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INYECCION DE METANOL EN FM SIERRAS BLANCAS
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Sinopsis

Sierras Blancas, la formacién productora principal del Yacimiento Loma La Lata (LLL), es un reservorio de
gas retrogrado. A medida que se explota el campo y la presidn baja, el volumen de liquido que condensa en
reservorio va aumentando hasta llegar a cierta presion en la cual se revierte el proceso, revaporandose parte del
condensado. No todo el condensado que se encuentra en reservorio logra producirse, lo cual origina un
incremento de saturacion de liquido en la region vecina al pozo, restringiendo de esta forma el flujo del gas y
disminuyendo la productividad en el tiempo.

Estudios de laboratorio han demostrado buenos resultados inyectando metanol en muestras de corona de
otros campos, verificando el aumento de la permeabilidad relativa del gas. EI metanol es un alcohol miscible
tanto con el condensado como con el agua, el cual reduce la tension superficial y tiene alta volatilidad. Una
prueba de campo realizada en el campo Hatter’s Pond en Alabama* pudo comprobar aumentos en la produccion
de gas y condensando mediante esta técnica.

Debido a la pérdida de productividad en los pozos de LLL, en parte por la deplecion del campo, y en menor
medida por el efecto del banco de condensado y agua antes mencionado; se propone realizar una Prueba Piloto
inyectando metanol en un pozo de la zona sudeste del campo, la cual se encuentra con presién por debajo del
punto de rocio pero mayor a la de revaporizacion.

Se pudo comprobar con diferentes técnicas que el dafio total de los pozos de la zona sudeste de LLL
aumenta en el tiempo. Las técnicas utilizadas fueron analisis de la historia de produccion, Simulacién Dinamica,
Rate Transient Analysis (RTA) y Anélisis Nodal.

Se estimaron los caudales incrementales de produccion mediante una Simulacion Dindmica sectorial para el
pozo Well-1 y mediante Analisis Nodal para el pozo Well-2. Los resultados obtenidos fueron similares con
ambos métodos, estimando un incremental inicial de 25% sobre la curva base.

La Prueba Piloto, que se realizard en el corto plazo, nos permitira comprobar la eficiencia del método en
nuestro reservorio, comprobar los incrementales de produccién calculados y la duracién de los mismos. El
proyecto podria extenderse a un gran nimero de pozos, repitiendo el tratamiento con cierta frecuencia y
mejorando de esta forma el factor de recobro final del campo.

Introduccion

Sierras Blancas, la formacion productora principal del Yacimiento Loma Lata, es un reservorio de gas
retrogrado. A medida que se explota el campo y la presion baja, el volumen de liquido que condensa en
reservorio va aumentando hasta llegar a cierta presion en la cual se revierte el proceso, revapordndose parte del
condensado.
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No todo el condensado que se encuentra en reservorio logra producirse, lo cual origina un incremento de
saturacion de liquido en la regién vecina al pozo, restringiendo de esta forma el flujo del gas y disminuyendo la
productividad en el tiempo. Este fendmeno se agrava aun mas al acumularse también agua de produccion en el
wellbore, tal como se muestra en la Fig. 1.
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Fig. 1- Comportamiento de la saturacion de condensado debajo del punto de rocio® (Al-Bagawi, et al.,
2009)- Perfil de presion y régimen de flujo de gas, condensado y agua® (Kalla, et al, 2015 )

Este problema es bien conocido y ha sido estudiado extensamente. Se han desarrollado muchas tecnologias
para mitigarlo. Entre las mismas se destacan el mantenimiento de presidon, mediante gas-cycling o inyeccion de
N, o CO, supercritico; la mejora de la productividad, mediante la refractura hidraulica o la perforacion de pozos
horizontales; y la inyeccion de quimicos alteradores de la mojabilidad o solventes, entre los que se destacan el
metanol, etanol, alcohol isopropilico y dimetileter Una revision critica de dichos métodos con sus ventajas y
desventajas fue realizada por Sayed®.

En la Tabla 1 se describe la aplicacion de cada uno de estos métodos en el &mbito de Loma La Lata, de
donde se concluye que la inyeccion de metanol seria el método mas viable. La cercania con la Refineria Plaza
Huincul de YPF, que tiene una capacidad de produccion de metanol de 450.000 ton/afio, y el precio preferencial
son sus principales ventajas. Como desventaja podemos mencionar que no es una solucién permanente, el banco
de condensado se volvera a formar y sera necesario repetir el tratamiento después de un tiempo. Para restablecer
la productividad de los pozos se recomienda la inyeccion de metanol junto con técnicas de produccion que eviten
la carga liquida.



Métodos para solventar el problema

Ventajas

* Mantengo la presion por encima de
la presion de rocio en el reservorio.

Desventajas

* La presion de rocio es muy superior
a la presion promedio del campo en

Mantenimiento la zona SE

de la Presion

Reinyeccion de gas
Inyeccidn de N, o CO,

* Mejora la recuperacion de liquidos
* No se dispone de volimenes
apreciables de N, y CO, en LLL.

« Al generar un canal de alta * Mucho mas costosas (+800

Mejora de la o conductividad se reduce |a caida de MUSD/pozo)
productividad Retiactiglhid-tlics presion entre el wellbore y el
reservorio.
* Mayor presion de vapor que el ¢Importacion del producto. Mayor
T b y MeOH (mejora el flow back). Menos precio que MeOH
ratamiento con Dimetileter &3
(90 e @l [0 * Sin antecedentes en la Fm Sierras
Blancas
Alteracién de la mojabilidad *Cambian el medio poroso de - Estudios aun en estado
Inyeccién de con Fluoro-surfactantes o mojante al oil o al agua a mojante experimental.
quimicos fluoro-polimeros intermedio al gas. * Sin antecedentes en la Fm Sierras

SPE 168153/ SPE 154522 Blancas

« Cuidados y precauciones para su
manipuleo y uso

*Se produce en Refineria Plaza
Huincul. Precio preferencial por ser
YPF la vendedora y compradora.

Tratamiento con metanol
(MeOH)

Tabla 1- Resumen de los métodos para mitigar el problema del banco de condensado

En la bibliografia se citan estudios realizados en coronas de reservorios de gas condensado a las cuales se
les ha inyectado metanol con el objetivo de entender y explicar los procesos fisicos que ocurren, los cuales
mejoran la productividad de los pozos®. Se concluyé con dichos estudios que la inyeccién de metanol disminuye
la tension superficial entre la fase de gas y la de condensado, como asi también genera un menor valor de
condensado residual. EI metanol cambia el comportamiento de la fase condensado y reduce el punto de burbuja
de dicha fase a medida que la concentracion de este alcohol aumenta, generando de esta forma un aumento en la
movilidad del condensado.

La zona de LLL de interés para este trabajo tiene una saturacion inicial de agua significante, la cual esta
formada por agua irreductible absorbida, agua de borde y saturacién de agua libre. Si se produce una caida de
presion excesiva la saturacion de agua libre aumenta ain mas. Con la inyeccion de metanol, las saturaciones de
agua libre y agua de borde serdn reemplazadas por este alcohol, el cual es miscible con los hidrocarburos. La
saturacion del agua irreductible serd desplazada en parte con la alta presion de inyeccion del metanol. Después
de la inyeccién habra menos saturacion de agua, aumentando la movilidad de este fluido durante el flowback y
mejorando la saturacion de gas y la permeabilidad relativa del gas.

En la bibliografia consultada se reportd también un tratamiento exitoso con metanol en campo®. El mismo
fue realizado en Hatter’s Pond, el cual es un campo de gas condensado ubicado al sudoeste de Alabama. Las
formaciones productoras estan compuestas por dolomitas y arenas eolicas que poseen una permeabilidad en el
rango de 0,2 a 150 mD. EI reservorio tiene un espesor Gtil de 76m, una temperatura de 150°C y una salinidad de
200 g/l a 5400m. Se reportdé un aumento de produccién del 100% tanto para gas como para condensado al
inyectar 160 sm® de metanol a un caudal de 76 m*h. El caudal de gas pas6 de 7042 sm*/d a 14084 sm*/d y el del
petrdleo de 13.8 sm*/d a 25 sm*/d. Mediante ensayos de pozo antes y después del tratamiento con metanol pudo
determinarse una mejora del skin total de 0.68 a -1.9. Estos incrementales del 100% sobre la produccion de la
curva base se mantuvieron por 4 meses, siendo del 50% el incremental en los 6 meses siguientes. En dicho



estudio se realizaron también analisis en coronas para conocer la compatibilidad de la salinidad de la formacion
con las particulas finas debido a hinchamiento de arcillas, precipitacion de sales o migracion de finos. No se
detectaron reducciones de permeabilidad.

El desarrollo del presente trabajo y los estudios de simulacion realizados se basan en las citadas
experiencias de la literatura.

A continuacién se desarrollaran los siguientes items:

Breve descripcion de la petrofisica de la zona sudeste de LLL.

PVT del fluido de la zona de interés, propiedades fisicas del metanol y del agua de produccion
Seleccion de pozos candidatos y analisis de produccion

Simulacién numérica de pozo candidato: inicializacion y matcheo histérico

Estudio de dafio con Rate Transient Analysis (RTA) y Analisis Nodal

Incrementales esperados de produccion de gas y condensado

Procedimiento operativo y eliminacién de carga liquida

Conclusiones

Breve descripcién de la petrofisica de la zona sudeste de LLL

El yacimiento Loma la Lata (LLL) esta ubicado en la Provincia de Neuquén en los departamentos de
Confluencia y Afielo. Geograficamente se encuentra en la zona central de la provincia, al norte del embalse Los
Barreales y, sobre la margen sur del rio Neuquén. Dista 90 km en direccion NNW de la capital de la provincia, y
100 km al NNE de la localidad de Plaza Huincul — Cutral C6.

El principal reservorio productor del yacimiento es la Fm. Sierras Blancas, formado por areniscas eolicas
correspondientes a dunas de hasta 5m de espesor y separadas por interdunas secas (sandsheet). En la Fig. 2 se
encuentra marcada esta formacién dentro de la columna estratigréafica.
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Fig.2- Columna estratigréfica®

En la zona sudeste del campo, region de interés para la inyeccion de metanol, el espesor promedio del
reservorio es de 40 a 80m, la porosidad es del 12% y la permeabilidad varia entre 0,01 a 1 md.

En la Fig. 3 se puede ver el perfil perteneciente a un modelo sectorial realizado para el pozo Well-1 para
estudiar la inyeccion de metanol. En la zona sudeste el log de porosidad no correlaciona tan bien con el de
saturacion como en la zona central del campo. Debido a la diagénesis de la zona sudeste, retenciones de agua y/o
cementaciones; se encuentran diferentes valores de saturacion de agua para la misma porosidad. Esto se explica
con las interdunas que alli se encuentran, las cuales tienen alta porosidad pero baja permeabilidad con alta
saturacion de agua. Dichas zonas se evitan al navegar y completar los pozos.
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Fig. 3- Perfil interpretado

PVT, propiedades fisicas del metanol y del agua de produccion

Si bien la zona sudeste de la Fm. Sierras Blancas ya no tiene su presion original, segin el PVT
caracteristico de la region podemos afirmar que para la presion actual promedio aun no estamos en la zona de
revaporizacion del condensado. En la Fig. 4 se muestra la depletacion a volumen constante del PVT donde se
aprecia que el maximo drop out (2.5%) se produce a los 90 kg/cm?.



Composicion Inicial Composicion Agrupada
Componentes Z;i (%) Componentes Z;i (%)
N, 1,14 | X1+ 90,32
C1 82,74 | C3+ 4,71
C2 6,44 | C5+ 1,95
C3 31| Co+ 2,59
iC4 0,57 | C17+ 0,41
C4 1,04 | C28+ 0,02
iC5 0,37
C5 0,71
C6 0,87
Cc7.1 2,59
C7.2 0,41
C7_3 0,02

Tabla 2: Composicidn inicial del fluido y composicién agrupada para la simulacion
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Fig. 4- PVT pozo zona sudeste. Depletacion a Volumen Constante.




El metanol es un alcohol que tiene una densidad de 0.7962 g/cm® a 15°C. Es miscible tanto con el agua
como con el condensado. Se encontrara en estado liquido a las condiciones de operacion a la cual sera sometido:
temperaturas menores a 110°C y presiones mayores a 5 kg/cm?; tal como se puede apreciar en el diagrama de
fases del metanol (Fig. 5).
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Fig. 5- Diagrama de fases Metanol Fig.6- Salinidades agua de produccion

Al-Anazi et al* reporté que en reservorios de alta salinidad se pueden producir precipitaciones de sales
debido a la inyeccion de metanol. En dicho trabajo mediante estudios en coronas pudo determinarse que con
salinidades inferiores a 240 g/It para el agua de produccion, se evitarian precipitaciones. La salinidad del agua de
produccién como la del agua de formacién para los pozos de LLL se encuentra por debajo de este valor. Por lo
tanto, no son esperables problemas de precipitacion. En la figura 6 se observa la salinidad de una muestra de
pozos de LLL, representado cada uno de ellos por diferente color.

Seleccién de pozos candidatos y analisis de produccion

La zona de interés para la inyeccion de metanol es la region sudeste del campo. Vimos anteriormente que
para la presion promedio actual, segin el PVT aln no estariamos revaporizando el condensado. Esto se puede
verificar al comparar el CGR de la zona sudeste con el de la zona central del campo, la cual estd mas depletada y
tiene una mayor acumulada de gas. En la Fig. 7 se puede apreciar el momento en el cual el condensado ha
comenzado a revaporarse en la zona central.
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Fig. 7- Comparacion CGR zona sudeste y zona central del campo

Para seleccionar los pozos candidatos se graficaron para la zona sudeste las siguientes variables: relacién de
acumuladas de condensado y gas (CGR) y relacion de acumuladas de agua y gas (WGR). De dichos gréficos
surge la zona a estudiar con mayor detalle, la cual se encuentra marcada con un circulo rojo en la Fig. 8. Esta
region fue elegida por encontrarse lejos de la zona de borde del campo, donde la estructura es mas baja y la
produccién de agua aumenta por dicho motivo. Se decide dejar estos pozos pertenecientes a la parta mas baja de

la estructura para una etapa mas avanzada del proyecto.
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Fig. 8- Mapas de burbujas WGR acumulado y CGR acumulado de la zona de interés




El comportamiento de los pozos en la zona sudeste se caracteriza por un descenso drastico de la presion de
boca de pozo en los primeros meses de produccidn, tal como puede apreciarse en la Fig. 9 para el pozo candidato
Well-2. Esto genera una caida de presion muy alta en el wellbore, la cual origina acumulacién tanto de
condensado como de agua en esta zona. Se destaca también en este pozo la caida del CGR de 216 a 125 m®
condensado/ Mm? gas en los primeros 6 meses de produccion, lo cual es otro indicio de acumulacién de liquido
en fondo.
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Fig. 9- Historia de produccién pozo Well-2.

Simulacion numérica de pozo candidato: inicializacion y matcheo histérico

Se simul6 la fractura hidraulica del pozo candidato Well-1 mediante un modelo sectorial en ECLIPSE 300.
Se usé un simulador composicional con 6 pseudo-componentes, tres dimensiones, tres fases y presion implicita
adaptada. Mediante una grilla especial refinada localmente (LGR) se simul6 la fractura hidraulica y las
propiedades del pozo candidato. El largo de la fractura es de 80m con un ancho de celda de 1m en la grilla de
simulacion, la permeabilidad de la fractura es de 700 mD y la de la formacion varia hasta un maximo de 1.7 mD.

Los objetivos del matcheo histérico fueron validar e integrar los modelos geoldgicos y petrofisicos con las
propiedades de la fractura hidraulica para definir el drop out de condensado y su impacto sobre la productividad
del pozo, estimar el gas in place y calcular mejoras en la productividad al inyectar metanol.

Una vez realizada la inicializacion se calcul6 el Gas In Place (OGIP) y el QOil In Place (OOIP). Segun el
modelo para este pozo en particular se tiene un factor de recobro actual de gas del 30% y de petrdleo del 16%.

La distancia entre pozos verticales en la zona sudeste del campo es de 500 a 600m. Se definié como limite
para el calculo de reservas puntos intermedios con pozos vecinos.



Para matchear la produccion de petréleo y de agua se usaron los controles de caudal de gas (Fig. 11), como
asi también las presiones de cabeza y las presiones estaticas de reservorio. Los resultados se pueden observar en

las Fig. 10, 11, 12 y 13 respectivamente.
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Se obtuvo un razonable matcheo de petroleo, cuya produccién es muy sensible a la acumulacion de
condensado en la zona cercana al wellbore, condiciones de separador y descripcion adecuada del PVT.

El matcheo histérico de agua es muy importante en el comportamiento del flujo vertical, incluso en este
pozo en el que la produccion de agua es muy baja. Tal como se muestra en la Fig. 12, el matcheo obtenido es
relativamente bueno. Sin embargo hay una produccién extra de agua desde Julio del 2010 hasta finales de ese
afio, periodo en el que la curva de produccion histérica se separa de la curva simulada. Por tal motivo se tuvo
que reducir la productividad del pozo para matchear la presion de cabeza. Esto es un claro indicio de dafio de
formacidn debido a bloqueo por condensado y agua en la cercania del wellbore.



La saturacion inicial de agua es alta y veremos que la saturacion de petroleo asciende al 26% durante el
primer afo, periodo durante el cual la caida de presidn es excesiva. La acumulacion de condensado alrededor de
la cara de la fractura y en el wellbore reducen significativamente la permeabilidad relativa del gas.

En las Fig. 14, 15 y 16 se muestra la acumulacién de condensado alrededor de la cara de la fractura a
medida que la presion va disminuyendo. En la condicién inicial hay cero saturacion de condensado para una
presion inicial de 293 kg/cm?, tal como se muestra en la Fig. 14.

Fig. 14: Presion Inicial de 293 kg/cm? y Saturacion Inicial de petrdleo de cero

Desde el comienzo de produccién en septiembre de 2009 a julio 2010, la presion cae de 293 kg/cm? a un
rango que varfa entre 113 y 125 kg/cm? alrededor del wellbore y de la cara de la fractura. La saturacion de
condensado cambid de cero a 26%, tal como muestra la Fig. 15. Lejos de la cara de la fractura la condensacion
es insignificante.



Fig. 15: Distribucion de Presion y Saturacion de Petréleo en julio 2010 para capa de alta permeabilidad
(1.62 mD)

En la Fig. 16 se muestra la distribucion de presion y saturacién de petréleo en septiembre de 2012 para una
capa de alta permeabilidad. Mientras que la distribucion de la presion esta en el rango de 120 a 175 kg/cm?, la
distribucién de la saturacién de condensado es similar a la de julio 2010. En la cara de la fractura la saturacién
de petroleo es de 23%, y en la zona alejada del wellbore es de 1.5%. Uno de los objetivos principales de la
inyeccion de metanol es movilizar, reducir y producir este drop out de condensado.

Fig. 16: Distribucién de Presion y Saturacion de Petroleo en septiembre 2012 para capa de alta
permeabilidad (1.62 mD)



Estudio de dafio con Rate Transient Analysis (RTA) y Analisis Nodal

Se analiz6 la historia de produccion del pozo candidato Well-2 mediante un Andlisis de Flujo Transiente
(RTA). Para el mismo se utilizaron como input los controles de produccion del pozo, la historia de presiones de
boca, cromatografia del pozo y mediciones de presion de fondo mediante Gradientes Dinamicos para ajustar la
correlacién de flujo vertical.

Se simul6 un modelo de pozo fracturado, con conductividad infinita, limite infinito y reservorio
homogeéneo. Utilizando la petrofisica conocida por perfiles del pozo y para una permeabilidad de 0.15 mD, se
logré un buen ajuste en los primeros dias de produccion con un skin de 1.5. Sin embargo el matcheo de presiones
y caudales no es bueno manteniendo este skin para el resto de la historia de produccién. Un skin variable en el
tiempo permite un ajuste relativamente bueno. Los casos de skin constante y skin variable de 1.5 a 11.4 se
pueden apreciar en la Fig. 17.
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Fig. 17- Modelo con skin constante y modelo con skin variable para RTA pozo Well-2

Para verificar el dafio del pozo se realizé también un estudio mediante analisis nodal. Se reprodujo la Inflow
Perfomance Relationship (IPR) inicial del pozo, mediante un Modelo Fracturado Hidraulicamente con un skin
igual a 0 para los primeros dias de produccién. Se conocen los parametros petrofisicos que han sido obtenidos
por perfiles y el crecimiento de la fractura por simulacion. La presion de reservorios fue medida mediante Repeat
Formation Tester (RFT). Para calcular la IPR actual del pozo se mantienen constantes todas las variables,
excepto la presion de reservorio y los dias de produccién que lleva el pozo. Para lograr un buen matcheo con los
altimos controles de produccién del pozo, es necesario calcular la IPR con un skin de 3.55. Las IPR explicadas
se pueden apreciar en la Fig. 18.
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Fig.18- Analisis Nodal del pozo Well-2

Con ambos métodos, RTA y analisis nodal, pudo verificarse un aumento en el tiempo del dafio del pozo. El
mismo se asocia entre otros factores a la acumulacion de liquido en el wellbore.

Procedimiento operativo y eliminacién de carga liquida

Para incrementar la productividad de los pozos se propone no solo la inyeccion de metanol, sino también
métodos de produccion que eliminen la carga liquida en el tubing. Este dltimo fendmeno se produce en pozos en
los cuales el caudal de gas producido no tiene la energia suficiente para levantar las gotas de liquido. Tanto el
condensado como el agua comienzan a acumularse en el fondo del pozo, originando en un comienzo mermas en
la produccion y finalmente ahogue del pozo



Antes de inyectar el metanol es necesario realizar una buena limpieza del pozo con CTU, para asegurarnos
de esta forma tener los punzados libres y no meter en la formacién arena de fractura, fluidos acumulados en el
tubing o cualquier otro tipo de impureza que se encuentre en el fondo del pozo.

Se planea realizar una Prueba Piloto en el pozo Well-2 en el corto plazo bombeando metanol en superficie
desde los camiones cisternas a bajo caudal para no superar la presién de fractura.

Luego de un tiempo de cierre para asegurar la miscibilidad del metanol con los fluidos de reservorio, se
pondré el pozo en produccidn. EI metanol que quede en el tubing se encontrara en estado liquido, generando una
carga hidrostatica que vencera la presion de reservorios. Sera necesario desplazarlo con N, para arrancar el pozo.

En la Fig. 19 puede observarse el layout propuesto para la operaciéon del pozo Well-2, el cual comparte

locacion con otros 6 pozos.
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Fig.19- Lay out operacion

Es importante que durante la operacion se cumplan con todos los procedimientos inherentes al manejo de
metanol con respecto a la seguridad y el cuidado del Medio Ambiente.



El metanol es un producto inflamable, cuya llama es incolora y para el cual hay que tener precauciones
especiales. Como antecedente en LLL se han realizado fracturas hidraulicas con este alcohol, en las cuales no se
ha registrado incidente alguno.

La inyeccion de metanol por si sola no sera suficiente para eliminar los problemas de carga liquida. En caso
gue éstos se presenten serd necesario utilizar algunos de los métodos de liquid unloading que existen en la
industria, muchos de los cuales ya se han implementado en Loma La Lata con éxito. Entre ellos:

e Inyeccion de quimicos mediante capilar o batcheo. (Surfactantes que reducen la tension superficial del
liquido, mejorando asi la dispersion del gas en la fase liquida para disminuir la densidad del fluido)

e Compresion en boca de pozo

e Plunger Lift

o Gas lift

¢ Reduccion del tamafio del tubing
e Sarta de velocidad

e Ciclos de apertura y cierre

Incrementales esperados de produccion de gas y condensado

Se calcularon incrementales de hidrocarburo con las técnicas antes descriptas: Simulacion Dindmica y
Analisis Nodal, cada una de ellas aplicada a un pozo candidato diferente.

Para estimar con la Simulacion Dinamica la mejora en la productividad del pozo Well-1 debido a la
inyecciéon de metanol, se tom6 como referencia los estudios realizados con coronas de Texas Cream en estado
estacionario®. Los mismos mostraron que el punto final de la permeabilidad relativa de gas puede mejorar en un
factor de 1.2 a 2.5 bajo diferentes condiciones. En primer medida se establecio el drop out de condensado en una
corona y se midi6 el punto final de la permeabilidad relativa del gas en estado estacionario, en presencia de
petroleo y agua residual. Después de inyectar diferentes volumenes porales de metanol, se midié nuevamente el
punto final de la permeabilidad relativa del gas. Los resultados de dichas mediciones se detallan en la tabla 3.

Exp N° K |Su Sor Metanol | K gm/Kyg
mD PV

7 51 [10.0 37.0 2 1.59

8 43 1200 32.0 5 1.55

9 (A) |41 | 200 |86 5 1.41

10 (B) 6.3 0.0 51.0 5 1.18

12 11.3|50.0 5.0 5 2.88

Tabla 3: Resultados Texas Cream- Mejora en la permeabilidad relativa del gas al inyectar metanol



Cuando la saturacion de agua es alta (Exp. N°12) la mejora en la permeabilidad relativa del gas también es
alta, en un relacién de 2.88. Cuando no hay agua presente, la mejora en la permeabilidad relativa del gas es

minima, en una relacion de 1.18.

Para calcular los incrementales de produccién en el modelo sectorial del pozo Well-1, se mejoraron las
curvas de permeabilidad relativa del gas, petroleo y agua. Se utilizaron los resultados mas bajos obtenidos en el
experimento de la tabla 4 para estimar las mejoras que se obtendrian al inyectar metanol. Se representaron dos
escenarios diferentes: mejora en la permeabilidad relativa del gas en 1.4 (A) y en 1.2 (B). Ambas corridas se
compararon con el caso base, el cual no considera ninguna mejora.

En las Fig. 20, 21, 22 y 23 se muestran los resultados de las corridas desde septiembre del 2010 hasta el

2018.
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La presion de cabeza (THP) se considerd constante en 30 kg/cm? para todas las corridas. El caudal inicial de
gas para el caso A se estima en 35.1 Ksm®/d comparado con el del caso base de 23.8 Ksm®/d. Para el caso B se
estima en 28.1 Ksm?/d.

El caudal inicial de petréleo para el caso A se estima en 8 sm*/d y para el caso B en 6.5 sm®/d contra el caso
base de 5 sm*/d.

Para el caso A el incremental de produccion acumulada para el gas es de 8.7 Msm® y para el petréleo es de
1085 sm®; para el caso B el incremental acumulado de gas es 4.7 Msm® y 500 sm® el del petréleo, tal como se
muestra en la siguiente tabla.

Qo Qq Np Gy "N, "Gy
sm¥d | Ksm¥d | sm® Msm®/d | sm%d Msm®/d
Base 5 23.8 19646 82.7
A K14 |8 35.1 20731 914 1085 8.7
B:K,1.2 | 65 28.1 20146 87.4 500 4.7

Tabla 4: Incrementales esperados de petréleo y gas debido a la inyeccion de metanol
Para el pozo Well-2 se han calculado los incrementales de produccién mediante Analisis Nodal.

Si a la IPR actual del pozo (Fig.18) la interceptamos con la vertical lift performance (VLP) actual, podemos
resolver el sistema para el punto de operacion de 56 Km®/d. Asumiendo que la inyeccion de metanol permitira
mejorar el dafio del pozo, mediante sensibilidades sobre el skin podemos estimar los caudales incrementales que
se obtendran a medida que éste se vaya reduciendo.

150
150 b Skin Q gas incremental
140 TS i

120 36 0 Km?/d
= 120
% o 3 4,2 Km¥/d
. o 2 14,4Kmi/d
"
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.:- 0
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Fig.24- Incrementales de gas esperados segun Analisis Nodal en el Well-2



El skin calculado de 3.55 es un dafio total. Si bien las sensibilidades se han hecho hasta un skin de 0, vale
aclarar que es imposible alcanzar dicho valor mediante el tratamiento con metanol. No todo el dafio del
reservorio esta asociado a bloqueo por agua y/o condensado, hay una parte de dicho dafio que es irreversible y
estd asociado a finos, arcillas, posible acumulacion de asfaltenos o desestabilizacién de la fractura en el
wellbore. Estos ultimos obstaculos podrian ser revertidos con una fractura hidraulica.

Asumiendo que el metanol impactara s6lo sobre el bloqueo de condensado y agua movilizando estos fluidos
acumulados, se considera razonable una mejora del skin de 3.55 a 2. Esta reduccion del dafio permitird una
mejora en la produccion de gas de 14.4 Ksm%d, lo que representa un aumento del 25% sobre la curva base.
Similares valores se obtuvieron para el pozo Well-1 mediante la simulacién dindmica.

Conclusiones

El bloqueo por condensado y agua en la cercania del wellbore es un serio problema que impacta sobre la
productividad de los pozos en los reservorios de gas-condensado.

La zona sudeste de Loma La Lata, con su diagénesis y baja permeabilidad, presenta valores de saturacion
inicial de agua muy altos. También presenta un elevado drop out de condensado (mayor al 2.5%). Ambos
parametros confirman la presencia de blogueo por liquidos en la Fm. Sierras Blancas.

La inyeccion de metanol parece ser una solucion viable para lograr movilizar el liquido que ocasiona el
bloqueo en el wellbore y consecuentemente la disminucion de la permeabilidad relativa del gas. Este alcohol se
produce en la refineria de Plaza Huincul, la cual se encuentra cercana al yacimiento. Otra ventaja de este
producto es que es miscible tanto con el agua como con el condensado. Sin embargo la inyeccion de metanol no
sera una solucion definitiva, habra que repetir el tratamiento después de un cierto tiempo, como asi también
utilizar métodos de eliminacion de carga liquida para producir los pozos de manera 6ptima.

Inyectando metanol, se esperan incrementales en la produccion inicial de gas del orden del 25%. Para el
pozo Well-1 se estima acumular un 7% mas de gas y 4% de condensado en 5 afios comparado con el caso de no
realizar tratamiento alguno. El costo de esta operacién es menor a una refractura hidraulica en el yacimiento
LLL.

Se destaca la importancia de realizar la Prueba Piloto para poder comprobar la eficiencia del metanol en la
Fm. Sierras Blancas y verificar los incrementales de produccién estimados tanto con la Simulacién Dindmica
como con el Analisis Nodal.
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