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GLOSARIO
IFT: Tension interfacial
K: Permeabilidad
Ka: Permeabilidad absoluta
Ke: Permeabilidad efectiva
Kra: Permeabilidad relativa al agua
Sor: Saturacion de aceite residual
Swir: Saturacion irreducible de agua

Vp: Volumen poroso
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1. RESUMEN

El bloqueo de agua causado durante las operaciones de control de pozo en el
campo Piedemonte representa un gran problema para la compafia debido a las
propiedades petrofisicas tan pobres que tiene el campo. El problema principal esta
asociado con las altas tensiones interfaciales que impiden una limpieza 6ptima del
yacimiento, debido a esto se hace necesaria la busqueda de un nuevo fluido de
control con una tension interfacial mas baja que permita un re-establecimiento de
la permeabilidad relativa del hidrocarburo una vez se induce en la formacion el
fluido de control.

Este trabajo presenta un estudio realizado a fluidos disefiados por 8 compafias
diferentes. La evaluacion llevada a cabo se divide en tres etapas principales: la
primera es un filtro en el cuél se determina la tensién interfacial de las diferentes
formulaciones, y se descartan aquellas que presenten valores superiores a 0,2
dn/cm. La segunda corresponde a pruebas de interaccion fluido-fluido, en donde
se analiza la compatibilidad de cada uno de los fluidos propuestos con los fluidos
de formacion, en esta etapa se seleccionan solo dos fluidos para pasar a la Gltima
etapa: interaccion roca-fluido en la cual se evalla el re-establecimiento de la
permeabilidad relativa del hidrocarburo una vez el sistema es expuesto al fluido de
control. Las pruebas realizadas se llevaron a cabo con ndcleos del campo y sus
respectivos fluidos de formacion.*

Finalmente, de acuerdo al estudio realizado se sugiere a la compafiia uno de
estos fluidos propuestos con base en su desempefio durante todo el procesoy a la
mejora en el re-establecimiento de la permeabilidad relativa al hidrocarburo
comparado con el fluido que se ha venido utilizando en las operaciones de
Piedemonte.

Adicionalmente se presentan tres casos reales en donde se evidencid el impacto
del fluido de control utilizado actualmente en el campo; el primero de ellos es un
pozo en el cual se observd bloqueo por liquidos después de dos trabajos de
fracturamiento, los otros dos casos presentaron un bloqueo por liquidos después
de llevar a cabo operaciones que requirieron el control del pozo. En cada uno de
estos tres casos fueron necesarias operaciones adicionales que permitieran el re-
establecimiento del potencial del pozo.

El agua de formacién fue reemplazada por salmuera sintética debido al bajo corte de agua se tiene en todo el campo.
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2. ABSTRAC

Water blockage caused during well control operations seems to be a huge problem
due to poor petrophysical properties shown by the field. Main limitations are
normally related to high interfacial tension preventing optimal well’'s clean up,
therefore is necessary to find a new product with a lower interfacial tension that
allows a better and more efficiency hydrocarbon permeability re-establishment
after the fluid is induced into the formation.

This work presents an evaluation of different fluids proposed by 8 companies. The
overall evaluation is divided into three main parts: the first one is a screening in
which the interfacial tension is determined, and the fluids that show a value greater
than 0,2 dn/cm are rejected; the second one is conformed by fluid-fluid interaction
tests, where the compatibility of formation fluids, and candidate fluids are tested, in
this part only two fluids were chosen to continue with the last stage: an evaluation
of the formation returning to its original permeability of production was examined
after the well is exposed to the control fluid. Experiments herein were done in
formation core samples with production fluids® from the same formation.

Finally one fluid was suggested to the Company, based on its performance during
the whole process, and its enhanced hydrocarbon permeability, and re-
establishment compared with the fluid used current in their operations.

Additional three historical cases are reported, first one in which a water blockage is
induced during two fracturing jobs; the second and the third cases where
tremendous production potential reduction are shown after well control operation
was necessary in both. In each case supporting operations was needed to reach
the base line once the operation that involved the “control fluid” was completed.

2 L )
Synthetic brine was necessary due to low water cut showed by the whole field.
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3. INTRODUCCION

El control de pozo mediante el uso de una columna hidrostética durante los
trabajos de workover es una operacién inevitable cuando es requerida y debido a
la profundidad y las presiones de formacion de los pozos del campo es necesaria
su ejecucién con fluido acuoso®.

En el campo Piedemonte se ha venido empleando el mismo fluido de control
utilizado en los pozos de Cusiana, Buenos Aires y Rio Chitamena, sin embargo,
estos Ultimos campos presentan unas propiedades petrofisicas que resultan
favorables durante la limpieza de la formacion una vez el fluido de control es
inducido en esta, comparadas con las propiedades que caracterizan las
formaciones productoras del area conocida como Piedemonte, en donde se ha
observado que una vez se re-establece la produccion de un pozo que ha sido
expuesto al fluido de control utilizado, su potencial de produccion se reduce
drasticamente recuperdndose muy lentamente, lo que origina la ejecucién de
nuevos trabajos en el pozo que ayuden a acelerar la limpieza del mismo.

En el siguiente trabajo se presentan los resultados, los analisis y sus respectivas
conclusiones de una serie de pruebas realizadas a diferentes fluidos disefiados
por 8 compafiias, con las cuales se espera determinar un fluido de control que
facilite la limpieza de los pozos del campo teniendo en cuenta sus propiedades
petrofisicas, mitigando de esta forma la pérdida de produccion asociada al bloqueo
por liquidos en el yacimiento cuando éste entra en contacto con el fluido de control
y al mismo tiempo evitando en lo posible la ejecucion de trabajos posteriores que
permitan acelerar la limpieza del mismo, ya que dichas operaciones representan
un costo adicional para la compafia.

3 . . . . P . . -
El uso de fluidos base aceite generaria un dafio menor en la formacion, sin embargo sus bajas densidades le impiden
controlar el pozo.
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4. CARACTERISTICAS DEL CAMPO

Equion Energia Limited, es una empresa operadora Colombiana adquirida en el
afio 2011 por los grupos empresariales Ecopetrol, Talisman Energy y Total a la
multinacional BP Exploration, quien desde 1990 descubrid y operd los campos Rio
Chitamena, Cusiana, Cupiagua, Recetor (compuesto a su vez por Dele y
Volcanera) y Piedemonte (conformado por Pauto y Florefia) (Figura 1).
Ubicados todos en el Piedemonte Casanarefio, el cual se caracteriza por ser una
zona de gran actividad tecténica con estructura geoldgica compleja y rocas bien
consolidadas.

Los contratos asociados a la operacion de los campos tienen distintas fechas de
terminacion, siendo la mas cercana la correspondiente al contrato de Santiago de
la Atalayas en el 2016, el cual comprende los campos de Cusiana y Rio
Chitamena, Recetor revierte en el 2017 y el campo Piedemonte en el 2020, (el
contrato correspondiente a Cupiagua, revirtié en 2010 y el campo es actualmente
operado por Ecopetrol).

‘. /’ ‘

.m

‘nv e L
Rr»o Chitamena

Figura 1. Distribuciéon de campos en Equion.
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A finales del 2013, el inventario de pozos perforados y operados actualmente por
Equion en los campos de Piedemonte y Recetor es de alrededor 30 pozos, de los
cuales 17 son productores de crudo, 8 inyectores de gas y 5 no activos.* Las
profundidades en estos campos oscilan entre 8,700 pies y 16,700 pies TVD, con
presiones de yacimiento de 4,000 psi hasta 5,768 psi a 13,400 pies, lo cual les
permite fluir en flujo natural.

De acuerdo a cifras del ministerio de Minas y Energia, en el campo Piedemonte se
produjeron de Enero a Marzo del 2013 en promedio de 34,911 Barriles por Dia
Calendario (BPDC)®, y 413.95 Millones de Pies Cubicos de gas por Dia Calendario
(MPCPDC)’, lo que corresponden al 83% y 56% del total de la produccién de
petrdleo y gas de Equion Energia para el mismo periodo de tiempo
respectivamente.

Las formaciones productoras e inyectoras son Antorcha, Valle y Alcatraz®; dichas
formaciones cuentan con unas propiedades petrofisicas bastante pobres,
comparadas con las presentadas en los campos Rio Chitamena, Buenos Aires y
Cusiana, los valores de permeabilidad se encuentran entre 0,01mD y 1000 mD,
mientras que la porosidad tiene un valor promedio de 4,5% (Figura 2), por su
parte el tamafio de poro preferencial varia desde 0,01 a 31 micrones (Figura 3), lo
gue hace al yacimiento susceptible al dafio de formacién por blogueo de fluidos y
particulas. En la etapa de desarrollo del campo se ha encontrado que los
potenciales de produccion se han reducido considerablemente debido a los dafios
generados en la formacién; segun estudios se ha encontrado que una de las
fuentes de dafio es el bloqueo de fluidos (Agua y condensados).

En los yacimientos donde se tienen propiedades petrofisicas tan pobres como en
Piedemonte, un pequefio cambio en la presion del yacimiento conlleva a una
reduccion en el potencial de produccién del pozo debido a la acumulacién de
liquido inicialmente en la cara del pozo extendiéndose hacia toda el area del
yacimiento, si ademas a esto se le suma un aumento en la saturacion de liquido
debido a la induccion de fluidos acuosos en la formacion se notara una notable
reduccion en la permeabilidad relativa del condensado, por éste motivo es tan
importante utilizar fluidos que aseguren una limpieza eficiente de ellos mismos
(rdpida y con el menor volumen remanente), es decir que presenten una baja
tensién interfacial y que sean compatibles con los fluidos de yacimiento y con las
rocas del mismo.

4 Well Review Piedemonte — Recetor, Diciembre 2013.

° La densidad del fluido de control utilizado debe ser por lo tanto superior a 8,277 LPG, para que sea capaz de controlar
cualquier pozo de Piedemonte.

® Ministerio de Minas y Energia, Sistema de informacién energética produccion fiscalizada de Petréleo por Campo. Enero a
Marzo de 2013

" Ministerio de Minas y Energfa, Sistema de informacién energética produccién Fiscalizada de Gas por Campo. Abril de
2013

8 El nombre de las formaciones de interés fue cambiado, con base en un acuerdo de confidencialidad con la compafia.
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® Palencia C., Ocampo A., Alzate J. C. “Building a petrophysycal model for a low porosity and highly tectonized reservoir.
Field case: Pauto complex — Colombia,” articulo de la SPW LA 53™ Annual Logging Symposium, June 16-20, 2012
1% palencia C., Ocampo A., Alzate J. C. “Building a petrophysycal model for a low porosity and highly tectonized reservoir.
Field case: Pauto complex — Colombia,” articulo de la SPW LA 53™ Annual Logging Symposium, June 16-20, 2012
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5. MARCO TEORICO

5.1 GAS CONDENSADO

Un gas condensado es un fluido monofasico en condiciones de yacimiento
originales. Su principal componente es el Metano y otros componentes de cadena
corta, sin embargo la presencia de otros hidrocarburos de cadena larga permiten
qgue bajo la influencia de ciertas condiciones de temperatura y presion este fluido
se separe en una fase liquida y otra gaseosa, (condensado retrégrado)

Durante el proceso de produccién de un yacimiento de gas condensado, la
temperatura de formacion normalmente no cambia, pero la presion se reduce y al
reducir la presion la tension interfacial aumenta.

Los yacimientos de gas condensado se caracterizan por tener su presion de
yacimiento muy cercana a la presién de rocio, cuando ocurre un pequefio cambio
de presidn y esta se cae por debajo de la presion de rocio se forma liquido
inicialmente en la cara del pozo, (figura 4); en la regién cercana a la cara del pozo
el gradiente de presion se hace mas pronunciado, dando paso a una relacion
liguido gas muy alta, dependiendo de la saturacién critica del liquido y el flujo de
gas, la saturacion de liquido puede aumentar muy rapido hasta el punto de ocultar
el flujo de gas, del mismo modo la formacion de liquido alrededor de la cara del
pozo causa una reduccion significante en la permeabilidad relativa al gas y por
consiguiente un decrecimiento en la productividad, ain en yacimientos de gas
condensados pobres donde la produccion de condensados en el yacimiento es
menor al 1%.

Condicidn inicial
del yacimiento

Prasidn

a0 \

Regicn bif 4sica a |~
- » Cricondenterma

J
/

Condicidn d.el separadar T3 WE’L----"""""

Temperatura
Figura 4. Diagrama de fases para un sistema de gas condensado.™

1 Fan, L., et al, Revisién de los yacimientos de gas condesado. Olfield Review, Primavera 2006, 16-19p.
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De acuerdo a estudios realizados sobre la influencia de la tension interfacial en
las permeabilidades relativas gas/aceite para sistemas de gas condensado, se
observo que las saturaciones irreducibles de gas y liquido se aproximan a cero
cuando la tensién interfacial tiende a cero'?. Al mismo tiempo, se logré concluir
que el liquido puede fluir con una baja tension interfacial en un yacimiento de gas
condensado, lo cual es importante cuando en la regién de dos fases encontramos
una baja tension interfacial.

Otros estudios demostraron que la permeabilidad relativa del gas se incrementaba
con la reduccion de la tension interfacial y que el incremento de la permeabilidad
relativa del gas siempre es mayor que el incremento de la permeabilidad relativa
del condensado (Figura 5), sin embargo la disminucion de la tension interfacial en
el sistema ayuda a que la fase liquida fluya con mayor facilidad.

=

Permeabilidad relativa
=
=}
EN

=

0 05 10

Saturacidn de condensado
,—Grano de ==

kg arenisca

Canal deflujo e
e te gas . ~ |
[ 8 Canal de flujo da 'Il 5 |

E— ndensado ] -
kn A

L Distanciaal peeo

Figura 5. Comportamiento tipico de las curvas de permeabilidad relativa en un yacimiento de gas
condensado.”

5. 2 PRESION HIDROSTATICA

La operacién de control de pozo a través de un fluido estd basada en el principio
de la presion hidrostatica:
P=gxh=xp
En donde,
P, es la presion ejercida por la columna de fluido

2 Olmos, P., Rodriguez, J. Efecto de la Tensién Interfacial y el Nimero Capilar en la Productividad de Yacimientos de Gas.
Trabajo de grado, Universidad Surcolombiana, Facultad de Ingenieria.

Fan, L., et al, Revisién de los yacimientos de gas condesado. Olfield Review, Primavera 2006, 16-19p.
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g, la gravedad
h, la altura de la columna de fluido
p,la densidad del fluido

Cuando se van a realizar operaciones de control de pozo, se debe tener en cuenta
que la densidad del fluido utilizado sea suficiente para que el célculo de la presion
resultante entre la gravedad, la altura de la columna de fluido y dicha densidad sea
ligeramente mayor a la presion de la formaciéon de la zona que se encuentra
expuesta, impidiendo de ésta forma el flujo de fluidos de la formacion logrando asi
el control del pozo.

5.3 CONTROL DE POZO

La operacién de control de pozo se lleva a cabo cuando es necesario detener la
produccion de fluidos para realizar cualquier tipo de intervencién en un pozo o en
caso de emergencia. El objetivo de esta operacion es dejar el pozo con una
presion de cabeza igual a cero, sin hidrocarburos ni fluidos de yacimiento en el
pozo y en condiciones de sobrebalance de tal manera que éste no pueda fluir por
Su propia cuenta, esto se logra basicamente reemplazando en el pozo los fluidos
del yacimiento por un fluido que ejerza la suficiente presion hidrostatica de tal
forma que en fondo se supere la presion de la formacion y se impida la migracion
de los fluidos desde el yacimiento hacia el pozo.

Las principales razones para controlar un pozo en Equion Energia son**:

1. Por conveniencia 0 como preparacion para futuros trabajos (Pescas,
instalacion de tapones, estimulaciones, entre otros)

Como parte de un abandono o de una suspension temporal del pozo.

Si sucede un evento de control de pozo (fugas en los equipos de superficie)
0 como medida preventiva de eventos de control de pozo.

w N

Se conocen 4 métodos de control de pozo:

1. Bullheading”: Consiste en bombear el fluido directamente al pozo, forzando
a los fluidos provenientes de la formacion volver a incorporarse en esta;
este método resulta ser efectivo en cuanto a su objetivo de controlar el
pozo, pero al mismo tiempo riesgoso, teniendo en cuenta que durante esta
operacion puede forzar dentro de la formacion materiales indeseados
ocasionando dafio en esta.

2. Circulacion en reversa: Este método consiste en bombear el fluido a través
de un anular y recuperarlo a través de una tuberia.

* EQUION ENERGIA LIMITED. “Well Operations Manual, Well Intervention”
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3. Circulacion en directa: Este método es similar a la circulacion en reversa,
sin embargo en este caso el fluido es bombeado a través del tubing y
recuperado por un anular.

4. Lubricar y drenar: Es una variacion del método de Bullheading, y se utiliza
en algunas circunstancias como en yacimientos de gas, yacimientos de gas
condensado, yacimientos con altos valores de GOR y cuando se desee
reducir el volumen de fluido de control forzado a la formacion. Consiste
basicamente en bombear el fluido de control en el pozo, hasta que este se
llene, a continuacion se drena el gas que queda presente con ayuda de un
choke, se debe tener seguridad que el revestimiento es capaz de resistir el
diferencial de presion al que sera sometido durante la operacion de drenaje,
esto se hace repetidamente hasta que la presion hidrostatica de la columna
de liquido en el pozo supere la presion de la formacion.

Las principales ventajas y desventajas de dichos métodos se presentan en la
tabla 1.

5.4 DANO A LA FORMACION

Existen muchos motivos por los cuales un pozo no aporta la produccion que se
espera de él o declina su producciéon con el tiempo, uno de esos motivos puede
ser dafio en la formacion. Se conoce como dafio a la formacién a cualquier
restriccion al flujo de fluidos en el medio poroso afectando la productividad o
inyectividad de un pozo, dicho dafio es causado por una reduccion en la
permeabilidad en la vecindad del pozo, por la produccion o intrusion de fluidos y
puede ser eliminado mediante tratamiento quimico, permitiéndole al pozo
recuperar su capacidad inicial de produccién o al menos una parte de esta;
asimismo el dafio a la formacion se puede definir mateméaticamente como una
zona infinitesimalmente delgada que causa una caida de presidén a través de la
cara de la formacion.

Existen varios mecanismos por los cuales puede restringirse el flujo de fluidos
desde el yacimiento hasta el pozo, por un lado estan aquellos que debido a la
interaccion entre los fluidos de la formacion y los fluidos inducidos durante alguna
operacion al pozo pueden originar la precipitaciéon de algunas especies, las cuales
se pueden ubicar en el espacio poroso, formando puentes o inclusive pueden
causar un taponamiento, lo mismo ocurre durante la produccion cuando el aceite
arrastra particulas migratorias. Como resultado de esto, se va perdiendo la
capacidad de flujo del yacimiento.

También existe un dafio que puede ser causado al incrementar la saturacion de
agua en la region cercana a la cara del pozo, reduciendo de esta manera la
permeabilidad relativa del aceite y del gas. La intrusion de fluidos extrafios durante
las operaciones de campo puede reducir la permeabilidad al alterar el equilibrio
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quimico y/o fisico de la matriz de la roca y de los fluidos de la formacion, se cree
que este tipo de dafio que afecta la permeabilidad de la roca es temporal ya que
los fluidos que lo ocasionan se pueden retirar de la vecindad del pozo, sin
embargo, en la practica es muy dificil eliminar este tipo de dafio por completo. La
inyeccion de fluidos o quimicos puede alterar la temperatura, la presion y la
composicion de los fluidos en la vecindad del pozo y en el tubing, como
consecuencia, los nuevos balances termodinamicos y quimicos podrian originar la
precipitacion de sustancias, el crecimiento de cristales y la formacién de scale®®.

METODO VENTAJAS DESVENTAJAS

Es el método mas simple y el Depende de la inyectividad de la formacién.
mas eficiente si el yacimiento En formaciones delgadas se pueden ocasionar
tiene buena permeabilidad. fracturas hidraulicas
Requiere menos tiempo y menos | Incluso si el fluido utilizado no genera dafio en la
equipos. formacion, pueden existir sdlidos en el tubing que
Aungue el objetivo de una pueden ser desplazados durante el control del pozo y
operacion de control de pozo no  |que pueden ocasionar taponamiento en la cara del
es fracturar la formacion, este mismo.

BULLHEADING método permite bombear a La presion utilizada puede incrementar
grandes tasas que permitiran progresivamente una vez los flluidos del yacimiento
establecer la inyectividad de la sean forzados hacia la formacidn.
formacian El completamiento es expuesto a presiones

diferenciales.

En algunos casos es necesario aplicar presion en el
anular para reducir el diferencial de presidn en el tubing
o en los empaque de produccion.

Es una variacion del método de | También depende de la presion de inyectividad de la
bullheading pero requiere menos  |formacidn.

volumen de fluido. Existe el riesgo de que sdlidos adheridos a la tuberia
sean arrastrados hacia la formacion.

El completamiento es expuesto a presiones
diferenciales.

LUBRICAR Y DRENAR También requiere la aplicacion de presion en el anular.
Requiere de un manifold para el drenaje de los
hidrocarburos.

Es necesario tener fluido extra en la locacion por si el
primer intento falla

Es el método preferido para Requiere un equipo para circular (por lo general coiled
controlar un pozo ya que reduce  |tubing) y un choke ajustable para garantizar una

la posibilidad de dafio a la contrapresion estable en la formacion.

formacion. Se requiere de mas tiempo debido a las bajas ratas de

El fluido de control que invade la  |circulacidn.
formacion se reduce
sustancialmente, comparado con
los otros métodos.

Las cargas hidraulicas que se
aplican en el revestimiento no son
tan severas como en los otros
métodos.

CIRCULACION
(DIRECTA O REVERSA)

Tabla 1. Ventajas y desventajas de los métodos de control de pozo.

'% Faruk Civan, “Reservoir Formation Damage. Fundamentals, Modeling, Assesment, and Mitigation”
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5.5 PROPIEDADES DE LA ROCA

5.5.1 Saturacioén

Se define como la fraccibn del volumen poroso ocupado por un fluido,
matematicamente se puede expresar de la siguiente manera:

Volumen de fluido

Saturacion de fluido =
Volumen poroso

La suma de las saturaciones de los fluidos presentes en el sistema debe ser igual
al.0.

Saturacion inicial
Es la saturacion de los fluidos en el momento en el que se descubre el
yacimiento.

Saturacion critica
Es aquella en la que un fluido empieza a moverse dentro del medio poroso.

Saturacion residual

Las saturaciones residuales se refieren a la fraccion de fluido que queda
remanente en el yacimiento una vez se ha llevado a cabo un proceso de
desplazamiento, estos valores pueden decrecer de acuerdo como varie la
permeabilidad.

5.5.2 Permeabilidad

La permeabilidad es la propiedad que mide la capacidad y la habilidad de la roca
para permitir el paso de los fluidos.

Permeabilidad absoluta
La permeabilidad absoluta es aquella que se mide cuando la roca se encuentra
100% saturada por un solo fluido.

Permeabilidad efectiva

La permeabilidad efectiva a un fluido, es la permeabilidad de la roca a dicho fluido
cuando en el sistema coexisten dos o mas fluidos, de ésta forma, la suma de las
permeabilidades efectivas del sistema siempre es igual o menor a la
permeabilidad absoluta; para cada fluido el calculo de la permeabilidad se puede
realizar a partir de la siguiente ecuacion:

24



% =) (57)

Permeabilidades relativas:

Es la relacion que existe entre la permeabilidad de cada fluido en el medio
(conocida como permeabilidad efectiva), con la permeabilidad de todo el sistemay
permite conocer el desplazamiento de un fluido en un medio poroso. Las pérdidas
de productividad son mas sensibles a los valores de permeabilidad relativa que a
las mismas propiedades PVT de los fluidos.

El flujo multifdsico en un medio poroso esta caracterizado por las curvas de
permeabilidad relativa, las cuales son principalmente funciones empiricas de la
estructura del poro y la saturaciones, su comportamiento depende de las
interacciones fluido-fluido, la proporcion de viscosidades, la tension interfacial del
sistema y de algunas propiedades relacionadas con la interaccion roca — fluido
como la mojabilidad16.

5.5.3 Tensién interfacial

La tension interfacial es la cantidad de trabajo por unidad de area requerida para
romper la superficie de un liquido, en otras palabras, la tension interfacial es la
tension que existe entre dos fluidos inmiscibles. Entre mayor sea la atraccion entre
las moléculas de un liquido, mayor es la tension interfacial del liquido y mayor es
la cantidad de trabajo necesario para romper la superficie del liquido; dicha
cantidad de trabajo es especifica para cada liquido a temperatura dada; al mismo
tiempo, la tension interfacial también es una medida de la solubilidad, en la medida
en que la tensién interfacial entre dos fluidos disminuye, dichos fluidos se acercan
mas a la miscibilidad.

La fortaleza de la tension interfacial esta relacionada con las fuerzas capilares
pertenecientes a los fluidos en el medio poroso; un sistema con baja tensién
interfacial indica un sistema con fuerzas capilares débiles, lo que da lugar a un
sistema en donde los fluidos se pueden mover con mas facilidad que con
tensiones interfaciales altas, dando lugar a un incremento en las permeabilidades
relativas, ya que un cambio en la tension interfacial siempre involucrard un cambio
en las curvas de permeabilidad relativa, resultados experimentales muestran que
cuando se tienen valores de tension interfacial menores a 0,1 dn/cm, el
comportamiento de las curvas de permeabilidad se ven afectadas fuertemente,

1 Haniff y Ali, Asar y Handy, trabajo de grado “EFECTO DE LA TENSION INTERFACIAL Y EL NUMERO CAPILAR EN LA
PRODUCTIVIDAD DE YAIMIENTOS DE GAS” Olmos, Patriicia; Rodriguez, Juan.
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esto es, las permeabilidades relativas de los fluidos aumentaran facilmente con la
disminucién de la tension interfacial.

La tension interfacial es la propiedad més importante que gobierna el
comportamiento del flujo de fluidos y las saturaciones residuales en el yacimiento
a través de las fuerzas capilares, ademas es el factor determinante en el
comportamiento de las curvas de permeabilidad relativa. La tension interfacial
juega un papel muy importante en el recobro de petréleo, ya que si su valor llega a
ser despreciable es un indicador de que solo existe un fluido saturando el sistema,
por lo que su flujo sera mas facil.

El efecto de la baja tensién interfacial origina un incremento en el caudal de flujo,
disminuyendo las saturaciones residuales y creando de esta forma condiciones
favorables para la recuperacion de fluidos, bien sea los fluidos bombeados como
los propios fluidos de la formacién.

Cuando la velocidad de flujo es alta y la tensidn interfacial entre el flujo de fases es
baja, las fuerzas capilares pueden alargar el dominio de la distribucion de las fases
en el poro.'” A altas fuerzas viscosas las permeabilidades relativas para dos fases
se incrementan y las curvas tienden a volverse rectas. Por su lado Gray y Dawe
observaron que en un sistema de baja tension interfacial (<0.1 dn/cm) y de
saturaciones bajas de las dos fases (<0.05) la fase minoritaria puede viajar en
forma de pequefias gotas dispersas en la fase dominante como si fuera una
emulsion.

5.5.3.1 Métodos para estimar la tension interfacial

La tension interfacial de un sistema se puede estimar a través de correlaciones o
de forma experimental, entre las correlaciones se encuentran las siguientes:

1. Método de Parachor: Método de evaluacion estandar de la tension
interfacial con la limitacion de subvalorar bajas tensiones interfaciales entre
fases casi iguales. Utiliza correlaciones empiricas basadas en la densidad.
Su principal inconveniente es que da predicciones muy pobres para fluidos
multicomponentes.

2. Método LGT (Gradiente Lineal Teorico)

3. Método SLGT

4. Teoria CS (Estados Correspondientes): Este método es basado en 2 fluidos
de referencia. Debido a que todas las mezclas en los yacimientos contienen
metano, es apropiado seleccionar el metano como uno de los fluidos de
referencia.

7 Bloom y Hargoot, Asar y Handy, trabajo de grado “EFECTO DE LA TENSION INTERFACIAL Y EL NUMERO CAPILAR
EN LA PRODUCTIVIDAD DE YAIMIENTOS DE GAS” Olmos, Patriicia; Rodriguez, Juan.
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Entre los métodos experimentales se encuentran los siguientes:

1. Método de la gota colgante: Este método consiste en dejar colgar una gota
de un gotero, generalmente se utiliza una bureta micrométrica, en donde se
producird una situacion de equilibrio entre la fuerza de gravedad que tiende
a estirar la gota y la fuerza de tension que tiende a encogerla (o sostenerla).
A continuacion se miden los diametros (sefalados en la figura) y a través
de una serie de nomogramas se halla la tension interfacial. Los elementos
generalmente utilizados para medir las longitudes son telemicroscopios o
por medio de una macrofotografia. Este método se utiliza principalmente
cuando el sistema presenta tensiones intermedias, ya que para tensiones
muy bajas la gota no se podria sostener y para tensiones muy altas los
resultados no son confiables por la forma que la gota adquiriria.

Tubo capilar

Figura 6. Método de la gota colgante.

2. Método de la gota colocada: Se utiliza principalmente cuando la tensién
interfacial es relativamente baja. Consiste basicamente en colocar una gota
sobre una superficie solida que no sea mojada por el fluido a evaluar, y se
mide el radio y la altura de la gota formada, a continuacién se calcula la
tension interfacial a través de la siguiente formula:

—1A h? 1+O61h 1 4h*
y_z pg Y r rz

g\( Liquido h¢
Lo o

<>
Figura 7. Método de la gota colocada
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3. Método de la gota giratoria: Consiste en colocar una gota del fluido a
evaluar en un tubo lleno con un fluido inmiscible y se hace girar el tubo
sobre su eje de tal forma que la gravedad centripeta excede ampliamente la
gravedad natural. En tal sistema la fuerza de gravedad tiende a reunir el
fluido menos denso cerca al eje, lo que genera que la gota se alargue,
mientras que la fuerza de tension reduce el area interfacial de la gota, lo
gue genera su encogimiento. La tension se puede calcular entonces con la
siguiente ecuacion:

y = %przﬁ
En donde,

r Es el radio de la gota
w Es la velocidad angular del tubo.

L
velocidad —> gota no

angular 1 alargada L>8r

[Ti— @ | o |-

T gota alargada

Figura 8. Método de la gota giratoria

4. Método de luz por laser: Consiste en medir las propiedades estaticas de la
luz laser esparcida fuera de una superficie de liquido-gas. Mediante este
procedimiento se halla un angulo de reflexion, que sirve para evaluar la
tension interfacial. Basicamente se enfoca el laser sobre la superficie de
contacto de la fase liquida y la fase vapor originando ondas que se
producen en la cercania de dicha superficie, con el objetivo de medir la
cantidad de luz dispersa y de luz reflejada, después, por medio de
propiedades estadisticas de dichas ondas se calcula el valor de la tension
interfacial, el procedimiento se realiza varias veces obteniendo varios datos
para obtener la medida mas exacta. Este es el método mas reciente y hasta
el momento el mas exacto.

La tension interfacial juega un papel muy importante en la limpieza del yacimiento
cuando se inducen nuevos fluidos en este, debido a que entre menor sea la
tensidon interfacial del sistema menor sera la presién capilar necesaria para
expulsar dicho fluido; las altas tensiones interfaciales se pueden controlar con el
uso de algunos aditivos como surfactantes, los cuales ademas de reducir las
tensiones interfaciales del fluido, pueden evitar la formacion de emulsiones y de
precipitados en la interfase con el crudo.
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5.5.4 Presion Capilar

Las fuerzas capilares son el resultado de diferentes efectos como las tensiones
interfaciales y superficiales del sistema, la geometria y el tamafio de los poros y la
preferencia mojante del sistema. Se puede definir como la diferencia de presion
entre la fase no mojante y la fase mojante en un sistema. Esto es, porque en un
sistema poroso, se observa que las fuerzas inducidas por la mojabilidad
preferencial del medio con uno de los fluidos se extiende sobre toda la superficie
de la interfase, causando diferencias de presioén entre los fluidos a través de la
interfase.

La presion capilar se puede expresar en términos de la tension interfacial del
sistema de la siguiente manera:

2ycos@
r

Donde,

y Es la tension interfacial, dn/cm

6 Es el angulo de contacto, en grados
r Es el radio de poro, cm

La presion capilar es tan sensible a la presion de sobrecarga, que incluso en
formaciones heterogéneas y pobremente cementadas se puede generar un
decaimiento irreversible de la integridad de la formacién.*®

Las presiones capilares y las permeabilidades relativas se pueden definir como
unas funciones complicadas del fluido y del medio poroso, que pueden variar por:

1. Las propiedades del poro, incluyendo la mojabilidad, las saturaciones
irreducibles y el angulo de contacto.
2. La presion de sobrecarga neta que a su vez afecta la tortuosidad, la

porosidad y los poros interconectados.*®

La tension interfacial y el nimero capilar son los dos fendmenos que mas
impactan el comportamiento de la permeabilidad relativa, propiedad que incide en
la capacidad de un sistema poroso para conducir el flujo en presencia de uno o
mas fluidos. Por un lado la tension interfacial es la propiedad mas importante que
gobierna el comportamiento del flujo y las saturaciones residuales, mientras que el
namero capilar es un niumero adimensional que relaciona las fuerzas viscosas y
las fuerzas capilares que gobiernan el flujo de fluidos en la region cercana a la
cara del pozo.

8 Ajufo et al., 1993 (Extraido de Faruk Civan, “Reservoir Formation Damage. Fundamentals, Modeling, Assesment, and
Mitigation”)
¥ Marle, 1981 (Extraido de Faruk Civan, “Reservoir Formation Damage. Fundamentals, Modeling, Assesment, and
Mitigation”)
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La presion de yacimiento puede ser tan baja que no logra vencer la presion capilar
creada por la alta tension interfacial entre el agua y el medio poroso, creando un
bloqueo permanente, por eso es tan importante el uso de fluidos con valores bajos
de tension, cuando el radio de poro que se tiene es pequefio.

5.5.5 Mojabilidad

Algunos autores definieron la mojabilidad de la siguiente manera: “La mojabilidad
es la afinidad preferencial que tiene una matriz solida por la fase aceitosa o la
acuosa”; “Es una propiedad importante de las formaciones sedimentarias que
afecta la distribucion de los fluidos, la presion capilar, las permeabilidades relativas
y el comportamiento de los fluidos en el yacimiento”®; “Es una medida de la
tendencia preferencial entre fluidos inmiscibles para expandirse sobre una

superficie sélida”?,

Con base en las definiciones previas se puede definir la mojabilidad como la
tendencia de un fluido a adherirse a una superficie sélida en presencia de otro
fluido inmiscible; al mismo tiempo se puede inferir que un soélido es llamado
mojado por agua cuando el agua tiende a expandirse sobre la superficie solida y
mojado por crudo cuando es el crudo el que tiende a cubrir la superficie sélida. El
angulo de contacto es un buen indicador de las caracteristicas humectantes de un
fluido sobre una superficie continua.

La mojabilidad de un medio poroso puede ser de dos tipos: uniforme u homogénea
y no uniforme o heterogénea; cuando se dice que una superficie tiene mojabilidad
homogénea es porque dicha superficie es completamente mojada por una sola
fase ya sea agua o crudo; sin embargo, la mayoria de las formaciones
sedimentarias tiene una mojabilidad heterogénea, ya que contienen porciones
separadas que son mojadas por aceite y otras que son mojadas por agua. Existen
dos tipos de mojabilidad heterogénea:

1. Mojabilidad mixta: “Se presenta en donde los poros mas grandes son
mojados por aceite y solo los pequefios tienden a ser mojados por agua”
McDougall y Sorbie, 1995. Esta condicién de mojabilidad mixta se crea por
la migracién preferencial de aceite hacia los poros mas grandes seguida
por el depdsito de organicos (asfaltenos, parafinas o resinas), los cuales se
encargan de transformar una superficie mojada por agua a mojada por

% Kaminisky y Radeke, 1997 (Extraido de Faruk Civan, “Reservoir Formation Damage. Fundamentals, Modeling,
Assesment, and Mitigation”)

2! Dubey y Waxman, 1991. (Extraido de Faruk Civan, “Reservoir Formation Damage. Fundamentals, Modeling, Assesment,
and Mitigation”)

2 Civan y Donaldson, 1987, Grattoni, 1995.(Extraido de Faruk Civan, “Reservoir Formation Damage. Fundamentals,
Modeling, Assesment, and Mitigation”)
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aceite, todo esto gracias a los efectos capilares y demas descritos
anteriormente.

2. Mojabilidad fraccional: Se presenta en aquellas rocas donde hay sitios de
diferentes caracteristicas superficiales debido a la diferencia mineralégica.

5.5.5.1 Inversién de la mojabilidad

Algunos estudios han demostrado la variacion de la mojabilidad de la roca
durante el dafio a la formacion debido a la alteracion de las caracteristicas de la
superficie del poro por las interacciones de la roca, el fluido y las particulas; por
ejemplo, en rocas mojadas por agua, cuando la caolinita y la illita plana (la illita se
comporta hidrofilica cuando es fibrosa e hidrofébica cuando es plana) entran en
contacto durante un tiempo con el aceite, adsorben algunos componentes del
crudo que las llevan a invertir su mojabilidad.

La accion de algunas sustancias como surfactantes, inhibidores de corrosion y
bactericidas, asi como la precipitacion de asfaltenos en el medio poroso pueden
alterar la mojabilidad de la formacion hacia el crudo, reduciendo de esta forma la
permeabilidad relativa del aceite entre un 15% y un 85%, debido al espesor de la
pelicula que cubre el medio poroso, reduciendo asi la cantidad de crudo que se
puede producir y el tamafio del camino de flujo. La seleccién de un surfactante
i6nico adecuado puede retornar la mojabilidad deseada a la formacion, al
balancear los efectos de atraccion y repulsion entre la formacion y el surfactante.

Al mismo tiempo, al hacer movil la fase mojante (agua), se puede alcanzar
facilmente la velocidad critica lo que ocasiona que las particulas finas empiecen a
deprenderse y a migrar, una vez desprendidas se pueden depositar en la cara del
pozo causando taponamiento.

5.6 PRECIPITACION

Al inyectar un fluido que no sea compatible con los fluidos de la formacion se corre
el riesgo de propiciar la precipitacion de algunas especies. El dafio a la formacién
causado por los precipitados se deben a que estos pueden cambiar la mojabilidad
y la permeabilidad de la formacién. Los precipitados pueden ser organicos o
inorganicos.

5.6.1 Precipitados inorganicos
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La interaccion entre los fluidos inducidos y los fluidos presentes en la formacion
puede causar la precipitacion de diferentes sustancias quimicas, una de las mas
comunes es la precipitacion de especies de hierro, los cuales bloquean los
canales de permeabilidad de la formacion dafando en forma permanente la
permeabilidad del aceite y del gas; por otro lado, la incompatibilidad con los
alcoholes puede generar cristalizacion.

5.6.1.1 Cristalizacién

En 1999 Major definio la cristalizacion como el agrupamiento de atomos de una
solucién en una fase sélida ordenada?®. El proceso de formacion de cristales en
una solucion se puede dividir en dos fases; la primera fase recibe el nombre de
“nucleacion primaria” y ocurre unicamente cuando no hay algun tipo de sélido
presente en la solucién (impurezas, semillas de cristales o superficies de contacto
llamadas sustratos). La nucleacion primaria puede ser homogénea o heterogénea,
homogénea si la cristalizaciéon ocurre dentro de la solucion sin entrar en contacto
con una superficie y heterogénea si la nucleacion ocurre en una superficie solida;
la segunda fase recibe el nombre de “nucleacion secundaria” y ocurre cuando
dentro de la solucién ya existe presencia de cristales y el depdsito de los nuevos
cristales se hara por lo tanto sobre la superficie de los cristales ya existentes. Al
mismo tiempo, la formacion de cristales consta de 4 etapas:

1. Alteracion de las condiciones quimicas o fisicas para dar paso a la
supersaturacion de la solucion.

2. Formacion del primer nlcleo pequefio de cristales.

3. Crecimiento de cristales.

4. Relajacion del sistema para la coagulacion de las particulas cristalinas.

5.6.2 Precipitados organicos

Los precipitados organicos cominmente son asfaltenos o parafinas. Las parafinas
son inertes y los asféltenos son sustancias reactivas. Los dos son precipitados
pegajosos, gruesos y deformables, por lo que pueden sellar las gargantas porosas
y reducir la permeabilidad a cero sin necesidad de reducir mucho la porosidad,
ademas la Unica manera de controlar su precipitacién es a través de tratamientos
con solventes.

% Faruk Civan, “Reservoir Formation Damage. Fundamentals, Modeling, Assesment, and Mitigation”
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5.6.2.1 Sludge

Un crudo se puede clasificar como parafinico o asfalténico, dependiendo de la
naturaleza de sus especies mas pesadas. Las principales caracteristicas de cada
uno de estos, son las siguientes:

» Parafinicos: Como du nombre lo indica se encuentran compuestos
principalmente por un grupo de hidrocarburos alcanos de alto peso
molecular llamados parafinas. Son insolubles en alcalis y completamente
miscibles con crudo.

» Asfalténicos: Compuestos en su mayoria por asféltenos, los cuales se
encuentran en el crudo como dispersiones coloidales; las micelas de
asfaltenos son amorfas en estructura y son componentes de alto peso
molecular rodeados por resinas livianas y neutras, y por hidrocarburos
aromaticos.

La interaccion entre los &cidos inyectados y el crudo puede producir dos
mecanismos principales de dafio: la aparicion de peliculas rigidas de emulsiones y
la precipitacion de sludge asfalténico®*.

Cuando el crudo entra en contacto con una fuente externa, por lo general fluidos
de bajo pH, se puede formar un precipitado de los materiales coloidales presentes
en el crudo (comunmente asfaltenos), esto es gracias a que la molécula de
asfalteno se encuentra recubierta por dos capas externas de carga negativa, las
cuales colapsan al entrar en contacto con la carga positiva de la molécula &cida,
seguido a esto la particula de asfalteno se libera y precipita. Este precipitado
recibe el nombre de sludge, es un solvente insoluble en la mayoria de tratamientos
qguimicos, por lo tanto es considerado como un dafio severo, debido al grado de
dificultad que representa su remocion.

Para reducir el potencial de formacion del sludge cuando se cree que podria
originarse, se opta por bajar la tensién de los &cidos, utilizando pre-flujos de
solventes, controlando el hierro y optimizando el uso de los aditivos, asimismo se
puede prevenir con el uso de agentes estabilizadores.

El sludge ocurre principalmente en crudos con API>27° y con un contenido
asfalténico mayor o igual al 3%. Sin embargo, el sludge es mas severo en
yacimientos con recobro secundario o terciario. El uso de fluidos con baja tension
interfacial como el Diésel puede causar la formacion de este precipitado, asi como
el uso de algunos acidos inhibidores de corrosion.

2 El sludge hace parte del grupo de precipitados organicos, sin embargo, debido a la complejidad para u remocion es
tratado aparte.
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5.7 EMULSIONES

El fenébmeno de formacién de emulsiones en el medio poroso es controversial, ya
que al parecer no depende Unicamente de las propiedades del crudo sino también
de la introduccion de agentes externos. En la practica se ha hallado que no es
muy comun la formacion de emulsiones entre los fluidos de la formacion. La
introduccién de surfactantes en el medio poroso puede inducir la formacion de
emulsiones, las cuales empeoran en la presencia de particulas finas dispersas en
el medio poroso ya que éstas se ubicaran en la interfase impidiendo la
coalescencia de las gotas en la fase dispersa de la emulsion logrando asi la
estabilizacion de la emulsion. Las emulsiones se hacen ain mas estables cuando
los finos tienen mojabilidad mixta, ya que de esta forma se ubican en la interfase
actuando como escudo y evitando que las particulas de la emulsién se junten.

La influencia de una emulsién depende mucho mas de la viscosidad de la misma
gue de su radio de invasién alrededor del pozo; un banco de emulsién pequefio
alrededor de un pozo puede bloquear por completo la produccion del mismo. Las
emulsiones viscosas pueden reducir drasticamente la productividad de petréleo o
gas, gracias a que ocupan el espacio poroso cercano al pozo bloqueando el flujo
de fluidos hacia el mismo.

Un surfactante adecuado puede ayudar a romper la emulsion, gracias a que se
absorbe en la superficie de las gotas, disminuyendo la tension interfacial y las
gotas coalescen, aunque la compatibilidad del surfactante con la roca de la
formacién debe ser evaluada muy bien, ya que puede generar la precipitacién de
algunas sustancias o minerales, aumentando de esta manera el dafio a la
formacion.

5.8 ADITIVOS

En la industria existen diferentes sustancias que se pueden mezclar con los fluidos
gue se requieren bombear al pozo, o que incluso se pueden bombear previamente
con el fin de preparar o proteger la formacién de dichos fluidos, algunas de éstas
sustancias que pueden ser utilizadas durante las operaciones de control de pozo®
son surfactantes, solventes mutuales y alcoholes.

% En la industria existen un sin nimero de aditivos, como estabilizadores de arcillas, agentes desviadores de 4cido,
inhibidores de precipitacion para diferentes sustancias, agentes gelificantes, entre otros; sin embargo su campo de accion
es principalmente la estimulacion de pozos.
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5.8.1 Surfactantes

Un surfactante es una sustancia que tiene afinidad tanto por el agua como por el
aceite, por lo tanto, al entrar en contacto con un sistema siempre buscara la
interfase. La palabra “surfactante” viene de la contraccion de las palabras inglesas
“Surface active substances” (Sustancias activas de superficie), y se llama asi
porque tiene la capacidad de disminuir la tensién interfacial cuando se absorbe
entre la interfase de dos liquidos inmiscibles. Los surfactantes estdn compuestos
por un grupo polar y otro apolar lo que les hace migrar hacia la interfase, por esta
doble afinidad se les denomina también anfifilos.

PARTE POLAR PARTE APOLAR

Fase acuosa

Figura 9. Molécula de surfactante y su distribucion en la interfase?.

La parte polar de un surfactante se denomina hidrofilica, por ser afin a los
solventes polares, particularmente al agua. Contiene heterdtomos como: oxigeno,
azufre, nitrégeno y fosforo, los cuales aparecen en grupos funcionales como:
alcohol, tiol (-SH), éster, éter, &cido, sulfato, sulfanato, fosfato, amina, amida, entre
otros.

La parte apolar se denomina Lipofilica o hidrofébica por tener afinidad por los
solventes organicos como hidrocarburos, aceites y grasas, estd compuesta
generalmente por un hidrocarburo aromatico, parafinico o cicloparafinico.

Los surfactantes se clasifican de acuerdo a su tipo de molécula y mas
especificamente de acuerdo a la disociacion de su molécula en solucién de la
siguiente manera:

* No ibnicos: En solucion acuosa no forman iones. Ejemplos: Alcoholes o
fenoles etoxilados. Los surfactantes no i6nicos de la familia de los
monilfenoles etoxilados tienen algunas propiedades como: reducir la
tensién interfacial en un sistema de fase aceitosa y fase acuosa; evitar la
formacion de emulsiones con los fluidos del yacimiento y garantizar que la
roca del yacimiento este mojada preferiblemente por agua.

% Dafios a la formacién, INTEVEP
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» Aniodnicos: En solucion acuosa se disocian en un anién anfifilo y un cation
que por lo general es un metal o un amonio. Ejemplos: Aquil benceno,
sulfanatos, sales de acidos carboxilicos, lauril éster sulfato.

= Catidnicos: En solucion acuosa se disocian en un cation anfifilo y un anion
de tipo halogenado. Compuestos de amina, como el cloruro de amonio
cuaternario. Un ejemplo de su mal uso se da en formaciones que
contengan silice, ya que en éstas invertira la mojabilidad hacia el petroleo,
al mismo tiempo que ayudara a estabilizar las emulsiones en caso de que
se presenten

» Anfotéricos: Moléculas organicas cuyo grupo hidrofilico puede estar
cargado positivamente, negativamente o sin carga, dependiendo del pH del
medio. Ejemplos: Betainas.

En la industria generalmente se utilizan mezclas de surfactantes, las cuales
contienen surfactantes de la misma clase, o de una clase mezclados con
surfactantes no-iénicos. La mezcla de surfactantes anidénicos con surfactantes
cationicos genera precipitados, los cuales causan dafio en la formacion, por lo
tanto se deben evitar.

El comportamiento de un sistema que contenga una fase aceitosa, una acuosa y
un surfactante depende de:

» Las variables composicionales de cada uno de los componentes.
(Fracciones o porcentajes en peso, mol o volumen de cada uno.

» Variables de formulacion de cada uno de los componentes: salinidad,
namero de atomos de carbono del aceite 0 numero de atomos de carbono
equivalente del aceite si no es alcano lineal, balance hidrofilico-lipofilico del
surfactante.

n pH

» variables externas como temperatura, presion y otras.

La invasiéon de algunos surfactantes puede alterar la mojabilidad de la formacion,
incrementando de este modo la movilidad de los finos, al mismo tiempo puede
ocasionar cambios en las tensiones interfaciales del sistema y propiciar la
formacion de emulsiones, o el rompimiento de las mismas. En general las
funciones de los surfactantes en las operaciones de pozo se pueden resumir en:

Garantizar las condiciones de mojabilidad por agua.

Bajar la tension interfacial de los fluidos inyectados y/o de formacion.
Retardar la accion de los acidos en las operaciones de acidificacion.
Actian como desenmulsificantes.

Son dispersantes de particulas finas.

Previenen la precipitacion de organicos (sludge).

Son agentes espumantes.

Actian como inhibidores de corrosion.

ONOORWNE
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La tabla 2

intervencion de pozos.?’

resume los surfactantes mas utilizados en las operaciones de

Operacioén Funcion Compuesto quimico
Dispersantes (anti-sludge, . , .
, Alquil fenoles y aquil amonios
preventor de emulsiones etoxilados
W/O) '
- . Alquilpiridinos disueltos en mezclas de
o Inhibidores de corrosion | | . " L . ;
Acidificacion acido aceético/férmico, cinamoaldehido.

Emulsificantes de acidos
en hidrocarburos

Sulfonatos de petréleo, sales de acido
carboxilico.

Espumantes (N en acido)

Alquil éster sulfatos, etoxilados y
flourocarbonatos.

Fracturamiento

Dispersantes (anti sludge,
preventor de emulsiones
W/O)

Alquil fenoles y aquil amonios
etoxilados.

Estimulacion
no reactiva

Rompimiento de
emulsiones W/O

Restauracion de
mojabilidad

Alquil fenoles etoxilados.

Tabla 2. Uso de diferentes surfactantes en operaciones de intervencion de pozos.

5.8.2 Solventes mutuales

Este tipo de sustancias es soluble tanto en agua como en aceite, por lo tanto se
utilizan generalmente como medio para transportar los surfactantes hacia la
interfase. Entre otras ventajas ayudan a mantener la mojabilidad de la roca por
agua, lo que mantiene los surfactantes cationicos en solucién y lleva los aniénicos
hacia la formacién®, al mismo tiempo, reducen la saturacién residual del agua, al
disminuir la tension superficial entre la fase acuosa y las paredes del poro y
ayudan a desestabilizar las emulsiones producidas entre el aceite de la formacion
y el fluido inducido en esta.

?’ Dafios a la formacion, INTEVEP
28 . ;
En formaciones de areniscas.
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5.8.3 Alcoholes

Se utilizan principalmente para eliminar los bloqueos por agua, gracias a la
reduccion en la tension interfacial entre los fluidos que se encuentran en la
formacién lo que acelera el proceso de limpieza del pozo. Los alcoholes se
encargan de reducir la presion de vapor de los fluidos acuosos inducidos
acelerando su vaporizacion a condiciones de fondo, lo que genera una reduccion
en la saturacion residual del liquido generando un incremento en la permeabilidad
relativa del gas. Aun asi los alcoholes son sustancias anfifilas capaces de reducir
la tension interfacial en menor escala que los surfactantes en si.

38



6. ANTECEDENTES

A lo largo del desarrollo del campo se ha observado que al reestablecer la
produccion en pozos que hayan requerido una operacion de “control de pozo” no
se logra llegar a la linea base de produccién que se tenia previa al trabajo. Esta
pérdida de la produccion es atribuida a un bloqueo por liquidos generado al
aumentar la saturacion de liquido en el yacimiento lo que da paso a una reduccion
en la permeabilidad del gas condensado, a esto se le suma la distribucion del
tamafo de poro en el yacimiento, donde predomina un radio de poro ~[0,01 —
0,1]micras, caracteristica que empeora el panorama ya que se sabe que para un
sistema dado cuan menor sea el radio de poro mayor sera la presion necesaria
para permitir el flujo de fluidos en dicho sistema. A continuacion, se muestra el
caso de tres pozos en los cuales se ha observado este comportamiento.

6.1 PIEDEMONTE 1

Este es un pozo completado en la formacion Antorcha, productor de gas
condensado con una gravedad API promedio de 46.4° y unas propiedades
petrofisicas bastante pobres comparado con otros pozos del mismo campo (de
acuerdo a registros, se estima una porosidad de aproximadamente 3% y una
permeabilidad en el rango de 1-3 mD, con un espesor neto de 241 ft, y una
capacidad de flujo cercana a 600 md-ft).

En el momento de su completamiento se decidi6 realizar una operacion de
fracturamiento hidraulico. Al colocar el pozo en producciébn después del
fracturamiento se observé que la respuesta no era la esperada al compararlo con
el potencial que se estimaba durante su perforacion (se esperaban
aproximadamente 4,000 BOPD pero inicialmente el pozo solo produjo 900 BOPD),
sin embargo, en el desarrollo del pozo se observdé una mejora en su perfil de
produccidn, la cual es atribuida al proceso de limpieza del yacimiento, (previo al
trabajo de fracturamiento es necesario controlar el pozo, con un fluido acuoso, el
cual también es utilizado en las pruebas de inyeccidén, que hacen parte del
fracturamiento).

6 meses después de iniciar la produccion del pozo se decide evaluar la capacidad
de inyeccion del pozo durante unos dias, al reestablecer la produccion se observa
un aumento en el caudal de aceite de aproximadamente 150 BOPD y 1.2
MMSCFPD, la cual es atribuida a la inyeccién de gas.
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Después de 1 afio de estar produciendo se determiné que un trabajo de
fracturamiento y re-fracturamiento hidraulico podria ayudar a maximizar el valor de
produccion del pozo, debido a que segun algunos registros se evidencié que la
fractura actual aportaba cerca del 50% de la produccion, un re- fracturamiento
podria ayudar a mejorar el potencial de aporte de dicho trabajo al colocar mas
propante en los canales ya abiertos. Al momento de fluir el pozo una vez se
realizé el fracturamiento de la nueva zonay el re-fracturamiento se evidencio una
pérdida de produccion de aproximadamente 54% y 64% en los caudales de aceite
y gas respectivamente, comparada con la produccién que se tenia antes de dicha
operacion, lo cual se atribuye a un bloqueo por liquidos causado por la inyeccién
de fluidos acuosos utilizados durante las operaciones de control del pozo
realizadas previas a los trabajos de fracturamiento®: el potencial del pozo se fue
reestableciendo, sin embargo, se observa que éste proceso es muy lento por lo
tanto se decide realizar nuevamente la inyeccion de gas para acelerar el proceso
de limpieza del pozo®, mejorando de esta forma su condicién de produccién;
aproximadamente dos meses después de realizar dicha operacion se observo que
el pozo llegé nuevamente a la linea base de produccion que se tenia antes del
trabajo.

Comportamientode la Produccién en el pozo
Piedemonte 1
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- Pérdida de
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10 .=.=__.~.___l=q=l=l=lv_._.¢l_l_l
1

:

-

Qo (BOPD) Qg (MMSCFD)

-

o 100 200 300 400 500 600
Tiempo (Dias)

== Aceite =——Gas

Figura 10. Comportamiento de la produccion en el pozo Piedemonte-1

® | os fluidos inducidos en estas operaciones aumentan la saturacion de liquidos en el yacimiento, reduciendo asi la
Eermeabilidad relativa del gas condensado.
° Se inyecta gas seco asumiendo que éste ayudara a evaporar y/o desplazar el frente de agua presente en el yacimiento.
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6.2 PIEDEMONTE 2

Este es un pozo que fue completado inicialmente en la formacion Antorcha (1,000
mD-ft), con un potencial de aproximadamente 3,000 BOPD y 25 MMSCFD,
productor de gas condensado de una gravedad APl promedio de 46.6°; tres meses
después se decidié completar en las formaciones Valle y Valle invertido (5,000
mD-ft y 500 mD-ft respectivamente), lo cual incrementé su producciéon a 9,000
BOPD y 80 MMSCFD, con un corte de agua bastante bajo.

Durante la toma de un registro de produccion 10 meses después de iniciar la
produccion del pozo, se presentd un problema con la herramienta utilizada, lo cual
requirio el bombeo de cerca de 800 bls de fluido de control de los cuales
aproximadamente 250 bls invadieron la formacion. Una vez se recuperd la
herramienta se reestableci6 la produccion del pozo, sin embargo, se observé que
su potencial el produccion se redujo en 20% y 19% en los caudales de aceite y
gas respectivamente ([14, 26 y 30] % de Valle, Valle invertido y Antorcha
respectivamente, de acuerdo a registros).

Con base en esto se decidio cafionear nuevamente las Formaciones de Valle y
Valle invertido con el fin de pasar por alto el dafio generado y acelerar la limpieza
del yacimiento aumentando el &rea efectiva de flujo, logrando de esta forma
reestablecer la produccién perdida; las pruebas de produccion realizadas una vez
se completd el trabajo mostraron un aumento en la producciéon de 600 BOPD y 8
MMSCF (en promedio 11% en los dos fluidos).
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Comportamiento de la produccion del pozo
Piedemonte 2
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Figura 11. Comportamiento de la produccién en el pozo Piedemonte-2

6.3 PIEDEMONTE 3

Este es un pozo productor de gas condensado (42.3° API) completado en la
Formacién Antorcha, cuenta con una porosidad de 3.5% aproximadamente y una
capacidad de flujo cercana a 2,180mD-ft y con unos caudales de produccién
cercanos a 1,950 BOPD y 17,6 MMSCFD. Casi un afio después de haber iniciado
su produccion se presentd un problema durante la toma de un registro de
produccion, lo cual requirié del control del pozo; se calcula que aproximadamente
400 bls del fluido de control fueron inducidos en el yacimiento, los cuales causaron
un bloqueo por liquidos en éste; una prueba de pozo llevada a cabo después de
controlar la situacion mostré una reduccion de 50% en los caudales de aceite y
gas.

Pese a que con el paso del tiempo se observaba que el perfil de produccion del
pozo iba mejorando, se notd que la limpieza del mismo era muy lenta, con base en
esto se decidié realizar al pozo un trabajo de estimulacién con gas®, el cual

% GasStim, consiste en el bombeo de micelares a través de gas seco, técnica que combina las ventajas de la estimulacion a
través de gas seco y la estimulacion con quimicos, lo que genera un proceso mas eficiente para remover los blogueos por
liquidos en el yacimiento. A. Restrepo, A. Ocampo, J. Clavijo; Equion Energia Ltd; S. Lopera, M. Diaz, UNAL de Colombia;,
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permitiria remover el bloqueo de liquidos, con esto se observé una ganancia de
aproximadamente 300 BOPD y 3 MMSCFPD (19% y 21% respectivamente), con
lo cual el pozo vuelve a la linea base que se tenia antes de la operacion de control
de pozo que causé el blogueo por liquidos en el yacimiento.

Comportamientode la producciéon en el pozo
Piedemonte 3
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Figura 12. Comportamiento de la produccion en el pozo Piedemonte-3

J. Marin, UIS. Conference Paper GaStim Concept - A Novel Technique for Well Stimulation. Part I: Understanding the
Physics
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7. METODOLOGIA

Debido a la necesidad de buscar un nuevo fluido para las operaciones de control
de pozo en el campo Piedemonte que tuviera un mejor comportamiento que el
fluido que se venia utlizando, se le propuso a 8 compafias (Halliburton,
Schlumberger, Baker, Petroraza, Calfrac, Latinamerican, Nalco y Weatherford) que
formularan algunos fluidos teniendo en cuenta las propiedades petrofisicas del
Piedemonte.

Al tener las formulaciones propuestas por cada una de las companias, el proceso
de analisis se llevé a cabo de la siguiente manera:

~
. * Como control de calidad a cada uno de los productos recibidos
Caracteriza
cién basica
~
 Para garantizar un retorno eficiente del fluido utilizado para controlar el
Tension pozo.
interfacial
* Para analizar el impacto generado cuando el fluido utilizado entra en
Interaccién contacto con los fluidos de la formacion.
Fluido - Fluido y,
~
* Con el fin de analizar el impacto que causa en las propiedades de la roca el
Interaccién fluido utilizado.
Roca - Fluido J

7.1 CARACTERIZACION BASICA

Los productos formulados por cada una de las compafias fueron enviados por
cada una de las compaiiias a los laboratorios de Andlisis Petrofisicos y Dafio a la
Formacion, en Guatiguara — Piedecuesta, en donde previo a la preparacion de las
formulaciones pasan por una etapa de caracterizacién basica.

Esta etapa se realiza con el fin de hacerle un seguimiento de control y calidad a
cada uno de los aditivos y los productos que se utilizaron durante todo el proceso,
garantizando de esta manera que los fluidos evaluados sean los mismos utilizados
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en campo. Las pruebas realizadas durante esta etapa fueron: Densidad, pH,
indice de refraccién y Espectro Infrarrojo. Los resultados obtenidos para los
aditivos se compararon con los reportados en las fichas de seguridad de cada
producto.

7.1.1 Solubilidad
En tubos de ensayo se agregd el producto y agua de Villatina en una proporcion
de 75:25 ( 3ml de producto y 1 ml de agua de Villatina) y se determiné la
solubilidad cualitativamente como soluble, insoluble, dispersible o forma emulsion.

7.1.2 Densidad
Se realiza utilizando picnémetros de vidrio con volumenes conocidos y calibrados.

7.1.3 pH
Se realiza utilizando tiras indicadoras de pH para rangos de 1-14 y 1-6, al mismo
tiempo el valor es rectificado con la medicion a través de un pHmetro para las
soluciones inorganicas.

7.1.4 indice de refraccion
La prueba se realiza utilizando un Refractometro RF M 960 Marca Bellingham +
Stanley Ltda.
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7.1.5 Espectro infrarrojo
Se realiza utilizando un Espectrofotometro Infrarrojo BRUKER Modelo Tensor 27.

7.2 EVALUACION DE LA TENSION INTERFACIAL

El analisis de los productos formulados se di6 inicio con una evaluacién de la
tension interfacial, teniendo en cuenta las ventajas que representa tener en el
yacimiento valores bajos de tension interfacial, puesto que con una baja tension
interfacial en el sistema se lograra un retorno rapido y efectivo del fluido inyectado.

Para su medicion se utilizé el método de la gota giratoria con el equipo Spinning
Drop de los laboratorios de Antek. Para las formulaciones base agua se utilizd
como referencia el crudo del pozo Piedemonte-5 y para las formulaciones base
Diésel (formuladas por algunas compafilas como pre-flujos de sus propios
tratamientos), se utilizé la salmuera base empleada en campo. Se decidié que el
valor limite de tension interfacial en el sistema debia ser menor a 0.2 dn/cm a
80°C.
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7.3 INTERACCION FLUIDO - FLUIDO

En la etapa de interaccion fluido-fluido se hicieron diferentes pruebas en las que
se iba evaluando el comportamiento de los fluidos propuestos con los fluidos de
formacién. Para este analisis se utilizaron las salmueras y los crudos de dos pozos
(Piedemonte-1 y Piedemonte-4).

Durante esta etapa se realizaron cuatro tipos de prueba: sludge, mojabilidad®,
compatibilidad y rompimiento de emulsiones. Los procedimientos de estas
pruebas estdn basados en la norma API-RP 42 de 1990, a excepcion del
correspondiente a la prueba de compatibilidad, el cual hace parte de un
procedimiento interno del laboratorio en donde se realizaron dichas pruebas.

Al terminar cada una de las pruebas correspondientes al ciclo de interaccion
fluido-fluido se realizdé un analisis de los resultados, continuando las pruebas con
los fluidos que presentaron un buen comportamiento. Al finalizar ésta etapa se
escogieron los dos fluidos con los cuales se obtuvo una mejor respuesta en cada
uno de los pozos y con estos se di6 inicio a la etapa de interaccion roca-fluido.

Los procedimientos para cada una de las pruebas que conforman la etapa de
interaccion fluido — fluido son los siguientes:

7.3.1 Sludge

Esta prueba se realiza con el fin de determinar si el fluido propuesto por cada
compafiia genera este tipo de precipitado al entrar en contacto con el crudo de la
formacion. El procedimiento para realizar esta prueba es el siguiente:

1. En un frasco de 120 ml se colocan 50 ml del fluido de control a evaluar con
50 ml de crudo.

2. Se agita la mezcla vigorosamente durante 1 minuto.
3. Se coloca la mezcla a 90°C durante 24 horas.

4. Alterminar las 24 horas se pasa la mezcla a través de una malla 100 mesh.
Si no se observan solidos retenidos en la malla no se ha formado sludge, si

¥ Aunque la mojabilidad es una propiedad relacionada con la interaccién roca — fluido, se decide evaluar en ésta etapa
como parte de los procesos de filtros disefiados.
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por el contrario hay sélidos presentes en la malla, ésta se debe lavar con
agua caliente y con aceite mineral, estos fluidos disuelven las emulsiones y
las parafinas, pero no disuelven el sludge, por lo tanto si al finalizar el
lavado aun hay presencia de sélidos en la malla se puede afirmar que la
mezcla ha formado sludge.

Los resultados cualitativos de la prueba se reportan de la siguiente manera:
Sin sludge: Cuando no quedan particulas sélidas retenidas en la malla.

Trazas: Cuando la cantidad de solidos en la malla son muy pocos, y son
pequefios.

Moderado: Cuando es obvia la presencia de solidos en la malla
Abundante: Cuando quedan muchos sélidos retenidos en la malla.

7.3.2 Mojabilidad visual
Esta prueba se realiza con el fin de determinar la tendencia humectante del fluido
de control. Se realizé en el Laboratorio de Analisis Petrofisicos de la UIS, sede
Guatiguara. El procedimiento es el siguiente:

1. En 50 ml del Fluido de control, se adicionan 26,5 gr de arena Ottawa de 50-
100 mesh y se deja en remojo durante media hora.

2. Después de media hora se decanta la solucion y se separa la arena.
3. En probetas separadas se colocan 100 ml de Agua de Villatina y varsol.

4. A continuacion se adiciona la arena humectada en cada una de las
probetas observando la dispersion de las particulas o su tendencia a formar
grumos cuando entra en contacto con cada uno de los fluidos.

Los resultados se registran de la siguiente manera:
Mojado por agua: Si la arena se dispersa en agua y forma grumos en el varsol.
Mojado por aceite: Si la arena se dispersa en varsol y forma grumos en el agua.

Mojabilidad mixta: Si la arena no se dispersa en ninguno de los dos fluidos.
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7.3.3 Compatibilidad

Durante esta prueba se evalla la formacién de precipitados o cristales cuando el
fluido formulado entra en contacto con los fluidos de la formacién. Esta prueba
esta constituida por dos etapas, en la primera etapa se analiza la compatibilidad
entre el agua de formacion y el fluido, y en la segunda etapa se evalla la
compatibilidad de todo el sistema, agua de formacién-crudo-fluido de control.

7.3.3.1 Compatibilidad con salmuera
Debido al bajo BSW de los pozos evaluado de Piedemonte, no fue posible trabajar
con el agua de formacién de cada uno de los pozos, por lo tanto se decidio
preparar una salmuera sintética con composicion eléctrica equivalente al agua de
formacion de cada pozo. El procedimiento para esta etapa es el siguiente:

1. Se mezclan 75 ml del producto a evaluar con 25 ml de la salmuera.
2. Se agita la solucién a 14000 rpm durante 1 minuto.

3. Se coloca la solucion en un frasco tapa azul y se lleva al horno a 90°C
durante 24 horas. Se realizan observaciones del sistema a los 30 minutos,
al, 2,4,6y24horas.

4. Al completar las 24 horas se realiza la Ultima observacion y se continGa con
la siguiente etapa.

5. Se realiza el mismo procedimiento, variando la concentracion de los dos
fluidos a 50 ml de fluido de control con 50 ml de salmuera, y 25 ml de fluido
de control con 75 ml de salmuera.

7.3.3.2 Compatibilidad con crudo
Si durante la prueba de compatibilidad con salmuera no se evidencio la formacion
de cristales ni precipitados® se contintia con esta etapa, de modo contrario, se
clasifica el producto como incompatible y no se sigue evaluando. El procedimiento
para la prueba de compatibilidad con crudo es el siguiente:

1. Se agita manualmente la solucion utlizada durante la prueba de
compatibilidad con salmuera y se toma una alicuota de 50 ml, la cual se
mezcla con 50 ml de crudo.

% El producto se clasifica como incompatible si ha presentado formacién de precipitados o cristales para al menos una de
las tres proporciones evaluadas.
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2. Se emulsifica la mezcla a 14000 rpm durante 1 minuto.

3. Se conserva la mezcla en un tarro tapa azul y se lleva al horno a 90°C
durante 24 horas. Se realizan observaciones del sistema a los 30 minutos,
al,2,4,6y 24 horas.

7.3.3.3 Compatibilidad por variacion de temperatura
En esta prueba se evalla la formacion de cristales o precipitados de las mezclas a
temperatura ambiente. El procedimiento es el siguiente:

1. Una vez se ha determinado que el fluido es compatible con crudo a 90°C,
se deja en reposo durante 24 hrs a temperatura ambiente.

2. Al completar las 24 hrs de reposo de la muestra se observa si ésta ha
formado o no cristales o precipitados.

Los productos que no presentan incompatibilidad con los fluidos de la formacion
se contintan evaluando.

7.3.4 Rompimiento de emulsiones

El objetivo de esta prueba es evaluar a condiciones de laboratorio la estabilidad de
las emulsiones formadas una vez entran en contacto el fluido de control propuesto
por cada una de las compafiias y el crudo de la formacién en presencia de finos®*,
(los finos de la formacion fueron reemplazados por una mezcla de Arena Ottawa y
Bentonita en una proporcién 50/50). El procedimiento para llevar a cabo la prueba
es el siguiente:

1. Se mezclan 75 ml del producto a evaluar con 25 ml de crudo y 2.5 gr de
finos de 200 mesh.

2. Se emulsifica la mezcla agitandola a 14000 rpm durante 30 segundos.

3. A continuacion se coloca la mezcla en una probeta graduada y se realizan
las lecturas del volumen de fase acuosa libre a los 15 minutos, 1 hora y 24
horas.

4. Se repite el procedimiento, variando las concentraciones a 50 ml de
producto con 50 ml de crudo y 25 ml de producto con 75 ml de crudo.

3 Los finos hacen que las emulsiones se estabilicen ubicandose en la interfase impidiendo la coalescenia de las gotas.
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7.4 INTERACCION ROCA — FLUIDO

De acuerdo a los resultados obtenidos durante la etapa de interaccion fluido —
fluido se seleccionan los dos fluidos que hayan presentado un mejor
comportamiento para cada uno de los pozos evaluados y se procede a ejecutar la
etapa de interaccion roca — fluido. Previamente se evalla la interaccion entre el
fluido de control que se ha venido utilizando en las operaciones de Piedemonte,
los fluidos de la formacién y la roca del yacimiento.

7.4.1 Fluido Actual
El protocolo de desplazamiento realizado para el fluido de control actual se
describe a continuacion:

FLUIDO ACTUAL
PASO DESCRIPCION JUSTIFICACION

Inyeccién de 10 VP estabilizados de .
1 .. Medicién de Ka
agua de produccidn

Ciclos estabilizados de 10 VP de agua . ..
Medicion de Kr a condiciones

2 crudo hasta que difieran en menos . )
estabilizadas de Swir y Sor.
del 5%
Saturacidn del medio con crudo.
3 Inyeccion de 10 VP de crudo Medicién de Kr a condiciones de
estabilizados. Swir para establecer un valor de
referencia.
Inyeccion de 5 VP del fluido de
4 Para controlar el pozo
control
24 horas de remojo
Inyeccién de 10 VP estabilizados de .
5 Medicion de Ke del crudo
crudo
Inyeccion de 10 VP estabilizados de
6 v Medicion de Ke del agua final
agua
7 Inyeccién de crudo Medicidn de Ke del crudo final

Tabla 3. Protocolo de desplazamiento para el fluido actual.

7.4.2 Fluidos propuestos
El protocolo realizado para cada uno de los desplazamientos de los nuevos
productos disefiados se describe a continuacion:
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FLUIDOS EVALUADOS

PASO DESCRIPCION JUSTIFICACION
Inyeccion de 10 VP estabilizados de .
1 .. Medicion de Ka
agua de formacion
Ciclos estabilizados de 10 VP de agua .. ..
. Medicién de Kr a condiciones
2 crudo hasta que difieran en menos . )
estabilizadas de Swir y Sor.
del 5%
Saturaciéon del medio con crudo.
3 Inyeccion de 10 VP de crudo Medicion de Kr a condiciones de
estabilizados. Swir para establecer un valor de
referencia.
.. . Para mitigar los efectos asociados al
Inyeccion de 3 VP del preflujo .
4 . bloqueo de liquidos que puede
organico ]
generar el fluido de control.
12 Horas de remojo
Inyeccion de 10 VP estabilizados de ..
5 Medicion de Ke del crudo
crudo
Inyeccion de 10 VP estabilizados de ..
6 Medicion de Ke del agua
agua
.. Saturacién del medio poroso con
7 Inyeccién de crudo .
aceite
Inyeccion de 5 VP del fluido de
] Para controlar el pozo
control
24 horas de remojo
Inyeccion de 10 VP estabilizados de .
9 Medicion de Ke del crudo
crudo
Inyeccion de 10 VP estabilizados de .
10 Medicién de Ke del agua
agua
Inyeccion de 1 VP del preflujo i
11 .. Para simular su retorno
organico
Inyeccion de 10 VP estabilizados de
12 v Medicion de Ke del crudo
crudo
Inyeccion de 10 VP estabilizados de
13 v Medicién de Ke del agua final
agua
14 Inyeccion de crudo Medicion de Ke del crudo final

Tabla 4. Protocolo de desplazamiento para los fluidos propuestos.
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La figura 13 representa el arbol de decisiones disefiado para la ejecucion del
proyecto.

FORMULACION DE FLUIDOS

Prueba deSludge DESCLASIFICADO

Compatible incompatible

Prueba de
rompimiento de
emulsiones

Mo rompe

Mas de dos

Al menosun
producto clasifico

productos

producto
siguienteetal

sprusbasyse
escogen losdos
mejores

L SELECCIONADO

Figura 13. Arbol de decisiones del proyecto.




8. RESULTADOS

8.1 TENSION INTERFACIAL

Al realizar la prueba de tension interfacial a los fluidos formulados por cada una de
las compafiias se obtuvieron los siguientes resultados:

Debido a que los resultados obtenidos durante esta prueba excedieron el limite
establecido (0,2 Dn/cm @ 80°C), se les pidié a las compafias que reformularan
sus productos de tal manera que presentaran una menor tension interfacial
garantizando un retorno eficiente del fluido durante su limpieza una vez concluida
la operacion. A los productos re-formulados se les determiné la tension interfacial
y el resultado fue el siguiente:

En total fueron evaluados 21 fluidos de los cuales 15 pasaron a la siguiente etapa
(9 fluidos de control y 6 tratamientos organicos). Las tablas 6 y 7 resumen los
fluidos de control y los tratamientos organicos que contintan en evaluacion.

Con base en un acuerdo de confidencialidad a cada compafiia se le asigné una
letra para su identificacion, asi mismo a cada fluido se le asign6é un cdédigo de
identificacion compuesto por dos letras y un namero; la primera letra es la F y
hace referencia a la palabra “Fluido”, la segunda letra corresponde a la compafiia
a la cual pertenece cada producto y el nimero hace parte de la numeracion de los
productos en cada empresa.

Cada fluido de control esta compuesto principalmente por la salmuera base
utilizada por la compafia (Agua de Villatina) y un surfactante, cuya composicion y
proporcion varia de acuerdo a cada compafia; al mismo tiempo, cada formulacion
contiene algunos aditivos como solventes mutuales, solventes aromaticos, entre
otros.
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Compaiia | Identificacion IFT, md | Temperatura, °C
A FAl 0,016 80
FA2 0,1 80
C FC1 0,247 80
FC2 0,45 80
FB1 0,14 80
B FB2 0,19 80
FB3 0,184 80
G FG2 0,075 80
H FH2 0,079 80
FH3 0,259 80
FE5 0,116 80
E FE6 0,104 80
FE7 0,0225 80
FE3 0,0941 80
FF4 0,102 80
F FF5 0,0914 80
FF6 0,02 80
FD4 0,211 80
b FD5 0,185 80
FD6 0,521 80
FD7 0,426 80

Tabla 5. Resultados de tension interfacial para los diferentes fluidos evaluados.

FLUIDOS DE CONTROL
Compaiiia Identificacion IFT, md Temperatura, °C

A FAl 0,016 80

FB1 0,14 80
B FB2 0,19 80

FB3 0,184 80
G FG2 0,075 80
H FH2 0,079 80
E FE3 0,0941 80
F FF6 0,02 80
D FD5 0,185 80

Tabla 6. Fluidos de control con IFT < 0,2 Dn/cm




TRATAMIENTOS ORGANICOS
Compaiiia Identificacion IFT, md Temperatura, °C
A FA2 0,1 80
FES 0,116 80
E FE6 0,104 80
FE7 0,0225 80
E FF4 0,102 80
FF5 0,0914 80

Tabla 7. Preflujos organicos con IFT < 0,2 Dn/cm

8.2 CARACTERIZACION BASICA DE LOS FLUIDOS

8.2.1 Solubilidad

En las tablas 8 y 9 se presentan los resultados de solubilidad con agua de
Villatina para los fluidos de control y los tratamientos organicos formulados. De

acuerdo a los

resultados obtenidos,

7 de los fluidos de control

fueron

completamente solubles, mientras 2 de estos presentaron un comportamiento
dispersible. Los 6 tratamientos organicos fueron insolubles.

Solubilidad de fluidos de control

ID

Soluble

Insoluble

Dispersible

Forma Emulsion

FAl

X

FB1

FB2

FB3

FG2

FH2

FE3

X [X | X | X | X [X

FF6

FD5

Tabla 8. Resultados de densidad para los fluidos de control.
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Solubilidad de tratamientos organicos
ID | Soluble | Insoluble Dispersible Forma Emulsion
FA2 X
FE5 X
FE6 X
FE7 X
FF4 X
FF5 X

Tabla 9. Resultados de densidad para los preflujos organicos.

8.2.2 Densidad
Los resultados de densidad para los fluidos de control y los tratamientos organicos
formulados se muestran en las tablas 10y 11. El rango de densidades presentado
por los distintos fluidos de control varia desde 0,993 g/ml hasta 1,073 g/ml.

8.2.3 pH
En las tablas 10 y 11 se registran los resultados de pH obtenidos para cada uno
de los fluidos de control y los tratamientos organicos formulados.

8.2.4 indice de refraccién
El indice de refraccion de cada uno de los productos formulados por las
compafiias se puede observar en las tablas 10 y 11. Se puede observar que los
Fluidos de control tienen indice de refraccion que varia en un rango desde 1,336 a
1,3483, y los tratamientos organicos presentan variacion desde 1,4571 hasta
1,4734.

Propiedades basicas de los fluidos de control
D oH indice .d’e Densidad
refraccion g/ml LPG
FA1 5 1,3336 0,996 8,312
FB1 11 1,3481 1,072 8,946
FB2 11 1,3482 1,073 8,955
FB3 11 1,3481 1,073 8,955
FD5 45-5 1,3362 0,993 8,287
FE3 7 1,3355 1,004 8,379
FF6 4 0,3385 0,994 8,295
FG2 4 1,3458 1,001 8,354
FH2 8 1,3483 0,995 8,304

Tabla 10. Propiedades basicas de los fluidos de control.
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Propiedades basicas de los tratamientos organicos
D oH indice .d,e Densidad
refraccion g/ml LPG

FA2 4,5 1,4671 0,851 7,102
FES 6 1,4717 0,845 7,052
FE6 4,5-5 1,4719 0,854 7,127
FE7 4,5-5 1,4571 0,868 7,244
FF4 5 1,4734 0,850 7,094
FF5 5 1,4694 0,861 7,185

Tabla 11. Propiedades basicas de los preflujos organicos.

8.3 INTERACCION FLUIDO - FLUIDO

8.3.1 Sludge
Al llevar a cabo la prueba de sludge con los fluidos de control y el crudo de los dos
pozos evaluado no se observo la formacion de dicho precipitado, con base en esto
todos los productos formulados, pasaron a la siguiente prueba.

8.3.2 Mojabilidad visual

Al realizar la prueba de mojabilidad a los productos formulados 7 de ellos
mostraron una tendencia a mojar la arena por el agua, mientras que dos de ellos
presentaron una tendencia de mojabilidad mixta, sin embargo el producto
identificado como FG2 mostré una tendencia a humectar la arena fuertemente por
agua y levemente por aceite, mientras que el producto FH2 presentdé una
tendencia a humectar la arena fuertemente por los dos fluidos. La tabla 13 resume
los resultados obtenidos®>.

Producto | M. Agua | M. Aceite | M. Mixta

FA1

FB1 X
FB2 X
FB3 X
FG2

FH2

FE3 X
FF6 X
FD5 X

Tabla 12. Resultados de la prueba de mojabilidad visual

35 .
Los resultados durante la prueba de sludge son los mismos para los dos pozos evaluados.
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8.3.3 Compatibilidad
Aunque el producto FG2 pasoé las pruebas de sludge y de mojabilidad, éste no se
continué evaluando debido a que los aditivos suministrados por la compafiia para
preparar nuevamente la formulacion no tenian las mismas caracteristicas de los
suministrados al principio del proyecto.

Los resultados de compatibilidad para los 8 productos restantes con los fluidos de
los pozos Piedemonte-1 y Piedemonte- 4 se presentan a continuacion.

8.3.3.1 Piedemonte -1

Compatibilidad con salmuera

Al realizar la prueba de compatibilidad con salmuera del pozo Piedemonte-1, se
observo que solo los productos FAL1, FD5 y FF6 no propiciaron la formacion de
precipitados en ninguna proporcién, con base en esto se realizd la siguiente
prueba para estos tres productos.

Compatibilidad con crudo

Al evaluar la compatibilidad de los productos FA1l, FD5 y FF6 con el crudo del
pozo Piedemonte -1 no se observé la formacion de cristales ni precipitados para
ninguna de las tres proporciones evaluadas en ninguno de los tres productos. La
tabla 14: resume los resultados de compatibilidad con salmuera y crudo para este
pozo.

Compatibilidad por variacién de temperatura

Debido a que los productos FALl, FD5 y FF6 no mostraron incompatibilidad con
salmuera ni con crudo del pozo Piedemonte-1 a 90°C, se dejan en reposo durante
24 hrs, al trascurrir dicho tiempo se observa que la solucion que contiene el
producto identificado como FD5 y la salmuera del pozo en una proporcién de
25:75 presenta la formacion de unos pocos precipitados a una temperatura
cercana a los 90°C, a medida que la temperatura se acercaba a la temperatura
ambiente se evidencio la formacion de un gran namero de cristales en la solucion.
La muestra de crudo para dicha solucion también presenté la formacion de unos
pocos precipitados a temperatura ambiente.

Los productos identificados como FAl y FF6 no muestran incompatibilidad en
ninguna de las concentraciones evaluadas ni con salmuera ni con crudo, por lo
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tanto se continla el proceso con estas formulaciones. La tabla 15 presenta los

resultados de esta prueba.

PRUEBA DE COMPATIBILIDAD CON LOS FLUIDOS DEL POZO
PIEDEMONTE-1
Producto 25:75 50:50 75:25

Salmuera| Crudo |Salmuera| Crudo |Salmuera| Crudo
@) Q @)
FB1 | @9 | — | @& | — | @9 | -
FB2 | @9 | — | @9 | — | @9 | -—--
FB3 | @9 | — | @& | — | @9 | -
O O O
FEs | ¢ ) | -— | L ) | -— | @9 | -
O O O
FH2 | &% | -—— | &9 | -—-— | @9 | -

Tabla 13. Resultados de la prueba de compatibilidad con crudo y salmuera para el pozo Piedemonte-1

‘ Incompatible

O Compatible

PRUEBA DE REPRECIPITACION CON LOS FLUIDOS DEL POZO
PIEDEMONTE-1
Producto 25:75 50:50 75:25
Salmuera| Crudo |Salmuera| Crudo |Salmuera| Crudo
w Q. Q O O QO O
0
O

Tabla 14.Resultados de la prueba de compatibilidad por variacién de temperatura para el pozo Piedemonte-1




8.3.3.2 Piedemonte - 4

Compatibilidad con salmuera

Al realizar la prueba de compatibilidad con salmuera del pozo Piedemonte-4, se
observd que solo los productos FA1l, FD5 y FF6 mostraron compatibilidad para
todas las proporciones; mientras que en los productos FB1, FB2 y FB3 se
observo la presencia de cristales en las tres proporciones evaluadas, por otro lado
el producto identificado como FE3 formoé un precipitado de color marrén al entrar
en contacto con el agua de produccion, y el producto FH2 mostré la formacion de
un precipitado color blanco cuando se pone en contacto con el agua de produccion
de dicho pozo.

Compatibilidad con crudo

De acuerdo a los resultados obtenidos durante las pruebas de compatibilidad con
salmuera solo los productos FAl, FD5 y FF6 presentaron compatibilidad, al
evaluar la compatibilidad de los mismos con el crudo del pozo Piedemonte-4 no se
observd la formacion de cristales ni precipitados para ninguna de las tres
proporciones evaluadas en ninguno de los tres productos. La tabla 16: resume los
resultados de compatibilidad con salmuera y crudo para el pozo Piedemonte -4.

Compatibilidad por variacién de temperatura

Debido a que los productos FAl, FD5 y FF6 no mostraron incompatibilidad con
salmuera ni con crudo del pozo Piedemonte-1, se dejan en reposo durante 24 hrs,
al trascurrir dicho tiempo se observa que la muestra que contiene el fluido FD5
presentd precipitados de color blanco en dos de las concentraciones evaluadas
tanto con salmuera como con crudo, con base en esto, se declara la formulacion
como incompatible con los fluidos de este pozo, y se continua el proceso de
evaluacion los productos FA1 y FF6. La tabla 17 presenta los resultados de esta
prueba.
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PRUEBA DE COMPATIBILIDAD CON LOS FLUIDOS DEL POZO
PIEDEMONTE-4
Producto 25:75 50:50 75:25

Salmuera| Crudo |Salmuera| Crudo |Salmuera| Crudo
@) Q @)
FB1 | @9 | — | @D | — | @9 | -
FB2 | @9 | — | @) | — | @9 | -—-
FB3 | &% | -—— | &9 | -— | &9 | -
O @) O
FE3 | &% | -— | &9 | -—— | &9 | -—-
O @) O
FH2 | &% | -—— | &9 | -—-— | @9 | -

Tabla 15. Resultados de la prueba de compatibilidad con crudo y salmuera para el pozo Piedemonte-4

‘ Incompatible O Compatible

PRUEBA DE REPRECIPITACION CON LOS FLUIDOS DEL POZO
PIEDEMONTE-4
Producto 25:75 50:50 75:25
Salmuera| Crudo |Salmuera| Crudo |Salmuera| Crudo
FA1
FD5
FF6

Tabla 16. Resultados de la prueba de compatibilidad por variacion de temperatura para el pozo Piedemonte-4

8.3.4 Rompimiento de emulsiones
Con base en los resultados obtenidos previamente, solo los productos
identificados como FAl y FF6 presentan compatibilidad tanto con los fluidos del
pozo Piedemonte-1 y Piedemonte-4, por lo tanto la prueba de rompimiento de
emulsiones se realiza solo con dichos productos. Los graficos 14 y 15 muestran
el porcentaje de rompimiento de la fase acuosa para las tres proporciones
evaluadas después de 24 horas para los pozos Piedemonte-1 y Piedemonte-4.
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Rompimiento de la fase acuosa,
Piedemonte-1
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Figura 14. Resultados de la prueba de rompimiento de emulsiones para el pozo Piedemonte-1

Rompimiento de la fase acuosa,
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Figura 15. Resultados de la prueba de rompimiento de emulsiones para el pozo Piedemonte-4

De acuerdo a estos resultados se puede observar que el producto identificado
como FF6 presenta un porcentaje de rompimiento de la fase acuosa superior al
rompimiento con el producto FA1, salvo en la proporcion 25-75 con el crudo del
pozo Piedemonte-4, en donde no se observé rompimiento, mientras que con el
producto FA1 se observo cerca del 8% de la fase acuosa libre.
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8.3.5 Compatibilidad pre-flujos organicos
Las compaiiias a las cuales pertenecen los fluidos FA1 y FF6, los cuales fueron
seleccionados durante la etapa de interaccion fluido-fluido para llevar a cabo la
etapa de interaccion roca-fluido, propusieron también el uso de un pre-flujo
organico para minimizar los efectos asociados a bloqueo por liquidos relacionados
con la induccion del fluido de control en el yacimiento.

Previo a realizar las pruebas de interaccion roca-fluido se evalta la compatibilidad
de dichos preflujos con los fluidos del yacimiento siguiendo el mismo protocolo
empleado para evaluar la compatibilidad de los fluidos de control formulados.

8.3.5.1 Piedemonte-1
Durante las pruebas de compatibilidad con salmuera y crudo y las pruebas de
reprecipitacion no se observo la presencia de precipitados para los productos
evaluados con los fluidos del pozo Piedemonte-1. Las tablas 18 y 19 muestran los
resultados obtenidos.

PRUEBA DE COMPATIBILIDAD PARA LOS PRE-FLUJOS ORGANICOS
CON LOS FLUIDOS DEL POZO PIEDEMONTE-1
25:75 50:50 75:25

Salmuera| Crudo |Salmuera| Crudo |Salmuera| Crudo

Producto

FA2

FF4

Tabla 17. Resultados de la prueba de compatibilidad de los pre-flujos organicos con crudo y salmuera para el
pozo Piedemonte-1

PRUEBA DE REPRECIPITACION PARA LOS PRE-FLUJOS ORGANICOS
CON LOS FLUIDOS DEL POZO PIEDEMONTE-1
25:75 50:50 75:25

Salmuera| Crudo |Salmuera| Crudo |Salmuera| Crudo

Producto

FA2

FF4

Tabla 18. Resultados de la prueba de compatibilidad por variacion de temperatura para los pre-flujos
organicos con los fluidos del pozo Piedemonte-1

8.3.5.2 Piedemonte-4
Los pre-flujos organicos formulados no presentaron ningan tipo de
incompatibilidad con los fluidos del pozo Piedemonte-4, las tablas 20 y 21
resumen los resultados obtenidos, durante dicha prueba.
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PRUEBA DE COMPATIBILIDAD PARA LOS PRE-FLUJOS ORGANICOS
CON LOS FLUIDOS DEL POZO PIEDEMONTE-4
25:75 50:50 75:25
Salmuera| Crudo |Salmuera| Crudo |Salmuera| Crudo

Producto

FA2

FF4

Tabla 19. Resultados de la prueba de compatibilidad de los pre-flujos organicos con crudo y salmuera para el
pozo Piedemonte-4

PRUEBA DE REPRECIPITACION PARA LOS PRE-FLUJOS ORGANICOS
CON LOS FLUIDOS DEL POZO PIEDEMONTE-1

25:75 50:50 75:25
Salmuera| Crudo |Salmuera| Crudo |Salmuera| Crudo

Producto

FA2

FF4

Tabla 20. Resultados de la prueba de compatibilidad por variacion de temperatura para los pre-flujos
organicos con los fluidos del pozo Piedemonte-4.

8.3.6 Mojabilidad visual para los preflujos organicos

Al mismo tiempo se realiz6 la prueba de mojabilidad visual para los preflujos
organicos, en donde se encontré que los dos fluidos tienden a humectar la roca
por agua. La tabla 22 muestra los resultados obtenidos para los dos fluidos.

Producto | M. Agua | M. Aceite | M. Mixta
FA2 X

FF4 X
Tabla 21. Resultados prueba de mojabilidad para los pre-flujos organicos

8.4 INTERACCION ROCA — FLUIDO

Un total de 9 fluidos de control pasaron a la etapa de interaccion fluido—fluido
luego de habérseles determinado la tension interfacial con el crudo de referencia.
Las pruebas de compatibilidad fueron llevadas a cabo con 8 productos debido a
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inconsistencias presentadas en las propiedades de los aditivos necesarios para
preparar la formulacién identificada como FG2. Durante las pruebas de
compatibilidad se descartaron 6 de ellos por la formacion de precipitados o
cristales cuando éstos entraban en contacto con los fluidos de la formacion.

De esta forma solo se evalu6 el rompimiento de emulsiones para dos fluidos, y con
estos mismos se procede a realizar la etapa de interaccién roca — fluido de
acuerdo al protocolo propuesto®.

Las graficas 16 y 17 muestran el porcentaje de reduccion de la permeabilidad
relativa para las fases crudo y agua con cada uno de los productos incluyendo el
fluido actual para los pozos Piedemonte-1 y Piedemonte-4.

Comportamientode los fluidos en el pozo
Piedemonte 1

60% T

53,05%
49,00%

50%

28,07%

30%

20%

Reduccion de Kr

L
10% 4,58%

Crudo

Fluido Actual mFAL ®FF6

Figura 16. Resultado de la prueba de desplazamiento para el pozo Piedemonte-1

% | as compaiiias a las cuales perteneces estos fluidos también disefiaron un pre-flujo organico, con el cual se espera
mitigar los efectos asociados a bloqueos por liquidos que pueden ser generados al inducir un fluido acuoso en el
yacimiento, por lo tanto el protocolo de desplazamiento se lleva a cabo como se disefi6.
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52,27%

Crudo Agua

Fluido Actual mFA1 mFFe

Figura 17. Resultado de la prueba de desplazamiento para el pozo Piedemonte-4
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9. ANALISIS DE LOS RESULTADOS OBTENIDOS

De acuerdo a los resultados obtenidos durante la determinacion de la tension
interfacial de los productos formulados se puede observar que los valores varian
en un rango de [0,016-0,19] dn/cm, siendo los productos FA1l y FF6 los productos
que presentaron valores mas bajos (0,016 y 0,2 dn/cm respectivamente), mientras
que los productos identificados como FB2, FB3 y FD5 mostraron los valores mas
altos, teniendo en cuenta la expresion de presion capilar mencionada
anteriormente se puede deducir que la limpieza de éstos tres ultimos productos
sera mas complicada comparada con la limpieza asociada con los productos FA1
y FF6, dado que el incremento de la tension interfacial representa un incremento
en la presion capilar.

El proceso de caracterizacion basica mostré que las densidades de los fluidos
evaluados se encuentran entre 8,287 y 8,955 LPG, lo cual indica que todos ellos
se encuentran en la capacidad de controlar cualquier pozo del campo®’. Por otra
parte, la prueba de solubilidad indic6 que todos los productos evaluados son
solubles en el fluido base utilizado por la compafiia, a excepcién de los fluidos
identificados como FF6 y FD5, los cuales mostraron una tendencia dispersible,
esto indica que dichos fluidos requieren ser agitados para lograr su solubilidad, es
decir, su completa homogenizacion.

Los resultados de la prueba de sludge indican que el bombeo de cualquiera de los
fluidos evaluados no generaria la precipitacion de este tipo de sustancia en el
yacimiento, que como se habia mencionado previamente representa uno de los
dafios mas severos que se pueden presentar debido a que hasta el momento no
se conoce ningun tipo de solvente capaz de remover este tipo de precipitado. La
inversion de la mojabilidad de una roca hacia el aceite simboliza un escenario
indeseado durante cualquier operacién ya que de esta forma la saturacion de
aceite residual en el yacimiento aumentaria debido al espesor de hidrocarburo que
recubre las superficies, sin embargo la prueba de mojabilidad mostré que ninguno
de los productos evaluados tiende a humectar la roca por aceite.

Las pruebas de compatibilidad indicaron que al entrar en contacto con los fluidos
de la formacion los productos identificados como FB1, FB2, FB3 presentan una
tendencia a formar cristales mientras que los fluidos FE3, FD5 y FH2 propician la
formacion de precipitados inorganicos, es decir, que al ser bombeados en el
yacimiento se generaria la obstruccion por particulas en las gargantas porales,

37 . . o L L
El valor minimo requerido es de 8,277 LPG, de acuerdo con el valor maximo de presion de formacion en el campo.
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esto sumado a los pequefios tamafos de poro presentados en el campo da lugar a
un gran dafio a la formacién, por tal motivo no es aconsejable el bombeo de
ninguno de estos productos en el yacimiento.

De acuerdo a los resultados obtenidos durante las pruebas de tension interfacial,
sludge, mojabilidad visual y compatibilidad, solo los fluidos identificados como FA1
y FF6 llegaron a la prueba de rompimiento de emulsiones, en ésta se observo que
el producto FA1l presentaba un porcentaje de rompimiento de la fase acuosa
menor que el presentado por el producto FF6, esto sugiere que la induccién de
éste primer producto puede ocasionar un banco de emulsion pequefio en la cara
del pozo, lo cual impediria un retorno adecuado del mismo durante el re-
establecimiento de la produccién. Sin embargo, teniendo en cuenta que los dos
productos evaluados durante la prueba de rompimiento de emulsiones mostraron
un porcentaje de rompimiento para las tres proporciones evaluadas con el crudo
de los pozos Piedemonte-1 y Piedemonte-4, se decidio realizar la siguiente etapa
con éstos dos productos, en donde se evalué el comportamiento de la
permeabilidad relativa del aceite una vez la formacion es expuesta al fluido de
control y su respectivo pre flujo organico

Los resultados de la etapa de interaccion roca-fluido indicaron que el fluido que se
esta utilizando actualmente en las operaciones del campo causaba una reduccion
en la permeabilidad relativa al crudo de ~27,12% y en la del agua de ~28,07% con
los fluidos del pozo Piedemonte-1, mientras que al evaluarlo con los fluidos del
pozo Piedemonte-4 los cambios en las permeabilidades relativas de agua y aceite
se podrian considerar despreciables e incluso se podria asumir un
restablecimiento de las condiciones de referencia a corto plazo.

Por su parte el fluido identificado como FAL1l gener6 una reduccion en las
permeabilidades relativas de agua y crudo cercana al 50% en los dos pozo, que
como se mencion6é anteriormente puede estar asociado a la formacién de un
banco de emulsiones en la muestra, es preciso mencionar que durante la
realizacion de esta prueba se observo que se presentaban etapas en las cuales la
diferencia de presiones a la entrada y a la salida del sistema aumentaba
drasticamente, seguidas de un periodo de relajacion al mismo tiempo que se
observaba la presencia de emulsiones en los retornos.

Las reducciones de permeabilidad relativa del aceite causada por el fluido FF6 no
superaron el 5%, mientras que el mismo producto generé una pérdida en las
permeabilidades relativas de agua de 6,55% en el pozo Piedemonte-4 y 32,06%
en el pozo Piedemonte-1.

69



Con base en estos resultados se puede afirmar que el producto identificado como
FF6° mitigaria ampliamente el bloqueo por liquidos causado en las operaciones
de control de pozo en los diferentes yacimientos del campo Piedemonte.

% En caso de que los dos fluidos hubiesen presentado valores muy cercanos de reduccién de permeabilidad se hubiera
hecho necesaria la evaluacién de un rompedor de emulsiones, el cual se cree ayudaria a mejorar el comportamiento de los
fluidos.
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10. ANALISIS FINANCIERO

El andlisis financiero permitira conocer si la implementacion del fluido de control
propuesto durante el proyecto resulta econbmicamente rentable para la compafiia
o0 si por el contrario representa un sobrecosto que no vale la pena asumir.

Para este analisis financiero se evalla en un periodo de un mes dos escenarios en
los cuales se estudia el impacto en la produccion del pozo; el primero de ellos
asumiendo que se utiliza el fluido de control actual y el segundo si se utilizara el
fluido de control propuesto en el proyecto. Para dicho analisis se toma como base
de célculo una produccién promedia de 2,000 BOPD por pozo.

10.1 INVERSION INICIAL

El procedimiento para llevar a cabo una operacibn de control de pozo
generalmente es el siguiente:

1. Movilizacion de los equipos necesarios para ejecutar la operacion.
2. Arme de los equipos requeridos.
3. Bombeo de los fluidos disefiados para controlar el pozo.

Con base en esto el calculo de la inversion inicial se realiza teniendo en cuenta
Unicamente los costos por barril de los fluidos utilizados para controlar el pozo, ya
gue como se puede observar la movilizacién de los equipos, su montaje en la
locacion y los costos asociados a éstas operaciones no dependen del tipo de
fluido bombeado. Todos los costos presentados en éste analisis hacen referencia
a valores aproximados.

Fluido actual

La operacién de control de pozo con el fluido utilizado normalmente en el campo
Piedemonte no involucra el bombeo de ningun tipo de pre-flujo organico para
preparar la formacion.

El fluido de control utilizado actualmente en las operaciones del campo tiene un
costo de 30 USD/Bbl. Asumiendo un volumen promedio de 600 bls para controlar
un pozo, el costo total del fluido de control actual necesario seria de 18,000 USD.

71



Fluido propuesto

El fluido de control propuesto de acuerdo a su desempefio en las diferentes
pruebas realizadas durante el proyecto sugiere el bombeo de un pre-flujo organico
con el fin de minimizar los efectos asociados al bloqueo por liquidos en la region
cercana a la cara del pozo.

Fluido de control:

El fluido propuesto tiene un costo de 32 USD/bbl. El costo total del fluido de
control necesario seria de 19,200 USD (Asumiendo un volumen promedio de 600
bls para controlar un pozo perteneciente al Campo Piedemonte).

Pre-flujo organico:

Por su parte el pre-flujo organico asociado a dicho producto tiene un costo de 43
USD/bbl. EI volumen aproximado de pre-flujo que se bombea es de 100 bls, de
esta manera el costo de dicho fluido durante una operacion de control de pozo
seria de 4,300 USD.

De esta manera el costo del sistema propuesto esta dado por:
Sistema propuesto (USD) = Fluido de control (USD) + Pre flujo organico (USD)
Sistema propuesto (USD) = 19,200 (USD) + 4,300 (USD)

Sistema propuesto (USD) = 23,500 (USD)

Es decir que el costo del fluido actual seria de 18,000 USD, mientras que el costo
del sistema propuesto seria de 23,500 USD, lo que representa un incremento de
aproximadamente 30%.

10.2 PLANTEAMIENTO DE ESCENARIOS

De acuerdo a los resultados obtenidos durante el proyecto se plantean dos
escenarios, uno positivo y uno negativo, en los cuales se asumen dos valores de
pérdida de produccién asociados al bombeo del fluido propuesto.
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Escenario 1:

Este es un escenario pesimista, en el cual se utiliza como base de calculo una
pérdida de produccion igual a 50 BOPD. Se considera pesimista ya que de
acuerdo a los resultados obtenidos en el desarrollo del proyecto se estim6 que en
un pozo con las condiciones de produccion asumidas para este andlisis (caudal de
aceite igual a 2,000 BOPD) el volumen maximo que se perderia al bombear el
fluido seria de 50 BOPD.

Escenario 2:

Con base en los resultados obtenidos se puede inferir que el fluido de control
propuesto no genera mayor dafio en la formacion, esto es, que el retorno del
mismo una vez se re-establezca la produccion del pozo sera eficiente y de esta
manera el pozo lograré llegar a la linea base de produccién rapidamente, es decir,
que la pérdida de produccién asociada a su bombeo seria igual a 0 BOPD.

Los siguientes célculos se realizan considerando una pérdida de produccion de 50
BOPD, teniendo en cuenta que si el proyecto es viable para el peor escenario, lo
sera también para el escenario positivo.

10.3 INGRESOS NETOS

Los ingresos netos seran igual a la ganancia obtenida por el crudo producido
menos las regalias, menos los costos de produccién o lifting cost. Por lo tanto el

ingreso neto se calcul6 de la siguiente manera:

(100% — Regalias) * (Ganancia * Precio del barril)
g

Ingresos = — (Ganancia

* ProdCost)

En donde,

Regalias: de acuerdo a la Agencia Nacional de Hidrocarburos el porcentaje de
regalias correspondiente para Equion Energia es de 20% con base en su volumen
de produccion.

Precio del barril: 70 USD de acuerdo a las bases de célculo de la compaiiia.
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ProdCost: hace referencia al costo de produccion, la compafia maneja un valor de
12 USD/bbls.

Ganancia: es la diferencia entre la produccion total del pozo al utilizar el fluido
actual y la produccion del pozo si se utiliza el fluido propuesto.

Se estimé que para el fluido de control actual la pérdida de produccién es de
aproximadamente 300 BOPD, por su parte los calculos del fluido de control actual
se realizan con base en el escenario 1, en el que se estima una pérdida de
produccién de aproximadamente 50 BOPD, de esta forma el término de
produccion total se puede expresar de la siguiente manera:

ProdTotal = (Volumen promedio de produccién — Volumen pérdido)BOPD
* 30dias

Fluido de control actual:
ProdTotal = (2,000 — 300)BOPD = 30 dias
ProdTotal = 51,000 Bls
Fluido de control propuesto (escenario 1) :
ProdTotal = (2,000 — 50)BOPD * 30 dias

ProdTotal = 58,500 Bls

En base a esto se calcula la ganancia de produccion:
Ganancia = 58,500 — 51,000
Ganacia = 7,500 bls

En la tabla 23 se pueden observar los ingresos netos relacionados a estos 7,500
bls.
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10.4 INDICADORES FINANCIEROS

A continuacién se realiza el calculo de algunos indicadores financieros que
permiten conocer con mayor precision el impacto econdémico de la implementacion
del tratamiento en la compainiia.

El célculo de estos indicadores se realiza con base en la diferencia de produccion
presentada por los dos escenarios en un periodo de un mes, con el fin de
determinar si el costo del fluido propuesto resultaba o0 no rentable para la
compaiiia.

10.4.1 Valor presente neto

Para el calculo del valor presente neto se asumié un interés de oportunidad del
12.7% anual (1% mensual) y se tuvo en cuenta el costo calculado por la
implementacion del sistema de control propuesto (Fluidos de control y pre-flujo
organico) que es de 23,500 USD.

Flujo de Caja
1+t

t
VPN = —Inversion + z
t=1

Dénde:

t: Indica el periodo de tiempo
i Interés de Oportunidad
Flujo de caja: Hace referencia a los ingresos netos obtenidos durante un

periodo de tiempo.
El resultado del valor presente neto obtenido para éste periodo de tiempo se
observa en la tabla 23.

10.4.2 Periodo de recuperacion o Pay Back

Mediante éste calculo se pretende conocer en cuanto tiempo se recuperaria la
inversion total del fluido de control propuesto, es decir, los 23,500 USD,
asumiendo las condiciones de produccion previamente planteadas.
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Inversion — F. N,

PR = P.Anterior +
nterior F N

Dénde:

P. Anterior: Periodo anterior a la recuperacion total.
Inversion: Inversion realizada para el proyecto.
F.Na: Flujo neto acumulado del periodo anterior.

F.Ns: Flujo neto del periodo Siguiente.

La tabla 23 muestra el valor de dicho periodo de retorno.

10.4.3 Relaciéon Beneficio Costo

Esta relacibn permite conocer la conveniencia y oportunidad de un proyecto,
comparando el valor actualizado de los ingresos con los egresos. Su célculo esta

dado de la siguiente manera:

VPN ingresos
RBC =

~ VPN egresos

En la tabla 23 se puede observar el valor resultado de dicho célculo.

Indicadores Valor
Ingresos Netos 330,000 USD
VPN 304,828 USD
Payback (Dias) 2.14
RBC 13.97

Tabla 22. Indicadores financieros

Con base en los resultados mostrados en la tabla anterior se puede observar que
el uso del fluido propuesto en lugar del fluido actualmente utilizado genera unos
ingresos netos adicionales de 330,000 USD al mes, los cuales representan un
valor presente neto igual a 304,828 USD. Por otro lado, también se puede
observar que en aproximadamente 2.14 dias de produccion de un pozo con las
caracteristicas propuestas al inicio del presente analisis se recuperaria el valor
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total del sistema de control propuesto (23,500 USD), al mismo tiempo se observa
que la relacion costo beneficio de la implementacion del fluido propuesto para
reemplazar el fluido normalmente utilizado es de 13.97 veces.

De acuerdo a los resultados obtenidos durante cada una de las etapas
desarrolladas en el proyecto y a la rentabilidad financiera calculada a través de
este analisis, se puede afirmar que el fluido identificado como FF6 representaria
una ganancia para la compafiia en caso de ser adquirido por la misma para
ejecutar los trabajos de control de pozo en el Campo Piedemonte.
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11. CONCLUSIONES

De acuerdo a los resultados obtenidos durante todo el proceso
ejecutado se puede concluir que el fluido identificado como FF6 junto
con su respectivo pre-flujo organico mitigaria el dafio causado por el
blogueo de liquidos en el yacimiento durante las operaciones de control
de pozo.

Las propiedades petrofisicas del campo (permeabilidad, porosidad y
tamafio promedio de poro) impiden una limpieza eficiente del pozo
cuando en éste se inducen fluidos acuosos de alta tension interfacial,
impactando de forma negativa el perfil de produccién del pozo al reducir
potencialmente la permeabilidad relativa del gas condensado.

A pesar de gque el fluido FF6 presentara un valor mas alto de tension
interfacial que el fluido FA1 su capacidad para romper emulsiones
representa una ventaja durante la limpieza del yacimiento, lo que se ve
reflejado en los cambios de permeabilidad relativa al exponer el sistema
a los fluidos de control.

La capacidad del fluido identificado FA1l para romper emulsiones
hubiera podido ser mejorada con la adicion de un rompedor de
emulsiones, lo que reduciria un poco su impacto sobre las
permeabilidades relativas de los fluidos del yacimiento, sin embargo,
esto representaria un costo adicional en la aplicacion de dicho fluido en
campo y con base en los resultados obtenidos con el fluido FF6 esto no
es econdmicamente favorable para la compafiia.

La etapa de caracterizacion basica de los productos evaluados en
laboratorio es vital para el éxito de la operacion en campo, con el fin de
asegurar que los resultados obtenidos en la practica correspondan a los
resultados obtenidos en el momento de la evaluacion.

A través del analisis financiero se observé que el sobrecosto asociado al
bombeo del fluido de control propuesto no representa un impedimento
para su implementacién en el campo.
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12. RECOMENDACIONES

e Se recomienda a la compafiia la implementacion de pruebas de analisis de
espectro infrarrojo constantes a los productos que van a ser utilizados en
las operaciones, con el fin de garantizar que dichos fluidos correspondan a
los fluidos evaluados previamente.

e Se recomienda limitar el uso del fluido identificado como FF6 unicamente en
los pozos pertenecientes a Piedemonte, y en caso de requerir su uso en
algun otro campo realizar un esquema de pruebas como las que se llevaron
a cabo en el presente proyecto para evitar efectos adversos en el
yacimiento.

e Se recomienda evaluar la implementacion de un pre-flujo con Nitrégeno o
gas seco previo a la operacion de control de pozo, para facilitar la limpieza
del pozo cuando se desee re-establecer su produccion.
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13. ANEXOS

GOR BSW KH (md- | Porosidad
POZO  APIT ctibbl) | (%) Pies) (%)
Piedemonte -1 | 46°| 8871 0,88 | 700-900 3,2
Piedemonte -4 | 46°| 10450 0,98 1500 3,6

Anexo 1. Propiedades crudo y roca, Piedemonte -1 y Piedemonte -4

POZO

ph [Alk

HCO3 | SO4

Ca Ba

Cl Fe

Piedemonte -1

5,9

606,5

739,9] 23,0

258,3|30,5

162,5| 17,7

Piedemonte -4

6,1

405,0

494,1| 17,0

125,0]22,0

793,0] 254

Anexo 2. Analisis fisicoquimico agua de produccion, Piedemonte -1y

Piedemonte 4.
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L
=1 ool EE couor?
SOLUBILIDAD SOLUBILIDAD
AGUA DE VILLATINA AGUA DE VILLATINA

PRODUCTO FF6

PRODUCTO FD5

Anexo 3. Productos dispersibles

=
PRUEBA DE SLUDGE

POZO PIEDEMONTE - 1
PRODUCTO FAl

PRUEBA DE SLUDGE
POZO PIEDEMONTE - 4
PRODUTO FF6

Anexo 4. Registro fotografico prueba de sludge
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Eo oo
PRUEBA DE MOJABILIDAD

PRODUCTO FB1
AGUA DE VILLATINA

Comportamiento de la arena al ser adicionada en agua, cuando el producto tiende
a humectar la arena por agua.

Comportamiento de la arena al ser adicionada en agua, cuando el producto tiende
a humectar la arena por agua.
Anexo 5. Registro fotografico mojabilidad por agua.
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B ouor” -
PRUEBA DE MOJABILIDAD Be
PRODUCTO FG2 PRUEBA DE MOJABILIDAD

AGUA DE VILLATINA PRODUCTO FG2
ACEITE DE REFERENCIA

e
epmo;'

Comportamiento de la arena en agua  Comportamiento de la arena en aceite.
Anexo 6. Prueba de mojabilidad producto FG2

=] couor
PRUEBA DE MOJABILIDAD

E B - PRODUCTO FH2
e ACEITE DE REFERENCIA
PRUEBA DE MOJABILIDAD
PRODUCTO FH2
AGUA DE VILLATINA

Comportamiento de la arena en agua  Comportamiento de la arena en aceite.
Anexo 7. Prueba de mojabilidad producto FH2
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PRUEBA DE COMPATIBILIDAD
CRUDO PIEDEMONTE - 1

PRODUCTO FA1
PROPORCION 75:25

L
=L eouion’

PRUEBA DE COMPATIBILIDAD
CRUDO PIEDEMONTE - 1
PRODUCTO FA1
PROPORCION 50:50

Anexo 8. Registro fotografico compatibilidad producto FAL.

=

PRUEBA DE COMPATIBILIDAD
SALMUERA PIEDEMONTE - 1
PRODUCTO FB1
PROPORCION 25:75

e
eouion’

PRUEBA DE COMPATIBILIDAD
SALMUERA PIEDEMONTE -4

PRODUCTO FB1
PROPORCION 50:50

Anexo 9. Registro fotogréafico compatibilidad producto FB1.
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E []]E eguion’
PRUEBA DE COMPATIBILIDAD
SALMUERA PIEDEMONTE -1

PRODUCTO FB2
PROPORCION 50:50

=L

PRUEBA DE COMPATIBILIDAD
SALMUERA PIEDEMONTE -4

PROPORCION 25:75

'
eguion’

PRODUCTO FB2

Anexo 10. Registro fotografico compatibilidad producto FB2.

i .
=L o =g =
PRUEBA DE COMPATIBILIDAD
SALMUERA PIEDEMONTE - 4

PRUEBA DE COMPATIBILIDAD
SALMUERA PIEDEMONTE - 1

PRODUCTO FB3 PRODUCTO FB3

PROPORCION 72:25 PROPORCION 25:75

-

'
% 15 eouion’

b -

PRUEBA DE COMPATIBILIDAD
SALMUERA PIEDEMONTE - 1
PRODUCTO FB3
PROPORCION 75:25

Anexo 11. Registro fotografico compatibilidad producto FB3.
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EL couoil
| PRUEBA DE COMPATIBILITAD
| SALMUERA PIEDEMONTE - 1
PRODUCTO FE3
PROPORCION 25:75

PRUEBA DE COMPATIBILIDAD
SALMUERA PIEDEMONTE - 4
PRODUCTO FE3
PROPORCION 50:50

=[] eouoil”

PRUEBA DE COMPATIBILIDAD
SALMUERA PIEDEMONTE - 4
PRODUCTO FD5
PROPORCION 75:25

PRUEBA DE COMPATIBILIDAD
SALMUERA PIEDEMONTE - 4
PRODUCTO FE3
PROPORCION 75:25

Anexo 13. Registro fotografico compatibilidad producto FE3

PRUEBA DE COMPATIBILIDAD
SALMUERA PIEDEMONTE -1|

I PRODUCTO FE3 Ry

PROPORCION 50:50
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PRUEBA DE COMPATIBILIDAD
CRUDO PIEDEMONTE - 4
PRODUCTO FF6
PROPORCION 75:25

Anexo 14. Registro fotografico compatibilidad producto FF6.
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Anexo 15. Equipo de desplazamiento.

Anexo 16. Core holder y cilindros de desplazamiento.
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Anexo 17. Esquema de la prueba de desplazamiento.
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