1.04E-001
1.05E-001
1.06E-001
1.07E-001
1.07E-001

Temperatura
[°C]
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5
39,5

40

Velocidad
[rpm]
3100
3101
3100
3100
3098
3101
3101
3099
3100
3099
3099
3100
3100
3102
3099
3098
3100
3099
3101
3100
3100
3099
3098
3099
3098
3099
3099
3098
3099
3100
3099
3099
3099
3100
3099
3101

Medida
diametro [pix]
363
363
363
363
363
363
363
364
364
367
368
366
363
355
342
374
333
366
345
346
346
346
346
351
351
351
350
348
348
351
354
356
357
358
359
360



Tabla 3. (Continuacion)

Tiempo [s] IFT [mN/m] Temperatura Velocidad Medida
[°C] [rpm] diametro [pix]
962 1.22E-001 39,5 3097 376
967 1.21E-001 39,5 3099 375
972 1.23E-001 39,5 3099 377
978 1.22E-001 39,5 3100 376
983 1.21E-001 39,5 3100 374
988 1.01E-001 39,5 3100 353
993 1.12E-001 39,5 3098 365
998 1.13E-001 39,5 3098 366

FUENTE: Otorgada por LabCut y Editada por el autor

La prueba de tensién interfacial otorga una grafica que muestra la tensién interfacial
con respecto al tiempo, cuando los fluidos de formacién estan en contacto con el
quimico utilizado en el tratamiento de control de emulsiones por dafio generados
por Asfaltenos, obteniendo valores de tension interfacial menores a 0.1 mN/m, lo
cual genera bajas presiones capilares y mayor recuperaciéon de los fluidos
bombeados.

3.4COMPATIBILIDAD DE LOS FLUIDOS

En la Figura 10, se ve como fue estudiada también la compatibilidad entre los fluidos
producidos y el sistema de tratamiento quimico, donde se puede determinar que no
hubo generacion de precipitados, emulsiones y/o incompatibilidades entre el sistema
guimico organico y los fluidos de produccion del Pozo “Colombia01.”
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Figura 12: Compatibilidad entre Fluido de produccién y
Tratamiento quimico.

FUENTE: Elaborado por el autor

Todas las muestras rompieron con tiempos menores a 30 minutos. En la Figura 11,
se puede apreciar laimagen de la prueba de generacién y rompimiento de emulsion.

Figura 13: Generacion y Rompimiento de Emulsiones

FUENTE: Elaborada por el autor

Se puede ver como en un tiempo menor a 30 minutos, se rompe la emulsion
generada cuando se compara un sistema a razén de 20% de Tratamiento y 80% de
Fluido de Produccion del Pozo “Colombia01.”
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3.5PRUEBA DE TAMANO DE GOTA

La prueba de tamafo de Gota arroja valores que no son significativos al ser gotas
gque su tamafo no varia con respecto a los 998 segundos estudiados en la prueba
con el tensibmetro, otorgando un valor promedio de 355 pix de diametro medido
evaluados aproximadamente cada 5 segundos durante poco mas de 16 minutos. Se
realizaron réplicas obteniendo valores muy cercanos, por lo cual se puede decir que
el valor no afecta las pruebas y no debe ser considerado en este estudio.

3.6 PRUEBA DE MOJABILIDAD VISUAL

En la Figura 12 se observa la dispersion de los granos impregnados con tratamiento
en el agua de formacion y varsol.

Figura 14: Mojabilidad Mixta

En Agua de Formacion  En Aceite Mixta (50/50)

Solidos
Dispersados
en aguay

———  aceite.

:
.!

:\\\\'\“\'(\“\"\'m\\\\u:\‘.‘-" \

)

—
—
—
=
=
=
—
=
—

FUENTE: Elaborado por el autor

Se observé posteriormente si los granos de arena humectados con el tratamiento
se dispersan o aglomeran al pasar a través de una probeta con agua y con varsol,
ya que esta es indicativo de que las arenas quedan preferencialmente mojadas al
agua. Por el contrario si las arenas aglomeran en agua y dispersan en varsol
significa que las arenas tienen preferencia a ser mojadas por aceite. En algunos
casos es posible observar que las arenas se dispersan en agua y varsol, indicando
una mojabilidad mixta. En el caso de estas pruebas de mojabilidad visual, se
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evidencia que al poner en contacto arena Ottawa con el sistema de tratamiento
quimico, se obtiene mojabilidad mixta.
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4. CONCLUSIONES

A partir de la inyeccion del tratamiento disperso en gas metano, se logra
observar una remediacidn en las permeabilidades efectivas al aceite y al gas de
20% y 47% respectivamente.

Durante el recobro de aceite a partir de la inyeccién del gas, se observé que el
factor de recobro se increment6 luego de la inyeccion del tratamiento disperso
en gas. Estos comportamientos de las curvas de factor de recobro dependen de
la inyeccion del gas, de la canalizacion que esté presente en el medio poroso.

Al variar la concentracion del quimico, gracias a las diferentes sensibilidades, se
puede identificar que lo mas 6ptimo es una inyeccion de 0.5 volumen poroso de
tratamiento disperso en una corriente de gas a una tasa de 1 L/min.

Cuando los fluidos de formacién estan en contacto con el quimico utilizado en el
tratamiento de control de emulsiones por dafio generados por Asfaltenos, se
obtienen valores de tension interfacial menores a 0.1 mN/m, lo cual genera bajas
presiones capilares y mayor recuperacion de los fluidos bombeados.

Luego de la generacion del dafio por asfaltenos, el factor de recobro disminuye
en un 17%, sin embargo luego de la inyeccion del tratamiento disperso en gas,
se recupera el factor de recobro en un 15% con respecto a la curva Np del dafio.

La muestra al tener una porosidad baja (5,95%), presenta de manera similar una
permeabilidad al liquido baja (1,8 mD). Sin embargo durante la inyeccion del
gas, este alcanz6 permeabilidades del orden de 5 mD. Esta permeabilidad al
gas es debido a que el gas por su baja viscosidad logra canalizarse por las
gargantas de poro, permitiendo mayor flujo a menores deltas de presion.

El tamafio de gota es inferior al que podria presentar problemas en la garganta
poral del pozo, que nos genere taponamiento en la formacion sin permitir el paso
de aceite o0 gas a través de los poros de la formacion productora en el Pozo
“Colombia01.”

El sistema de Tratamiento quimico es totalmente factible para ser usado en la
inyeccion de yacimientos como disolvente organico e inhibidor de asfaltenos
dispersos en gas.

En las condiciones de prueba evaluadas, el sistema de tratamiento quimico
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organico probado, es totalmente compatible con los fluidos de produccién
actual del Pozo

» “Colombia01”, presentando buena detergencia y una tendencia de asfaltenos
altamente inestables.
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5. RECOMENDACIONES

Evaluar el comportamiento de la produccion con respecto al tiempo para
determinar qué tan efectivo es la inyeccién de gas con el quimico del tipo
surfactante disolvente e inhibidor de asfaltenos a nivel de yacimiento.

Estudiar cada 4 meses el cambio en el tamafio de gota, para calcular la razén
de cambio y si éste ocasiona disminucion en la produccion.

Estudiar la Tension Interfacial a mayores tiempos de prueba.
Realiza pruebas con quimicos afines al surfactante disolvente e inhibidor de
asfaltenos con el fin de conocer si existe algun producto que al entrar en contacto

con los fluidos de produccion, genere mejores resultados que los arrojados por
este.
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ANEXO A.
CONCEPTO GASTIM — UNA TECNICA NOVEDOSA PARA ESTIMULACION DE
POZOS. PARTE |: ENTENDIENDO LA FiSICA
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Abstract

Well stimulation for production or injection enhancement in matare fields is a key and challenging task Loss of reservodr
eneTzy due to pressure depletion coupled with complex damage scenarios existing in adverse petro physical environments
can become resictive factors for the proper performance of convendonal liquid based chemical stimmlation systems. Main
limitations are nonmally related to high interfacial tensions preventing optimal well s clean up and cost-effective achisvable
penemations. This work presents 3 new well stimulation concept in which the cammying system is gas instead of liqgnid The
overall smdy will be presented in 2 parts. Part I will discnss basic physical qoestions relatsd to teament durshility as a
fimction of deployment method (contonows dispersion vs liguid batch zas displacement) for at least two damapge scenamios
of particular imterest: asphaliene depositon and condensate Blockage. A basic mechsmistic simmlation is also presented for
beneft esimations at well scale. Par IT will forns on field mials desizn and execntion nsing micellar andior flnoropolymer
type of chemdsimies that exhibited the best performance when tested under laboratory conditions.

Expeniments bhereim presented were done in formation sandstone cores simulsfing reservolr conditions. It is shown that
nafural gas when wsed as the camying system to deploy comventional asphaliens dissolufion and condensate remonval
chemisities enhances both Ko re-establishment and treatment durability as compared o equivalent iquid-based spplicatons.
Additional smdies are being performed to maximizs the effectiveness of the Gabtim concept. Sensibilities to zas oype (M2,
Ci02), added chemical and dosages as long a5 feld mal docomentation will be presented in part I of the present work.

{FaSam concept is presenfed &s a novel chemical stimulation technique potentally allowing deeper penstrations and better

chemical adsorptions. Itz potsndal although soll oot fully undiscoversd is certzinly supported by higher Eo re-
establishment values and longer meatment durabilities observed.
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Introduction

Formation damage and skin factor are common and key concepts behind any well stimulation strategy. Very often. damage
mechanisms are assumed to be confined to the first feet into the formation and treatments are deployed accordingly. For this
case, stimulation benefits are estimated through conventional well performance —IPR- evaluations where S reduction reflects
expected PI improvements. Even though, there exists types of damages not necessarily limited to the first feet from the
wellbore and its modeling and control can imply additional challenges as compared to near wellbore skin damage concept.
Typical deep damage mechanisms (DDM) include asphaltene deposition in compositional environments. condensate
blockage (especially at reservoir pressures near dew point), fines destabilization by waterflooding processes or total k
reduction 1n stress dependant permeability environments.

The present study documents a first set of approaches for DDM modeling and control in quartzarenite formations producing
compositional fluids under a gas re-injection scheme 1n fields located throughout the Colombian foothills — South America.
Regain permeability tests and single well modeling are documented for two specific DDM:

- Asphaltene deposition under depletion and gas re-injection. Volatile o1l system.
- Condensate blockage at reservoir pressures near or below dew pomt. Retrograde gas condensate system.

Although the above mentioned mechanisms have been historically treated in the study fields through conventional liquid-
based stimulation. a new approach is proposed for an enhanced control. Gas and not liquid, has been used in core flood
experiments as the carrying system for chemical packages already deployed in liquid. It 1s proposed that such an approach
has positive implications that include but are not limited to:

- Better areal and vertical chemicals distribution promoted by gas diffusion effects.
- Increase of treatment radius.

- Enhanced adsorption of the chemicals favoring durability.

- Reduction of capillary effects favoring hydrocarbon Krs and flow back efficiency.

Whenever operational procedures can be safely deployed. this technique could bring stimulation practices to a next level. In
the following lines some of the most relevant physical concepts are presented followed by a description of the laboratory
protocols implemented. A single well simulation exercise is also included to complement final section of results and
discussion.

Theoretical Review (Refs 1t 13)

Transport of chemicals by liquid or gas has been broadly studied due to its importance for EOR processes and its
relationship with other relevant aspects of flow through porous media. Its physical understanding. involve several concepts
like diffusion. dispersion and adsorption and its modeling, the incorporation of fundamental laws such as diffusion equation,
Stoke’s law and Fick’s law. Practical applications have included both simulation and laboratory work mainly aimed on the
optimization of the recovery process for a cost-effective deployment of different technologies.

For the present work. two subjects are of particular interest. First. the physics of transport phenomena describing fluid—
fluid and rock—fluid thermo dynamical interactions and the role of the basic properties of the interacting phases, those of the
propagation media and the type of flow regime in transport dynamics and second. the chemistry of surfactants potentially
deployable through the GaStim approach hereim presented.

In general. the first subject documents that dispersion. which results from an interaction between convective spreading or
mechanical dispersion and diffusion. help to prevent fingering and channeling which 1s very useful for an efficient sweep. It
also document that dispersion 1s highly favored when non spherical / wide grain size distributions coupled with high
velocities (turbulent flow) and low viscosity low density fluids are present. Gravity effects become also important as they
tend to reduce dispersion effects especially when unfavorable mobility ratios are encountered. Other aspects such as
immobile phase saturation and gas trapping have been also studied although its effects less understood.

Regarding the chemistry of surfactants. it 1s worth mentioning that great progressions have been attained over the last
years, especially in the manufacturing processes and applications in the EOR and IOR arena. Mostly intended as mterfacial
tension modifiers. the role of surfactants in many processes such as dispersion, emulsification. foaming. coating and
detergency has been broadly studied. Of special importance, we find the concepts of adsorption and surfactant retention as
they have a direct impact on sweep efficiency. The adsorption on solid surface affects the transport of surfactant and
depends on surfactant concentration, the type of surfactant structure in the solid- liquid contact (fig 1). the nature of the solid
surface (charge and polarity). the molecular structure of surfactant molecules (head group charge and characteristics of

52



hydrophobic tail) and the characteristics of the liquid phase (PH. electrolyte concentration. presence of additives and
temperature’). Surfactant retennon is also a major factor limiting effectiveness of oil recovery as it affects surfactant
concentration on the front’. Experimental work has reported that adsorption dynamics are faster at lower viscosities and that
at higher flow velocities the adsorption process 1s more important than the mass dispersion mechanism. Others effects such
as drive-water salinity and phase trapping have been studied but will not be detailed in the present review.

Some notes on Last Generation Surfactants

Stimulation with gas is proposed for those environments i which damage mechanism relies far away from the wellbore.
For the specific applications under study which are asphaltene and condensate blockage removal and mhibition. last
generation surfactants are seen as very promusing solute systems. The main target 1s to obtain the minimum achievable IFTs
and the higher retention (to prevent damage re-establishment) under a cost — effective scheme and without compromising
effective deployment over the treatment radius’.

For the above mentioned purpose. a first stage of laboratory experiments has included the incorporation of conventional
solvents and alcohols for asphaltene and condensate control respectively. Results are presented in the following sections.
Even though. a next level of performance is being pursued through the incorporation of micellar surfactants, nano emulsions®
and micro emulsions, all surfactants of last generation chemistries and that could enhance treatment effectiveness as their
advantages include (but are not limited to):

- They are not greatly affected by gravity segregation.

- Its performance 1s not highly dependant on ultimate surfactant availability.

- Small size of the dispersed phase (smaller than wavelength of light) allowing them to reach smaller pores.

- ’I’hey are thermodynamically stable, exhibit ultra low interfacial tension values (~ 10™ to 10 * dyn/cm) and small particle
size ranges (~ 10 to 50 nm).

- They form spontaneously and not require additional energy.

- The small droplet size prevents flocculation enabling the system to remain dispersed with no separation.

Based on the theoretical aspects so far illustrated. a first stage of laboratory experiments were designed and executed. Main
objective of the tests has been to gain knowledge on the critical variables governing concept scaling to field conditions. A
basic simulation exercise was also performed to estimate potential benefit of this technique and identify main prediction
uncertainties that should be diminished by further lab work.

Experimental Work

Coreflood experiments were designed to understand the effect of stimulation with gas under two scenarios of particular
interest:

- Asphaltene deposition in a highly under saturated volatile oil system.
- Condensate blockage in a gas retrograde system already depleted below dew point.

All the tests were conducted at 265 degF, 2500 psi1 of confining pressure and fixed delta P (gas discharge pressures up to
1500 pst and latm pore pressure). Variations in Qg were recorded to estimate Kg before and after inducing damage.

! The increase in temperature increase adsorption of non- ionic surfactants on solid surfaces since the solubility of non-ionic surfactants in water decreases
with increase temperature. On the other hand. increasing temperature decreases the adsorption of ionic surfactants on solid surfaces because the solubility of
ionic surfactant increases with increases temperature.

? An increase in surfactant concentration cause surfactant tails start to orient toward gas or non polar liquid since there is no enough space for the surfactant
molecules to lie flat on the surface. Surfactant retention can take place by hydrophobic bonding ( occur between the hydrophobic surfactant tail and the
hydrophobic tails of the surfactant from the liquid phase), electrostatic interaction (occur between the ionic head groups of the surfactant and the oppositely
charged solid surface). acid-base interaction (occur due to hydrogen bonding). polarization of & electron (occurs between the surfactant head group which
has electro-nich aromatic nuclei and the positively charged solid surface) or dispersion forces (occur due to London- Van Der Waals forces between the
surfactant molecules and the solid surfaces). Adsorption of surfactant on solid surfaces is generally described by adsorption isotherms.

? Areal and vertical conformances are desirable. High chemicals adsorption although not desirable for most of EOR. processes. can help preventing damage
restitution in the meated zonema GaSum application.

‘N I lucent systems mostly covering the size range 50-200 nm. Unlike microemulsions (which are also transparent or
u'ansiucem and thermodynamxcallw stable) nanoemulsion are only kinetically stable. however their long term physical stability (with no apparent flocculation
or coalescence) make them unique. Nanoemulsions are also most suitable for efficient delivery of active chemicals as given that lower concentrations are
ired as compared to microemulsions (which require a high surfactant concentration, usually in the region of 20 % and higher).

q
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Synthetic gas resembling injected gas composition® and representative reservoir fluids and rock were used in all of the
stages. Fluid base of the stimulation systems were DANY?® for the asphaltenes case and an alcohol blend for the condensate
one.

Experimental apparatus is depicted on fig 2. The only difference is that for the ashpaltene scenario. a slim tube’ is used and
for the condensate. a conventional 1 %2 in x 3 1n core holder 1s utilized. Followed procedure 1s shown in tables 1a and 1b.

With the purpose of determining optimal chemical dosages and estimating differences on treatment performance,
variations in product concentration and deployment technique (continuous dispersion vs liquid batch injection followed by
gas displacement) were introduced to the experiments. Results are presented on the final section.

Single Well Simulation

Two simulation exercises were carried out in order to estimate production benefit of the GaStim technique 1n both asphaltene
damage and condensate blockage scenarios. Summary of the models” characteristics are as follows:

¢ Layer cake model.

* 2 wells: 1 gas injector and 1 producer.

* GOR and pressure data were matched to reproduce the gas injection phenomenon and the condensate banking and
asphaltene deposition effect®.

Figs 3a and 3b show model schemes for the two damage scenarios.

According to the laboratory results, asphaltenes can be effectively removed if equivalent concentrations between 600 and
1000 ppm® of a suitable solvent are injected into the reservoir via gas injection. Also. it is reported that after GaStimulation,
damage restitution through n-heptane injection is not as critical as in the base case (fig 5). This indicates that an inhibition
effect would be expected and thus. simulation runs are allowed to reflect this behavior (i.e. stimulated Krs remained for
longer periods as penetration radius increases). Damage removal 1s represented by the stimulated Kr curves depicted on fig

4a. Results are presented in fig 6 and discussed in the final section.

Condensate blockage damage and removal were also simulated. Base line condition of condensate appearance is attained
resembling natural production and depletion of the system. After this, a conventional stimulation approach in which
penetration radius and PI improvement are known is simulated’®. The objective in this simulation was to establish the
differences in PI improvement with increasing penetration radius while maintaining durability of the stimulation effect fixed
in all the cases (~ 1 month). The stimulation effect is represented according to “enhanced” Krs in fig 4b. Results are shown
in fig 7 and discussed 1n the final section.

Results and Discussion
Asphaltene Damage Scenario

Three experiments were executed in this scenario varying the deployment technique and according to the protocol
described in table 1a. The first technique involves continuous chemical dispersion into the gas current. The chemical is
added downstream of the slim tube’s inlet point and the total volume of chemical 1s recorded to estimate final concentration
1n the slim sand pack. In the second approach. pure solvent 1s pre-injected into the sand pack (20% of the total PV) and then
gas injected throughout. The objective whit this second approach is to estimate 1if a natural gas enrichment process in the
pore media 1s effective. Fmally, solvent i1s pre-injected but diluted 1n diesel at 20%. The volume is now placed in a higher
fraction of the total pore volume resembling the swelling effect of the liquid batch. As shown in fig 8, it is noted that
continuous dispersion of the chemical solvent into the gas current exhibit best performance in terms of regained permeability
as less chemical is needed to obtain acceptable Ko recovery (= 90%). It was also noted that in the case of pure solvent pre-
injection, the system does not start to react until a minimum saturation of ~ 20% s attained. This implies. large quantities of
chemical would be needed in a field case (blue line in fig 8). Diluted solvent pre-injection showed a response between the
two cases already described (red line in fig 8). It 1s proposed that diesel acts like a sacrifice fluid as the minimum saturation

* 75% methane, 10% ethane, 10% propane and 5% CO;

“ DANY: Disolvente de Asfaltenos a Nivel de Yacimiento (Asphaltene Dissolver at Reservoir Level. consisting of aromatic solvent and surfactants blend).
71 in shim tube was packed with Mirador formation sand (mesh 5: 100-200 and 200-325). Final permeabilities of 1 Darcy were attained.

* Asphaltenes deposition is modeled according to the work described in ref. 14

* Base of calculation is the oil in place in the treated zone. i.e. mg of chemicals per liter of total oil in place (or ppm).

' Krg is increased until real case PI improvement of 20% is obtained. Then. higher penetration radius (up to ~100 ft) are stimulated simply by changing the
Kr curves on the desired areas.
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for gas enrichment now consists of a mixture of diesel + pure solvent. Bigger fluid slug also aid to the enrichment process as
longer contact times are promoted.

Another observation 1s related to an inhibition effect noted. After maximum damage removal has been obtained, the
system i1s subjected to fresh oil and n-heptane injection to re-damage the sample. Final Kg is measured but this time only
15% damage 1s observed. Hypothesis behind this 1s related to a solvent adsorption effect promoted by gas deployment that
prevents further asphaltenes deposition. Fig 5 illustrates this observation.

Simulation results are summarized 1n ﬁF 6. As previously mentioned. Kro 1s increased according to fig 4a to represent
asphaltene damage removal in the model'". Penetrations of 12 ft (base case). 24. 52 and 77 ft are simulated by introducing
“stimulated” Kr curves at the same depths. Longer durabilities at deeper radiuses are assumed according to the inhibition
effect reported in fig 5. Results show that up to 3.5 oil recovery improvement as compared to the ~ 12 ft base case scenario
could be obtained at a cost effective achievable radius of ~ 80 ft.

Condensate Damage Scenario

For the condensate damage scenario, two deployment methods were tested in the slim tube arrangement and according to the
protocol described on table 1b. Following table and fig 9 summarizes results.

K liasa i) % of Condensate | % Damage After % of Damage ST
Damage Treatment Removed
3180.761 24.89 3.99 63.9 dispersed
3418.75 17.1S 8.10 52.8 dispersed
2207.079 38.44 31.98 16.8 liquid batch

As in the asphaltenes case. dispersion technique consists on continuous chemical addition (alcohol blend) to the gas
current while liquid batch type consists on chemical pre-mnjection followed by gas flush. A clear benefit is observed for the
first case. Proposed reasons for this are:

- More homogeneous mixture of the solvent + gas is obtained

- Gravity effects are minimized promoting better treatment distribution

- Gas diffusion effects promote better areal coverage

- Chemical delivery to the condensate — gas interfaces 1s more effective as the stimulation gas has been enriched by the
dispersion process.

Limited response of the liquid batch type of deployment can be related to:

- Not reaching the critical alcohol saturation needed to have an efficient gas enrichment process
- Gravity effects promoting gas overriding
- Gas fingering through the alcohol blend limiting gas enrichment

Although encouraging results are reported. a next level of performance is being pursued through a second set of
experiments and field tests in which last generation surfactants will be proven to enhance both damage removal and
durability. Results of this stage will be reported in Part I of the present work.

Simulation results are summarized i fig 7. Kr curves shown in fig 4b correspond to the base line and stimulated sets used
for the runs. Main observation is that PI improvement for deeper penetrations only adds 20% to the base case. Potential
reasons for this could be:

- The relperms are modified for a fixed period of time in all the cases (~ 1 month). This means that the model does not
account for hypothetically longer durabilities in the case higher volumes / deeper penetrations are attained.
- Near wellbore effects dominate the well productivity outcome.

"' Kr curves before and alter asphaltene deposition and after stimulation with Gas + DANY have been obtained in UNALMED laboratories in previous
stages. Results are available in the intemal Equion Document: “Final Report DANY_1* Stage CUPSur_2005".
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Conclusions

- A new chemical stimulation approach is proposed for those configurations in which damage appears at unconventional
deep penetrations.

- Conventional solvents for asphaltene dissolution show an inhibition effect over formation rocks when deployed m gas.

- It has been tested that gas can be a very efficient carrying system for conventional stimulation chemical packages. Its
benefits include but are not limited to. better vertical and areal product distribution. deeper achievable penetrations and
enhancement of chemicals adsorption on the rock promoting damage inhibition effects.

- Results herem presented also promising, open a wide range of possibilities for the deployment of last generation systems
aimed in both higher regamn K and longer durabilities.
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Additional Recovery at 12 months vs Conventional Asphaltene Stimulation (12 ft) with
increasing Penetration Radius
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Fig 6. Simulated incremental oil with increasing penetration radius — asphaltene damage scenario. Longer durabilities
correspond to deeper treatment radiuses.
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% Recovery of Permeability vs Dany Concentration for Three Types of Deployment
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Procedure | Purpose
BASE LINE
Gas injection Absolute permeability
Qil injection Q1l effective permeability. Sgr
Gas injection Recovery curve. Np base. Sor
1l injection Prepare system to damage
DAMAGE
Cycle injection of N-heptane and fresh o1l | Generate damage by asphaltene
O1l mnjection Prepare system to recovery curve with damage
Gas injection Recovery curve. Np with damage.
Qil injection 01l effective permeability. Ko with damage
TREATMENT
Treatment injection ( [ppm]DANY) Removal damage
Gas injection Achieve maximum penetration radius
Q1il injection O1l effective permeability. Ko without damage
Table 1a. Asphaltene damage and removal protocol
Procedure Objective

Gas injection Base permeability

Condensate injection Generate damage by condensate

Gas mnjection Gas effective permeability with damage

Treatment injection (Alcohol injection) | Condensate banking Removal

Gas injection Achieve maximum penetration’s radius

Gas injection Durability

Table 1b. Condensate banking damage and removal protocol
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Abstract

The present work 15 the continuation of SPE 152309 “GaStm Concept - A Novel Techmque for Well Shmulation. Part I:
Understanding the Physies™ and contains fiurther expenmental work and field pilot testing stages of the GaStimmlation
method already proposed by the authors. Systems studied comespond to quartz-arenites containing velatile oil and retrograde
gas condensates exhibiting hydrocarbon permeability impaimment under depletion. In such systems, treatment penstration and
adsoiption are key factors for benefit sustainment. Supported by the theorsheal backzround and prelimumary lab tests
presented 1n part I, the second stage of the GaStum project was planned and executed covering the testing of addibonal
chemmstries, pilot well candidate selection and execuhon and results evaluation. Three field pilots ave reported; A first one of
induced water removal after frac by stand-alone gas injection; the second, where gas + chemical dispersion 15 injected to
reach a condensate damage radms beyvond 200 ft and a thrd one, corresponding to a volatile ml system m which asphaltens
damage have been partially re-established at reservoir level by gas / selvent co-injection. In the first scenano, Sw reduction /
Kg improvement is attained in the gastimmlated area probably by coupled effects of evaporation and water slug displacement.
For the condensate blockage scemano, 1t was noted that mmcellar type of swfactants exhubat the best performance when tested
against IFT reduction capacity, Kg re-establishment and liquid bank re-mobilization. In this casze, it was also observed that
the tuning of chemical concentrations and deployment method are key to maximize hydrocarbon flow capacity and minimze
surface back flow emmlsion after Gastimulation Finally and for the thord scenano, it 15 noted that oil declination trend is
positively changed after solvent + zas co-imjection from a gas mjector well. Further experimental work 15 planned to support
modelling approaches both aimed on mmproving design enteria and expandmg the potential of the technique inte more
challenging environments.

Introduction

Deep damage mechanisms — DDM — discussed in the first part of this study were referved as those types of mechanisms
ocowrmg far from the near wellbore area. The examples presented inchoded asphaltene deposition, flmd blockage and K
reduction in stress sensitive reservoirs. It was also mentioned that for the first two scenarios, the usage of gas instead of liqud
as chenueals canying system could be of great benefit in terms of stimulation efficiency and dwability. Expeniments were
done 1 order to evaluate K damage and re-establishment after gas + chemical myechon and single well modeling exercises
reported potential benefits.

In summary, part I allowed to establish that:

*  The continuous dispersion (not the liguid bateh followed by gas) was the more efficient deployment method for the
chemicals.

* Splvent + gas co-igjection could re-establish up to 80% of the damaged K after asphaltene deposition at
concentrations abeove 200 ppm].

! 200 mg of product per liter of pare volume reated
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*  (Gas + Aleohel co-mjection could re-establish ~95% of condensate damaged Eg at high concentrations (~ 5.5% V'V
or 35000 ppm of alcohol mn the treated area). See figure 1.

The second part of the study, herein documented, meludes:

*  The results of further laboratory expenments focused on determumng optimal chenusines to maxiouze condensate
recovery when deploved in gas (Le chemistnies able to work at much lower concentrations than 3% ViV,

# The execution of a stand-alone gas mjection for induced water remonval after frac operations.

#* The desizn and execution of a field pilot test for condensate re-mobilization through the gas + mucellar co-mjection
at the producer.

* The desizn and execution of a field palot test for asphaltene dizselufion at reservoir level through solvent + gas co-
injection at the mjector.

Each of the stages are descnibed in the following hnes.
Laboratory Experiments
Enhanced Chemiztries for Condenzate Blockage Removal

As shown in figure 1, if had been noted that a conventional alechols mixture + gas co-injection would effectively remove
condensate bank but only when equivalent chemical concentrations were above 5% VIV wath respect to the PV of treated
core. For a near wellbore treatment (= 20ft) this result could be of some practicality whenever condensate bank hes whitin
treatment radius (m other cases, condensate beyvond treatment radms will mmbibe spontanecusly into the freated zone hmuting
durability). In the case of deep penetration targets though (= 50 f), this would imply the nsage of 2000 zal / & of product” to
re-mobilize condensate n a treatment rads of for example, 200 ft Based on this result, new chemistnes (puxtures of
surfactants, mecellars, flnoro-polymers) were tested covenng basic compatibihity and interfacial tension measurements and
coreflooding for the evaluation of condensate satwration reduction and damage removal efficiency at different concentrations.
A total of 9 products were screened, 3 were discarded due to poor compatbility or hugh IFT and & were core-flooded. Figure
2 zhows an schematic of the deplovment method used for chemical dispersion and figures 3, 4 and 5 shows coreflood results
of damage removal and condensate and water satwation reduchion as a funchion of chemical concentration in the core
(coreflood protocol at this stage 15 analog to that presented in part I).

Resultzs — Producis Screening

Main obzervation up to this pomt 1= that proper chemisines can massively enhance treatment efficiency mn terms of chemical
requirement when compared to conventional alechols deployed in gas. Mote how, for at least 2 products, concenfrations of
only ~ 25 ppm are required to reduce damage below 10% (as compared to ~ 50000 ppm requirement if aleokol i1s used - fig
1). Hote alzo that condensate saturation reductons between 30 and 50% and water satwation reductions around 20% are
reached indicating the potential of the technique to act also as an incremental recovery mechamsm.

Field Pilots '™
Pilot 1 - Stand Alone Gas Injection for Water Removal in Tight Sand qfter Fracruring Operations

In the first phase of the field pulot campaign, stand-alone gas imjections were performed i a well in which two hydrauhc
fractures took place. At ths stage, the operative set up, nsk analyvses and basic design criteria for the GaStm techmque were
tuned. In general the gas source is that of an mjector well located m the same location of the target producer well. Desizn
parameters are set accordmg to water invasion volume so mjected gas radms overcomes mvasion radmus. In both operations, a
total of 30 MMSCF of zas were injected followed by a soaking pertod of 24 hr. Figure 6 shows the operafive set up for the
GaShm treatments and fizure 7 shows the production behavior of treated well PR4.

Results — Pilot 1

As noted on figure 7, both gas mjections reported positive results on this well. It is presumed that water vaponzation /
dizplacement effects takes place in the treated area, re-mobihzing the water blockage mduced by the fracs. Differences 1n
incrementals {10% in the 1® case, 20% in the 2™ case) can be attributed to different levels of remanent blockage after well

self-cleaming process promoted by gas production, process of limited effictency given the low K (1 md) and porosity (3.5 %)

* Assuming 4%: porosity.
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of the formation”. In summary, 1t was proven that stand alone gas mjections are effective for external water removal. It 1s also
proposed that the incorporation of proper chemicals could enhance results and even report benefits related to condensate
mobilization. This last condifion 15 not noted in stand-alone gas mmjections of FM4 well according to GOR behavior as it
remains the same before and after reatment

Pilot 2 — Gas + Micellar Co-injection for Condensate Bank Removal

Followmg the recommendations from the screening tests reported above, a mmcellar type of swfactant (product 33BP-
AGTSF-44 on figures 3 to 5) was deploved in gas m the LE2 well. The following were the main parameters considered for
treatment design:

Tvpe of target well: producer

Fezervorr pressure: 4100 ps1

Drew pressure: 3380 ps1

Average GaStim pressure: 3200 ps1

Penetration radius: 250 ft

Total gas volume: 240 MMSCF

Imtal condensate saturation: ~ 35%. Based on drop-out behavior and pressure regimes 1n the zone {pressure below

dew point in the whole well's drainage area).

* (Chemical concentration mn the treated area: 70 ppm (35 ppm to re-mobilize bank and the rest to promote adsorption
on the rock for Ers improvement unfil desorption).

*  Chemacal volume: 39 bbl

¢  Sozking time: 24 hr
Gas transfer rate, injector - producer: 25 — 30 MMSCFD. NOTE: Although higher rates can be desirable, limits are
given by intepnity standards.
Chemical dosage rate: 0.16 bbl / MMSCF

* Injection time: 9.5 days.

Fmally, flowback procedures were carefully plapned and monitored m order to avord undesmed effects on production
facilities. The well was progressively opened to avoid howds re-deposition in the near wellbore area. The appearance of an
mvert emulsion was reported during the first four davs and it was properly treated and disposed. At emulsion disappearance,
the well was ahzned to the production facihites; and emulsion breaker was mjected for 4 addibonal days mainfaming
confionous montormg of the conditons at the separation units.

Results — Pilor 2

Figurez & to 10 show production vamables om LE2 well API behavior and back-flowed emmlsion charactenzation
respectrvely. In summary the GaStim fechmgue in this neh condensate system:

¢ Constitutes a powerful approach to diminizh condensate bank damage and mevease recovery in the studied reservonr.
Operational confizuration allowed deploving designed rates and volumes within safety standards and at lower cost
than comventional liqumd based approaches.

* Reports an ol rate merease of ~ 40% and GOR reduction of ~ 30% four months after treatment. Condensate
mokbaization due to interfacial tepsion reduchon coupled wath temporary Ers improvement 1= thought to be the mam
reason for this. APT behavior suggest that heavier -initially non-mobile hiquids- can be effectively mobilized 1n a
much ligger area than that covered m conventional hqud based treatments.

*  Could exhibit higher benefits in the near futuwre given by the positive 01l and GOR tendencies in the LE2? well even
at less than base hine mjection rate 1n the nearby zas mjector (CP36 n fiz 8).

¢  FRepresents an innovative approzch to merease recovery and control condensate damage 1 tight reservoirs.

*  Proved to be lughly feasible economucally and operatively. The emulsion reported dunng flowback could be
properly managed and any potential impact on the formation was discarded accordmg to flmd s expected viscosity
at reservolr temperature (probably lower than that of the onginal fluid, see fSgure 10).

Filot 3 — Gas + Solvent Co-injection for Asphaltene Dizsolution / Inhibition at Reservoir Level

Bazed on laboratory expenments reported on part I of the present study, 1t was determined that asphaltenes could be
effectively dissolved by zas + solvent co-ipjection. Figure 11 shows expected response of Ko recovery as a fimction of

* Nt that rates re-sstablishment after fracs is slow and eventually reaches a “mandnmm™ still kwer than that after gas mjection. Fig 7.
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product concentration with respect to the oil m place — OIF. An EQF hke process was planned and deploved in a hughly
under-saturated volatile ol system (see schematic of the process 1o figure 12). Treatment design parameters as follows:

Feservouwr pressure: 4100 psi

Bubble pressure: 3200 ps1

Asphaltene on-set pressure: 4300 ps1

Tvpe of target well: injector, RCE].

Penetration radius: Equvalent to the drainage radms of the affected producer, RCE2.

Total gas volume: Continuous injection at 25 MMSCFD

Expected chemical concentration in the treated area: ~ 0.001 — 0.01 ppm (20 - 30% expected Ko improvement
according to figure 11).

Chemueal volume: 990 bbl, 3 batches of 330 bbl each.

Chemucal dosage rate: 1 bbl / MMSCF

Chepueal injection time: 3 months. 3 batches injected, the first two followed by one-month observation periods.

Results — Pilor 3

Production vanables and liqud chromatography vanation with time at the B2 producer well during the injection of
treatment batches are shown in figures 13 and 14. It 1= observed that:

The GaStm concept applied 15 able to posiively change decline trends probably due to asphaltene re-dissolution
and mhibition effects promoted from the injector through the incorporation of a smtable solvent m the gas imechon
cwTent.

The positive effects noted on production are supported by liquid chromatography varations with fime as heavier
fractions increase its relafive weight after solvent batches and retwn to base values dunng observation periods.

Conclusions

GaStim concept propoesed by the authors in part I of the present study 15 successfully validated through filed pilot
tests aimed on water blockage removal and condemsate re-mobilization [ stimulation 1n producer wells amd

asphaltene dissolution [ inhibition at reservoir level attained by chemuical deployment from the injector well.

Miicellar type of swfactants open a2 wide range of possibilities for meremental recovery and stomulabion in
condensate systems. This, based on the low concentratioms required to promeote ligumd re-mobilizaion even in

scenarios of reservoir pressures below dew point when deploved in zas.

Further developments of the (raStim coneept will melude the optmization of treatment design i terms of backflow

emulsion mitization and the expansion of the method to the EOR arena (Chemueal GasEQFR concept).
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Figure 1. Coreflood results of gas + alechol co-injection for condensate damage removal.
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Figure 2. Schematics of chemical adding method to the gas current at laboratory conditions.
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Condensate Damage Reduction as a Function of Product
Concentration with Respect to PV Treated
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Figure 3. Condenszate remaining damage as a function of product concentration for different chemistries. All products
deployed dispersed in gas.

Condensate Saturation Reduction as a Function of Product
Concentration with respect to PV Treated

060
055 ¢
0.50 <4
[ —a— AP AT 44
o 0.45 200 AGT-Q
[7,] | ——5 PRI 44
0.40 - ——1350pat 48
| —_ DDA
035 0 by agnd 7
030 |
0.25 +
020 ¢ ' ' '
o w0 W L] L i oy o L w 100

Product Concentration - ppm

Figure 4. Condensate saturation reduction as a function of product concentration for different chemistries.
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Water Saturation Reduction as a Function of Product
Concentration with respect to PV Treated
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Figure 5. Water saturation reduction as a function of product concentration for different chemistries
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Figure 6. Temporary gas injection set up between gas mjector and o1l producer.
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Figure 8. LR2 well's response to Gas + Micellar™™ injection for condensate bank removal.
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“API @60°C - GaStim Flowback Samples_LRYD2

APl values below base line after ~ 4.0
months indicating mobilization of a

-

heavier condensate
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Figure 9. API behavior after GaStim in LR2 well
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Figure 10. Emulsion and stabilized back produced fluid viscosity as a function of temperature - GaStim LR2. Blue dots:
emulsion behavior; red dots: stabilized reservor fluid behavior. Dashed red line mdicates reservoir T ~ 265 degF.
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Figure 11. Ko recovery as a function of product concentration with respect to the OIP.
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Figure 12. Schematic of Pilot 3 — Gas + Solvent Co-injection™ ™ for Asphaltene Dissolution / Inhibition at Reservoir Level
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Qil Production - RCHE2
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Figure 13. RC2 production response after Gas + Solvent 4:o-injection“ﬁm'l at the mjector RC1.
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Figure 14, Liquid chromatography response on RC2 dunng the injection of solvent batches in gas at RCI.
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PRACTICAS RECOMENDADAS PARA PRUEBAS DE LABORATORIO DE
LOS SURFACTANTES PARA ESTIMULACION DE POZOS

ALCANCE

A.

Los surfactantes son
frecuentemente  agregados a
fluidos de tratamiento para
estimulacion  de  pozos  de
inyeccion, de aceite, o gas
desarrollando una o mas de las
siguientes funciones:
I. Prevenir o disminuir la
emulsion de fluidos de
tratamiento con fluidos de

formacion,

2. Reducir la saturacion de
agua,

3. Alterar la mojabilidad,

4. Suspender particulas finas
desplazadas por el
tratamiento para
removerlas 0
redistribuirlas, y

S. Estabilizar espuma o
emulsion en el fluido de
tratamiento

Esta diversidad de funciones
tiene como  resultado la
disponibilidad de un gran
numero de productos para usarse
en operaciones de produccion
del petrdleo. Pruebas con
surfactantes se describen en este
articulo para comparar
cualitativamente el desempeno
de estos surfactantes y demostrar
lo descrito en el Parrafo A, de
los puntos 1-4. Los
procedimientos mostrados son
los siguientes:

. Pruebas de emulsion y
sludge,

2. Medicion del flujo de fluidos a
través de nucleos

3. Medicion de la
interfacial, y

4. Medicion de mojabilidad

tension

La actividad quimica de un surfactante
depende de su ambiente quimico,
presion, temperatura y tiempo. por lo
que el usuario debera realizar pruebas
con el surfactante usando todos los
aditivos que seran empleados en el
tratamiento  de pozo en  lass
concentraciones apropiadas. El lote de
produccion y el shelf life podrian tener
efectos en las propiedades de los
surfactantes, asi que en muchos casos
cada uno de estos puntos puede ser
considerado en la evaluacion del
surfactante.

SECCION 1
PRUEBAS DE EMULSION PARA
CARACTERIZACION DE LOS
SURFACTANTES EN  ACIDO,
SALMUERA O ACEITE

USOS Y PROPOSITOS DE LAS PRUEBAS
DE EMULSION.

1. El propésito de las pruebas de
emulsion es indicar la tendencia
de los surfactantes a incrementar
o disminuir la emulsion de un
sistema  particularmente  en
aceite-salmuera o acido-aceite.
Estas pruebas son disenadas para
indicar la tendencia de un
sistema a emulsionarse pero no
determina cuando ocurre esta
emulsion o si persiste durante la
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operacion de estimulacion de un
pozo. Debido a que la estabilidad
de las  emulsiones  puede
aumentar por la presencia de
solidos  finos. frecuentemente
creados en el proceso de
estimulacion del pozo, todas las
prucbas de los surfactantes
deberan incluir el uso de
particulas ~ finas  como  un
componente.

EQUIPO Y MATERIALES

2

o a0

-

=

r

- —
. -

El equipo y materiales necesarios
para  pruebas de emulsion
incluyen:
Mezclador de alta velocidad
(Hamilton Beach Modelo 936 o
su equivalente con cabeza disco
Standard o agitador Sargent-
Welch S-76695).
Vasos de precipitado de 400 ml
para mezclar
Cilindro graduado de 100 ml.
Cronometro
Jeringas de | ml graduadas.
Solucion  Acida  conteniendo
mnhibidor de corrosion y otros
aditivos.
Aceite del pozo.
Surfactantes.
Nicleos de formacion cuando se
tengan disponibles o harina silica
(Super_Sil 200, Penn-Glas Sand
Corp.) y bentonita (Wyoming
bentonita  sodica, tipo de
cemento, sin tratamiento)

PROCEDIMIENTO

PRUEBAS DE  ACIDIFICACION EN
ARENAS.
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3.

0.

Prepare parcialmente el acido
gastado mediante la reaccion de
dos litros de acido con uno de de
arena de formacion. La solucion
acida debe contener 3% de acido
fluorhidrico (HF). 12 % de acido
clorhidrico, la  concentracion
recomendada de inhibidor de
corrosion y cualquier otro aditivo
a ser evaluado en el tratamiento
actual. Si la formacion de arena
no esta disponible, utilice una
mezcla de un litro con un 50% de
harina silica y un 50% de
bentonita para gastar el acido y
proveer contenido de solidos.
Permita que la solucion acida
permanezca en contacto con 10s
solidos por al menos 24 horas.
Decante la solucion dcida gastada
y almacene en un contenedor
plastico para pruebas.

Disperse 2.5  gramos  de
formacion finamente pulverizada
0 2.5 gramos de un 50% de
harina  silica con 50% de
bentonita mezclada en 25 ml de
acido gastado.

Adicione 75 ml de aceite crudo a
la solucion de acido gastado.
Emulsifique la solucion
mezclandolo de 14,000 a 18,000
rpm por 30 segundos. Vacié la
emulsion inmediatamente dentro
de un cilindro graduado de 100
ml y registre el volumen de
rompimiento de agua a los 15
minutos, | hora y 24 horas. Las
prucbas son usualmente
conducidas a temperatura
ambiente de laboratorio.
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7.

PRUEBAS DE

Repita el procedimiento en los
pasos 5 y 6 omitiendo el
desmulsificante.

ACIDIFICACION EN

CARBONATOS. PRUEBA CON ACIDO
VIVO.

8.

9.

10.

11.

Use una solucion acida la cual
incluya todos los aditivos en la
misma concentracion como estd
preescrito en el tratamiento del
fluido. Deberia ser necesario
correr una serie de pruebas vy
analizarlas para seleccionar el
sistema  no-emulsificante  mas
efectivo. Disperse 2.5 gramos de
un 90% de harina silica-10% de
bentonita mezcle en 50ml de
solucion acida.

Agregue 50 ml de aceite del pozo
a la dispersion acida.
Emulsifique la solucion con el
mezclador a 14,00 — 18, 000 rpm
por 30  segundos. Vierta
inmediatamente la emulsion en
un cilindro graduado a 100 ml y
registre el volumen  de
rompimiento de agua en
intervalos de tiempo
transcwrridos como se indica en
la Figura | (referirse al Parrafo
15). Las pruebas son usualmente
realizadas a temperatura
ambiente del laboratorio.

Repita los pasos del Parrafo 8 y 9
omitiendo el desmulsificante.
Repita la preparacion de la
solucion del Parrafo 8 pero use
25 ml de dispersion acida con 75
ml de aceite crudo en la prueba
descrita en el Parrafo 9 y 10.

PRUEBAS DE

ACIDIFICACION  EN

CARBONATOS. PRUEBA CON ACIDO
GASTADO.

12. Gaste la solucion acida

conteniendo todos los aditivos
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excepto el desmulsificante con
un exceso de roca de formacion
fragmentada. Este acido debera
gastarse en un tiempo de 24
horas. Si el tiempo es una
limitante, permita que el acido
este en contacto con los solidos
de formacion hasta que deje de
efervecer. Agite suavemente la
mezcla para dispersar los finos:
decante el acido con los finos
suspendidos en otro contenedor.

.Si la roca de formacion no esta

disponible prepare una solucion
de acido gastado, sintética
agregando cloruro de  calcio
grado reactivo y agua a una
concentracion equivalente a la
concentracion del cloruro en el
acido vivo. La solucion deberd
contener todos los otros aditivos
que son usados para el
tratamiento del pozo, cada uno de
ellos a la  concentracion
recomendada. Ajuste el pH a un
valor entre 1 y 5 usando acido
clorhidrico. Si en una solucién
acida  diferente a acido
clorhidrico es usada. use la sal de
calcio apropiada. Disperse 2.5 gr
de un 90 % harina silica-10%
bentonita mezcle en 50 ml de
solucion acida.

14. Prepare la emulsion con acido

gastado como se describe en el
parrafo 9-11 y registre los datos.
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REPORTANDO RESULTADOS DE
PRUEBA EQUIPOS Y MATERIALES
15.Los resultados deberan ser 18.Los siguientes equipos y

registrados como se muestra en
el formato de la figura 1. Los
resultados  son reportados en
porcentaje del volumen total de
la fase acuosa original, el 100 %
representa el porcentaje total de
rompimiento de la fase acuosa.
Adicionalmente se anotarda, el
grado del rompimiento de agua
incluyendo la informacion que
aparece en la columna del
formato, como el volumen de la
capa de sedimento. calidad de la
interfase (¢j. Definida o difusa) y
la capa de aceite que se mantenga
adherida al cilindro en la capa de
agua.

16. Una opcion es ir tomando fotos
del sistema en emulsion hasta
que se haya completado el
periodo de prueba.

PRUEBA DE SLUDGE ACIDO

17. Algunos  aceites crudos en
contacto con el dcido tienen
precipitados llamados sludges,
aunque el sistema pueda no
exhibir la tendencia a
emulsionar. Las pruebas descritas
en los parrafos 18-21 son
procedimientos  utiles  para
demostrar la tendencia a formar
un sludge en condiciones de
laboratorio. Con este método no
puede determinarse si existe 0 no
la tendencia a formar sludge en
condiciones de campo o si el
agente antislugde realiza
satisfactoriamente su funcion en
estas condiciones.

materiales son requeridos para
realizar ~ las  pruebas  de
determinacion de sludge.

a. Agente surfactante,
agente antisludge
b. Solucion acida

conteniendo el inhibidor
de corrosion y todos los
demas aditivos excepto el
agente antisludge.

c. Aceite crudo.

d. Bano maria. controlador
de temperatura.

¢. Botellas con tapa
atornillable.

{.  Malla de acero inoxidable

No.100
cuadrada.
Pizeta con soltrol 130
(Phillips Petroleum Co.)
h. Pizeta con agua.

de 3 pulgadas

8

PROCEDIMIENTO
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19. Vaciar el acido dentro de una

botella  limpia, agregar un
volumen equivalente de aceite
crudo libre de solidos vy
emulsion. Cubra la botella y agite
vigorosamente,  coloque  la
mezcla en el bano maria a
temperatura de formacion vy
manténgalo  estatico por un
minimo de 4 horas
preferentemente 24 horas.
Cuidadosamente vierta la
muestra a través de una malla de
acero inoxidable # 100. Si no hay
solidos remanentes sobre la malla
no habra formado slugde. Si los
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solidos estan presentes, lavar
alternativamente la malla con
agua tibia y soltrol 130. Esto
removera emulsiones y parafinas,
pero no removera sludge causado
por acido. Describa la cantidad
de sludge. de acuerdo al listado.
Reporte el resultado en los
recuadros en una seccion del
formato mostrado en la figura 1.

Sin  sludge-  ninguna
particula sélida retenida
sobre la malla.

Trazas-  Muy  pocas
particulas pequenas sobre
la malla.

Moderada- Particulas
evidentemente presentes
sobre la malla.

Abundante- Muchas

particulas grandes

20. Repetir los procedimientos del

parrafo 19 usando el agente

antisludge con

concentraciones  especificadas

por el proveedor.

21. Los agentes antisludge pueden
influenciar  en las pruebas de
emulsion. Si un agente antisludge es
empleado en una solucion de
tratamiento de un pozo, las pruebas
de emulsion  deberian incluir al
agente como parte del sistema de
pruebas.
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