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RESUMEN

TITULO: EVALUACION TECNICO-ECONOMICA DE UN COMPLETAMIENTO
CON LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL TIPO ESP Y UNO DUAL ESP CON GAS
LIFT QUE OPEREN DE MANERA INDEPENDIENTE, APLICADO A POZOS DE
UN CAMPO PETROLERO EN CASANARE.

AUTORES: DUBERNEY ARTEAGA COBALEDA
CARLOS EDUARDO SUAREZ ARAQUE

PALABRAS CLAVE: Bombeo electro sumergible (ESP), Gas Lift, Pareto, Valor
presente neto (VPN), Tasa interna de retorno (TIR), Relacion beneficio-costo,
Tiempo de retorno de la inversién “Payback”.

DESCRIPCION

En el campo petrolero de estudio de este trabajo de monografia se cuenta con
facilidades para operar un sistema de levantamiento artificial con gas natural,
sistema economico y con buena eficiencia, sin embargo, el gas natural utilizado
para la inyeccion en los pozos del campo no presenta la calidad requerida, por lo
que diferentes tipos de fallas presentadas han reducido la produccion de tales
p0Zos.

Algunas de estas fallas se evidencian en altas variaciones de la presion del anular
y de inyeccidn, temperaturas variables en las etapas del compresor, alta presencia
de condensados e inadecuada operaciéon del sistema de Gas Lift, medidores de
gas en cabeza de pozo fuera de rangos de operacion, entre otros, ademas de
ajustes en las presiones de operacion de los separadores en la estaciéon de
produccion. El inadecuado control a las causas referenciadas, impacta en altos
costos de mantenimiento del sistema Gas Lift, disminucion considerable en la
produccion de hidrocarburos por las constantes paradas de pozo para
mantenimiento correctivo y dafios por corrosion en tuberia. Una de las posibles
soluciones en el mercado, consiste en realizar un cambio de sistema de
levantamiento artificial de tal forma que se subsanen estos problemas operativos y
permita producir los pozos a una tasa mas alta dentro de su potencial cuando no
es posible alcanzarla con Gas Lift.

*Monografia

**Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas. Escuela de Ingenieria de Petrdleos. Programa:
Especializacion en Produccion de Hidrocarburos. Director: Fernando Calvete, Profesor.
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ABSTRACT

TITLE: TECHNICAL & ECONOMIC EVALUATION OF AN ARTIFICIAL-ESP LIFT
AND DUAL-ESP WITH GAS LIFT WHICH WORK INDEPENDENTLY, THIS IS
APPLIED TO WELLS OIL FIELDS AT CASANARE.

AUTORHS: DUBERNEY ARTEAGA COBALEDA

CARLOS EDUARDO SUAREZ ARAQUE

KEY WORDS: Electrical Submersible Pumping (ESP), Gas Lift, Pareto, Net
Present Value (VPN), Internal Return Rate (IRR), Cost-Benefit Relation, Time-To-
Revenue "Payback Time”.

DESCRIPTION

The olil field, where this study takes place, operates an artificial lift with natural gas,
economic system and high efficient procedures, however the natural gas used to
the injection into the wells does not have the quality required, therefore different
types of failures (such as pressure variation of annular and injection system,
temperature variation of the compressor, high levels of condensate, mal function of
gas lift, gas meters outside the range of operation area, and many others) have
reduced the production of the oil field. The improper handling of those situations
which have been occurred through the operation are impacting negatively into the
maintenance cost of the gas lift system, low hydrocarbons production by timeouts
of maintenance and corrosion damage of pipeline. One of the best solution to this
problem is to set a new artificial lift system to fix the operational difficulties to rise
the production rates at the fields.

*Monograph

**Faculty of Physicochemical Engineering. School of Petroleum Engineering. Program:
Specialization in Production of Hydrocarbons. Director: Eng. Director: Fernando Calvete.
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GLOSARIO

AOF: (Absolute Open Flow). Es la maxima tasa de flujo que un pozo teéricamente

puede aportar o producir con una presion cero en la cara de la formacion.
BARRIL : Unidad de volumen equivalente a 42 galones estadunidenses.

BACK-UP : Nombre que se le da a un equipo o accesorio de respaldo en caso de

falla.

BFPD: (Barrels Of Fluid Per Day). Barriles de fluido por dia.
BOPD: (Barrels Of Oil Per Day). Barriles de aceite por dia.
BWPD: (Barrels Of Water Per Day). Barriles de agua por dia.

BS&W: (Basic Sediment and Water). Cantidad de sélidos y agua contenido en el

crudo.

CASING: Soporte estructural del pozo, el cual generalmente va cementado a la

roca.

CRUDO: Mezcla de hidrocarburos que coexiste en fase liquida y generalmente
puede estar asociado con gas, sulfuros y metales.

CROMATOGRAFIA: Prueba que sirve para verificar los compuestos que tiene el

gas en porcentaje.

CONDENSADO: Se refiere a toda clase de hidrocarburos ligeros que permanecen

en estado liquido a condicion de presion y temperatura normales 14.7 psiy 60 °F.

ESP: (Electro Sumergible Pump): Sistema de levantamiento artificial que opera por

un conjunto de bombas en serie.
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FARENHEIT: (°F). Escala de temperatura en la cual la temperatura de ebullicion
del agua es de 212 grados por encima por encima de cero en la escala y cuyo
punto de congelacién es de 32 grados por encima de cero a condicion de presion

temperatura normales 14.7 psiy 60 °F.

GRAVEDAD API: Escala arbitraria que expresa la densidad de un liquido
establecida por la API (American Petroleum Institute). Se determina la escala en

grados API.

IPR: (Inflow Performance Relationship). Es la relaciéon del comportamiento de la

produccion o tasa de flujo versus la caida de presion.

GAS LIFT: Sistema de levantamiento artificial por inyeccién de gas.

GOR: Relacion gas aceite.

GPM: Galones de liquido del compuesto presentes por cada 1000 pies cubicos de

gas en la mezcla.

PSI: Unidad de presién en libras por pulgada cuadrada.

PVT: (Presibn — Volumen — Temperatura): Propiedades fisicoquimicas que
contiene una mezcla de cualquier fase ya sea liquida, solida o gaseosa a una

condiciones de presién, volumen y temperatura.

PWEF: (Presion Well Flow). Es la presion de flujo de un pozo que es tomada por

encima de las perforaciones a una tasa de flujo a esa misma condicién del pozo.

RIGLESS: Operacién de intervencion de pozos petroleros llevado a cabo con
equipos e instalaciones de apoyo que pone a la exigencia de un equipo de

perforacion.
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RUN LIFE: Tiempo de servicio que se da en dias a los motores y/o equipos electro

sumergibles instalados en un pozo petrolero.

SLICKLINE: Cable de acero delgado usado en la industria del petréleo para

realizar intervenciones a pozos de produccién de petréleo sin parar su produccion.
SKID MOVIL: Base movil que generalmente contiene un accesorio o herramienta.

SCRUBBER: Vasija para tratamiento del gas que sirve para retirar la mayor

cantidad de liquidos por depuracion.

TDH: (Total Dynamic Head). Longitud o profundidad total equivalente a la cual se
puede bombear un fluido a superficie teniendo en cuenta las perdidas por friccién

en la tuberia.

WORKOVER: Trabajos de acondicionamiento, reparacion y/o mantenimiento de

pozos petroleros.
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INTRODUCCION

Los cambios de tipo de levantamiento artificial en pozos productores de
hidrocarburos en la industria cada vez son mas comunes; cada empresa
operadora y campo tiene sus propios criterios para desarrollar este tipo de
proyectos bajo parametros especificos, que van desde el tipo técnico hasta
econdmico y social en algunos casos, todo con miras a realizar una operacion mas
integral de sus campos.

Los objetivos del siguiente trabajo de monografia estan enfocados como primera
medida en realizar una revision histérica de las causales de fallas y pérdidas de
produccion en el campo de estudio de acuerdo a la informacién disponible de
campo, al igual que un analisis de la misma utilizando la metodologia de Pareto.

Teniendo en cuenta que el trabajo propone un cambio de levantamiento artificial
de uno tipo gas lift por uno tipo ESP o su combinacion entre los mismos, durante
el desarrollo de la monografia se realizan los disefios respectivos utilizando
software especializado para tal fin, que en este caso se trata del software Prosper.
Al igual que se realiza un analisis técnico desde distintos puntos de vista como son
HSEQ, produccion, entre otros, como parte integral de la evaluacion del proyecto.

Para cada pozo se ingresan los datos en una plantilla para analisis econémico
elaborada en un libro de calculo Excel, el cual contempla variables como
descuento por regalias, “lifting cost” del campo, gastos, inversiones y precio del
crudo, entre otros, con miras a visualizar un flujo de caja incremental para cada
pozo y cada caso de forma comparativa. Ademas de servir como fuente de datos
para el célculo de los indicadores financieros que faciliten la toma de decisién con
respecto al proyecto.
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JUSTIFICACION

El campo de estudio cuenta en sus pozos con dos sistemas de levantamiento
artificial, Gas Lift y bombeo Electro sumergible; para el bombeo electro
sumergible, se utiliza una bomba centrifuga ubicada en el subsuelo para levantar
los fluidos aportados por el yacimiento desde el fondo del pozo hasta la estacion
de flujo. Para el sistema Gas Lift, el gas utilizado para el levantamiento de fluidos
desde los pozos, no presenta la calidad ideal, afectando los equipos de
compresion en superficie, por la presencia de condensados y sulfuros, generando
altos costos de mantenimiento, pérdidas de produccion y dafios en la tuberia de
inyeccién por corrosion.

Utilizando los recursos disponibles en el area de trabajo y teniendo en cuenta la
eficiencia y versatilidad del sistema de bombeo Electro sumergible (ESP) para
realizar aumentos de produccién y pruebas de flujo multitasas entre otros, sin
necesidad de apagar el pozo y manteniendo la produccion de crudo estable,
disminuyendo las pérdidas por paradas de equipos de superficie, ademas de
minimizar costos de operacion al unificar el sistema de levantamiento del campo a
ESP realizando la conversion de los tres (3) pozos faltantes de los ocho (8) en
total que tiene el campo y de los cuales cinco (5) de ellos ya cuentan con el
sistema ESP instalado, ademas, como valor agregado, se tiene la posibilidad de
llevar los pozos a su potencial de produccion, que actualmente no se podria con el
sistema gas Lift dadas sus limitaciones. Ahora, con un sistema dual ESP con Gas
Lift que operen de manera independiente; se pretende minimizar pérdidas de
produccion por espera de equipos de workover y/o mantenimiento preventivo de
equipos de superficie al disefiar y mantener el sistema gas Lift como “back up” del
sistema ESP.

19



1. OBJETIVOS

1.1. OBJETIVO GENERAL

Evaluar técnica y econdmicamente la implementacion de un sistema de
levantamiento artificial tipo ESP y dual ESP con Gas Lift que operen de manera
independiente, en pozos con levantamiento artificial tipo Gas Lift en un campo
petrolero en Casanare.

1.2. OBJETIVOS ESPECIFICOS

* Revisar la situacién actual de produccién del campo de estudio y sus
generalidades junto con el historial de fallas del sistema gas lift presentados en
el campo.

» Disefar un sistema de levantamiento artificial ESP y un sistema tipo dual ESP
con Gas Lift que operen de manera independiente, para los tres (3) pozos del
campo de estudio usando una herramienta informatica de simulacion.

* Realizar un andlisis técnico de la implementacion de bombeo Electro
sumergible (ESP) y dual ESP con Gas Lift que operen de manera
independiente, a los pozos con levantamiento artificial Gas Lift en el campo de
estudio.

e Realizar un andlisis econémico de la implementacion de bombeo Electro
sumergible (ESP) y dual ESP con Gas Lift que operen de manera
independiente, a los pozos con levantamiento artificial Gas Lift en el campo de
estudio.
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1.3. GENERALIDADES CAMPO DE ESTUDIO

1.3.1. Resefia historica del campo de estudio

El campo de estudio, fue adquirido por una empresa operadora extranjera en
agosto de 1993 bajo el contrato denominado CASANARE A 1A, en el municipio de
Aguazul, Casanare.

El campo de estudio hace parte de un total de doce (12) campos operados por una
sola empresa operadora extranjera en la misma zona geogréfica del departamento
de Casanare en Colombia. Por lo que muchos recursos y operaciones en campo
manejan un alto grado de sinergia entre pozos de campos distintos.

1.4. LOCALIZACION DEL CAMPO DE ESTUDIO

El campo de estudio se ubica en el departamento de Casanare, jurisdiccion de los
Municipios de Yopal, Aguazul y Mani. En la Figura 1, se puede ver la ubicacion
geografica del campo de estudio.

1.5. PARAMETROS DE PRODUCCION DEL CAMPO DE ESTUDIO

El campo de estudio cuenta con ocho (8) pozos productores, cinco (5) de ellos
cuentan con bombeo electro sumergible (ESP) y los tres (3) restantes, objeto de
esta monografia, cuentan con gas Lift como sistema de levantamiento artificial. En
la actualidad, la produccién promedio del campo se encuentra en 650 BOPD con
17800 BWPD y 602 MPCD, los fluidos llegan a la facilidad de produccién con
aproximadamente 200°F y crudo de 15.6°API promedio.
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Figura 1. Ubicacién geografica Bloque Casanare A 1A

MUMN. YOPAL

R GHARTE

MUMN. MANI

SOM AL RERTIMNE OAMEZ MORaL B8
AN CARLDS

p
4752375 0 4?5%
I

Fuente: Estudio de Impacto Ambiental (EIA) para el bloque Casanare A 1A.

Principalmente los pozos pertenecientes al campo de estudio producen de la
formacion Mirador! con sostenimiento de presién debido a acuifero activo. Cuyas
areniscas constituyen el reservorio mas importante de la cuenca de los llanos
orientales, las cuales poseen buenas propiedades petrofisicas que van desde 12%
de porosidad efectiva segun estudios realizados a nucleos y correlaciones de
registros eléctricos de pozos en el campo de estudio. Se trata de un conjunto de
areniscas masivas con diferentes granulometrias, generalmente grano-
decrecientes de base a techo, compuestas por cuarzo, algunas veces feldespato,
materia organica lefiosa y glauconita, hacia la parte superior de la secuencia.

Su limite basal coincide con una de las principales discordancias, mientras que el
contacto superior con la Formacién Carbonera es concordante en la mayor parte
de los Llanos Orientales. Persisten aun problemas en su datacion y existe la

1 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Integracién geolégica de la digitalizacion y
analisis de nucleos cuenca llanos orientales. 2012
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posibilidad de que la Formacion Mirador, que aflora en la Cordillera Oriental y en
los Andes de Mérida, no sea de la misma edad de la identificada en la cuenca de
los Llanos Orientales. Esta formacion se acufia hacia el sureste y este de la
cuenca y su limite litologico, a veces es dificil de precisar, debido a que sin
informacion bio-estratigrafica se puede confundir con areniscas de la base de la
Formacion Carbonera. El espesor de la formacién Mirador aumenta hacia el
Occidente, hasta alcanzar 950 pies.

La Tabla 1 muestra los parametros actuales de produccion de los pozos
correspondientes al campo de estudio.

1.6. GENERALIDADES DEL BOMBEO ELECTROSUMERGIBLE 2

El bombeo electro sumergible es un sistema de levantamiento artificial que utiliza
la accién de una bomba centrifuga movida por un motor eléctrico sumergible, para
imprimir al fluido de yacimiento la energia necesaria para alcanzar la superficie y
ser producido. Algunas de las ventajas que el sistema ESP ofrece se pueden citar
a continuacion:

» Altas Tasas de Produccion. Varian entre los 300 y 80.000 BPD.

* Grandes Profundidades de Asentamiento, desde 1000 ft a 14000 ft

 Capaz de manejar varios escenarios de produccion, cuando varian las
condiciones del pozo y yacimiento mediante variadores de frecuencia. Esto
implica para mas de un indice de productividad (IP).

2 BIDONE, Alfredo. Operaciones con bombas electro sumergibles, En: Curso “in house” de Cepsa.
(Febrero: Madrid, Espafia). Memorias. Madrid, 2014.
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Tabla 1. Parametros de Produccion del Campo de estudio

Tomado de Reporte Diario de produccion de la empresa operadora, 01 Abril, 2016

POZO | FORMACION | METODO | RUN | OPERATIVE | FREC. PIF CTAR | WHP | CHP | WHT | POTENCIAC | PROD. | API F. = PROW. | AGUA | PPN - GAS GAS GOR |
LIFE HZ) | (Psn ®s) | Psy | ¢FR (BFPD) (BLS) | s0°F | TOTAL | Bsw | mMES | (BLS) cL INY. | FORM.
(BFPD) (MPCD)

POZO MIRS+IA BE. 488 466 50 1756 | 128 170 170 228 10.200 304 154 | 10.138 o7 305 9.833 | 17.200 0 437 1457
05

POZO MIRS+IA G.L - - - - 128 154 | 1440 | 154 8.000 501 16 1.728 7 431 1.227 | 16.000 822 272 560
07

POZO MIRS G.L - - - - 128 130 | 1800 | 158 4.000 150 16 1.409 20 50 1.340 | 17.040 230 55 346
11

POZO ARI B.E. 242 342 58 0 128 110 102 222 4.500 437 156 4389 20 435 3032 | 18.500 0 281 694
15

POZO | MIRS+ARI B.E. 138 136 57 1802 | 128 122 17 220 9.000 266 155 | 8.867 o7 307 8.601 | 18.400 0 307 1068
16

POZO MIRS+IA GL - - - - 128 130 | 1000 | 184 5.000 247 16.8 1.510 7 201 1.162 | 17.500 222 58 430
17

POZO ARI B.E. 920 020 55 6834 128 | 140 110 140 250 a5 16 256 83 125 161 16.400 0 54 589
18

POZO ARI BE. 881 681 82 361 128 120 170 162 1.200 28g 15.9 1067 73 282 779 16.800 0 118 415
10




* Necesita menos espacio fisico para el equipo de superficie, comparado con
otros métodos.

e Automatizable 100%. Y facilidad de arranque suave y automatico a través
de los variadores de frecuencia -VSD.

* En el sistema ESP existen equipos de fondo que pueden trabajar a mas de
450° F tales como: Motores, Cable de potencia, Cable de extension del
motor (MLE), entre otros accesorios.

» El sistema ESP puede manejar gas y arena hasta cierto limite.

* Sin sacar el equipo se pueden hacer otros trabajos como: pequefios
tapones de cemento, acido, inyeccion de quimica, registros de produccion,
registros de temperatura, para todos estos trabajos y otros se usan las
herramientas “Y Tool Joint” y los “Instruments Tube”.

Algunas de las desventajas del sistema son:

* Volumen maximo disminuye rapidamente con la profundidad.

* Es muy susceptible a que el gas libre ocasione dafios en las bombas

» Se requiere de equipo de control en cada pozo.

e El Tubing debe ser retirado para cambios de bomba y cable.

 ElI sistema ESP tiene limitacibn para trabajar a altos gastos y altas
concentracion de arena, principalmente en bombas tipo “panqueque” que
se taponean ya que los pasajes de flujo (Flow Passises) son muy
pequefios, estos rangos de produccion estan entre 300-1700 BFPD.

» Altamente susceptible a dafios por la arena como la erosion y desgaste
prematuro de las etapas de las bombas.

« Altos costos de los equipos de fondo y superficie.

La figura 2 ilustra un sistema completo de superficie y fondo para un sistema de
levantamiento artificial tipo electro sumergible (ESP).

1.7. Equipos de superficie

Transformador reductor — SDT:
Transformador de potencia encargado de reducir la tension (voltaje) de la linea de

distribucion, para el caso de Colombia este valor se encuentra en 34.5 KV, al nivel
de tension requerida por el controlador del motor, que normalmente es de 480 V.
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Figura 2. Esquema general de un sistema de levantamiento artificial tipo electro
sumergible (ESP).

Electric drives and contrallars protect e
systems t'rsljluu]rlg of f power if rormal e ——
operatig fimits are not rraintzingd, Electric transformers

A vananle-spaed dine s A&l ool soira mrque
acljusts pump atpt vl o requined divnhole
by varying molor speed, (R mater vokage.

Fuente: BIDONE, Alfredo. Operaciones con bombas electro sumergibles. En:
Curso “in house” de Cepsa. (Febrero: Madrid, Espafia). Memorias. Madrid, 2014.

Controlador de Motor — VSD:

Equipo de Potencia eléctrica que permite controlar la Velocidad de un Motor
de Induccién al variar la Frecuencia y el Voltaje Aplicado manteniendo
constante la Relaciéon V/Hz. Algunas ventajas son:

* La principal ventaja del variador (VSD) es que convierte una bomba en una
familia de bombas, al permitir operar a diferentes frecuencias.

* Optimiza el rendimiento del conjunto motor bomba controlando los parametros
de operacion.
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* Incrementa la vida uatil del motor al disminuir los choques mecanicos y
eléctricos asociados con un arranque directo.

Transformador Elevador — SUT:

Utilizado para elevar la tensién de salida del VSD, al valor de alimentacion del
motor. Construido con un cambia taps (derivaciones que poseen los
transformadores trifasicos, los cuales hacen que se tenga la posibilidad de poder
cambiar la tension a la salida del transformador) especial que permite variar la
relacion de transformacion en un amplio rango.

Caja de venteo:

La Caja de Venteo o Caja de conexiones, nos permite disponer de borneras para
realizar maniobras de conexion o viceversa entre el equipamiento de superficie y
el equipamiento de fondo de pozo. Como asi también ventear el gas que pueda
venir por el cable de potencia desde el fondo de pozo. Es también un punto de
facil medicién de parametros eléctricos al equipo de fondo.

Cabezal de pozo:

La cabeza de pozo esta disefiada para hacer el cierre del pozo en superficie,
soportar el peso del equipo y brindar adaptaciones a dispositivos para mantener
control sobre el espacio anular del pozo.

1.8. Equipos de subsuelo

Bomba centrifuga:

Una bomba centrifuga es una maquina que mueve fluidos rotandolos con un
impulsor rotativo dentro de un difusor que tiene una entrada central y una salida
tangencial. La trayectoria del fluido es una espiral que se incrementa desde la
entrada en el centro a la salida tangente al difusor.

El impulsor transmite energia cinética al fluido. En el difusor, parte de la energia
cinética es transformada en energia potencial (altura) por medio de un incremento
del area de flujo.

Una bomba centrifuga crea presion por medio de la rotacion de una serie de
alabes en un impulsor, estos determinan la tasa de flujo que la bomba es capaz de
manejar para un disefio especifico.
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Las bombas se pueden clasificar de acuerdo a su construccibon como de
compresion o flotacién; o de acuerdo a sus impulsores como radiales, mixtas o
axiales.
Sellos:

La Seccion Sellante esta disefiada para proteger al motor cumpliendo cinco (5)
funciones basicas:

* Proveer volumen necesario para permitir la expansion del aceite dieléctrico
contenido en el motor.

» lgualar la presién en la cavidad del pozo con el fluido dieléctrico del motor.
» Proteger al motor de la contaminacion de los fluidos del pozo.
e Transmitir a la bomba el torque del motor.

* Absorber el empuje axial descendente de la bomba (con especial cuidado en
bombas compresoras).

Estos pueden ser mecanicos, de bolsa o laberinticos.

Motor:

Es un motor de induccion, bipolar, trifasico, AC (Sin embargo, en el mercado
actual existen motores de “Iman permanente”). Transmite el movimiento a la
bomba y tiene rangos especificos de potencia, voltaje y corriente.

El motor gira aproximadamente a 3,500 RPM a 60Hz y 2960 RPM a 50 Hz. Esta
construido de rotores superpuestos que se alojan dentro de un estator bobinado.
El enfriamiento del motor se logra a través de circulacion interna del aceite
dieléctrico y flujo del pozo alrededor de la parte exterior del mismo.

Manejador de gas:

Los manejadores de Gas se usan en aplicaciones donde el gas libre causa

interferencia con el rendimiento de la bomba.

Estas unidades separan gran parte del gas libre del caudal que entra a la bomba.
En general el separador de gas se debe usar cuando:

* Porcentaje de Gas libre: 10% - 15% en volumen en etapas de flujo radial.
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* Porcentaje de Gas libre: 15% - 25% en volumen en etapas de flujo mixto.
Cable de potencia:

Elemento conductor de energia, que permite transportar la corriente eléctrica
desde superficie hasta el borne del motor.

Accesorios del completamiento con ESP:

Entre los accesorios mas utilizados con completamiento ESP se pueden
encontrar: valvula cheque, cabeza de descarga, valvula de drenaje, herramienta
Y-tool, sensor de fondo, “midjoints”, “overcouplings”, “Instruments Tube”.

1.9. GENERALIDADES LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL GAS LIF T3

Cuando la energia del yacimiento no es lo suficientemente alta para hacer acceder
el fluido del mismo por la tuberia de produccion, es necesario utilizar una ayuda
para levantar esa columna de fluido presente, una de estas ayudas que se tiene
en la industria petrolera es la inyeccion de gas a presiones altas, comunmente
conocida levantamiento artificial por Gas Lift.

El método de levantamiento artificial Gas Lift es una practica que utiliza gas a alta
presion como medio de levantamiento, esto se hace para disminuir la densidad de
la columna que tenemos en el pozo, se conduce el gas a través de un proceso
mecanico o un orificio en la tuberia de produccion.

Hay dos tipos de levantamiento artificial por gas Lift, uno es por inyeccidén continua
y el otro es por inyeccion intermitente.

Este método de levantamiento artificial se puede considerar una técnica limpia,
donde se puede utilizar un conjunto de valvulas de gas Lift, instaladas en
mandriles y que estan calibradas a determinadas presiones y colocadas en ciertas
profundidades del pozo dentro de los mandriles, los cuales hacen parte del disefo
de la tuberia de produccion, valvulas que permiten el paso del gas inyectado y
ayudan al ascenso del fluido de manera escalonada, segun el tipo de fluido y las
condiciones del pozo, para disefiar por gradientes, el levantamiento por Gas Lift.
Este sistema prevé una cantidad de gas inyectada y controlada por unas valvulas
en superficie que regulan el caudal y la presién de inyeccion al pozo, inyeccion
gue se hace normalmente por el anular o revestimiento.

3 BROWN, Kermit. The Technology of artificial Lift Methods. Primera edicién. Tulsa: Penwell Books,
1997.

29



Este método, se utiliza en pozos con un indice de productividad alto y con una
presion de fondo alta. Las tasas de produccién que se encuentran en este tipo de
pozo, también son por lo general altas, dependiendo del diametro de la tuberia.

La figura 3 ilustra un sistema de levantamiento artificial tipo gas lift de forma

genérica

Figura 3. Esquema tipico de un sistema de levantamiento tipo gas lift.

—D Compreslén

Manifold ,‘:“ | | | Gas
" = [ I | '_j
Tanque de 1 [ 1
Succion Agua Patralao
X Valvula de Linea
Motorizada
— - ok [
Cantral de
Suministro de Gas y
L Sistema de Medicién
Valvulas Gas Lift Valvulas Gas Lift
de =+ | Continuo de Intermitente
Descarga Descarga
i “F Valvula
Vilvula Operativa :F‘;““:Tﬁ
g e Gas
de Gas Lift (DGLV
¢ SRR (OGLV)
g Valvula de
Posicion
=

L
;

Fuente: MUNOZ, Alvaro y TORRES, Edgar.
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1.10. SISTEMA DE LEVANTAMIENTO DUAL ESP + GAS LIFT

Autores como Prakoso, N.F. (2010); Rohman, A.F., Arseto, Y.l. y Hamzah, K.
(2015); Samieh, A., Kamel, I. y Metwally, A. (2014) han publicado diferentes casos
alrededor del mundo, en donde han instalado sistemas duales tipo ESP con gas
lift, con multiples propdsitos como son:

e Optimizar el tamafo del equipo ESP a disefiar debido a una TDH menor
obtenida con la inyeccion de gas lift simultanea.

» Optimizar la profundidad de sentamiento de la bomba ESP en operacion
simultanea.

e Disminuir pérdidas de produccion por mantenimiento de equipos de
superficie y/o espera de equipos de Workover cuando un sistema funciona
como back up del otro.

En general, como lo ilustra la figura 4, una instalacion combinada de los dos
sistemas de levantamiento utiliza empaque de produccién en fondo de pozo para
evitar el influjo de gas de inyeccion a la bomba ESP y una (1) valvula de gas Lift,
sin embargo, Rohman, A.F., Arseto, Y.l. y Hamzah, K. (2015) han sugerido un
redisefio sin empaque de produccion y usando dos valvulas de gas Lift para los
pozos que de acuerdo a la presién de yacimiento no sean capaces de colocar
fluido en superficie.

Para el desarrollo de esta monografia se tomara como referencia Prakoso, N.F.
(2010) para el disefio del sistema combinado ESP con gas Lift y cuyo propésito
sera netamente que el sistema gas Lift funcione como back up del sistema ESP en
casos en los que éste ultimo por alguna razén operacional no pueda funcionar a
cabalidad. Para este proposito se consideran ambos sistemas por separado y se
realiza su respectivo disefio de manera independiente, se combinan ya en
superficie al momento de la instalacion de la sarta de produccion durante un
trabajo de reacondicionamiento con un taladro de workover.
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Figura 4. Esquema tipico de un sistema de levantamiento dual tipo ESP con gas

lift.
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Fuente: BORJA, Hubert y CASTANO, Ricardo.
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2. HISTORICO DE PERDIDAS DE PRODUCCION Y FALLAS DE
LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL DEL COMPLEJO

Como se habia mencionado antes en este trabajo, el campo de estudio hace parte
de un total de doce (12) campos operados por una sola empresa operadora
extranjera en la misma zona geogréfica del departamento de Casanare en
Colombia, que de ahora en adelante llamaremos “Complejo”.

En el complejo petrolero se tienen diferentes campos y distintos tipos de
levantamiento artificial, tales como flujo natural, gas Lift, hidraulico y electro
sumergible.

Dado que en el campo de estudio sOlo se cuenta con levantamiento artificial tipo
gas Lift y electro sumergible (ESP), en el desarrollo de este trabajo se localizaran
esfuerzos exclusivamente en estos dos sistemas, dejando a un lado los otros dos
anteriormente mencionados.

Para el caso del bombeo tipo ESP, la energia eléctrica es 100% generada con
motores de combustidn interna, que en su gran mayoria son alimentados con gas
natural como combustible y algunos de ellos tienen motores que utilizan diésel
como back-up del sistema a gas. La mayor parte del gas es producido del mismo
complejo, y una pequefia comprada a otra empresa operadora geograficamente
cercana.

En la mayor parte de los datos se utilizé el analisis de Pareto para concentrar los
esfuerzos en los pocos items que generan el mayor impacto a las pérdidas de
produccion y fallas de equipos presentados en el complejo y de aqui pasar con los
analisis generales a concentrarnos en el campo de estudio. Esto se debe a que
muchos recursos y operaciones en el complejo manejan un alto grado de sinergia
entre pozos de campos distintos, es decir, los recursos son compartidos, como
son; taladros de workover, equipos de slickline y wireline, equipos VSD tipo “skid
movil”, entre otros. Para colocar un ejemplo, las pérdidas del campo de estudio
estan impactadas por la categoria “Esperando equipo de Workover” y esto se
debe a que el taladro de workover se encuentra atendiendo otro pozo del complejo
0 movilizandose entre pozos de campos distintos, o que ampliara el efecto de
dicha categoria en las pérdidas de produccién. Esta es una de las razones
principales para considerar el complejo para concatenar y analizar los datos de
pérdidas de produccion e historicos de falla en los ultimos afios y luego pasar a
revisar la informacion disponible del campo de estudio.
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2.1. ANALISIS DE LAS CAUSAS DE PERDIDAS DE PRODUCCI ON

De acuerdo a la grafica de la figura 5 se puede observar que, en base a la analisis
de Pareto, el 80% de las pérdidas de produccion se deben al 20% de las causas,
las cuales, para el caso del complejo se tiene que durante el periodo de tiempo
comprendido entre 2010 y 2015 el mayor porcentaje de pérdidas de produccion se
debieron a pozos en workover con un 24%, esperando por equipo de workover
con un 22%, por limitaciéon en la facilidad con un 9,6%, por reparacion debido a
corrosion con un 9%, por baja inyeccion de agua con un 8,6% Yy debido a falla
eléctrica con un 8,2%; note que, segun la tabla 2, solamente entre las dos
primeras causas se captura un 46% de las pérdidas de produccion de todo el
complejo, incluido por ende el campo de estudio.

De acuerdo a este resultado se puede concluir que un proyecto de optimizacion de
pérdidas de produccion en el complejo y, especificamente en el campo de estudio
se deberia centrar en mitigar estas dos causas; pozos en workover y esperando
por equipo de workover. Para atacar el primero se debe centrar en una mejor
planeacién de los trabajos de workover, contar con planes de contingencia y
arboles de decision dentro de los programas de intervencion a llevar a cabo, entre
otros, sin embargo, éste tema no es propdsito de este trabajo de monografia, pues
se sale del alcance del mismo. Por otro lado, para atacar el segundo item de peso
en la cadena de las causas de pérdidas de produccién del complejo, se puede
pensar en tener un sistema de levantamiento artificial que funcione como “back-
up” de uno principal, ésta se convierte entonces en la principal razén para
contemplar un andlisis técnico y economico de instalar un sistema de
levantamiento dual, electro sumergible con gas Lift, que funcionen de manera
independiente y que el segundo se comporte como “back-up” del primero, de esta
manera se mitigaria la segunda causa mas relevante de pérdidas de produccion,
gue consiste en pozos esperando por taladro de workover, pues durante este
tiempo, el pozo produciria con gas Lift.
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Figura 5. Grafica de Pareto para el porcentaje de pérdidas de produccion vs causa
en el complejo para el periodo de tiempo comprendido entre 2010 y 2015.
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Tabla 2. Descripcion de las principales causas de pérdidas de produccion en el

complejo de acuerdo al analisis de Pareto.

% Pérdidas de produccién vs Causa en el complejo (2 010 - 2015)
- ” % Pérdidas de L
Causa pérdidas de produccion OPro duccion % Acumulado Descripcion
Tiempo de ejecucién de la intervencién de

En Workover 24,00 24,00 workover en el pozo
Esperando Workover Tiempo de espera mientras se contrata 6 moviliza

P 22,00 46,00 el taladro de workover al pozo
Limitacién en facilidad 00 5 6o )F/{:g:icrgggrggr altos niveles en tanques, piscinas
Reparacién nor corrosion Reparaciones de lineas de flujo, inyeccion de gas y

P P 9,00 64,60 de agua por corrosion

. L, Limitacién por manejo de agua en los pozos de
Baja inyeccién de agua 860 73,20 inyeccion
Falla eléctrica 820 81.40 Fallas asociadas al centro de generacion eléctrica

Fuente: Los autores
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Centrandonos en los datos de pérdidas de produccion del campo de estudio, se
realizé la grafica de Pareto como se muestra en Figura 6., y en la cual se observa
que el componente workover solo representa un 15% de las causas de pérdidas
de produccion del campo de estudio, en contraste con el complejo, este ocupa un
tercer puesto vs el primero que ocupd en el analisis de la figura 5. Noten que la
Figura 6 no tiene el componente “Esperando Workover” y esto se debié a que el
taladro de Workover para la Unica campafia que ha realizado en el campo de
estudio fueron mantenimientos preventivos y no correctivos, por lo que no se
genero esta categoria en el historico desde el 2010 hasta el 2015.

Por otro lado, la grafica de la Figura 6 muestra que el 42% de las pérdidas de
produccion se encuentran asociadas a fallas en los compresores de inyeccién de
gas para el sistema gas Lift debido a altas temperaturas generadas en las etapas
de compresiébn por calidad del gas de inyeccibn no adecuada y por
mantenimientos correctivos de acuerdo a horas de trabajo del compresor, fue
necesario incluir estos dos items en uno solo dada la informacién disponible en
campo.

Segun el Anexo A, se puede observar el gas descargado a una presion de 1900
Psi por los compresores DPC 162 hacia los pozos con sistema de levantamiento
Gas Lift pozo 07, pozo 11 y pozo 17, se denomina un Gas rico. Cabe indicar que
tiene una sumatoria total de 4.033 GPM, analizando el resultado, se puede extraer
liquidos por cada 4.033 GPM, el valor 4.033 galones de liquido por cada mil pies
cubicos de gas; llevandolo a barriles el resultado anterior, se obtiene 96 barriles
por cada millén de pies cubicos de gas, esto se debe al tratamiento tan ineficiente
de gas, que presenta el campo de estudio. Ademas, se refleja dentro del
porcentaje molar del gas inyectado, una cifra de 14.35% para el Dioxido de
Carbono, que mezclandolo con liquidos y, sobre todo en mayor proporcién con
agua, genera un gas acido; principal causa de falla que presenta el campo de
estudio por dafio de tuberias generadas debido a corrosion.

El siguiente 21% representan las pérdidas de produccion correspondientes a
reparaciones por corrosion que se presentan en las lineas de inyeccién debido al
mismo problema de calidad del gas ya mencionado.

Estas tres categorias ubican el 76% de las causas de pérdidas de produccion en
el campo de estudio. Correspondiendo el 63% a las dos primeras categorias ya
mencionadas arriba y que comparten la misma causa raiz, que es la calidad del
gas de inyeccion. Esto, sumado a la informacién que se muestra en la figura 7, se
observa que el gas Lift es responsable de aproximadamente ¥ partes de las
pérdidas de produccién generadas en el campo de estudio. Lo que nos lleva a
proponer un cambio en el sistema de levantamiento artificial de gas lift hacia ESP
y por qué no, contemplar otra opciéon de completamiento que consiste en combinar
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de manera independiente el ESP con gas Lift para que el segundo funcione como
back-up del primero, como se menciono anteriormente en el andlisis de las causas
de pérdidas de produccién del complejo.

Figura 6. Gréfica de Pareto para el porcentaje de pérdidas de produccion vs causa
en el campo de estudio para el periodo de tiempo comprendido entre 2010 y 2015.
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Fuente: Los autores
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Figura 7. Grafica del porcentaje de pérdidas de produccion vs tipo de
levantamiento artificial en el campo de estudio entre 2010 y 2015.

% Pérdidas de Produccion vs tipo de levantamiento artificial
en el campo de estudio(2010 - 2015)

GAS LIFT
73%

Fuente: Los autores

2.2. ANALISIS DE LAS CAUSAS DE FALLAS DE EQUIPOS EL ECTRO
SUMERGIBLES (ESP)

Se evalud la informacion correspondiente al Run Life de los equipos ESP que
histéricamente han fallado en el complejo petrolero con miras a identificar de la
mejor manera un promedio de tiempo de vida “Run Life”, de los equipos y
considerar este dato dentro de la evaluacidbn econdmica que mas adelante se
presentara.

La tabla 3 muestra el histérico de Run Life de los equipos ESP en el complejo para
el tiempo comprendido entre 2010 y 2015.
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Tabla 3. Histérico del ESP Run Life del complejo durante los afios 2010 — 2015

Histérico del ESP Run Life del complejo (2010 -2015 )

Pozo Run Life [dias] Dafio Categoria
Pozo 21 3158 MLE A
Pozo 37 3152 Motor A
Pozo 13 1984 Motor B
Pozo 03 1855 Bomba B
Pozo 32 1693 Packoff B
Pozo 25 1361 Bomba C
Pozo 20 1327 Packoff C
Pozo 23 1296 Bomba C
Pozo 14 1239 Cable de potencia C
Pozo 24 1102 Motor C
Pozo 06 1098 Cable de potencia C
Pozo 04 971 Motor D
Pozo 18 858 Tuberia D
Pozo 43 776 Bomba D
Pozo 24 701 Packoff D
Pozo 30 621 Cable de potencia D
Pozo 02 607 MLE D
Pozo 50 595 Tuberia D
Pozo 19 564 MLE D
Pozo 36 529 Motor D
Pozo 01 510 Packoff D
Pozo 15 394 Motor E
Pozo 14 377 Motor E
Pozo 02 322 Motor E
Pozo 15 315 Packoff E
Pozo 30 258 Cable de potencia E
Pozo 02 201 Tuberia E
Pozo 01 187 Cable de potencia E
Pozo 22 186 Motor E
Pozo 01 70 Motor F
Pozo 02 58 Empaque de fondo F
Pozo 05 51 Motor F
Pozo 27 48 Bomba F
Pozo 35 38 Empaque de fondo F
Pozo 29 31 Empaque de fondo F

Fuente: Los autores
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En vista que los datos son muy dispersos, teniendo un maximo de 3158 dias para
el equipo que mejor Run Life presenté en el complejo y, un minimo de 31 dias
para el peor. Se consider6 agrupar los eventos dentro de categorias
representativas, que van desde la letra “A” hasta la “F” de acuerdo al siguiente
criterio:

» Categoria A: Equipos con Run Life > 2001 dias

» Categoria B: Equipos con Run Life entre 1501 y 2000 dias
» Categoria C: Equipos con Run Life entre 1001 y 1500 dias
» Categoria D: Equipos con Run Life entre 501 y 1000 dias
» Categoria E: Equipos con Run Llife entre 101 y 500 dias

» Categoria F: Equipos con Run Life entre 0 y 100 dias

La tabla 4 muestra el conteo de las fallas de acuerdo a la categorizacion ya
mencionada. Se tomaron las categorias con mayor conteo, excepto la categoria
"F", puesto que el 50% de los dafios asociados a ésta corresponden a problemas
presentados con el empaque de fondo durante el afio 2010 y los cuales ya fueron
corregidos, por lo que ya no reflejan el verdadero comportamiento estadistico de
las fallas del campo. En la figura 8 se observa la distribucion de las fallas por
causas de la misma, observe que el porcentaje que representa las fallas debido a
problemas presentados con el empaque de fondo corresponden a un 9% de la
muestra total.

Tabla 4. Conteo de fallas de acuerdo a su categoria

Criterio de Clasificacion para obtencion del Run li fe promedio
Run life [dias] >2001 1501-2000 1001-1500 501-1000 101-5 00 0-100 Total
Categoria A B C D E F
Conteo 2 3 6 10 8 6 35
Porcentaje 6% 9% 17% 29% 23% 17% 100%

Promedio Run life  3.155,00  1.844,00 1.237,17 673,20 280,00 49,33
Fuente: Los autores
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Figura 8. Causas de falla del sistema ESP en el complejo durante el periodo de
tiempo 2010 — 2015.

Causas de falla del sistema ESP en el complejo (2010 - 2015)

g—— |
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Cable de potencia
14%

Fuente: Los autores

En la tabla 5 se toman las categorias C, D y E en conjunto, para tener un
porcentaje del 69% de representatividad de la muestra, y haciendo estas tres (3)
categorias como el 100% se obtiene su respectivo porcentaje ponderado, con el
cual se calcula el Run Life ponderado como resultado del Promedio Run Life
mostrado en la tabla 4 multiplicado por el Promedio ponderado del porcentaje de
la tabla 5. Una vez sumados los Run Life ponderados, se obtiene un Run Life
promedio de 683,13 dias, el cual sera usado dentro de la evaluacién econdémica
del proyecto que mas adelante se presentara.
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Tabla 5. Obtencion del Run Life promedio de acuerdo a la muestra de datos del
complejo para el tiempo comprendido entre 2010 — 2015.

Obtencién del run life promedio para analisis econé micos

Run life [dias] 1001-1500 501-1000 101-500 Total
Categoria C D E

Conteo 6 10 8 24
Porcentaje aritmético de toda la muestra 17% 29% 23% 69%
Promedio ponderado del Porcentaje 25% 42% 33% 100%
Run life ponderado 309,29 280,50 93,33 683,13

Fuente: Los autores
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3. DISENO DE EQUIPO ELECTROSUMERGIBLE PARA LOS TRE S (3)
POZOS DEL CAMPO DE ESTUDIO.

En la literatura se pueden encontrar procedimientos detallados para disefiar un
equipo electro sumergible, uno de los mas recomendados es el “APlI RP11 S4 -
Recommended Practice for Sizing and Selection of Electric Submersible Pump
Installations”. Como no es el propdsito de este trabajo ahondar en este grado de
detalle, a continuacién se describe de manera simple y general un paso a paso
para disefiar un sistema de levantamiento tipo ESP segun experiencia de campo:

a. Recopilar la informacion necesaria del pozo: produccién deseada, andlisis
PVT, estado mecanico y registro de desviacion (survey), pruebas de pozo,
parametros de produccion actuales y esperados a un tiempo dado.

b. Trazar la curva IPR del pozo y verificar el AOF, éste debe ser mayor que la
produccion deseada en el disefio.

c. Con la curva IPR, se calcula la nueva Pwf del pozo para la tasa deseada de
disefio.

d. Se escoge la profundidad a la cual se desea instalar la bomba, es conocida en
la industria como profundidad de intake.

e. Se calcula la TDH asociada como la sumatoria de la columna a levantar desde
el intake hasta superficie + presion en cabeza + pérdidas por friccion en la
tuberia. Todos estos datos deben estar en unidades de pies [ft].

f. Con la TDH calculada se escoge la bomba electro sumergible y se calcula el
namero de etapas utilizando la carta de “performance” de la bomba.

g. Con el numero de etapas de la bomba se calcula la potencia requerida por el
motor y se elige el mismo dependiendo el inventario existente.

h. Con las caracteristicas nominales del motor seleccionado y las pérdidas de

voltaje en el cable de potencia se obtiene la potencia del equipo de superficie;
VSD, SUT y SDT.
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El disefio de los tres (3) pozos del campo de estudio se realizo utilizando software
especializado para analisis nodal y disefio de sistemas de levantamiento artificial
disponible en el mercado, para el caso, éste fue Prosper-Systems Analysis
Program de Petroleum Experts Ltd.

3.1. DISENO ESP PARA EL POZO 17

A continuacion se mostrara el procedimiento utilizado en dicho software para
realizar el disefio del Pozo 17. Para los dos pozos restantes; el Pozo 07 y Pozo
11, el procedimiento fue el mismo, por lo que simplemente se colocaran los
resultados.

Paso a paso del disefio de equipo ESP en Prosper:

a. Como primera medida se incluyen los datos del pozo, como nombre, fecha,
autor de la simulacion, nombre del campo, entre otros. Ademas de definir el
tipo de fluido y método a utilizar para las correlaciones, para el caso del crudo
del campo de estudio se usara fluido tipo “Black oil”. De igual manera se debe
incluir el tipo de levantamiento artificial a disefar. Ver figura 9.

b. En el médulo de PVT del software se ingresan los datos de PVT que se tengan
disponibles del campo o del pozo. En dicha ventana se ingresan los datos en la
columna de la izquierda “Input Parameters”. Ver figura 10.

Seguidamente se da clic en el botén “Match data” y se ingresan los datos de PVT
que se tengan disponibles. Es importante por lo menos tener un punto de prueba
para que el software pueda realizar su proceso de célculos y arrojar las
correlaciones de fluido que mas se ajusten para las simulaciones venideras (IPR,
disefio de ESP y VLP). Ver figura 11
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Figura 9. Ingreso de datos basicos del pozo y tipo de levantamiento artificial a
disefar.

Show calculating data

sable Wi

! ||Use Default Carelation

Cased Hole

bril 23 2016

Fuente: Los autores - Tomado de Prosper

Figura 10. M6dulo PVT de Prosper

y || Petrosky et &l

Fuente: Los autores - Tomado de Prosper
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Figura 11. Modulo PVT de Prosper — Ventana “Match data”
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Fuente: Los autores - Tomado de Prosper

Una vez ingresados los datos en la ventana de la figura 11, se da clic en “Done” y
vuelve a la ventana de la figura 10, donde se da clic en el boton “Regression” y se
abrira la ventana mostrada en la figura 12.

Figura 12. Modulo PVT de Prosper — Ventana “Regression”

e | wan | o | e [[Pammee] x| ven |

AllMone

Petrosky et al

Fuente: Los autores - Tomado de Prosper

Una vez en la ventana de la figura 12, se da clic en el boton de “Match all”, el
sistema compara entre las correlaciones que tiene programadas y elige entre
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todas de tal forma que el “Parameter 1” sea el mas cercano a 0, el “Parameter 2”
sea lo mas cercano a 1y la menor desviacioén estandar posible. Ver figura 13.

El resultado de su eleccién lo mostrara en la ventana de la figura 12 en su parte
derecha.

Figura 13. Modulo PVT de Prosper — Ventana “Correlations parameters”

PVT - Correlation Parameters (POZO 17 ESP.OUT) (il = Black Oil matched) =

[one ‘ Cancel ‘ L ET ‘ Rezet al I Help |
— Bubble Paint
[Glazo | Standing | |azater | Wazguez-Begas | Fetrozky et al |
Parameter 1 | | 0,83943 | 1.003 | 0.93127 | 0.94041 | 098298
. Paameter 2| | -434.852 | 10,3007 | -275.227 | 233E13 | 08127
_ Std deviation | N I S SN S
| Reset | Reset I Rezet Reset | Reset I
| — Solution GOR ; ]
| : Glazo | Standing | Lazater | “azquez-Beags | Fetrozky et al |
| Parameter1 || 1.00928 11,0075 B | 1.00283 | 1.18252
| Parameter 2 | | -4.1523 | -2.15477 o | 119164 | -76.7783 “
St deviation | MM DR B B
Reset Reset I Reset Reset I Reset I
Ol FvF
Glazo | Standing | | azater | “azquezBeags |  Petroskyetal |
Parameter 1 | | 0.99755 E & E - nggEz
Parameter 2 | | -0.0024585 i B |0 | 0.0062393
I Farameter 3 | | 1 | 1 | 1 | 1 | 1
| Paameterd | | 128 | 1.36832 | 1.36E32 |0 | 1e8
|| 5t deviaton | | I A A N S
| Reset Reset | Reset Reset | Reset I
Ol Vizcosiby
Beal et al | Beqgogz et al | Fetrozhky et al |
Parameter 1 | | 1.675 | 259412 | 1.25405
_ Parameter 2| | 1.78999 | 237219 | 1.04357
(| Stddeviation | | IEG— N S
L Reset Reset | Reset |

Fuente: Los autores - Tomado de Prosper

Es importante que en la ventana de la figura 10 aparezca el letrero “PVT is
matched” para continuar con la generacion de la curva IPR del pozo.
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c. Curva IPR del pozo: Para el caso del Pozo 17 se escogio Vogel, dado su alto
GOR y que se contaba con un punto de prueba para que el sistema hiciera sus
calculos. Ver figura 14

Figura 14. Modulo IPR de Prosper

e

Treblon | s

_ Cleulate | Feport || | TianferData |

_ Pt | B |

K.arakas+T arg

MultiFiate Fetkovich

Jones

MulliFate Jores

Tranzient

Hydraulically Fractured el

Horizontal 'Well - Mo Flow Boundaries

Harizantal Well - Canstant Pressure Upper Boundary
MuliLayer Rezervair '
External Entry .

Horizantal well - dF Frichion Loss In'wellBare
MultiLayer - dF Lass In'WelBore

Skindide [ELF]

Dual Paorosity

Harizontal ‘el - Transverse Vertical Frachures

Fuente: Los autores - Tomado de Prosper

Una vez en la ventana de la figura 14, se ingresan los datos de la parte inferior y
se da clic en el botén “input data” ubicado en la parte superior derecha de la
ventana. En la nueva ventana emergente se ingresa el punto de prueba del pozo.

Una vez realizado esto, se da clic en el boton “Calculate” y seguido en el botén
“Plot”. La figura 15 muestra la curva IPR resultante del Pozo 17.
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Figura 15. Curva IPR del Pozo 17
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Fuente: Los autores - Tomado de Prosper

Observe que el AOF del pozo es 20,939 Bbl/dia, este es un dato a tener en cuenta
para el disefio del equipo ESP, ya que en ningun momento la tasa de disefio debe
superar el valor de AOF.

d. Modulo “Equipment data™ En el siguiente médulo se ingresan los datos del
survey del pozo y del estado mecéanico, observe que la profundidad del casing
de produccion que se reporta debe corresponder al tope de los perforados (ver
Anexo B. Estados Mecanicos), pues es asi como el software entiende que a
partir de esta profundidad es que el pozo producira. Ver figuras 16 y 17.

49



Figura 16. Ventana de Prosper para Survey del Pozo 17

DEVIATION SURVEY (POZO 1?_!—:5“

Done | Eancel| tain | Help | Irmport | Plot | -
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Fuente: Los autores - Tomado de Prosper

Figura 17. Ventana de Prosper para Estado mecanico del Pozo 17

Fuente: Los autores - Tomado de Prosper
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e. Mddulo de disefio del ESP, se ingresan los datos a los cuales se quiere disefar
el sistema.

La profundidad de la bomba se consigue a ensayo y error teniendo en cuenta que
el DLS no debe superar los 2°/100 ft en la profundidad que el usuario determine,
esto lo puede revisar en el survey del pozo. Una vez ingresa dicha profundidad y
los datos de disefio deseados, se da clic en el botén “Calculate” de la figura 18.

Figura 18. Ventana de Présper para disefio ESP

ESP Design (POZ0 17_ESP.OUT) (Matched PVT)

-
Calculate Deszign | Done | Cancel | Repart | Ewpart | Help |
Input Data
Purmp depth [Meazured) | | feek
Operating Frequency |EEI Hertz
M axirnurn QD |5.38 inches
Length OF Cable |'| 1030 feet
[3az Separator Efficiency |EI percent
Diesign Fate || 5000 STE/day
W ater Cut |EIEI percent
Total GOR |[420 sef/S TR
Top Mode Pressure |3EI|:I paig
kator Power 5 afety targin |E|EI percent
Pump *'ear Factor |EI fraction
Fipe Cormelation || Beggs and Eril d
Tuking Carelation || Petraleurn Experts 2 hd
Gaz DeRating Maodel || <naner j

Fuente: Los autores - Tomado de Prosper

Al dar clic en el botén “Calculate” de la figura 18, el software calculara todos los
pardmetros de disefio para escoger la bomba y motor que se ajusten a dichos
resultados. Ver figura 19.
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Figura 19. Ventana de Calculos para disefio ESP

r
ESP Design (POZ0 17_ESP.OUT) (Matched P‘u’l

Done Calculate | kd ain | Help | E wpart | Sengitivity |
YWell Head Preszure 300 [peig)
Flawing BH Preszure 424563 [pzig]
Pump Intake Pressure 884,27 [p=ig)
Pump Intake B ate Ra6E.R9 [RE/day]
Free GOR Entening Purmp I} [=cf/STH]
Pump Dizcharge Pressure 490912 [p=ig)
Purmp Dizchage Rate R3a06.26 [RE/day]
Total GOR Above Pump 420 [=cf/STH]
blazz Flow Rate 1773034 (b, day]
Total Fluid Gravity 0.95004
Average Downhole rate Ba23.93 [FE/day]
Head Reguired 329287 [feet]
Fluid Power required 122 464 [hp]

GLA A Pump Intakel A 1]
Bo At Pump Intake M5 1.28147
Irlet Temperature

Fuente: Los autores - Tomado de Prosper

Es importante revisar que la presidbn de entrada a la bomba sea superior
numeéricamente al valor de presion de burbuja, esto para evitar gasificacion de las
etapas, dicho en otras palabras, la linea de GOR libre a la entrada de la bomba
debe ser igual a cero.

En caso contrario, el usuario puede volver a la ventana de la figura 18 y cambiar la
profundidad, ya sea profundizando Ila bomba o no para conseguir evitar la
gasificacion de la misma, y con cada profundidad que el usuario coloque, el
sistema volvera a calcular los parametros de disefio, ver figura 19. Este proceso
se repite hasta que el usuario considere que los parametros de disefio son los
adecuados para escoger el equipo de fondo.

Una vez aprobada la profundidad de asentamiento y parametros de disefio, se
procede a escoger el tipo de bomba, motor y cable de acuerdo a las opciones
dadas por el software en la lista que despliega y que cumple con los parametros
de disefio. Claro esta que el disefio también depende de los inventarios
disponibles en el mercado. Ver figura 20.
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Figura 20. Seleccion de la bomba, motor y cable del equipo ESP de fondo

KESP Daig_n (POZO 17_ESP.OUT) i‘b
m Cancel J b ain | Help I Plot I
~Input Data
Head Requied | | NN - Pump Intake Pressure | psig
diverage Downhole Rate [ﬁ RB/day Furip Intake Rate BB/ day
Total Fluid Graviey | [N - - Fump Dizcharge Frezsue pEig
Free GOR Below Pump | [N | - -0 Pump Dizcharge Rate FBday
Total GOR Above Pump | [ NNNEEN ¢ Purnp Mazs Flow Rate s/ dlay
Furap Inlet Temperature ||| NENNN fwerage Cabls Temp_era{mq.l degF
Select Pump || REDA GMS200 5.13 inches [SSDD-EEDD RE/day] -
Select Matar B
Select Cable |1 BT Aluminiom 0,33 [Volis/1 DDEIft] 35 [amps) max ]
~Hesults
Mumber Of Stages | b otar Eficigncy ”ﬁ pP.l:'PnI
Fower Required ||| NN h|:| Foner Geherﬂted hp
Purip Efficiency percent Matar Spead P
Pump Outlst Temperature deg F Yoltane Drop Along Cable Walts
Current Uzed AMIpE Woltage Required At Surface Walks
Gurface Ky Torque On Shait | NN

Fuente: Los autores - Tomado de Prosper

En la figura 21 se observa el tornado de la bomba generado por el software, donde
claramente se observa que la tasa deseada esta muy cerca de la curva de mayor
eficiencia de la bomba.
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Figura 21. Tornado de la bomba ESP
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Fuente: Los autores - Tomado de Prosper

De esta manera, el disefio del sistema de levantamiento artificial tipo ESP para el
Pozo 17 esta terminado y queda de la siguiente manera:

» Tasa de disefio: 5000 BFPD

* Intake: 11000 ft

» Corte de agua: 90%

e Bomba: Reda GN5200 — 112 etapas

e Motor: 360 Hp / 2790 V / 84 Amps

e VSD: 500 KVA (Este dato se toma de la figura 20 de acuerdo al

requerimiento de potencia, KVA en superficie).

El sello y los demas accesorios se eligen de acuerdo al diametro de la bomba ESP
y al inventario disponible en el momento.

El anterior disefio ESP para el Pozo 17 es fundamental para el analisis econdémico
gue se presentara mas adelante en el capitulo de analisis econémico.
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3.2. DISENO ESP PARA EL POZO 11y POZO 07

Para el disefio ESP del Pozo 11 y 07 se siguié el mismo procedimiento mostrado
anteriormente para el disefio del Pozo 17. En el Anexo C se pueden observar las
curvas IPR, Parametros de disefio, ventana de eleccién del equipo ESP y tornado
de la bomba para cada uno de los disefios de los Pozos 11y 07.

En general, el disefio ESP del Pozo 11 queda asi:

» Tasa de disefio: 4000 BFPD

* Intake: 10500 ft

» Corte de agua: 98%

* Bomba: Reda GN4000 — 80 etapas
e Motor: 250 Hp / 2360 V / 67 Amps
« VSD: 250 KVA

El disefio ESP del Pozo 07 queda como sigue:

» Tasa de disefio: 8000 BFPD

* Intake: 9500 ft

» Corte de agua: 95%

 Bomba: Reda GN8500 — 112 etapas
* Motor: 675 Hp /3000 V / 133 Amps
« VSD: 750 KVA

3.3. DISENO ESP CON GAS LIFT

De acuerdo al alcance del proyecto, la idea de realizar este disefio combinado
entre ESP y Gas lift, es que el segundo funcione de manera independiente como
“back-up” del primero, por lo que el disefio como tal serd muy sencillo. Y éste
consistira en realizar una combinacion entre el disefio ESP realizado en el numeral
anterior y el actual disefio tipo gas lift que tienen los pozos instalados.

La clave de la instalacién de este sistema dual se evidencia en superficie en el
momento de instalar tubo a tubo la sarta de produccion.
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4. ANALISIS TECNICO

Se realizé el andlisis técnico utilizando cuadros comparativos para los principales
aspectos técnicos que pueden verse involucrados en el proyecto. A continuacion
se presenta los cuadros correspondientes en forma de tablas:

Tabla 6. Cuadro comparativo de la implementacion del proyecto en el campo de
estudio. Item: Produccion de crudo.

CUADRO COMPARATIVO DE LA IMPLEMENTACION DEL PROYECTO EN EL CAMPO DE ESTUDIO

ITEM PRODUCCION DE CRUDO
VENTAJA DESVENTAJA

De acuerdo a los anélisis de formacidn que entrega

el departamento de Yacimientos, los tres (3) pozos

motivo de este estudio se encuentran por debajo L, .,

del potencial La declinacién de produccion de crudo por aumento

P ) ’ L, de latasa de fluido total (llevar el pozo a potencial)

Con laimplementacion de ESP se puede llevar el . 3 , .

TIPO1: de cada pozo incrementara a una razén de cambio

IMPLEMENTACION ESP

TIPO 2:
IMPLEMENTACION ESP +
GAS LIFT

TIPO 3: CASO BASE, SOLO
GAS LIFT

pozo a su potencial de produccidn.

A continuacion se muestran los respectivos
potenciales:

Pozo 07: 8000 BFPD

Pozo 11: 4000 BFPD

Pozo 17: 5000 BFPD

Se podra apreciar en los momentos en donde por
alguna razén la ESP no pueda funcionary entre el
sistema gas lift como mecanismo de produccion
"back-up". Las pérdidas de produccién de crudo se
disminuiran considerablemente.

La produccion del pozo serd mas sostenible en el
tiempo, pues su curva de declinacion no sera tan
pronunciada al causar menos draw down por efecto
de no tener el pozo en su potencial.

mas alta comparado con el caso base, puesto que el
draw down causado por el funcionamiento de la ESP
sera mayor que el del gas lift.

La produccion dada por el sistema gas lift al ser
"back-up" del sistema ESP, no tiene la misma tasa
de produccién. Estasera la del caso base (Tipo 3).

Dependiendo de la comercialidad del campo de
estudio, se pueden dejar reservas sin producir por
no tener el pozo en el potencial.

Fuente: Los autores
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Tabla 7. Cuadro comparativo de la implementacion del proyecto en el campo de
estudio. Item: Equipos de superficie.

CUADRO COMPARATIVO DE LA IMPLEMENTACION DEL PROYECTO EN EL CAMPO DE ESTUDIO

ITEM

EQUIPOS DE SUPERFICIE

TIPO 1:
IMPLEMENTACION ESP

TIPO 2:
IMPLEMENTACION ESP +
GAS LIFT

VENTAJA

DESVENTAJA

Se estandarizara el tipo de levantamiento en el
campo, pues los ocho (8) pozos que lo componen
tendrian ESP, lo que puede facilitar su manejo al no
tener combinaciones de sistemas de levantamiento
artificial.

Se liberarian los cuatro (4) compresores que
actualmente operan en el campo de estudio, y
podrian ser llevados a otros pozos del complejo

Las mismas ventajas del tipo 1.

TIPO 3: CASO BASE, SOLO El sistema ya esta montado en superficie, no

GAS LIFT

requiere inversion adicional.

Tiene un alto costo de implementacién debido ala
compra de VSD, SUT y SDT para laimplementacidn
del proyecto.

Las desventajas son las mismas del tipo 1, y
adicionalmente se tendrian que conservar algunos
compresores en el campo de estudio que podrian
ser mejor utilizados para otros pozos que tenerlos
de back-up y con un porcentaje de uso minimo.

N/A. El sistema ya se encuentra operando.

Fuente: Los autores

Tabla 8. Cuadro comparativo de la implementacion del proyecto en el campo de

estudio. Item: Mantenimiento de equipos de superficie.

CUADRO COMPARATIVO DE LA IMPLEMENTACION DEL PROYECTO EN EL CAMPO DE ESTUDIO

ITEM MANTENIMIENTO DE EQUIPOS DE SUPERFICIE
VENTAJA DESVENTAJA
Se reduce el tema de inventario de partes para
mantenimiento de equipos de superficie, pues los
TIPO 1: ocho (8) pozos del campo de estudio tendrén los

IMPLEMENTACION ESP

TIPO 2:
IMPLEMENTACION ESP +
GAS LIFT

TIPO 3: CASO BASE, SOLO
GAS LIFT

mismos equipos de superficie.
No se tendrian fallas por corrosién de lineas de
inyeccidn de gas natural en superficie.

No tiene.

El personal para mantenimiento de equipos en
superficie ya esta entrenado y los inventarios
activos.

No tiene.

Se debe tenerinventario de repuestos para
mantenimiento de equipos de superficie para dos
tipos de levantamiento artificial distintos,
encareciendo y dificultando su manejo en bodega.
Ademads de contar con especialistas en ambos tipos
de equipos en superficie.

Como el campo de estudio ya tiene cinco (5) pozos
con ESP, el hecho de contar con tres (3) en gas lift
hace necesario tener distinto personal especialista
para realizar los mantenimientos, encareciendo asi
la operacién en el campo.

Fuente: Los autores
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Tabla 9. Cuadro comparativo de la implementacion del proyecto en el campo de
estudio. Item: HSEQ.

CUADRO COMPARATIVO DE LA IMPLEMENTACION DEL PROYECTO EN EL CAMPO DE ESTUDIO
ITEM HSEQ
VENTAJA DESVENTAJA

No presenta lineas en superficie con altas presiones
de inyeccion.
TIPO 1: Es un sistema que tiene una maxima presion de
IMPLEMENTACION ESP operacion y después de esta las etapas de la bomba
simplemente giran sin generar mas cabeza

No tiene.

(presidn).
TIPO 2: Sigue conservando las lineas de inyeccidn de gas
IMPLEMENTACION ESP + No tiene. natural, aunque no presurizadas el 100% de las
GAS LIFT veces.
TIPO 3: CASO BASE, SOLO Lineas en superficie con altas presiones de

Sistema que el campo conoce y maneja.

GAS LIFT inyeccién.

Fuente: Los autores

Tabla 10. Cuadro comparativo de la implementacion del proyecto en el campo de

estudio. Item: Tecnologia.

CUADRO COMPARATIVO DE LA IMPLEMENTACION DEL PROYECTO EN EL CAMPO DE ESTUDIO
ITEM TECNOLOGIA
VENTAJA DESVENTAJA

El sistema se deja automatizary tener todas las
TIPO1: variables y control del funcionamiento del mismo
IMPLEMENTACION ESP de un mismo sitio, normalmente en campo se le

conoce como cuarto de control de operadores.

Cuando la transferencia de datos falla, es necesario
realizar monitoreo manualmente en sitio con
personal calificado y cierta frecuencia.

TIPO 2: Sigue conservando las lineas de inyeccidn de gas

IMPLEMENTACION ESP + Las mismas ventajas del tipo 1. natural, aunque no presurizadas el 100% de las

GAS LIFT veces.

TIPO 3: CASO BASE, SOLO . . Lineas en superficie con altas presiones de
Sistema que el campo conoce y maneja. ) ¥

GAS LIFT inyeccion.

Fuente: Los autores

De acuerdo a las comparaciones técnicas realizadas de la tabla 6 a la 10, se
recomienda realizar el workover Tipo 1 para los tres (3) pozos motivo de este
trabajo de monografia, puesto que representa mas ventajas operativas para la
empresa, tal como se puede observar en cada uno de los cuadros comparativos.
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5. ANALISIS ECONOMICO

En el desarrollo del analisis econémico del proyecto se debe tener en cuenta el
horizonte del mismo, es decir, el periodo de tiempo en el cual se analizara el
proyecto, que, para el caso de estudio de este trabajo sera de dos (2) afios.

El propésito de esta evaluacion econdémica es revisar el comportamiento del flujo
de caja en una eventual intervencion a los tres (3) pozos del campo de estudio
proponiendo ya sea un cambio en el sistema de levantamiento artificial a tipo ESP
(tipo 1) o ESP con gas lift (tipo 2) y compararlo con seguir produciendo el pozo con
gas lift (tipo 3), que seria el caso base. Esta comparacion se hara utilizando
algunos de los indicadores de rentabilidad mas utilizados en el campo de la
evaluacion de proyectos, tales como: Valor presente neto (VPN), Tasa interna de
retorno (TIR), Relacion beneficio / costo (B/C), Tiempo de retorno de la inversion,
entre otros.

Para términos del flujo de caja se considera un run life de ESP promedio
equivalente a 683 dias (22 meses), segun se reviso en el capitulo 4 (ver tabla 5).
Es decir, que a partir del periodo cero (0) en el cual se implemente el proyecto de
cambio de ESP, en el mes 22 del flujo de caja se incluira otro servicio de workover
estimado para cambio de ESP de fondo para cada uno de los tres (3) pozos
motivo del trabajo y para el workover tipo 1y tipo 2

Con el objetivo de realizar el flujo de caja de manera incremental, también se
considerd variacion en el tiempo por cuenta de:

» Declinacion de produccién del pozo

» Variacion del precio de venta del crudo.

* Aumento en el Lifting Cost para los tres (3) casos (tipo 1, 2 y 3)

* Aumento del potencial de produccion en los pozos para los workover tipo 1

y tipo 2

5.1. INDICADORES DE RENTABILIDAD #

Los siguientes conceptos son citados por el autor Miranda, J (2012) en su libro

“Gestion de Proyectos™

4 MIRANDA, Juan José. Gestién de Proyectos. Séptima edicion. Colombia: MM Editores. 2012.
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5.2. VALOR PRESENTE NETO (VPN)

El valor presente neto corresponde a la diferencia entre el valor presente de los
ingresos (VPI) y el valor presente de los egresos (VPE): VPN = VPI - VPE
Aplicando la formula P = F / (1 + i)" que permite pasar a valor presente (P) los
valores futuros (F) del periodo (n) estipulados en el flujo de caja con una tasa de
oportunidad (i).

Los criterios establecidos de decisién tomando como instrumento el VPN, son:
VPN > 0, Recomendable

VPN =0, Indiferente

VPN < 0, No recomendable

En conclusion, la regla de decision sera: se recomienda invertir en un proyecto
cuando su VPN > 0.

5.3. TASA INTERNA DE RETORNO (TIR)

Es la tasa de interés que equipara el valor presente de los ingresos con el valor
presente de los egresos, es decir: VPI — VPE = 0. En otras palabras, la tasa
Interna de Retorno (TIR), es la tasa de interés que permite obtener un VPN =0.
Los criterios establecidos de decision para la viabilidad del proyecto, tomando
como instrumento el TIR, son:

TIR > i, Recomendable
TIR =1, Indiferente
TIR < i, No recomendable

Siendo i, la tasa de oportunidad.

Es oportuno acotar por otro lado, que el criterio de la TIR presenta ciertas
limitantes cuando la propuesta de inversion incluye flujos de caja no
convencionales (se alternan en varios periodos las entradas y salidas de dinero),
en tal circunstancia aparecen resultados equivocos pues se presentan multiples
tasas de interés que producen el efecto de VPN=0, por lo tanto cuando los flujos
no son convencionales se recomienda aplicar otros indicadores de evaluacion.

Concluyendo, se debe invertir en un proyecto cuando su TIR sea superior al costo
de oportunidad, obviamente para niveles de riesgo similares. La TIR es entonces,
la tasa de interés de oportunidad para la cual el proyecto sera apenas aceptable,
se constituye pues, en un valor critico que representa la menor rentabilidad que el
inversionista esta dispuesto a aceptar.
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5.4. RELACION BENEFICIO — COSTO (B/C)

Los "costos" del proyecto constituyen el valor de los recursos utilizados en la
produccion del bien o en la prestacion del servicio. Los "beneficios” son entonces
el valor de los bienes y servicios generados por el proyecto. El andlisis econémico
del "costo-beneficio” es una técnica de evaluacién genérica que se emplea para
determinar la conveniencia y oportunidad de un proyecto.

La técnica de evaluacidn en cuestion, se desarrolla en varias etapas:

a. ldentificacion y cuantificacién de los costos que afectan a los proyectos, tanto
directos como indirectos.

b. Determinacion plena de los beneficios directos e indirectos que se pueden
asignar al proyecto.

c. Disefio de las metodologias conducentes a cuantificar correctamente tanto los
costos como los beneficios.

d. Con base a lo anterior se obtiene un registro de los valores de todos los
recursos que utilizara el proyecto tanto en la etapa de instalaciébn como en la
etapa de operacion, lo mismo que el valor de los bienes o servicios que
produciréd durante la produccién.

e. Luego se comparan los costos y beneficios y se establece la diferencia. Se
suelen aceptar entonces aquellos proyectos cuyos ingresos superen a los
respectivos costos. Otra forma es realizar la relacidon beneficios / costos (B/C),
los criterios establecidos de decision para la viabilidad del proyecto, tomando
como instrumento la relacion beneficio / costo (B/C), son:

B/C>1, Recomendable
B/C =1, Indiferente
B/C < 1, No recomendable

5.5. TIEMPO DE RETORNO DE LA INVERSION (“PAYBACK”)

El tiempo de retorno de la inversién o “payback” o "plazo de recuperacion” es un
criterio estatico de valoracion de inversiones que permite seleccionar un
determinado proyecto sobre la base de cuanto tiempo se tardara en recuperar la
inversion inicial mediante los flujos de caja. Resulta muy util cuando se quiere
realizar una inversion de elevada incertidumbre y de esta forma tenemos una idea
del tiempo que tendra que pasar para recuperar el dinero que se ha invertido.
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La forma de calcularlo es mediante la suma acumulada de los flujos de caja, hasta
gue ésta iguale a la inversion inicial.

5.6. COSTOS DE MANTENIMIENTO DE EQUIPOS DE SUPERFICIE

Para este analisis econdmico, primero se revisaran los costos de mantenimiento
de los equipos de superficie de ambos métodos de levantamiento artificial, tanto
para Gas Lift como para ESP, esto con el fin de incluirlos dentro de la hoja de
Excel disefiada para realizar el analisis econdmico del proyecto.

La tabla 11 muestra la estadistica de costos de mantenimiento promedio para los
equipos de superficie asociados al sistema de levantamiento tipo ESP y su
respectivo tiempo de pérdida de produccién en horas para un pozo productor
tomando como muestra la poblacion de pozos en el complejo. Dada la magnitud
de los valores comparada con el analisis econémico global del trabajo, se ha
decidido obviar estos costos dentro del mismo, por representar menos del 1% de
impacto dentro del mismo, tanto en costo como en tiempo de pérdidas de
produccion.

Tabla 11. Costo de mantenimiento de equipos de superficie para el sistema de
levantamiento tipo ESP

Costo Mantenimiento de equipos de superficie ESP

ARO Costo promedio Tiempo promedio

de materiales [USD] parada de pozos [Hrs]
2010 $ 2.890,00 1,5
2011 $ 3.400,00 2,3
2012 $ 2.780,00 1,2
2013 $ 3.342,00 1,7
2014 $ 2.789,00 2,6
2015 $ 2.894,00 1,4

Fuente: Los autores
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Tabla 12. Costo de mantenimiento de compresores para el sistema de
levantamiento tipo gas Lift.

Histdrico Costos de mantenimiento de Compresores pa ra inyeccion de gas

) Costo Promedio Tiempo promedio parada  Tiempo promedio Tiempo promedio parada
Afio [USD] de pozo [Hrs] parada de pozo [Hrs] de pozo [Hrs]
Mnto 1000 y 2000 horas Mnto 5000 hrs (208 dias) Mnto 10000 hrs (417 dias)

2011 $ 22.661,4

2012 $ 215779

2013 $ 24.2440 4 12 36

2014 $ 22.435,8

2015 $ 19.5574

Promedio $ 22.095,3
Fuente: Los autores

La tabla 12 muestra el costo promedio por afio de la poblacion de compresores
para inyectar gas natural en un sistema de levantamiento tipo Gas Lift y el tiempo
promedio segun experiencia de campo y para los compresores instalados en todo
el complejo petrolero, que conlleva el mantenimiento para las 1000, 2000, 5000 y
10000 horas. Como los compresores que inyectan gas natural a los tres (3) pozos
motivo de este trabajo (Pozo 07, 11 y 17) ya cuentan con el mantenimiento de
5000 horas, para el analisis econdmico se tomara el costo y el tiempo promedio
para el mantenimiento de 10000 horas, incluido en el mes catorce (14) del
horizonte del proyecto.

5.7. COSTOS DE INTERVENCION CON EQUIPOS RIGLESS

Por experiencia de campo, las intervenciones de este tipo en el complejo estan
alrededor de los USD 1300 por trabajo con unidad de slickline con un apagado de
pozo equivalente a dieciocho (18) horas y costos asociados a cambios de valvulas
de gas Lift de acuerdo a condicién del pozo. La frecuencia de trabajos tipo rigless
en un pozo del complejo con sistema de levantamiento tipo Gas Lift esta en
promedio cada seis (6) meses.

5.8. COSTOS DE INTERVENCION CON EQUIPOS DE WORKOVER

En el Anexo D se muestran los estimados operativos para los dos tipos de
workover (tipo 1 y 2) que se consideran en este trabajo de monografia. Para el tipo
3 no se tienen tiempos operativos, ya que el tipo 3 corresponde al caso base, es
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decir, como actualmente se encuentran los pozos produciendo, que es con gas

Lift:

» Workover tipo 1: Convertir el pozo con sistema gas Lift a sistema ESP

» Workover tipo 2: Convertir el pozo con sistema gas Lift a un sistema dual

ESP con Gas Lift

En la tabla 13 se muestra el estimado de costos de cada intervencién tipo para el
Pozo 17, y el cual se incorporara en el cuadro de analisis econdmico

correspondiente.

Tabla 13. Costos de intervencién por tipo de completamiento para el Pozo 17

TIPO DE COMPLETAMIENTO
ITEM Tipo de Tarifa Tarifa Tipo 1: ESP Tipo 2: ESP + gas lift Tipo 3: Gas lift
Costo Costo Costo

Dias de operacién promedio por trabajo N/A N/A 7,2 7,3 0,8
Costo taladro de reacondicionamiento (WO) USD/dia $ 12.454 | $ 89.155 | $ 90.297 | $
Movilizacién del taladro de WO Global $ 12.422 | $§ 12.422 | $ 12.422 | $
Equipo ESP Global $ 140.000 | $ 140.000 | $ 140.000 | $
Tuberia de produccién (Recambio 10%) USD/FT $ 9] 9.900 | $ 9.900 | $
Otros materiales (Empaque, mid joints, et..) Global $ 11.000 | $ 11.000 | $ 11.000 | $
Cable de potencia USD/FT $ 10| $ 110.000 | $ 110.000 | $
QCI/BIW/Penetrador Global $ 10.000 | $ 10.000 | $ 10.000 | $
VSD Unidad S 48.748 | $ 48.748 | $ 48.748 | §
SDT Unidad $ 13.864 | $ 13.864 | $ 13.864 | $
SUT Unidad S 19.667 | $ 19.667 | $ 19.667 | $ -
Valvulas gas lift Unidad $ 10.000 | $ - $ 30.000 | $ 30.000
Generador eléctrico Global $ - $ -
Slick line Dia $ 1.300 | $ 1.300 | $ 1.300 | $ 1.300
Costo total ($USD/mes) $ 466.056,22 | $ 497.197,84 | § 31.300,00

Fuente: Los autores
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5.9. COSTOS POR REPARACION Y CAMBIO DE TUBERIA POR
CORROSION

Tabla 14. Costos por reparacion y cambio de tuberia por corrosion

COSTOS POR REPARACION Y CAMBIO DE TUBERIA POR CORRO SION
EN EL CAMPO DE ESTUDIO

Afio Costo Produccién # de pozos Costo promedio
[USD] perdida [BO] con Gas lift por pozo / afio
2010 $ 15.000 680 8 $ 1.875
2011 $ 22.000 947 8 $ 2.750
2012 $ 57.000 1444 8 $ 7.125
2013 $ 140.000 4031 8 $ 17.500
2014 % 5.000 282 3 $ 1.667
2015 $ 3.000 412 3 $ 1.000

Fuente: Los autores

De la tabla 14 se puede observar que el costo asociado por reparacion y cambio
de tuberia de inyeccion de gas natural debido a corrosion correspondiente a los
afos 2012 y 2013 estan por fuera del promedio de costo por pozo por afio, esto se
debe a que durante estos dos afios se realiz6 una campafa de cambio de tuberias
de inyeccién de superficie.

Por tanto, obviando estos valores correspondientes a dichos afos, se puede
considerar un promedio de costo de reparacion y cambio de tuberia de inyeccion
de gas natural debido a corrosion equivalente a USD 1823 por afio por pozo con
sistema gas lift instalado y un tiempo promedio de apagado de pozo equivalente a
12 horas.

5.10. RESULTADOS ANALISIS ECONOMICO

5.10.1 Resultados Andlisis econdmico Pozo 17

Se ingresaron todas las consideraciones ya expuestas a lo largo de este capitulo
en una hoja de Excel para realizar el andlisis de resultados. Se tomara un precio

del barril de crudo equivalente a USD 48,00 como referencia para el primer afo
del horizonte del proyecto y una disminucion de dicha referencia en un 30% para
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el segundo afio, y una tasa de oportunidad equivalente al 12% efectivo anual, en
general, las tablas 15 y 16 muestran las consideraciones tomadas en la
construccion de los flujos de caja incrementales correspondientes al pozo 17 para
las propuestas de workover tipo 1, tipo 2 y tipo 3 (caso base).

Tabla 15. Consideraciones para la realizacion del analisis econémico del workover
tipo 1y tipo 2 para el Pozo 17

Decremento de produccién estimada (BOPM) por pozo Intervenido + Declinacién 11,25
Costo operativo (USD/bbl) - lifting cost 18,35
Aumento del lifting cost mensual 0,5%
Declinacién de la produccién (%/afio) 18%
Declinacién de la produccién (%/mensual) 1,50%
Periodo mensual considerado (Dias) 30,00
Produccién promedio/pozo (BOPD) 750,00
Precio del crudo/BBL 48,00
Precio estimado de ajuste por calidad de crudo (USD/bbl) 4,00
Precio estimado de venta del crudo (USD) afio 1 25,65
Precio estimado de venta del crudo (USD) afio 2 17,95
Tasa de actualizacién estimada mensual 1%
Tasa de actualizacién estimada anual 12%

Fuente: Los autores.

Tabla 16. Consideraciones para la realizacion del analisis econdémico del workover
tipo 3 para el Pozo 17

Mantenimiento de compresores en superficie a las 10000 horas (417 dias = mes 14) $ 22.095,30
Decremento de produccién estimada (BOPM) por pozo Intervenido + Declinacién 3,18
Costo operativo (USD/bbl) - lifting cost $ 18,58
Aumento del lifting cost mensual 0,5%
Declinacién de la produccién (%/afio) 11,0%
Declinacién de la produccién (%/mensual) 0,9%
Periodo mensual considerado (Dias) 30,00
Produccién promedio/pozo (BOPD) 347,30
Precio del crudo/BBL $ 48,00
Precio estimado de ajuste por calidad de crudo (USD/bbl) $ 4,00
Precio estimado de venta del crudo (USD) afio 1 $ 25,65
Precio estimado de venta del crudo (USD) afio 2 $ 17,95
Tasa de actualizacidn estimada mensual 1%

Tasa de actualizacidn estimada anual 12%

Fuente: Los autores
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Es importante anotar que, como se observa en las tablas 15 y 16, la produccion de
crudo por dia de las intervenciones tipo 1y tipo 2 son distintas a las del caso base
(tipo 3), debido a que como se vio en el disefio del ESP para el Pozo 17, la
produccion del pozo esta muy por debajo del potencial, esto como se menciond en
el capitulo de andlisis técnico, migrar hacia un sistema ESP le permitiria al pozo
producir a su potencial.

De acuerdo a lo anterior, el corte de agua en el periodo cero (0) para el caso tipo 1
y 2 se asumid a un mayor valor comparado con el tipo 3 para poder capturar de
alguna manera el cambio instantaneo en el draw down del Pozo 17.

En las tablas 17 a la 19 se muestran los flujos de caja incrementales para cada
tipo de intervencion del Pozo 17.
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Tabla 17.

Flujo de caja incremental para el Pozo 17 — Intervencion tipo 1

Barrile? FreEmEtles Ii Costo . | | Flujo de cajano . . Sumatoria de

periodol Mes | P°" penf)do(BOPM) Regalias Workover Costo operativo|  Egreso tota Egl:esotota @ descontado Flu!odeca|a@ e
conSIf:lera.n’do (BOPM) (USD/mes) (USD/mes) (UsSD) periodo o (USD) (USD) periodo o (USD) @ periodo 0 (USD)

declinacion
o 1 17.130,93 1.370,47 | $ 404.242,84 | $§  404.242,84 | $ 466.056,22 | § 314.366,35 | $ 780.422,58 | $ 780.422,58 | § (376.179,74)| $ (376.179,74), S (376.179,74)
1 2 22.162,50 1.773,00 | $ 522.974,18 | §  517.796,21 | $ - $  408.733,31] § 408.733,31 | $  404.686,44 | §  114.240,87 | § 113.109,77 | $ (263.069,97)
2 3 21.830,06 1.746,41 | $ 515.129,56 | $ 504.979,48 [ $ - $  404.615,32 | § 404.615,32 | §  396.642,80 | §  110.514,24 | $ 108.336,67 | $ (154.733,30)
3 4 21.502,61 1.720,21 | $ 507.402,62 | $ 492.479,98 [ $ - $ 400.538,82 | § 400.538,82 | § 388.759,03 | $ 106.863,80 | $ 103.720,95 | $ (51.012,35)
4 5 21.180,07 1.694,41 | $ 499.791,58 | $ 480.289,88 | § - $ 396.503,39 | $  396.503,39 | $ 381.031,97 | §  103.288,19 | $ 99.257,92 | $ 48.245,57
5 6 20.862,37 1.668,99 | $ 492.294,71 | $  468.401,52 | $ - $  392.508,62 | $ 392.508,62 | $ 373.458,48 | $  99.786,09 | $ 94.943,04 | $ 143.188,61
6 7 20.549,44 1.643,95 | § 484.910,29 | § 456.807,42 | $ - $ 388.554,10 | $  388.554,10 [ §  366.035,54 | $  96.356,19 | % 90.771,89 | $ 233.960,50
7 8 20.241,19 1.619,30 | $ 477.636,63 | $  445.500,31| % - $  384.639,41| $ 384.639,41 | $ 358.760,13 | $  92.997,22 | § 86.740,18 | S 320.700,68
8 9 19.937,58 1.595,01 | $ 470.472,08 | § 434.473,07 | § - $ 380.764,17 1§  380.764,17 | §  351.629,32 | §  89.707,91| $ 82.843,75 | $ 403.544,43
9 10 19.638,51 1.571,08 | § 463.415,00 | $  423.718,79 | § - |$ 376.927,97 1§  376.927,97 | $  344.640,26 | $  86.487,03 | $ 79.078,53 | $ 482.622,96
10 " 19.343,93 1.547,51 | § 456.463,78 | §  413.230,70 | § - $ 37313042 | § 373.130,42 | § 337.790,10 | §  83.333,35 | ¢ 75-440,60 | $ 558.063,56
1 12 19.053,78 1.524,30 | $ 449.616,82 | $  403.002,22 | § - $  369.371,13 | 369.371,13 | § 331.076,11 | $  80.245,68 | $ 71.926,1 | $ 629.989,67
12 13 18.767,97 1.501,44 | $ 310.010,80 | $  275.118,84 | § - $ 365.649,72 | $  365.649,72 | $  324.495,56 | $ (55.638,92)| §  (49.376,72) $ 580.612,95
13 14 18.486,45 1.478,92 | $ 305.360,63 | § 268.308,97 | $ - $  361.96580 | $ 361.965,80 | $ 318.045,81 | $  (56.605,16)| $ (49.736,84)! $ 530.876,11
14 15 18.209,15 1.456,73 | $ 300.780,23 | §  261.667,66 | $ - $ 35831899 | & 358.318,99 [ ¢ 311.724,26 | $  (57.538,77)| $ (50.056,60)| $ 480.819,51
15 16 17.936,02 1.434,88 | §  296.268,52 | § 255.190,74 | $ - |$ 35470893 | %  354.70893 | §  305.528,35| % (58.440,41)| §  (50.337,62) $ 430.481,89
16 17 17.666,98 1.413,36 | $ 291.824,49 | $ 248.874,13 | $ - 1% 35113524 | ¢ 35113524 | $  299.455,60 | $  (59.310,74)| $  (50.581,46)| $ 379.900,43
7 18 17.401,97 1.392,16 | $ 287.447,13 | § 242.713,88 | $ - |$ 347.597,55|%  347.597,55| %  293.503,55 | $ (60.150,42)| §  (50.789,66) $ 329.110,77
18 19 17.140,94 1.371,28 | § 283.135,42 | $  236.706,11 | § - $  344.09550 | § 344.095,50 | $  287.669,80 | $ (60.960,09)| $ (50.963,69) $ 278.147,08
19 20 16.883,83 1.350,71 | $ 278.888,39 | $ 230.847,05 [ $ - $ 340.628,74 | §  340.628,74 | $ 281.952,01 | §  (61.740,35) $ (51.104,96)| $ 227.042,13
20 21 16.630,57 1.330,45 | $ 274.705,06 | $  225.133,01 | $ - $  337.196,91 $ 337.196,91 | $  276.347,86 | §  (62.491,85)| $ (51.214,85)| $ 175.827,28
21 22 8.649,90 691,99 | $ 142.879,74 | § 115.936,94 | § 328.777,26 | $ 176.259,95 | $ 505.037,22 | $  409.802,43 | § (362.157,47)| $  (293.865,50) $ (118.038,22)
22 23 16.135,39 1.290,83 | § 266.525,72 | $  214.12575 | $ - 1% 330436,62| % 33043662 | §  265.471,53 | $ (63.910,90) $ (51.345,77)| $  (169.383,99)
23 24 15.893,36 1.271,47 | $ 262.527,83 | § 208.825,61| % - |$ 32710747 % 32710747 | $  260.194,95 | $ (64.579,64) §  (51.369,34) $  (220.753,33)
Total 443.235,50 | $35.458,84 | §  9.044.704,04 | $ 8.228.371,13 | $ 794.833,49 | $ 8.585.754,46 | $ 9.380.587,95 | $ 8.449.124,46 | $ (335.883,90)| $  (220.753,33)
VPN $ 8.228.371,13 $732.836,01  $7.716.288,45 $ 8.449.124,46 (4 220.753,33)

Fuente: Los autores
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Tabla 18. Flujo de caja incremental para el Pozo 17 — Intervencion tipo 2

Barriles A
. Sumatoria de
Pt s proc:):::ggzpor Regalias Costo Workover| Costo operativo Egreso total (USD) Egresototal @ | Flujode cajano | Flujode caja@ | flujos netos de
(BOPM) (USD/mes) (USD/mes) periodo 0 (USD) (descontado (USD)| periodo o (USD) | caja @ periodo o
(B,OPM) (usb)
considerando
0 1 17.130,93 1.370,47 | §  404.242,84 | $  404.242,84 | § 497.197,84 | §  314.366,35 | $ 811.564,19 | $  811.564,19 | §  (407.321,36) $  (407.321,36)| $  (407.321,36)
1 2 22.162,50 1.773,00 | $ 522.974,18 | § 517.796,21 | $ - $ 408.733,31 | § 408.733,31 | $ 404.686,44 | $ 114.240,87 | § 113.109,77 | $  (294.211,59)
2 3 21.830,06 1.746,41 | $ 515.129,56 | $  504.979,48 | $ - $  404.61532 | $ 404.615,32 | $  396.642,80 | $ 110.514,24 | § 108.336,67 | S (185.874,91)
3 4 21.502,61 1.720,21 1 $ 507.402,62 | §  492.479,98 | $ - $  400.538,82 | § 400.538,82 | $  388.759,03 | $ 106.863,80 | $ 103.720,95 | $ (82.153,96)
4 5 21.180,07 1.694,411 ¢ 499.791,58 | $ 480.289,88 | $ - $ 396.503,39 | $ 396.503,39 | $  381.031,97 | $ 103.288,19 | $ 99.257,92 | $ 17.103,95
5 6 20.862,37 1.668,99 | $ 492.294,71 | $  468.401,52 | $ - $  392.508,62 | $ 392.508,62 | § 373.458,48 | § 99.786,09 | $ 94.943,04 | $ 112.046,99
6 7 20.549,44 1.643,95 | $  484.910,29 | $  456.807,42 | $ - $ 388.554,10 | ¢ 388.554,10 | $  366.035,54 | $ 96.356,19 | $ 90.771,89 | $  202.818,88
7 8 20.241,19 1.619,30 | §  477.636,63 | $  445.500,31 | $ - $  384.639,41  $ 384.639,41 | $ 358.760,13 | $ 92.997,22 | $ 86.740,18 | $ 289.559,06
8 9 19.937,58 1.595,01 1 §  470.472,08 | §  434.473,07 | § - $ 380.764,17 | $ 380.764,17 | $  351.629,32 | § 89.707,91 | % 82.843,75| $  372.402,81
9 10 19.638,51 1.571,08 | §  463.41500 | $  423.718,79 | $ - $  376.927,97 | § 376.927,97 | $  344.640,26 | $ 86.487,03 | § 79.078,53 | S 451.481,35
10 11 19.343,93 1.547,51 | $  456.463,78 | §  413.230,70 | $ - 1§ 37313042 % 373.130,42 | $  337.790,10 | $ 83.333,35 | $  75.440,60 | $  526.921,94
1 12 19.053,78 1.524,30 | $  449.616,82 | §  403.002,22 | $ - $ 369.371,13 | § 369.371,13 | $ 331.076,11 | $ 80.245,68 | § 71.926,11 | $ 598.848,05
12 13 18.767,97 1.501,44 | $  310.010,80 | §  275.118,84 | $ - $ 365.649,72 | § 365.649,72 | $  324.495,56 | $ (55.638,92)| §  (49.376,72)| $  549.471,33
13 14 18.486,45 1.478,92 | §  305.360,63 | $ 268.308,97 | $ - $  361.965,80  $ 361.965,80 | $ 318.045,81 | § (56.605,16) $ (49.736,84)| $ 499.734,49
14 15 18.209,15 1.456,73 | $  300.780,23 | §  261.667,66 | $ - $  358.318,99 | $ 358.318,99 | $ 311.724,26 | $ (57.538,77)| $  (50.056,60)| $  449.677,89
15 16 17.936,02 1.434,88 | $  296.268,52 | §  255.190,74 | $ - $  354.708,93 | $ 354.708,93 | $  305.528,35 | § (58.440,41)| $  (50.337,62) $  399.340,28
16 17 17.666,98 1.413,36 | §  291.824,49 | §  248.874,13 | § - 1§ 35113524 % 351.135,24 | §  299.455,60 | $ (59:310,74) ¢ (50.581,46) $  348.758,81
17 18 17.401,97 1.392,16 ¢ 287.447,13 | §  242.713,88 | ¢ - $  347.597,55 | $ 347.597,55 | §  293.503,55 | $ (60.150,42)| $ (50.789,66) $ 297.969,15
18 19 17.140,94 1.371,28 | § 283.13542 | $ 236.706,11 | $ - $  344.095,50 | $ 344.095,50 [ $  287.669,80 | $ (60.960,09) $ (50.963,69)| $ 247.005,46
19 20 16.883,83 1.350,711 § 278.888,39 | $  230.847,05 | ¢ - $  340.628,74 | $ 340.628,74 | ¢ 281.952,01 | $ (61.740,35)! $ (51.104,96)| $ 195.900,51
20 21 16.630,57 1.330,45 | §  274.705,06 | $ 225.133,01 | $ - $ 337.196,91 | $ 337.196,91 | $  276.347,86 | $ (62.491,85)| $ (51.214,85)| $ 144.685,66
21 22 14.192,07 1.135,37 | §  234.425,69 | §  190.220,08 [ § 359.918,88 | $§ 289.193,27 | § 649.112,16 | §  526.709,19 | $ (414.686,46)| $  (336.489,11)] S  (191.803,44)
22 23 16.135,39 1.290,83 | $  266.52572 | $  214.125,75 | § - 1§ 33043662 | % 330.436,62 | $  265.471,53 | $ (63.910,90)| ¢ (51.34577)| $  (243.149,22)
23 24 15.893,36 1.271,47 | $ 262.527,83 | $ 208.825,61 | $ - $ 327.107,47 | $ 327.107,47 | $ 260.194,95 | $ (64.579,64)| $ (51.369,34)] S (294.518,56)
Total 448.777,67 | $ 35.902,21 | $ 9.136.249,99 | § 8.302.654,27 | §  857.116,72 | § 8.698.687,78 | § 9.555.804,50 | $ 8.597.172,83 | $ (419.554,51)| $  (294.518,56)
VPN $ 8.302.654,27 $789.246,88  $7.807.925,95 $ 8.597.172,83 ($ 294.518,56)

Fuente: Los autores
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Tabla 19. Flujo de caja incremental para el Pozo 17 — Intervencion tipo 3

Barriles
producidos por . Costo . . . . . Sumatoria de flujos
Periodo Mes periodo (BOPM) ?;g;::\:; Wellservice Co:ltfs:;;::ea:;vo Egreso total (USD) ;iz::zt:;ﬂs%)) d::::)on ::d?l(aul-::)) pi:?:d‘ieociﬁs%) netos de caja @

considerando (USD/mes) periodo o (USD)

declinacién
o] 1 10.158,53 812,68 | 239.713,31 | $ 239.713,31| $ 31.300,00 | § 188.783,93 | $ 220.083,93 | $ 220.083,93 | § 19.629,38 | § 19.629,38 | $ 19.629,38
1 2 10.323,49 825,88 | §  243.606,09 | $ 241.194,15 | $ - $ 192.808,90 | ¢ 192.808,90 | $ 190.899,90 | § 50.797,19 | $ 50.294,25 | $ 69.923,63
2 3 10.228,86 818,31 | ¢ 241.373,03 | ¢ 236.617,03 | $ - $ 191.996,69 | $§ 191.996,69 | $ 188.213,60 | $ 49.376,35 | $ 48.403,44 | $ 118.327,07
3 4 10.135,10 810,811 %  239.160,45 | $  232.126,77 | § - $ 191.187,90 | $ 191.187,90 | $ 185.565,10 | $ 47.972,55 | $ 46.561,68 | $ 164.888,75
4 5 10.042,19 803,38 | §  236.968,14 | $ 227.721,73 | § - $ 190.382,52 | § 190.382,52 | § 182.953,86 | $ 46.585,62 | § 44.767,87 | $ 209.656,62
5 6 9.701,38 776,11 1§ 228.926,04 | § 217.815,27 | § 31.300,00 | $ 184.841,02 | § 216.141,02 | § 205.650,77 | $ 12.785,01 | § 12.164,50 | $ 221.821,12
6 7 9.858,93 788,71 1 § 232.643,64 | $ 219.160,83 | $ - $ 188.781,93 | § 188.781,93 | § 177.841,12 | § 43.861,71| $ 41.319,72 | S 263.140,83
7 8 9.768,55 781,48 | § 230.511,07 | § 215.001,84 | $§ - $ 187.986,69 | ¢ 187.986,69 | $ 175.338,58 | § 42.524,39 | § 39.663,26 | $ 302.804,10
8 9 9.679,01 774,32 | $ 228.398,06 | $ 210.921,77 | § - $ 187.194,79 | $ 187.194,79 | ¢ 172.871,25 | $ 41.203,26 | $ 38.050,52 | $ 340.854,62
9 10 9.430,45 754,44 | $ 222.532,67 | $  203.470,48 | § 1.823,00 | ¢ 183.299,46 | § 185.122,46 | $ 169.264,84 | $ 37.410,20 | $ 34.205,64 | $ 375.060,26
10 1 9.502,37 760,19 | §  224.220,05 | §  202.992,45 | $ - $ 185.621,00 | § 185.621,00 | § 168.040,27 | § 38.608,95 | $ 34.952,18 | $ 410.012,44
1 12 9.179,89 734,39 | $ 216.620,15 | § 194.161,77 | $ 31.300,00 | $ 180.218,09 | § 211.518,09 | § 189.588,68 | 5.102,05 | $ 4.573,09 | $ 414.585,53
12 13 9.328,96 746,32 | $  154.096,54 | $  136.752,85 | $ - 13 184.060,43 | § 184.060,43 | $ 163.344,29 | $  (29.963,90)| $ (26.591,44) $ 387.994,09
13 14 8.781,27 702,50 | $§ 145.049,79 | $ 127.449,82 | $§ 22.095,30 | $ 174.120,83 | § 196.216,13 | $ 172.407,77 | $ (51.166,34) $ (44.957,95)| S 343.036,14
14 15 9.158,72 732,70 i $ 151.284,38 | $ 131.611,81 | § - $ 182.512,99 | $ 182.512,99 | $ 158.779,54 | $ (31.228,61)] $ (27.167,73)| $ 315.868,40
15 16 9.074,76 725,98 | $ 149.897,61 | § 120.114,23 | § - $ 181.744,16 | § 181.744,16 | § 156.545,23 | $ (31.846,55)| $ (27.431,01) $ 288.437,40
16 17 8.991,58 719,33 ' § 148.523,55 | $§  126.664,04 | $ - $ 180.978,56 | $ 180.978,56 | $ 154.342,36 | § (32.455,01)| $ (27.678,32)| $ 260.759,07
17 18 8.686,42 694,911 $ 143.483,03 | $ 121.153,84 | $ 31.300,00 | § 175.710,78 | $ 207.010,78 | $ 174.795,24 | $ (63.527,75) $ (53.641,40)| $ 207.117,67
18 19 8.827,49 06,20 | § 145.813,09 | § 121.902,27 [ § - $ 179.457,03 | $ 179.457,03 | $ 150.029,18 | § (33.643,93)| $ (28.126,91) S 178.990,76
19 20 8.746,5 699,73 | $ 144.476,47 | $  119.588,94 | $ - $ 178.701,06 | § 178.701,06 | § 147.918,00 | $ (34.224,59)| $ (28.329,06)| $ 150.661,70
20 21 8.666,39 693,31 | $ 143.152,11 | § 117.319,52 | § - $ 177.948,28 | § 177.948,28 | $ 145.836,53 | $ (34.796,18)| $ (28.517,01) $ 122.144,69
21 22 8.443,83 675,51 | $ 139.475,88 | § 113.174,94 | $ 1.823,00 | § 174.245,37 | $ 176.068,37 | $ 142.867,18 | $§ (36.592,48)| $ (29.692,25) $ 92.452,44
22 23 8.508,23 680,66 | § 140.539,68 | § 112.909,05 | § - $ 176.452,23 | § 176.452,23 | § 141.761,05 | § (35.912,55)| $ (28.852,00)| $ 63.600,44
23 24 8.219,49 657,56 | $ 135.770,12 | $ 107.997,22 | $ 31.300,00 | $ 171.316,20 | $ 202.616,20 | $ 161.169,39 | $ (66.846,08)| $ (53.172,17)l S 10.428,27

Total 223.442,45 | $ 17.875,40 | $ 4.526.244,83 | $ 4.106.535,94 | $ 182.241,30 | $  4.390.350,84 | $ 4.572.592,14 | $ 4.096.107,67 | $ (46.347,31)| $ 10.428,27
VPN $ 4.106.535,94 $163.022,54 $ 3.933.085,13 $ 4.096.107,67 $10.428,27

Fuente: Los autores




De las tablas 17 a la 19 se obtienen las graficas de las figuras 22 y 23 en donde se
puede apreciar el tiempo de repago del proyecto para las intervenciones tipo 1y
tipo 2 correspondientes al Pozo 17.

Figura 22. Gréfica del tiempo de repago “Payback” para un workover tipo 1 en el
Pozo 17

Sumatoria de flujos netos de caja actualizados (USD) Tipo 1
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Fuente: Los autores
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Figura 23. Gréfica del tiempo de repago “Payback” para un workover tipo 2 en el
Pozo 17.

Sumatoria de flujos netos de caja actualizados (US
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Fuente: Los autores

Tabla 20. Indicadores financieros correspondientes al Pozo 17.

Indicadores financieros
Incremental Incremental Incremental

Indicadores N N N Unidades Comentarios
tipo 1 tipo 2 tipo 3

Reservas 443,24 448,78 223,44 Mbls Ofrece la mayor idea del grado de materialidad del activo.

VPN (12%) (220,75) (294,52) 1043 MUS$ Muestra la capacidad del proyecto de generar valqr, lo que favorece
proyectos grandes. No captura la magnitud de las inversiones.

Tiempo de repago 5 5 No aplica Mes Ind|ce_1 cuanto E:Iura ex_pue_s_ta la |r,1vt_ar5|on. Se revisa en situaciones de
alto riesgo pais. Muy intuitivo y facil de calcular.

TR 4.35% 5.87% 0.80% % Muestra la rentabilidad del proyecto., favore&:lendq aquellos con )
ingresos tempranos. No ofrece una idea la capacidad de generar caja.

OPEX totales 9.380,59 9.555,80 4.572,59 MUS$ Costos operacionales totales a lo largo de la vida del proyecto.

Relacion Beneficio-costo (B/C ratio) 11,23 10,52 25,19 Adimensional Utilizado por algunas compafiias en lugar del DROL.

Eficiencia de la inversion 332 2,68 15,63 Adimensional Presenta la eficiencia en el uso del capital invertido. Util para

seleccionar entre varios proyectos.

Fuente: Los autores
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La tabla 20 muestra el resumen de todos los indicadores financieros ya
mencionados con anterioridad en este capitulo correspondiente al Pozo 17.

Al observar la tabla 20 se puede concluir que, para los actuales precios
internacionales del barril de crudo, USD 48,00; para un horizonte de proyecto
equivalente a dos (2) afios y aunque el tiempo de repago “payback” es bajo (5
meses), no es recomendable realizar el cambio de sistema de levantamiento
artificial para el Pozo 17, pues el VPN es negativo para ambos proyectos (Tipo 1y
2), la TIR es claramente inferior a la tasa de oportunidad del 12%, la relacion
beneficio-costo para el proyecto es el mas bajo comparado con el caso base (tipo
3). Se recomendaria volver a correr el analisis econémico bajo otro momento del
mercado con un precio internacional del barril de crudo mas alto que el actual.

5.10. Resultados Analisis econdmico Pozo 07

Se tomaron iguales consideraciones que para el Pozo 17 y la metodologia de
analisis es la misma. En el Anexo E se pueden observar los costos de workover y
los flujos de caja incrementales para el Pozo 07.

Cabe anotar aqui que los costos de intervencion del Pozo 07 son mas altos que
los correspondientes al Pozo 17 debido a que el tamafio de la bomba electro
sumergible es de mayor capacidad de produccion y por tanto, los equipos de
superficie y de fondo requeridos son de mayor costo.

Al observar las graficas de las figuras 24 y 25 se puede notar que el tiempo de
repago “payback” del proyecto para el Pozo 07 se encuentra en 4 meses.
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Figura 24. Gréfica del tiempo de repago “Payback” para un workover tipo 1 en el
Pozo 07

Sumatoria de flujos netos de caja actualizados (USD) Tipo 1
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Fuente: Los autores
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Figura 25. Gréfica del tiempo de repago “Payback” para un workover tipo 2 en el
Pozo 07

Sumatoria de flujos netos de caja actualizados (USD) - Tipo 2
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Tabla 21. Indicadores financieros correspondientes al Pozo 07.

Indicadores financieros
Incremental Incremental  Incremental

Indicadores - Ny N Unidades Comentarios
tipo 1 tipo 2 tipo 3

Reservas 709,81 718,40 322,41 Mbls Ofrece la mayor idea del grado de materialidad del activo.

VPN (12%) (230,38) (334,12) (2547) MUS$ Muestra la capacidad del proyecto de g_enerar valqr, lo q_ue favorece
proyectos grandes. No captura la magnitud de las inversiones.

. . Indica cuanto dura expuesta la inversién. Se revisa en situaciones de

Tiempo de repago 4 4 No aplica Mes X . o .
alto riesgo pais. Muy intuitivo y facil de calcular.

TR 2.94% 3.89% 1.35% % Muestra la rentabilidad del proyecto_, favoremendq aquellos con )
ingresos tempranos. No ofrece una idea la capacidad de generar caja.

OPEX totales 14.780,51 15.039,63 6.593,92 MUS$ Costos operacionales totales a lo largo de la vida del proyecto.

Relacion Beneficio-costo (B/C ratio) 15,84 14,66 28,29 Adimensional Utilizado por algunas compariias en lugar del DROI.

Eficiencia de la inversion 358 2,69 816 Adimensional Presenta la eficiencia en el uso del capital invertido. Util para

seleccionar entre varios proyectos.

Fuente: Los autores
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La tabla 21 muestra el resumen de todos los indicadores financieros ya
mencionados con anterioridad en este capitulo correspondiente al Pozo 07.

Al observar la tabla 21 se puede concluir lo mismo que para el Pozo 17, y aunque
el tiempo de repago “payback” es menor que para el caso anterior (4 meses), no
es recomendable realizar el cambio de sistema de levantamiento artificial para el
Pozo 07, pues el VPN es negativo para ambos proyectos (Tipo 1y 2), la TIR es
claramente inferior a la tasa de oportunidad del 12%, la relacion beneficio-costo
para el proyecto es el mas bajo comparado con el caso base (tipo 3). Y al igual
gue para el caso del Pozo 17, se recomienda volver a correr el andlisis econémico
bajo otro momento del mercado con un precio internacional del barril de crudo mas
alto que el actual.

5.11. Resultados Anélisis econémico Pozo 11
La metodologia de andlisis usada para el Pozo 11 no varia con respecto a las
anteriores. En el Anexo F se pueden observar los costos de workover y los flujos

de caja incrementales para el Pozo 11.

Al observar las graficas de las figuras 26 y 27 se puede notar que no hay tiempo
de repago “payback” del proyecto para el Pozo 11.
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Figura 26. Gréafica del tiempo de repago “Payback” para un workover tipo 1 en el
Pozo 11

Sumatoria de flujos netos de caja actualizados (USD) Tipo 1
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Fuente: Los autores
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Figura 27. Gréfica del tiempo de repago “Payback” para un workover tipo 2 en el
Pozo 11

Sumatoria de flujos netos de caja actualizados (USD) - Tipo 2
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$ (600.000,00)

$ (800.000,00)

$ (1.000.000,00)

$ (1.200.000,00)

$ (1.400.000,00)

$ (1.600.000,00)
Periodo de tiempo

Fuente: Los autores

La grafica de la figura 28, que corresponde al caso base (Tipo 3) para el Pozo 11
muestra que bajo la situacion actual del mercado internacional del precio del crudo
no es rentable tener el pozo en linea produciendo.
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Figura 28. Gréfica del tiempo de repago “Payback” para un workover tipo 3 en el
Pozo 11

Sumatoria de flujos netos de caja actualizados (USD) - Tipo 3
S,

$ (100.000,00)

$ (200.000,00)

$ (300.000,00)

$ (400.000,00)

$ (500.000,00)

$ (600.000,00)

$ (700.000,00)

Periodo de tiempo

Fuente: Los autores

De acuerdo a lo visualizado en las tres (3) graficas de las figuras anteriores, se
decide no calcular los indicadores financieros correspondientes al Pozo 11, y, por
el contrario, se recomienda el apagado del pozo.
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CONCLUSIONES

De acuerdo a la informacién histérica revisada para el complejo y campo de
estudio evaluado se comprobé que, efectivamente, las principales causas de
pérdidas por produccidon estan asociadas a trabajos de Workover, esperando
taladro de Workover después la falla al equipo de fondo y reparacién por lineas de
inyeccion de gas por corrosion.

Con los disefios de ESP realizados a los pozos evaluados en el campo de estudio,
se puede aumentar la produccién de los mismos al llevarlos a su potencial de
yacimiento, algo imposible de realizar con el sistema de actual que tienen
instalados Gas Lift.

De acuerdo al andlisis técnico realizado en este trabajo de monografia, se
concluye que técnicamente es mas factible realizar el cambio de levantamiento
artificial a ESP y no a un sistema Dual ESP + Gas Lift, debido a que con el
segundo, tendriamos que conservar todos los equipos de superficie asociados a
Gas LIft, sin la posibilidad de aprovechar estos equipos de superficie en otros
pozos donde el pudiera requerir.

Econdmicamente no es viable realizar estos trabajos de cambio de sistema de
levantamiento artificial a ESP de los Pozos 07 y 17, esto debido a que el actual
precio internacional del Petrdleo no es suficiente y los indicadores financieros
como el VPN es negativo para ambos proyectos (Tipo 1 y 2), la TIR es claramente
inferior a la tasa de oportunidad del 12%, la relacidon beneficio-costo aunque es
mayor a 1, no es suficiente. Por otro lado, esta relaciébn para ambos pozos es
mejor para el workover tipo 1, es decir, cambio a ESP comparado con el sistema
dual propuesto a lo largo del trabajo.
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RECOMENDACIONES

Correr de nuevo el analisis econémico para los pozos 07 y 17 bajo otra condicion
de precio internacional de barril de petrdleo de tal forma que se encuentre por
encima del utilizado en la evaluacién de este trabajo.

De acuerdo a los flujos de caja incrementales que se realizaron para la evaluacion
econdémica del Pozo 11, se recomienda dar apagado al pozo de forma inmediata,
pues bajo los precios internacionales del barril de crudo actual, no es rentable para
la multinacional operar dicho pozo con su actual sistema de levantamiento artificial
instalado (Gas Lift).

Bajo el caso hipotético de realizar la instalacion de un sistema artificial tipo ESP,
es necesario que se revise de manera adecuada la metalurgia de los equipos en
fondo debido a los fluidos altamente corrosivos que pueden generar afectacion al
equipo de fondo y se veria afectado seriamente las finanzas de la compafia.
Ademas se recomendaria instalar en el centro de generacion, un sistema mas
estable en voltaje para no afectar los variadores y tener posibles apagados de
pozos y afectacion de los equipos en fondo.

Con un sistema de levantamiento tipo ESP para los pozos motivos de este trabajo,
se garantizaria la recuperacion de potencial perdido del yacimiento, siempre y
cuando, el proceso de transicién de la produccion hasta llegar a su potencial se
haga progresiva y no agresivamente.
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ANEXO A. Cromatografia del gas de inyeccion

Composition of Gas Descarga Compresores
( From Chromatographic Technique )

Liq
Component Mol % GPM MW Dens

(gmvcc)
Hydrogen Sulfide 0,00
Carbon Dioxide 14,35 44010 08172
Nitrogen 0,59 28,013 0,8086
Methane 70,89 16,043 0,2997
Ethane 8,03 2,143 30,070 10,3558
Propane 335 0,921 44097 05065
iso-Butane 063 0,206 58123 05623
n-Butane 1,02 0,321 58,123 05834
iso-Pentane 035 0,128 72,150 0,6241
n-Pentane 030 0,108 72,150 0,6305
Hexanes 0,22 0,085 84,000 0,6850
Heptanes 0,12 0,050 96,000 0,7220
Octanes 0,09 0,041 107,000 0,7450
Nonanes 005 0,025 121,000 0,7640
Decanes 0,01 0,005 134,000 0,7780
Undecanes 0,00
Dodecanes plus 0,00

Totals ........... | 100,00 [ 4,033 |
Properties of Plus Fractions
Liq
Component Mol % MW Dens API
(gm/cc) | Gravity

Heptanes plus 0,27 105,70 0,739 59,8
Decanes plus 0,01 134,00 0,778 50,2

Sampling Conditions

1900 psig
128 °F

Sample Characteristics
This is Core Lab sample number 303

Critical Pressure (psia) .........cc.cocceeeueueunene 7205
Critical Temperature (°R) 4124
Average Molecular Weight ....................... 2364
Calculated Gas Gravity (air = 1.000) ......... 0,816
Gas Gravity

Tk e Bl 7o O Sy SO 1,1068
Super Compressibility Factor, Fpv

at sampling conditions ............ccc.ccceueeene 1,1356
Gas Z-Factor

at sampling conditions * ...........cc.ccccuu..... 0,775

at 14.7 psia and 60 °F

Ideal Gross Heating Value

MBI AYGa8) v 1049,1
Ideal Net Heating Value

(BTU/Scf dry 9as) .....ooeeeeeeeeeeceeaeee 950,6
Gas Z-Factor

atbase conditions .............ccooveeuenecuennnne 0,99656
GPMIC2EY s ccassssssis doissasasa 4,033
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ANEXO B. Estado mecénico de los pozos 07, 11y 17

POZO 07
TYPE EQUIPMENT DESCRIPTION 1 —
ClwW TUBING SPOOL N" - 11" x 7 1/16" x 5000 psi WP 2 1_
ClwW TUBING HANGER NFBB - 7 1/16" X3 1/2-1/2" NPT C.L. 3
CIW SEAL ADAPTER Single studed 7 1/16" x 3 1/8" x 5000
WKM MASTER VALVE 1. Model M 31/8" x 31/8" x 5000 psi WP 4 :
WKM MASTER VALVE 2. Model M 31/8" x 3 1/8" x 5000 psi WP 5 1
WKM SWAB VALVE. Model M 31/8" x 3 1/8" x 5000 psi WP 6 —
WKM WING VALVE 1. Model M 3 1/8" x 5000 psi WP pneumatic (*)
WKM WING VALVE 2. Mdel M 31/8" x 5000 psi WP 7
WKM CHOKE 3 1/8" x 5000 psi WP positive 13-3/8" A4 N 1681
(*) pneumatic valve w/ WKM saf-T Gard. -
8 —
ITEM QTY EQUIPMENT DESCRIPTION LENGHT DEPTH 1.D. 0O.D. °
Rotary Table Elevation 21,40 10 1
1 1 Tubing hanger 0,68 21,40 3,000 7,063 —
2 1 |41/2"x 3 Blast Joint 31/2" EUE P x P 2,82 22,08] 2,992 4,500
3 9 3 1/2" Thg N-80, 9.3 Ipf, EUE 8 rd 272,69 24,90 2,992 3,500 u B
4 1 4 1/2" Flow Coupling w/ 3 1/2" EUE P x B 2,81 297,59 3,000 4,500
5 1 Size 2.81 "B" nipple 1,89 300,40 2,810 5,070 12 L
6 1 |4 1/2" Flow Coupling 3,00 302,29] 3,000 4,500 ]
7 125 |3 1/2" Thg N-80, 9.3 Ipf, EUE 8 rd 3.880,55 305,29] 2,992 3,500 B [
8 1 GLM. # 1 -FMH -1.5 dummy ( McMurry) 9,57 4.185,84 3,000 6,000 14 —H
9 48 |3 1/2" Thg N-80, 9.3 Ipf, EUE 8 rd 1.488,98 4.195,41] 2,992 3,500 |
10 1 GLM. # 2 -FMH -1.5 dummy ( McMurry) 9,53 5.684,39 3,000 6,000 Liner top
11 48 |3 1/2" Thg N-80, 9.3 Ipf, EUE 8 rd 1.505,71 5.693,92] 2,992 3,500 15 [ @ 11485
12 1 GLM. # 3 -FMH -1.5 dummy (McMurry) 9,53 7.199,63 3,000 6,000 K
13 42 |3 1/2" Thg N-80, 9.3 Ipf, EUE 8 rd 1.298,00 7.209,16] 2,992 3,500 9-5/8" 4 N 11757
14 1 GLM. # 4 -FMH -1.5 dummy (Camco) 9,07 8.507,16 3,000 5,688 L
15 129 |3 1/2" Thg N-80, 9.3 Ipf, EUE 8 rd 3.993,70 8.516,23| 2,992 3,500 16 — |oog)
16 1 Size 2.75 Model "L" SSD 2,95 12.509,93 2,750 4,500 17 - |
17 1 3 1/2" Thg N-80, 9.3 Ipf, EUE 8 rd 31,76 12.512,88| 2,992 3,500 18 x_x
18 1 |Size 47B2 Model FHL packer (Baker) 2,70| 12.544,64] 3,000 5,938 19 - |
Rubber (1/2) to bottom 455] 12.547,34] 3,000 5,938 20 [~ [ooo]
19 1 |3 1/2" Thg N-80, 9.3 Ipf, EUE 8 rd 31,50 12.551,89] 2,992 3,500 2 - |
20 1 Size 2.75 Model "L" SSD 2,95 12.583,39 2,750 4,500 22 - MRADOR
21 1 [31/2" Thg N-80, 9.3 Ipf, EUE 8 rd 30,81] 12.586,34] 2,992 3,500 23 - H ggéggggg
22 3 4.5" x 10' Blast Joint ( 9.81-9.78-9.8) 29,39 12.617,15] 3,000 4,500 24 = -
23 1 |31/2" pup jt. N-80, 9.3 Ipf, EUE 8 rd 8,05| 12.646,54] 2,992 3,500 25 - ('_'j
24 2 ]4.5" x 10' Blast Joint (9.81-9.79) 19,60| 12.654,59] 3,000 4,500 26 X
25 1 Size 80/40 Model G-22 seal locator 1,00{ 12.674,19 3,000 4,000 27 -
26 1 Size 85/40 Model FB1 permanent Pkr. 1,28] 12.675,19| 4,000 5,938 28 | ]
Rubber (1/2) to bottom 1,40 12.676,47 4,000 5,938 29 |
27 1 |Size 80/40 M.O.E. 5'LTC PxP (P.O.T) 555 12.677,87] 4,625 | 5063 | 30 B H
28 1 [xlo 3 /2" EUE pin x 5° LTC box 0,56| 12.683,42] 3,000 | 5625 | 31 B 12681 - 12691
29 1 |x/o31/2" EUE box -2 7/8" EUE pin 0,61] 12.683,98] 2,370 4,500 2 o
30 1 2 7/8" EUE P XB pup joint 5,13 12.684,59 2,441 3,188 o
31 1 Size2.31 Model"F" seating nipple(POT) 1,15 12.689,72] 2,310 3,688 33 -
32 1 |27/8" x 5' perforated production tube 5,12 12.690,87] 2,441 3,188 34 =
33 1 Size 2.31 Model "R" seating nipple 0,99 12.695,99 2,259 3,375
34 1 2 7/8" wire line entry guide 0,48] 12.696,98 2,441 3,188
STRING END 12.697,46
COMPLETION FLUID : KCL BRINE PENSITY ( PPG) : 8,800
FORMATION INTERVALS THICK SPF GUN TYPE . ’
21 7 ~ 14063
Mirador 12618 - 12645 27 5 HSD-51JUJ-HMX
Mirador 12656 - 12674 18 5 HSD-51JUJ-HMX
Mirador 12681 - 12691 10 5 HSD-51JUJ-HMX
CSG SIZE DESCRIPTION SHOE COLLAR TOC STRING DAT A
13 3/8" 68 Ipf- N 80 BTC 1681 - Surface WEIGHT UP: 120000 Ibs
95/8" 47 Ipf-N 80/ P 110 - BTC 11757 - +/- 8900'
7 29 Ipf- P110 - BTC 14063 13966 Top of liner WEIGHT DOWN : 120000 Ibs
REMARKS : Well site Completion Eng : E. Mufioz TORQUE : 2400 Ibs-ft

Tested seal locator with 500 psi OK (10000 Ibs slack off )
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ANEXO B (Continuacion).

Estado mecanico del Pozo 11

POZO 11
TYPE EQUIPMENT DESCRIPTION
FIP TUBING SPOOL 13 5/8"-5000 x_11"-5000 WP ,.I:LI
FIP TUBING HANGER 11"-5000 x 3 1/2 EUE W/ (2) 3/8" CONTROL LINES 1
FIP SEAL ADAPTER 11"-5000 x 3 1/8"-5000 2
FIP MASTER VALVE 1 3 1/8"-5000 WP _BRIDA 3
FIP MASTER VALVE 2 3 1/8"-5000 WP _BRIDA 4
FIP SWAB VALVE 3 1/8"-5000 WP BRIDA
FIP WING 1/ PNEUMATIC 2- VALVES |3 1/8"- 5000 WP BRIDA + 3 1/8"-5000 ( PNEUMATIC )
FIP WING VALVE 3 3 1/8"-5000 WP BRIDA W/COMP. FLANGE 3" LP 5
FIP CAP 3 1/8"-5000 ACME x 3 1/2" EUE WP
ITEM | QTY EQUIPMENT DESCRIPTION LENGTH DEPTH 1.D. O.D. 13-3/g"d 6
ROTARY TABLE TO TUBING HANGER 22,65 0,00 @ 2017
1 1 Tubing Hanger 1,00 22,65 3,000] 11,000} 7
2 1 3 1/2" Blast Joint N-80, 9.3 ppf, EUE 9,78 23,65 2,992 4,500
3 3 3 1/2" Tubing N-80, 9.3 ppf, EUE 93,75 33,43 2,992 4,500
1 3,1/2" Flow Coupling 3,00 127,18 2,992 4,500
4 1 3 1/2" TE-5 Tbg Mounted Safety Valve 2,81" F 5,42 130,18 2,812 5,000
1 |3 1/2" Flow Coupling 2,67 135,60] 2,992 4,500 =] 8
5 116 |3 1/2" Tubing N-80, 9.3 ppf, EUE 3625,00| 138,27 2,992 4,500 °
1 3 1/2" Pup Joint N-80, 9.3 ppf, EUE 3,09 3763,27 2,992 4,500 10
6 1 3 1/2" MMA 1,5 Sidepocket GLM N° 1 8,90 3766,36 2,992 5,968 ==
1 3 1/2" Pup Joint N-80, 9.3 ppf, EUE 2,55 3775,26 2,992 4,500 1 —
7 47 |3 1/2" Tubing N-80, 9.3 ppf, EUE 1469,46 3777,81 2,992 4,500 12
1 3 1/2" Pup Joint N-80, 9.3 ppf, EUE 3,11 5247,27| 2,992 4,500
8 1 3 1/2" MMA 1,5 Sidepocket GLM N° 2 8,90 5250,38] 2,992 5,968
1 |3 /2" Pup Joint N-80, 9.3 ppf, EUE 1,57 5259,28] 2,992] 4,500 13
9 18 |3 1/2" Tubing N-80, 9.3 ppf, EUE 562,19 5260, 85| 2,992 4,500
10 1 3 1/2" B Nipple W/ 3/8" Chem. Inj. C.Line 1,89 5823,04 2,812 5,937 |
11 17 |3 1/2" Tubing N-80, 9.3 ppf, EUE 533,20 5824,93| 2,992 4,500 14 ;I-‘
1 3 1/2" Pup Joint N-80, 9.3 ppf, EUE 3,08 6358,13] 2,992 4,500
12 1 3 1/2" MMA 1,5 Sidepocket GLM N° 3 8,90 6361,21 2,992 5,968 15
1 3 1/2" Pup Joint N-80, 9.3 ppf, EUE 2,59 6370,11] 2,992 4,500
13 29 |3 1/2" Tubing N-80, 9.3 ppf, EUE 909,15 6372,70| 2,992 4,500 \J
1 3 1/2" Pup Joint N-80, 9.3 ppf, EUE 2,06 7281,85| 2,992 4,500 16 L
14 1 3 1/2" MMA 1,5 Sidepocket GLM N° 4 7,91 7283,91 2,992 5,968
1 3 1/2" Pup Joint N-80, 9.3 ppf, EUE 2,79 7291,82] 2,992 4,500 17
15 15 |3 1/2" Tubing N-80, 9.3 ppf, EUE 470,74 7294,61] 2,992] 4,500 Kr. 10725'
1 3 1/2" Pup Joint N-80, 9.3 ppf, EUE 2,07 7765,35| 2,992 4,500
16 1_[31/2" MMA 1,5 Sidepocket GLM N° 5 8,17| _ 7767,42] 2,992] 5,968 Top Liner 10735'
1 |3 1/2" Pup Joint N-80, 9.3 ppf, EUE 0,59 7775,59] 2,992 4,500
17 128 |3 1/2" Tubing N-80, 9.3 ppf, EUE 4000, 94 7776,18| 2,992 4,500 18 CSG 9.5/8"
18 1 2,81" Profile Model "L" SSD 2,95 11777,12 2,812 4,500 19 — A
19 1 |3 1/2" Pup Joint N-80, 9.3 ppf, EUE 10.12| 11780,07] 2.992] a.500 , T4 Shoe 10962'
20 1 3 1/2" EU Left Hand Safety Joint 1,15 11790,19 2,992 4,500 — 21
21 1 |3 1/2" Pup Joint N-80, 9.3 ppf, EUE 10,15 11791,34 2,992 4,500 > < 22
22 1 7" x 31/2" FHL Packer 6,87 11801,49 2,992 5,875 23 E]
23 1 3 1/2" Pup Joint N-80, 9.3 ppf, EUE 3,12 11808,36 2,992 4,500 24
24 1 2,75" Profile Model "R" Landing Nipple 1,17 11811.45' 2,710 4,500 2
25 1 3 1/2" Wire Line Entry Guide 0,51 11812,65) 2,992 4,500
11813,16
FISH: Wireline string and cable/ slickline (Fish is milled junk)
1 1 |13/4"x 20' ROD AND JAR 20,00 1,750
2 1 |13/4"x 5 Go Devil 5,00 1,750 U MRADOR
3 1 7" Bridge Plug "K-1" 12646,00) 1- 1261612640
4 1 7" FB-1 Permanent Packer 2,92 12670,00 2,992 5,875 2
5 1 5" MOE LTL Pin x Pin 5,50 12672,92 4,500 5,000 3 Bridge Plug 12646
6 1 X-Over 5" LTC X 3 1/2" With Pup Joint 3,98 12678,42 2,992 4,500
7 1 3 1/2" Blast Joint With Pup Joint 20,00 12682,40 2,992 4,500
8 1 2,56" Landing Nipple "F" 1,30 12702,40 2,560 4,500
9 1 3 1/2" Wire Line Entry Guide 0,50 12703,70 2,992 4,500
String End 12704,20)
COMPLETION FLUID: FORMATION FILTERED WATER DENSITY (PPG: 8.4)
FORMATION INTERVALS THICK SPF GUN TYPE
U. MIRADOR 12616' - 12640' 24 5 41/2" JUJ
M. MIRADOR 12652' - 12666 14 5 41/2" JUJ F.C @12925'
L. MIRADOR 12682' - 12689 7' 5 41/2" JUJ
CSG SIZE DESCRIPTION SHOE | COLLAR TOC
13 3/8" J-55, 60 PPF 2017' SURFACE 7 \ /  Shoe 13015'
9 5/8" N-80, 47 PPF 10962 10947' ND
7" LINER P-110, 29 PPF 13015’ 12925' 10735
STRING DATA
REMARKS : ISOLATED MIDDLE AND LOWER MIRADOR WITH 7" BRIDGE PLUG SET AT 12646 WEIGHT UP : 75.000 LBS. W/OUT BLOCK

WEIGTH DOWN :

75.000 LBS.
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ANEXO B (Continuacion).

Estado mecéanico del Pozo 17

EOD AT 6051". 14 (FOURTEEN) DEGREES MAXIMUN INCLINATION.
AT 8 1/2"SECTION WAS USED 16,0 PPG ELASTICEM SLURRY WITH MICROBOND+LATEX.

| | | POZO 17
TYPE EQUIPMENT DESCRIPTION RAAS
VATOOLS | TUBING SPOOL 13"x 11" - 5K
TUBING HANGER 11" X 3 1/2" - 5K FOX
VATOOLS | SEAL ADAPTER FLANGE 11X 3 1/8" - 5K
VA TOOLS _ |MASTERVALVEZ2 31/8'X 3 1/8" - 5K
VATOOLS |MASTERVALVEL 31/8'X 3 1/8" - 5K
VATOOLS _|PRODUCTION CROSS 31/8'x 3 1/8" X 3 1/8" X 3 1/8" - 5K
VATOOLS |SWAB VALVE 31/8'X 3 1/8" - 5K
VATOOLS  |WING VALVE1 31/8'x 3 1/8" - 5K
VATOOLS _ |WING VALVE2 31/8'x 3 1/8" - 5K
VATOOLS |CAP 31/8'x3 12" U
Tem]  QrY EQUIPMENT DESCRIPTION LENGTH DEPTH 1.D. 0.D
RTE TO TUBING HANGER 28,50
1 1 TUBING HANGER (FOX conns) 0,80 28,50 2,992 | 11,000
2 1 3 1/2" FLOW COUPLING CR 13 (FOX conns) 10,76 29,30 2992 | 3890
3 3 3-1/2" FOX Pup joints, 9,2 ppf, CR 13 (FOX conns) 21,70 40,06 2992 | 3,890
4 130 |3 1/2" Tog C-95, 9.2 ppf, CR 13 (FOX conns) 4.106,66 61,76 2992 | 3,890
5 1 31/2' GLMO # 1 CR 13 (FOX conns) 8,81 4168,42 2,992 | 4,500 FS @ 2047'MD
6 55  |31/2" Tbg C-95, 9.2 ppf, CR 13 (FOX conns) 1.736,46 217723 2,992 | 3,890 s
7 1 31/2" GLMO # 2 CR 13 (FOX conns) 876 5913,69 2992 | 4,500
B 33 |31/2" Tbg C-95, 9.3 ppf, CR 13 (FOX conns) 1.042,25 5922,45 2992 | 3,890 6
9 1 31/2" GLMO # 3 CR 13 (FOX conns) 884 6964,70 2992 | 4,500
10 179 |3 1/2" Tog C-95, 9.3 ppf, CR 13 (FOX conns) 5.624,31 6973,54 2992| 3500 7
11 1 2.81" F Profile Model "L" SSD CR 13 (FOX conns) 3,25 12597,85 2810 4500 s
12 1 3 1/2" Left Hand Safety Joint CR 13 (FOX conns) 0,79 12601,10 2,900 4,500
13 1 3 1/2" Thy L-80, 9.3 ppf, CR 13 (FOX conns) 31,42 12601,89 2992 3,890
14 1 7"x 3 1/2" HYDROW | Packer CR 13 (FOX conns) 8,63 12 633,31 2910| 5890 i - .
15 1 3 1/2" Tbg L-80, 9.3 ppf, CR 13 (FOX conns) 31,42 12641,94 2992 3,890 a;. ;'- Bt
16 1 2.75" F Profile Model "L" SSD CR 13 (FOX conns) 3,25 12673,36 2750| 4500 |9-5/8"CSG 7 (+/- 1300 ftof 13.0
7 1 |3-1/2' FOX Pup joint, 9,2 ppf, CR 13 (FOX conns) 5,06 12676,61 2992|3500 | o .
18 1 2.56" R Landing Nipple CR 13 (FOX conns) 1,17 12681,6 7 2,510 4,010 10 x Ilegioc';:\fe;ioi o9
19 1 X-over 3-1/2" EU pin x 3-1/2" FOX box CR 13 0,75 1268 2,84 2,992 4,500 slurry and +/- 3000
20 2 3 1/2" EU Blast Joints CR 13 (FOX conns) 19,79 12683,59 4,000 5,860 Ltoivvtit?o?‘z‘g 15-?Llllrry
21 1 X-over 3-1/2" FOX pin x 3-1/2" EU box CR 13 0,83 1270 3,38 2992 4500
22 1 Seal Locator CR 13 (FOX conns) 0,67 12704,21 5200 | 290 0 1?RTE3FA;II
o] e o %
M OVERLAP 188"
STRING END 12710,01
FS @ 12682' MD
12
16
18
= 12687'- 12701’
] (UPPER
21 2 MIRADOR)
3 o
22 12712' - 12726'
(LOWER
COM PLETION FLUID: FILTERED FORMATION WATER DENSITY (PPG): 8,400 7" CSG MIRADOR A)
FORMATION INTERVALS THICK SPF GUNTYPE i !
UPPER MIRADOR 12687' - 12701' 14' 5 SPF 4Y3 ETA, TCATH 7'FC @ 12902MD ¥
LOWER MIRADOR A 12712'- 12726 14" 5 SPF 43 ETA, TCATH 7"LINER SHOE @
N\ 12005'MD
STRING DATA
CSG SIZE DESCRIPTION SHOE COLLAR ToC WEIGHT OF BLOCK & TOP DRVE: 65K Ibs
1338 K55 - 68 ppf - BIC 2047 B Surface
95/8" P110/ L-80 - 53.5 ppf - BTC (special drift 8 1/2") 12682 B 7000 WEGHT UP. 178K Ibs
7" Liner P-110 - 29 ppf - HYDRILL 513 12995' 12902' 12494 WEGTHDOWN. 153K lbs
REMARKS : ALL DEPTHS REFERED TO TOP OF DIFFERENT ITEMS. KOPL AT 821', EOB AT 2466', DROP OFF AT 3573, TORQUE: 3200 LB-FT
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Pressure

ANEXO C. Disefio ESP. Pozo 07 y Pozo 11

ANEXO C (Continuacion). Disefio ESP curva IPR. Pozo 11

IPR plot Vogel (Pozo 11 24 Apr 16 11:22)

10000 .

AOF i 286710 (STB/day)

Formation Pl 6.07 (STB/day/psi)
B0 ettt
] OO OO OO s S S SU OO E O U s UU OSSOSO

(u

4000 T
2000]
L 5000 72000 75000 34000 30000
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ANEXO C (Continuacion). Disefio ESP en Prosper. Pozo 11

SP Design (POZO
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ANEXO C (Continuacion). Disefio ESP. Parametros de disefio - Pozo 11

ESP Design (POZO 11_ESP.OUT) (Matched PVT

[Done Calculate |

b ain I

Help Export | Sensitivity

Wel Head Pressure
Flowing BH Preszure
Purmp Intake Pressure
Pump Intake Rate

Free GOR Entering Purmp
Pump Dizcharge Pressure
Pump Dizchage Rate
Tatal GOR Above Pump
b azz Flow Rate

Tatal Fluid Gravity
Average Downhole rate

Head Required

Fluid Power required

GLR At Pump Intakel A
Bo A Pump Intake [0
Inlet Temperature

300
4553.25
3E7E43
421368
0
4778.28
4173.8
a7
1417183
0.36545
41875
2630.44
78194
0
1.27E03

202518

[psig]
[p=ig]
[psig)
[RE/day]
[acfSTH]
[p=ig]
[RE/day]
[=cffSTR]
[lbrndday]

[RE /day]
[feet]

(hp]
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Head (feet)

ANEXO C (Continuacion). Disefio ESP - Pozo 11

ESP Design (POZ0 1.1:__ESP£)-U. !! tehed
Dane | Cancel j b ait 1 Help ! Flat ]

~Input D ata

Head Required | INNNNNDDNN | - FPurnp lrtake Pressure |lﬁ B8
twerage Downhole Rate | HE.-"daj' Purnp |ntake Rate i RB/day
Total Fluid Gravity | ap gravily Purnp Discharge F!rassure psic
Free GOA Below Pump | [N | -- - Pump Discharge Rate | NN | -2 -
Total GOFR Above Pump | N Pumip tass Flow Fate ||IEN | -0
Purnp et Ternpersture | I | -~ - Ayerane Cable Temperature ”ﬁ deaF

2 [REDA GHANON 512 inches (2201

Select Matar | Fieda 456_90-0_Std 250HP 23600 B7A4 _'_j
Select Cable | #1 Alumirium 0033 (Voks/10008) 95 [amps] max -]
—Hesult
Number OF Stages | Matar Efficizncy ||ﬁ | patsent
Power Aequired || NN . Pawer Generated || INNEEDIN
Purnp Efﬂc:|anc:_l,-| peicent Matar Speed i Ipih
Purnp Dutlet Terpersture: | NN | -+ Woltage Drop Along Cable _ Valls

Current Lsed | B Waltage Required &t Suiface | NN -

Surface Ky, |_ Torgue On Shatt || INEE | =0

ANEXO C (Continuacion). Disefio ESP. Tornado de la bomba - Pozo 11

| REDA - GN4000 - 80 STAGE(S) (Pozo 11 24 Apr 16 10:10)

10000

8000

6000

Min. operating range

4000

Max. operating range

2000 il

[§] 2000 4000 6000 8000 10000
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Pressure S

AN

EXO C (Continuacioén). Disefio ESP. Curva IPR para el Pozo 07

| IPR plot Vogel (Pozo 07 24 Apr 16 11:15) |
10000 :
AQF 3 30986.6 (STB/day)
Formation Pl § 583 (STB/day/psi)
<1000 O
10701 - S
B
L0 T01]  e--= - r S
] S S S R
7000 14000 21000 28000 35000
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ANEXO C (Continuacion). Disefio ESP. Pozo 07

(POZO 07

S pIOTIRON MY
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ANEXO C (Continuacion).

Disefio ESP. Pardmetros de disefio - Pozo 07

ESP Design (POZ0 07_ESP.Cut) (Matched

Inlet Temperature

242.043

Done I Calculate | b ain | Help | E =port | Senzitivity |
“Well Head Pressure 350 [pzig)
Flawing BH Pressure 4328 57 [pzig)
Pump Intake Pressure 036594 [pzig)
Purmp Intake B ate 34797 [RE/day]
Free GOR Enterng Purmp 1] [2cf/STE]
Pump Dizcharge Pressure 4738.05 [pzig)
Pump Dizchage Rate 3394 54 [RE/day]
Tatal GOR Above Pump 5 [2cf/STE]
b azz Flow Rate 2333167 [lbrmdday]
Tatal Fluid Graswity 0.96001
Average Downhole rate 341884 [RE/day]
Head Required 409387 [feet]
Fluid Paweer required 24329 [hp]

GLR Ak Pump Intakel A 1]
Bo At Pump Intake [ 1.23125
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ANEXO C (Continuacion). Disefio ESP - Pozo 07

RED SMES00 5,28 inches (500011000 RE./day)
Reda 540_90-0_5td 67Y5HP 30000 1332
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Head (feet)

ANEXO C (Continuacion).

Disefio ESP. Tornado de la bomba - Pozo 11

REDA - SN8500 - 112 STAGE(S) (Pozo 07 24 Apr 16 11:19)

10000

8000

6000

4000

2000

Min ioperating range

......................... [ SRR S-SR - Y18 = 1 Y. TR IS 0. o1 VRN S

6DHZ,

Max. operating ranée

40 He-

4000 8000 12000 16000
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ANEXO D. Tiempos operativos del workover tipo 1 para el pozo 17

Tipo 1: ESP Intake @ [ft] 11000

Horas Dias
Circulando pozo 12
LD X-mass tree
Install BOP y prueba
Install Mesa y pipe handler
Herramientas de manejo
Desasentar empaques de fondo
POOH tuberia (apréx 390 jts @ 5 std/hora) 39
LD empaques de fondo 2
Tocar fondo con slick line 3
Armar ESP 12
Colgar rueda guia 1
Instalar empaque
RIH tuberia con cable + ESP + empaque (7
jts / hr) 51
Megadas y pruebas de presion (30 min
cada 1000 ft) 5,5
Instalar QCI/BIW/Penetrador 3
Instalar tubing hanger 1
Sentar empaque en fondo 6
Retirar herramientas de trabajo 1
3
2
2
6

NPFPWWN

Retirar pipe handler y mesa

Retirar BOP

Instalar X-mass tree y flow line

Total 15 6,5
Contingencia 10% 172 7,2
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ANEXO D (Continuacion) . Tiempos operativos del workover tipo 2 para el pozo

17

Tipo 2: ESP + gas lift

Intake @ [ft]

11000

Circulando pozo

LD X-mass tree

Install BOP y prueba

Install Mesa y pipe handler

Herramientas de manejo

Desasentar empaques de fondo

POOH tuberia (apréx 390 jts @ 5 std/hora)
LD empaques de fondo

Tocar fondo con slick line

Armar ESP

Colgar rueda guia

Instalar empaque

RIH tuberia con cable + ESP + empaque + valvulas gas lift
(7 jts / hr)

Megadas y pruebas de presion (30 min cada 1000 ft)
Instalar QCI/BIW/Penetrador

Instalar tubing hanger

Sentar empaque en fondo

Retirar herramientas de trabajo

Retirar pipe handler y mesa

Retirar BOP

Instalar X-mass tree y flow line

Total

Contingencia 10%

Horas

w =

NEFEFNWNONPEFPFWWDNDN

[EEN

Dias

6,6
7,3
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ANEXO E. Costos operativos del workover para el pozo 07

TIPO DE COMPLETAMIENTO
ITEM Tipo de Tarifa Tarifa Tipo 1: ESP Tipo 2: ESP + gas lift Tipo 3: Gas lift
Costo Costo Costo

Dias de operacién promedio por trabajo N/A N/A 6,9 6,9 0,8
Costo taladro de reacondicionamiento (WO) USD/dia $ 12.454 | $ 85.352 | $ 86.494 | $

Movilizacién del taladro de WO Global $ 12.422 | $ 12.422 | § 12.422 | $

Equipo ESP Global $ 160.000 | $ 160.000 | $ 160.000 | $

Tuberia de produccién (Recambio 10%) USD/FT $ 9] 8.550 | $ 8.550 | $

Otros materiales (Empaque, mid joints, et..) Global $ 11.000 | $ 11.000 | $ 11.000 | $

Cable de potencia USD/FT $ 10]3 95.000 | $ 95.000 | $
QCI/BIW/Penetrador Global $ 10.000 | $ 10.000 | § 10.000 | $

VSD Unidad $ 122.188 | $ 122.188 | § 122.188 | §

SDT Unidad $ 26.367 | $ 26.367 | $ 26.367 | $

SUT Unidad $ 20.760 | $ 20.760 | $ 20.760 | $

Valvulas gas lift Unidad $ 10.000 | $ $ 40.000 | $ 40.000
Generador eléctrico Global $ - $

Slick line Dia $ 1.300 | $ 1.300 | $ 1.300 | $ 1.300
Costo total ($USD/mes) $ 552.938,94 | $ 594.080,56 | § 41.300,00

ANEXO E (Continuacion) . Costos operativos del workover para el pozo 07.- Tipo
1y 2. — Pardmetros para flujo de caja incremental.

Decremento de produccién estimada (BOPM) por pozo Intervenido + Declinacién
Costo operativo (USD/bbl) - lifting cost

Aumento del lifting cost mensual

Declinacién de la produccion (%/ano)

Declinacién de la produccion (%/mensual)

Periodo mensual considerado (Dfas)

Produccién promedio/pozo (BOPD)

Precio del crudo/BBL

Precio estimado de ajuste por calidad de crudo (USD/bbl)
Precio estimado de venta del crudo (USD) afio 1

Precio estimado de venta del crudo (USD) afio 2

Tasa de actualizacidon estimada mensual

Tasa de actualizacidn estimada anual

18,00
18,54
0,5%
18%
1,50%
30,00
1.200,00
48,00
4,00
25,46
17,82
1%
12%
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ANEXO E (Continuacion) . Costos operativos del workover para el pozo 07.- Tipo
3. — Parametros para flujo de caja incremental.

Mantenimiento de compresores en superficie a las 10000 horas (417 dias = mes 14) $ 22.095,30
Decremento de produccidn estimada (BOPM) por pozo Intervenido + Declinacién 4,59
Costo operativo (USD/bbl) - lifting cost $ 18,66
Aumento del lifting cost mensual 0,5%
Declinacion de la produccién (%/afio) 11,0%
Declinacién de la produccion (%/mensual) 0,9%
Periodo mensual considerado (Dias) 30,00
Produccién promedio/pozo (BOPD) 501,12
Precio del crudo/BBL $ 48,00
Precio estimado de ajuste por calidad de crudo (USD/bbl) $ 4,00
Precio estimado de venta del crudo (USD) afio 1 $ 25,46
Precio estimado de venta del crudo (USD) afio 2 $ 17,82
Tasa de actualizacion estimada mensual 1%

Tasa de actualizacién estimada anual 123
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ANEXO E (Continuacion) . Costos operativos — Flujo de caja incremental - Pozo 07.- Tipo 1

Barriles producidos

R , Costo . Flujo de cajano . . Sumatoria de
periodol Mes | PO penf;do(BOPM) Regalias Workover Costo operativo|  Egreso total Eglresototal@ descontado FIu'|ode caja@ TR
conﬂflera.nldo (BOPM) (USD/mes) (USD/mes) (Usp) periodo o0 (USD) (USD) periodoo (USD) @ periodo 0 (USD)
declinacién
0 1 27.775,92 2.222,07 | $ 650.589,57 | $  650.589,57 [ $ 552.938,94 | $ 514.977,72 | $ 1.067.916,67 | § 1.067.916,67 | $ (417.327,09)| $  (417.327,09) $ (417.327,09)
1 2 35.460,00 2.836,80 | $ 830.572,30 | § 822.348,81 | § - $  660.731,25 | $ 660.731,25 | $ 654.189,35 | $  169.841,05 | $ 168.159,45 | $ (249.167,64)
2 3 34.928,10 2.794,25 | $ 818.113,71 | § 801.993,64 [ $ - $  654.074,38 | § 654.074,38 | § 641.186,53 | $ 164.039,33 | $ 160.807,11 | $ (88.360,53)
3 4 34.404,18 2.752,33 | $ 805.842,00 | $ 782.142,31 [ $ - $  647.484,58 | $ 647.484,58 | $ 628.442,15 | §  158.357,42 | § 153.700,16 | $ 65.339,62
4 5 33.888,12 2.711,05 | § 793.754,37 | $ 762.782,35 | § - $  640.961,17 | $ 640.961,17 | $ 615.951,09 | $  152.793,20 | $ 146.831,26 | S 212.170,89
5 6 33.379,79 2.670,38 | § 781.848,06 | $ 743.901,60 | $ - $ 634.503,49 | § 634.503,49 | $  603.708,30 | § 147.344,57 | $ 140.193,30 | $ 352.364,19
6 7 32.879,10 2.630,33 | $ 770.120,34 | $ 725.488,20 | $ - $  628.110,87 | $ 628.110,87 | $ 591.708,85 | § 142.009,47 | $§ 133.779,35 | $ 486.143,53
7 8 32.385,91 2.590,87 | § 758.568,53 | $ 707.530,57 | $§ - $  621.782,65 | $ 621.782,65 [ $ 579.947,90 | $ 136.785,88 | $ 127.582,66 | $ 613.726,20
8 9 31.900,12 2.552,01 | $ 747.190,01 | $ 690.017,43 | $ - $ 615.518,19 | $ 615.518,19 | $ 568.420,72 | $ 131.671,82 | § 121.596,71 | $ 735.322,91
9 10 31.421,62 2.513,73 | $ 735.982,16 | $ 672.937,79 | § - $  609.316,84 | $ 609.316,84 | $ 557.122,66 | §  126.665,31 | $ 115.815,14 | $ 851.138,05
10 1 30.950,30 2.476,02 | $ 724.942,42 | $ 656.280,92 | $ - $  603.177,98 | $ 603.177,98 | $ 546.049,15 | $  121.764,45 | $ 110.231,76 | $ 961.369,81
1 12 30.486,04 2.438,88 | $ 714.068,29 | $ 640.036,34 | $ - $ 597.100,96 | $ 597.100,96 | $ 535.195,75 | $  116.967,33 | $ 104.840,59 | $ 1.066.210,40
12 13 30.028,75 2.402,30 | $ 492.350,08 | $  436.935,70 | § - 1% 591.08517|% 591.085,17 | $  524.558,07 | $ (98.735,08)| $  (87.622,37)| $ 978.588,03
13 14 29.578,32 2.366,27 | $ 484.964,83 | $ 426.120,46 | $ - $ 585.129,98 | § 585.129,98 | $ 514.131,83 | $  (100.165,15)| $ (88.011,37)| $ 890.576,66
14 15 29.134,64 2.330,77 | § 477.690,36 | $ 415.572,92 | § - $ 579.234,80 | $  579.234,80 | $  503.912,83 | $ (101.544,44) $  (88.339,90)| $ 802.236,76
15 16 28.697,63 2.295,81 | § 470.525,00 | $ 405.286,47 | § - $ 573.399,01| ¢ 573.399,01| §  493.896,93 | § (102.874,00)| $ (88.610,47)| $ 713.626,29
16 17 28.267,16 2.261,37 | $ 463.467,13 | § 395.254,62 [ ¢ - $  567.622,01 | ¢ 567.622,01 | $ 484.080,12 | § (104.154,88)| $ (88.825,50)| $ 624.800,79
17 18 27.843,15 2.227,45 | $ 456.515,12 | $ 385.471,09 | $ - $  561.903,22 | § 561.903,22 | § 474.458,43 | $ (105.388,10) $ (88.987,34)| S 535.813,45
18 19 27.425,51 2.194,04 | $ 449.667,40 | $ 375.929,73 | $ - $  556.242,05 | § 556.242,05 | $  465.027,98 | § (106.574,65)| $ (89.098,25) $ 446.715,20
19 20 27.014,12 2.161,13 | § 442.922,38 | § 366.624,54 | $ - $ 550.637,91| ¢ 550.637,91 | $  455.784,98 | § (107.715,52)] $ (89.160,44)| $ 357.554,76
20 21 26.608,91 2.128,71 | § 436.278,55 | $ 357.549,67 [ $ - $  545.090,23 | § 545.090,23 | $  446.725,68 | $ (108.811,68)] $ (89.176,01)| $ 268.378,75
21 22 14.106,62 1.128,53 | $ 231.291,58 | $ 187.676,97 | $§ 336.124,29 | § 290.422,61 | §  626.546,90 | $  508.399,06 | $ (395.255,32)| $  (320.722,09) S (52.343,34)
22 23 25.816,63 2.065,33 | ¢ 423.288,36 | § 340.068,26 | $§ - $  534.161,99 | $ 534.161,99 | ¢ 429.143,72 | $  (110.873,64)| $ (89.075,46)| $ (141.418,80)
23 24 25.429,38 2.034,35 | $ 416.939,03 | $ 331.650,73 | $ - $  528.780,31| ¢ 528.780,31 | $ 420.613,96 | $  (111.841,28) $ (88.963,23)| $ (230.382,03)
Total 709.810,02 | #########| §  14.377.491,59 | $ 13.080.190,69 | $ 889.063,23 | #####A##### | $ 14.780.512,60 | § 13.310.572,72 | $ (403.021,02)] §  (230.382,03)
VPN $13.080.190,69 $ 825.680,33 $12.484.892,39 $ 13.310.572,72 ($ 230.382,03)
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ANEXO E (Continuacion) . Costos operativos — Flujo de caja incremental - Pozo 07.- Tipo 2

Barriles q
. Sumatoria de
producidos por ., . . q R q R
Periodo| Mes periodo Regalias Costo Workover| Costo operativo Egreso total (USD) Egl:esototal@ Flujo de cajano Fllx!ode caja@ fl‘u|osnet¢.)sde
(BOPM) (BOPM) (USD/mes) (USD/mes) periodo 0 (USD) |descontado (USD)| periodo o (USD) | caja @ periodo o
. (UsSD)
considerando
o 1 27.775,92 2.222,07 | $§  650.589,57 | $ 650.589,57 | $ 594.080,56 | $ 514.977,72 | § 1.109.058,28 | § 1.109.058,28 | § (458.468,71) $  (458.468,71) S (458.468,71)
1 2 35.460,00 2.836,80 | § 830.572,30 | §  822.348,81[ ¢ - $  660.731,25 | § 660.731,25 | §  654.189,35 | § 169.841,05 | $ 168.159,45 | S (290.309,26)
2 3 34.928,10 2.794,25 | $ 818.113,71 | $  801.993,64 | $ $  654.074,38 | $ 654.074,38 | $ 641.186,53 | $ 164.039,33 | $ 160.807,11 | S (129.502,15)
3 4 34.404,18 2.752,33 | $ 805.842,00 | $ 782.142,31 | § $  647.484,58 | $ 647.484,58 | $§ 628.442,15 | $ 158.357,42 | § 153.700,16 | $ 24.198,01
4 5 33.888,12 2.711,05 | $ 793.754,37 | $ 762.782,35 | § $ 640.961,17 | $ 640.961,17 [ $ 615.951,09 | $ 152.793,20 | § 146.831,26 | $ 171.029,27
5 6 33.379,79 2.670,38 | §  781.848,06 | $§  743.901,60 | $ $ 634.503,49 | § 634.503,49 | $  603.708,30 | § 147.344,57 | $ 140.193,30 | $  311.222,57
6 7 32.879,10 2.630,33 | § 770.120,34 | $  725.488,20 | $ $ 628.110,87 | $ 628.110,87 | $ 591.708,85 | $ 142.009,47 | $ 133.779,35 | $ 445.001,92
7 8 32.385,91 2.590,87 | $  758.568,53 | $  707.530,57 | $ $ 621.782,65 | $ 621.782,65 | $  579.947,90 | $ 136.785,88 | $ 127.582,66 | $ 572.584,58
8 9 31.900,12 2.552,01 | $ 747.190,01 | §  690.017,43 | $ $ 615.518,19 | $ 615.518,19 [ §  568.420,72 | $ 131.671,82 | § 121.596,71 | $ 694.181,29
9 10 31.421,62 2.513,73 | $ 735.982,16 | $ 672.937,79 | $ $ 609.316,84 | $ 609.316,84 | $ 557.122,66 | $ 126.665,31 | $ 115.815,14 | $ 809.996,43
10 1 30.950,30 2.476,02 | $ 724.942,42 | $  656.280,92 | $ $ 603.177,98 | $ 603.177,98 [ § 546.049,15 | $ 121.764,45 | $ 110.231,76 | $ 920.228,20
1 12 30.486,04 2.438,88 | $§ 714.068,29 | §  640.036,34 | $ $ 597.100,96 | § 597.100,96 [ $ 535.195,75 | $ 116.967,33 | $ 104.840,59 | S 1.025.068,79
12 13 30.028,75 2.402,30 | §  492.350,08 | §  436.935,70 | $ $ 591.085,17 | $ 591.085,17 [ $  524.558,07 | $ (98.735,08)| $ (87.622,37)| $ 937.446,41
13 14 29.578,32 2.366,27 | $  484.964,83 | §  426.120,46 | $ $  585.129,98 | § 585.129,98 | $ 514.131,83 | $ (100.165,15)| $ (88.011,37) $ 849.435,04
14 15 29.134,64 2.330,77 | $  477.690,36 | $ 415.572,92 | $ $__579.234,80 | ¢ 579.234,80 | $  503.912,83 | $ (101.544,44)| $ (88.339,90)| $ 761.095,14
15 16 28.697,63 2.295,81 | $  470.525,00 | $  405.286,47 | $ $  573.399,01 | $ 573.399,01] $  493.896,93 | $ (102.874,00)| $ (88.610,47)| $ 672.484,67
16 17 28.267,16 2.261,37 | §  463.467,13 | $  395.254,62 | $ $  567.622,01 | $ 567.622,01 | §  484.080,12 | $ (104.154,88)| $ (88.825,50)| $ 583.659,17
17 18 27.843,15 2.227,45 | § 456.515,12 | $  385.471,09 | $ $  561.903,22 | § 561.903,22 | §  474.458,43 | $ (105.388,10)| $ (88.987,34)| $ 494.671,83
18 19 27.425,51 2.194,04 | $  449.667,40 | $  375.929,73 | $ $ 556.242,05 | % 556.242,05 | $  465.027,98 | $ (106.574,65)| $  (89.098,25)| $  405.573,58
19 20 27.014,12 2.161,13 | $  442.922,38 | §  366.624,54 | $ $  550.637,91 | $ 550.637,91| $  455.784,98 | $ (107.715,52)| $ (89.160,44)| $ 316.413,14
20 21 26.608,91 2.128,71 | §  436.278,55 | §  357.549,67 | $ - $  545.090,23 | § 545.090,23 | §  446.725,68 | $ (108.811,68)| $ (89.176,01)| $ 227.237,13
21 22 22.696,03 1.815,68 | $ 372.123,18 | § 301.951,97 | $ 377.265,90 | §  467.258,62 | $ 844.524,52 [ §  685.272,67 | $ (472.401,34) $  (383.320,70)| $  (156.083,57)
22 23 25.816,63 2.065,33 | §  423.288,36 | §  340.068,26 | $ - $ 534.161,99 | $ 534.161,99 | $  429.143,72 | § (110.873,64)! $ (89.075,46)| S (245.159,03)
23 24 25.429,38 2.034,35 | $  416.939,03 | § 331.650,73 | $ - $  528.780,31| $ 528.780,31 | $  420.613,96 | $ (111.841,28)! (88.963,23)| $  (334.122,26)
Total 718.399,43 | § 57.471,95 | $ 14.518.323,18 | $ 13.194.465,69 | $ 971.346,46 | $ 14.068.28538 | §  15.039.631,84 | $ 13.528.587,95 | $ (521.308,66)| $  (334.122,26)
VPN $ 13.194.465,69 $ 900.205,50  $12.628.382,46 $13.528.587,95 ($ 334.122,26)
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ANEXO E (Continuacion) . Costos operativos — Flujo de caja incremental - Pozo 07.- Tipo 3

Barriles
producidos por p Costo . . . . . Sumatoria de flujos
peiodo| x| periaiolsor) | (o5 watarice | OIS | cymoroaiusn) | ERAE) | Ibiestin | okt | nonte cind

considerando (USD/mes) periodo o (USD)

declinacién
[¢) 1 14.657,76 1.172,62 | § 343.325,70 | $  343.325,70 [ $ 41.300,00 | $ 273.550,30 | $ 314.850,30 | $ 314.850,30 | $ 28.475,40 | $ 28.475,40 | $ 28.475,40
1 2 14.895,79 1.191,66 | $  348.901,08 | §  345.446,61 | $ - $ 279.382,54 | $ 279.382,54 | $ 276.616,37 | $ 69.518,54 | $ 68.830,24 | S 97.305,63
2 3 14.759,25 1.180,74 | § 345.702,82 | § 338.891,10 [ § - $ 278.205,64 | $ 278.205,64 | $§ 272.723,89 | § 67.497,18 | § 66.167,22 | $ 163.472,85
3 4 14.623,95 1.169,92 | $ 342.533,87 | $  332.460,00 [ $ - $ 277.033,70 | $ 277.033,70 | $ 268.886,18 | $ 65.500,18 | $ 63.573,83 | $ 227.046,68
4 5 14.489,90 1.159,19 | §  339.393,98 | $§  326.150,94 | $ - $ 275.866,69 | $ 275.866,69 | $ 265.102,47 | $ 63.527,29 | § 61.048,47 | $ 288.095,15
5 6 13.998,15 1.119,85 | § 327.875,80 | § 311.962,57 | $§ 41.300,00 | § 267.836,99 | $ 309.136,99 | $ 204.133,24 | § 18.738,81 | $ 17.829,33 | § 305.924,48
6 14.225,47 1.138,04 | $ 333.200,28 | § 313.889,73 [ $ - $ 273.547,41 | $ 273.547,41 | $ 257.694,04 | $ 59.652,86 | $ 56.195,70 | $ 362.120,18
7 8 14.095,07 127,611 $  330.14594 | §  307.933,08 | § - $ 272.395,09 | $ 272.395,09 | $ 254.067,82 | § 57.750,85 | $ 53.865,26 | $ 415.985,44
8 9 13.965,87 1.117,27 | $ 327.119,60 | $  302.089,46 | $ - $ 271.247,63 | § 271.247,63 | $ 250.492,63 | $ 55.871,97 | $ 51.596,83 | $ 467.582,27
9 10 13.607,21 1.088,58 | § 318.718,99 | §  291.417,46 | § 1.823,00 | § 265.603,25 | $ 267.426,25 | $ 244.518,47 | § 51.292,74 | § 46.899,00 | $ 514.481,26
10 1 13.711,00 1.096,88 | § 321.149,00 | §  290.732,81] § - $ 268.967,18 | $ 268.967,18 | $ 243.492,48 | $ 52.182,72 | § 47.240,33 | $ 561.721,59
1 12 13.245,68 1.059,65 | $ 310.250,87 | $ 278.085,21 [ $ 41.300,00 | $ 261.138,30 | $ 302.438,30 | $ 271.082,62 | $ 812,57 | § 7.002,59 | $ 568.724,18
12 13 13.460,78 1.076,86 | $ 220.702,39 | $ 195.862,17 [ $ - $ 266.705,90 | $ 266.705,90 | $ 236.687,95 | $ (46.003,51)| $ (40.825,78)[ $ 527.898,40
13 14 12.670,52 1.013,64 | § 207.745,32 | $  182.538,05 | $ 22.095,30 | § 252.303,29 | $ 274.398,59 | $ 241.103,77 | $ (66.653,26)| $ (58.565,73)| $ 469.332,68
14 15 13.215,13 1.057,21 | §  216.674,73 | $  188.498,99 | $ - 1 264.463,64 | $ 264.463,64 | $ 230.073,57 | § (47.788,91)] $ (41.574,58)| $ 427.758,09
15 16 13.093,99 1.047,52 | $ 214.688,54 | §  184.921,86 | § - $ 263.349,59 | $§ 263.349,59 | $ 226.836,03 | $ (48.661,04)| $ (41.914,16)| $ 385.843,93
16 17 12.973,97 1.037,92 | $ 212.720,56 | $ 181.412,62 | ¢ - $ 262.240,23 | $ 262.240,23 | $ 223.644,04 | $ (49.519,66)| $ (42.231,42)| S 343.612,51
17 18 12.533,66 1.002,69 | $ 205.501,36 | $ 173.520,72 [ $ 41.300,00 | $ 254.607,15 | $ 295.907,15 | $ 249.857,34 | $ (90.405,79)| $ (76.336,61) $ 267.275,89
18 19 12.737,20 1.018,98 | § 208.838,56 | $ 174.592,65 | $ - $ 260.035,51 | $ 260.035,51 | $ 217.394,19 | $ (51.196,94)| $ (42.801,53)| $ 224.474,36
19 20 12.620,44 1.009,64 | § 206.924,21 | § 171.279,43 | $ - $ 258.940,11 | $ 258.940,11 | § 214.335,06 | $ (52.015,90)| $ (43.055,64)| $ 181.418,72
20 21 12.504,75 1.000,38 | §  205.027,40 | $  168.029,07 [ $ - $ 257.849,32 | § 257.849,32 | § 211.318,99 | $ (52.821,92)| $ (43.289,91) $ 138.128,81
21 22 12.183,63 974,69 | $ 199.762,19 | $  162.093,06 | $ 1.823,00 | § 252.483,75 | $ 254.306,75 | $ 206.352,17 | $ (54.544,56) $ (44.259,10)| $ 93.869,71
22 23 12.276,55 982,12 | § 201.285,80 | $ 161.712,24 | $ - $ 255.681,52 | $ 255.681,52 | $ 205.413,56 | $ (54.395,72)| $ (43.701,32)| $ 50.168,40
23 24 11.859,92 94879 | §  194.454,66 | § 154.677,36 | $  41.300,00 | § 248.239,35 | § 289.539,35 | $ 230.311,70 | § (95.084,69)| $ (75.634,33)| (25.465,94)

Total 322.405,65 | $ 25.792,45 | $ 6.482.644,54 | $ 5.881.522,93 | § 232.241,30 | § 6.361.674,06 | $ 6.593.915,36 | $ 5.906.988,87 | (111.270,82)| $ (25.465,94)
VPN $5.881.522,93 $207.898,63 $5.699.090,24 $5.906.988,87 ($ 25.465,94)




ANEXO F. Costos operativos del workover para el pozo 11

TIPO DE COMPLETAMIENTO

ITEM Tipo de Tarifa Tarifa Tipo 1: ESP Tipo 2: ESP + gas lift Tipo 3: Gas lift
Costo Costo Costo

Dias de operacién promedio por trabajo N/A N/A 7,0 7,0 0,8]
Costo taladro de reacondicionamiento (WO) UsD/dia $ 12.454 | § 86.556 | $ 87.697 | $
Movilizacién del taladro de WO Global $ 12.422 | $ 12.422 | $ 12.422 | $
Equipo ESP Global $ 140.000 | $ 140.000 | $ 140.000 | $
Tuberia de produccién (Recambio 10%) USD/FT $ 9|3 9.450 | $ 9.450 | $
Otros materiales (Empaque, mid joints, et..) Global $ 11.000 | $ 11.000 | $ 11.000 | $
Cable de potencia USD/FT $ 10]$ 105.000 | $ 105.000 | $
QCI/BIW/Penetrador Global $ 10.000 | $ 10.000 | $ 10.000 | $
VSD Unidad $ 38.010 | ¢ 38.010 | $ 38.010 | $
SDT Unidad $ 11.700 | $ 11.700 | $ 11.700 | $
SUT Unidad $ 19.667 | $ 19.667 | $ 19.667 | $
Valvulas gas lift Unidad $ 10.000 | $ - $ 50.000 | $ 50.000
Generador eléctrico Global $ $ -
Slick line Dia $ 1.300 | $ 1.300 | $ 1.300 | $ 1.300
Costo total ($USD/mes) $ 445.104,52 | $ 496.246,14 | $ 51.300,00

105



ANEXO F (Continuacién) . Costos operativos del workover para el pozo 11.- Tipo

1y 2. — Pardmetros para flujo de caja incremental.

Decremento de produccién estimada (BOPM) por pozo Intervenido + Declinacién
Costo operativo (USD/bbl) - lifting cost

Aumento del lifting cost mensual

Declinacidn de la produccién (%/afio)

Declinacién de la produccién (%/mensual)

Periodo mensual considerado (Dias)

Produccién promedio/pozo (BOPD)

Precio del crudo/BBL

Precio estimado de ajuste por calidad de crudo (USD/bbl)
Precio estimado de venta del crudo (USD) afio 1

Precio estimado de venta del crudo (USD) afio 2

Tasa de actualizacién estimada mensual

Tasa de actualizacién estimada anual

3,00
22,46
0,5%
18%
1,50%
30,00
200,00
48,00
4,00
21,54
15,08
1%
12%

ANEXO F (Continuacién) . Costos operativos del workover para el pozo 11.- Tipo

3. — Parametros para flujo de caja incremental.

Mantenimiento de compresores en superficie a las 10000 horas (417 dias = mes 14)
Decremento de produccidn estimada (BOPM) por pozo Intervenido + Declinacién
Costo operativo (USD/bbl) - lifting cost

Aumento del lifting cost mensual

Declinacion de la produccién (%/afio)

Declinacién de la produccion (%/mensual)

Periodo mensual considerado (Dias)

Produccién promedio/pozo (BOPD)

Precio del crudo/BBL

Precio estimado de ajuste por calidad de crudo (USD/bbl)

Precio estimado de venta del crudo (USD) afo 1

Precio estimado de venta del crudo (USD) afio 2

Tasa de actualizacion estimada mensual

Tasa de actualizacién estimada anual

wn N N qn

22.095,30
1,38
19,82

0,5%

11,0%

0,9%
30,00
151,00
48,00

4,00
21,54
15,08
1%
12%
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ANEXO F (Continuacién) . Costos operativos — Flujo de caja incremental - Pozo 11.- Tipo 1

Barriles producidos

Periodol Mes porperi.odo(BOPM) Regalias W:::::er Costo operativo| Egreso total Egl:esototal@ FI:’::E:;’::O Flu'iodecaia@ fluisol;mn:ttzl;l:::aia
consn.iera’ndo (BOPM) (USD/mes) (USD/mes) (usD) periodo o (USD) (UsD) periodo o (USD) @ periodo 0 (USD),
declinacién

o 1 4.609,99 368,80 | ¢ 91.338,08 | §  01.338,08 | § 445.104,52 | $ 103.558,20 | §  548.662,72 [ $  548.662,72 ¢ (457.323,73) $  (457.323,73) $ (457.323,73)
1 2 5.910,00 472,80 | $ 117.096,35 | §  115.936,98 | $ - $  133.425,16 | $ 133.425,16 | § 132.104,12 | $  (16.328,81)| ¢ (16.167,14)] $ (473.490,87)
2 3 5.821,35 465,711 % 115.339,91 | §  113.067,26 | $ $ 132.080,90 | § 132.080,90 | $ 129.478,39 | $  (16.741,00) $ (16.411,13)] $ (489.902,00)
3 4 5.734,03 458,72 | § 113.609,81 | §  110.268,56 | $ $  130.750,19 | $ 130.750,19 | § 126.904,84 | $  (17.140,38)| ¢ (16.636,28)] $ (506.538,28)
4 5 5.648,02 451,84 | § 111.905,66 | §  107.539,14 | $ $ 129.432,88 | § 129.432,88 | $ 124.382,45 | $  (17.527,22) § (16.843,31)! $ (523.381,60)
5 6 5.563,30 445,06 | $ 110.227,08 | $  104.877,28 | § $  128.128,84 | § 128.128,84 | $ 121.910,20 | $  (17.901,77) $ (17.032,92)| $ (540.414,51)
6 7 5.479,85 438,39 | $ 108.573,67 | §  102.281,31| § - $  126.837,95 | ¢ 126.837,95 | ¢ 119.487,08 | $  (18.264,27) $ (17.205,77)| $ (557.620,29)
7 8 5.397,65 431,81 § 106.945,07 | $  99.749,59 | $ - 1§ 125.560,05| §  125.560,05 | $ 1n7.12,13 | ¢ (18.614,99)| $  (17.362,54)] (574.982,82)
8 9 5.316,69 425331 %  105.340,89 | $  97.280,54 | § - |4 12429504 | ¢  124.29504 | §  14.784,38 | §  (18.95415) $  (17.503,84)| $  (592.486,66)
9 10 5.236,94 418,95 | § 103.760,78 | §  94.872,61 | $ $  123.042,76 | $ 123.042,76 | $ 112.502,90 | $  (19.281,99) $ (17.630,29) $ (610.116,95)
10 1 5.158,38 412,67 1 % 102.204,36 | $  92.524,28 | $ $ 121.803,11 | $ 121.803,11 | $ 110.266,76 | $  (19.598,74)| $ (17.742,49) $ (627.859,43)
" 12 5.081,01 406,48 | $ 100.671,30 | $  90.234,07 | $ $  120.575,94 | $ 120.575,94 | $ 108.075,08 | $  (19.904,64) $ (17.841,00)| $ (645.700,44)
12 13 5.004,79 400,38 | § 69.412,86 | §  61.600,39 | $ - $  119.361,14 | $ 119.361,14 | $ 105.926,95 | $ (49.948,28) $ (44.326,56)| S (690.027,00)
13 14 4.929,72 394,38 | $ 68.371,67 | §  60.075,63 | ¢ - $  18.158,58 | § 118.158,58 | § 103.821,52 | $  (49.786,91)| $ (43.745,89)! $ (733.772,89)
14 15 4.855,77 388,46 | $ 67.346,09 | §  58.588,61 | $ - $  116.968,13 | $ 116.968,13 | § 101.757,94 | $  (49.622,03) $ (43.169,33)| S (776.942,22)
15 16 4.782,94 382,64 | $ 66.335,90 | $ 57.138,39 [ $ $  115.789,67 | § 115.789,67 | $ 99.73537 | $ (49.453,77) $ (42.596,98)| $ (819.539,20)
16 17 4.711,19 376,90 | $ 65.340,86 | §  55.724,08 | $ $  114.623,09 | § 114.623,09 | $ 97.753,01 | $  (49.282,23)| § (42.028,93) $ (861.568,14)
17 18 4.640,53 371,24 | $ 64.360,75 | $  54.344,77 | $ $  113.468,27 | § 113.468,27 | $ 95.810,05 $  (49.107,51) $ (41.465,28) $ (903.033,42)
18 19 4.570,92 365,67 | $ 63.395,34 | $  52.999,60 | ¢ $  112.32507 | § 112.325,07 | $ 93.905,71 | § (48.929,73)| $ (40.906,10)| $ (943.939,52)
19 20 4.502,35 360,19 | § 62.444,41 1§  51.687,73 | $ - 1$ 119340 ¢ 111.193,40 | $ 92.039,21 | $ (48.748,99) $  (40.351,48) $ (984.291,00)
20 21 4.434,82 354,79 | $ 61.507,74 | $  50.408,33 | $ - $  110.073,12 | § 110.073,12 | § 90.209,82 | $  (48.565,38)| ¢ (39.801,49)| S (1.024.092,49)
21 22 2.337,03 186,96 | ¢ 32.412,97 | $ 26.300,87 | $ 323.227,72 | ¢ 5829569 ¢ 381.523,41 | §  309.579,60 § (349.110,43) $  (283.278,74) $  (1.307.371,23)
22 23 4.302,77 344,22 | § 59.676,35 | $  47.943,75 | $ - $  107.866,32 | § 107.866,32 | $ 86.659,40 | ¢ (48.189,97) $ (38.715,64) $ _ (1.346.086,87)
23 24 4.238,23 339,06 | % 58.781,20 | §  46.757,03 | § - $ 106.779,57 | §  106.779,57 | $ 84.936,93 | $ (47.99837) $ (38.179,91) $  (1.384.266,78)
Total 118.268,27 | § 9.461,46 | §  2.026.400,02 | $ 1.843.539,79 [ $§ 768.332,24 | $ 2.804.393,08 | §  3.572.725,31 | § 3.227.806,57 | $ (1.546.325,30)| $ (1.384.266,78)|
VPN $1.843.539,79 $707.381,24  $2.520.425,33 $ 3.227.806,57 (5 1.384.266,78)
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ANEXO F (Continuacion)

. Costos operativos — Flujo de caja incremental - Pozo 11.- Tipo 2

Barriles q
. Sumatoria de
Periodo| Mes pro:::;::ipor Regalias Costo Workover| Costo operativo Egreso total (USD) Egresototal @ | Flujodecajano | Flujodecaja@ | flujosnetosde
(BOPM) (BOPM) (USD/mes) (USD/mes) periodo 0 (USD) |descontado (USD)| periodo o (USD) | caja @ periodo o
: (usp)
considerando
o 1 4.609,99 368,80 % 9133898 | $ 9133898 | § 496.246,14 | $  103.558,20 | § 599.804,33 | § 599.804,33 | §  (508.465,35) $ (508.465,35) $  (508.465,35)
1 2 5.910,00 472,80 | § 117.096,35 | $ 115.936,98 | $ - $ 133.425,16 | § 133.425,16 | § 132.104,12 | § (16.328,81) $ (16.167,14)| S (524.632,49)
2 3 5.821,35 465,711 $ 115.339,91 | $ 113.067,26 | $ - $  132.080,90 | $ 132.080,90 | $  129.478,39 | $ (16.741,00)! $ (16.411,13)| S (541.043,62)
3 4 5.734,03 458,72 1 $ 113.609,81 | $ 110.268,56 | $ - $ 130.750,19 | $ 130.750,19 | $§  126.904,84 | $ (17.140,38)| $ (16.636,28)| $  (557.679,90)
4 5 5.648,02 451,84 | $ 111.905,66 | $ 107.539,14 | $ - $ 129.432,88 | % 129.432,88 | §  124.382,45 | § (17.527,22)| $ (16.843,31)| $  (574.523,21)
5 6 5.563,30 445,06 | $ 110.227,08 | §  104.877,28 | § - $ 128.128,84 | $ 128.128,84 | $ 121.910,20 | § (17.901,77)| $ (17.032,92)| $  (591.556,13)
6 7 5.479,85 438,39 | $ 108.573,67 | $ 102.281,31| $ - $  126.837,95 | $ 126.837,95 | $  119.487,08 | § (18.264,27) $ (17.205,77)| S (608.761,90)
8 5.397,65 431,81 §  106.94507 | $  99.749,59 | § - 1§ 12556005 ¢ 125.560,05 | § 17.112,13 | § (18.614,99) §  (17.362,54)| $  (626.124,44)
8 9 5.316,69 42533|% 10534089 |$  97.280,54 | $ - 1§ 12429504 % 124.295,04 | $  114.784,38 | $ (18.954,15)| §  (17.503,84)| $  (643.628,27)
9 10 5.236,94 418,95 | $  103.760,78 | $ 94.872,61 | $ - $  123.042,76 | $ 123.042,76 | § 112.502,90 | $ (19.281,99)! $ (17.630,29)| S (661.258,56)
10 1 5.158,38 412,67 | $ 102.204,36 | $ 92.524,28 | $ - $ 121.803,11 | $ 121.803,11 | $ 110.266,76 | $ (19.598,74) $ (17.742,49)| S (679.001,05)
1 12 5.081,01 406,48 | $ 100.671,30 | $ 90.234,07 | $ - $ 120.575,94 | $ 120.575,94 | $  108.075,08 | $ (19.904,64)| $ (17.841,00)| S (696.842,05)
12 13 5.004,79 400,38 | $ 69.412,86 | $ 61.600,39 | $ - $ 119.361,14 | $ 119.361,14 | §  105.926,95 | $ (49.948,28) $ (44.326,56)| S (741.168,61)
13 14 4.929,72 394,38 | $  68.371,67 | $  60.075,63 | $ - |$ 1815858 % 118.158,58 | §  103.821,52 | § (49.786,91) $  (43.745,89)| $  (784.914,51)
14 15 4.855,7 388,46 | §  67.346,09 | $  58.588,61] ¢ - |$  116.96813 | ¢ 116.968,13 | $  101.757,94 | § (49.622,03)| §  (43.169,33)| $  (828.083,84)
15 16 4.782,94 382,64 1% 6633590 % 5713839 ¢ - 1§ 1578967 % 15.789,67 | § 99735371 % (49453,77) ¢ (42.596,98) $ _ (870.680,82)
16 1 4.71,19 376,90 | $ 65.340,86 | $ 55.724,08 | $ - $ 114.623,09 | $ 114.623,09 | $ 97.753,01 | $ (49.282,23)| $ (42.028,93)| $  (912.709,75)
17 18 4.640,53 371,24 | $ 64.360,75 | $ 54.344,77 | $ - $ 113.468,27 | $ 113.468,27 | $ 95.810,05 | $ (49.107,51) $ (41.465,28)| $  (954.175,03)
18 19 4.570,92 365,67 | $ 63.395,34 | $__52.999,60 | $ - $ 112.325,07 | $ 112.325,07 | § 93.905,71 1 ¢ (48.929,73) §  (40.906,10)| S (995.081,14)
19 20 4.502,35 360,19 | $ 62.444,41 | § 51.687,73 | § - $ 111.193,40 | $ 111.193,40 | $ 92.039,21 | $ (48.748,99) §  (40.351,48)| $ (1.035.432,62)
20 21 4.434,82 354,79 | $ 61.507,74 | $ 50.408,33 | $ - $ 110.073,12 | $ 110.073,12 | $ 90.209,82 | $ (48.565,38)| $ (39.801,49)| $ (1.075.234,11)
21 22 4.112,50 329,00 | $ 57.037,46 | $ 46.281,02 | § 374.369,34 | $ 102.583,56 | $ 476.952,89 | $ 387.013,97 | $ (419.915,43) $ _ (340.732,05)| $ (1.415.966,16)
22 23 4.302,7 344221 $  59.676,35| %  47.943,75| ¢ - 1§ 107.866,32 | § 107.866,32 | $  86.659,40 | § (48189,97) §  (38.715,64) $ (1.454.681,80)
23 24 4.238,23 339,06 | $ 5878120 | §  46.757,03| ¢ S 1§ 106.779,57 [ ¢ 106.779,57 | §  84.936,93 | §  (47.998,37) §  (38.179,91) $ (1.492.861,71)
Total 120.043,74 | $ 9.603,50 [ $ 2.051.024,51 | $ 1.863.520,84 | $  870.615,47 [ $ 2.848.680,95 | $ 3.719.296,42 [ $ 3.356.382,55 | §  (1.668.271,91)| § (1.492.861,71)
VPN $1.863.520,84 $ 800.020,71 $ 2.556.361,84 $ 3.356.382,55 (5 1.492.861,71)
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ANEXO F (Continuacion)

. Costos operativos — Flujo de caja incremental - Pozo 11.- Tipo 3

Barriles
. Pr?duad“por Regalias Cosm, Costo operativo Egreso total @ Flujo de cajano Flujo de caja @ Sumatoriade'fluios
Ritzste Mes p:::;:e(f;:r) (BOPM) ‘1‘5;';7':::; (USD/mes) EczssototlCSD) periodo 0 (USD) |descontado (USD)| periodoo (USD) ::::sdie:;lfs?)
declinacién
[o 1 4.416,75 353,34 | % 87.510,21 | % 87.510,21] ¢  51.300,00 | § 87.559,93 | $ 138.859,93 | $ 138.859,93 | $ (51.349,72) § (51.349,72), $ (51.349,72)
1 2 4.488,48 359,08 | $ 88.931,31 ] §  88.050,80 | § - 1 89.426,75 | § 89.426,75 | $ 88.541,34 | § (495,44). $ (490,53)! $ (51.840,26)
2 3 4.447,33 35579 | % 88.116,11 | $  86.379,87 | $ -1 89.050,04 | $ 89.050,04 | $ 87.295,40 | $ (933,93) ¢ (915,53), $ (52.755,79)
3 4 4.406,56 352,53 | ¢ 87.308,38 | ¢  84.740,65 | ¢ -1 88.674,92 | $ 88.674,92 | $ 86.067,00 | § (1.366,54) $ (1.326,35) $ (54.082,14)
4 5 4.366,17 34929 | $  86.508,05 | §  83.132,54 | $ -8 88.301,37 | § 88.301,37 | § 84.855,89 | $ (1.793,32) $ (1.723,35), § (55.805,49)
5 6 4.217,99 337,44 | $ 83.572,18 | $ 79.516,07 | $ 51.300,00 | $ 85.731,17 | $ 137.031,17 | $ 130.380,46 | $ (53.458,99)! $ (50.864,39) $ (106.669,88)
6 7 4.286,49 342,92 | § 84.929,34 | $ 80.007,28 | § - $ 87.559,00 | $ 87.559,00 | $ 82.484,54 | $ (2.629,66) $ (2.477,26)| $ (109.147,14)|
7 8 4.247,20 339,78 1 % 84.150,82 | ¢ 78.488,99 | $ -8 87.190,16 | $ 87.190,16 | $ 81.323,84 | § (3.039,34). $ (2.834,85) (111.981,99)
8 9 4.208,26 336,66 | $ 83.379,44 | $ 76.999,51 | $ - $ 86.822,87 | ¢ 86.822,87 | $ 80.179,47 | $ (3.443,43) $ (3.179,95)! $ (115.161,94)
9 10 4.100,19 328,02 | § 81.238,21 | § 74.279,33 | $ 1.823,00 | § 85.016,18 | $ 86.839,18 | $ 79.400,52 | $ (5.600,97) $ (5.121,19) $ (120.283,13)
10 1 4.131,47 330,52 | § 81.857,82 | $ 74.104,82 | $ - $ 86.092,93 | $ 86.092,93 | $ 77.938,81 | § (4.235,11) § (3.833,99) $ (124.117,12)
1 12 3.991,26 319,30 | § 79.079,77 1 $ 70.881,07 | $ 51.300,00 | $ 83.587,01 | $ 134.887,01 | $ 120.902,42 | $ (55.807,24) $ (50.021,35)] $ (174.138,47)|
12 13 4.056,07 324,49 | $  56.254,78 | §  49.923,26 | § -1 85.369,12 | $ 85.369,12 | $ 75.760,76 | $ (29.114,34). $ (25.837,50), $ (199.975,97)
13 14 3.817,95 305,44 | $ 52.952,16 | $  46.527,08 | §  22.005,30 $ 80.759,03 | § 102.854,33 | § 90.374,25 | § (49.902,18) % (43.847,18) $ (243.823,15)
14 15 3.982,05 318,56 | $ 55.228,17 | §  48.046,46 | $ - $ 84.651,40 | % 84.651,40 | § 73.643,59 | § (29.423,23)| % (25.597,12)I $ (269.420,27)
15 16 3.945,55 315,64 | $ 54.721,91] $  47.134,69 | § - 84.294,81 | § 84.294,81 | $ 72.607,29 | $ (29:572,90)| $ (25.472,60)| $ (294.892,87)
16 17 3.909,38 312,75 | $ 54.220,29 | $ 46.240,22 | § - $ 83.939,72 | $ 83.939,72 | § 71.585,58 | $ (29.719,42) $ (25.345,36), $ (320.238,23)
17 18 3.776,71 302,14 | § 52.380,19 | $ 44.228,66 | § 51.300,00 | § 81.496,47 | $ 132.796,47 | $ 112.130,35 | § (80.416,28)! $ (67.901,69)| $ (388.139,92)|
18 19 3.838,04 307,04 | $ 53.230,81 | § 44.501,88 | $ - $ 83.234,02 | $ 83.234,02 | $ 69.585,08 | § (30.003,20)! $ (25.083,20)] S (413.223,12)|
19 20 3.802,85 304,23 | $ 52.742,86 | $  43.657,37 | $ -8 82.883,39 | $ 82.883,39 | § 68.605,89 | $ (30.140,53) $ (24.948,52) $ (438.171,64)
20 21 3.768,00 301,44 | $ 52.259,39 | $ 42.828,89 | § - $ 82.534,25 | $ 82.534,25 | $ 67.640,48 | $ (30.274,86) $ (24.811,59)| $ (462.983,23)|
21 22 3.671,23 203,70 | $ 50.917,34 | $ 41.315,86 | $ 1.823,00 | § 80.816,79 | § 82.639,79 | $ 67.056,42 | $ (31.722,46) $ (25.740,56), $ (488.723,79)
22 23 3.699,23 295,94 | $ 51.305,69 | $ 41.218,80 | § - $ 81.840,36 | $ 81.840,36 | $ 65.750,23 | $ (30.534,67) $ (24.531,44)! $ (513.255,23)
23 24 3.573,69 28590 | $  49.564,50 | §  39.42568 | §  51.300,00 $ 79-458,22 | § 130.758,22 | $ 104.010,55 | $ (81.193,72) § (64.584,87) $ (577.840,11)
Total 97.148,89 | §  7.771,91 | $ 1.652.359,72 [ $ 1.499.139,98 | §  282.241,30 | $ 2.036.289,91 | $ 2.318.531,21 | $ 2.076.980,08 | $ (666.171,49)| $ (577-840,11)
VPN $1.499.139,98 $ 252.774,72 $1.824.205,37 $ 2.076.980,08 ($ 577.840,11)




