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RESUMEN

TITULO: ESTUDIO DE VIABILIDAD TECNICA Y FINANCIERA PARA LA SELECCION E
IMPLEMENTACION DE LA TECNOLOGIA DE SEPARACION DE AGUA EN FONDO
(DOWNHOLE OIL-WATER SEPARATION -DOWS-) EN POZOS CANDIDATOS DE UN CAMPO
DE LA GERENCIA REGIONAL DEL MAGDALENA MEDIO (ECOPETROL S.A.)*

AUTORES: Kevin Rincon Chavez
Wilman Enrique Alvarez Quiroz**

PALABRAS CLAVES: DOWS, Separacion en fondo, Produccion, Corte de Agua, Campo Yarigui-
Cantagallo, Andlisis de Riesgo, Incertidumbre.

DESCRIPCION:

Los costos que implican la produccién de altas cantidades de agua son un problema para las
empresas a nivel mundial, por este motivo, hoy en dia se busca la forma de mitigar dicha
produccion. En la actualidad existen algunos métodos implementados para disminuir la cantidad de
agua que llega a superficie, como la cementacion remedial y la inyeccién de geles, pero este tipo
de procedimientos o técnicas podrian comprometer la produccion de crudo.

Este proyecto nace como solucion para la alta produccion de agua el Blogque IV del Campo Yarigui-
Cantagallo y busca demostrar la viabilidad técnica y financiera de la tecnologia de separacion de
agua y aceite en fondo en sus pozos con Bombeo Mecanico como Sistema de Levantamiento
Artificial. En Campos Colombianos se han realizado diferentes estudios con un separador de fondo
llamado Hidrociclén, por lo tanto, se busca la innovacién y asi estudiar un tipo que nunca antes ha
sido implementado en este pais, los separadores gravitacionales.

La metodologia para determinar la factibilidad tanto técnica como financiera de la tecnologia
DOWS consistié en: primero, seleccionar un campo de la Gerencia Regional del Magdalena Medio
(ECOPETROL S.A)). Segundo, seleccionar los pozos candidatos para realizar el estudio, teniendo
en cuenta los pardmetros de seleccion (screening). Tercero, realizar el disefio de la tecnologia en
cada uno de los pozos candidatos y realizar la evaluacién técnica. Cuarto, realizar la evaluacion
financiera bajo los criterios de evaluacion como lo son el Valor Presente Neto (VPN), la Tasa
Interna de Retorno (TIR), el tiempo de recuperacion de la inversion (Payback Time) y la Relacion
Costo-Beneficio (RCB). Quinto, realizar una revaluacion de las finanzas del proyecto, planteando
diferentes escenarios y observar el efecto en el VPN.

* Trabajo de Grado
** Facultad de Ingenierias Fisico-Quimicas. Escuela Ingenieria de Petréleos. Director: M.Sc.
Fernando Enrique Calvete Gonzalez.
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ABSTRACT

TITLE: STUDY OF TECNHICAL AND ECONOMICAL FEASIBILITY FOR THE SELECTION AND
IMPLEMENTATION OF THE DOWNHOLE WATER SEPARATION (DOWNHOLE OIL/WATER
SEPARATION -DOWS-) IN CANDIDATE WELLS OF A FIELD OF THE MIDDLE MAGDALENA
REGIONAL MANAGEMENT (ECOPETROL S. A.)*

AUTHORS: Kevin Rincon Chavez
Wilman Enrique Alvarez Quiroz**

KEY WORDS: DOWS, Downhole separation, Production, Water cut, Yarigui-Cantagallo field, Risk
Analysis, Uncertainly.

DESCRIPTION:

The costs involved in the production of high amounts of water are a problem for companies
worldwide, for this reason, nowadays is looked for ways to mitigate this production. Actually, there
are some methods implemented to decrease the amount of water in the surface, as the remedial
cementing and the injection of gels, but these kinds of procedures or techniques could compromise
the oil production.

This project was created as a solution for the high water production of the IV Block of Cantagallo
Field and is looked for to demonstrate the technical and economic feasibility of the Downhole oil
and water separation technology in its wells with Rod Pump as Artificial Lift System. In Colombian
Fields, have realized different studies with a downhole separator called Hydrocyclon, therefore, is
looked for to innovate and study another kind that has never been implemented in this country, the
gravity separators.

The methodology to determine the technical and financial feasibility of the DOWS technology
consisted of: first, select a field from the Middle Magdalena Regional Management (Ecopetrol SA).
Second, select candidate wells for the study, taking into account the selection parameters
(screening). Third, make the design of technology in each of the candidate wells and conduct the
technical evaluation. Fourth, make the financial evaluation with evaluation criteria such as Net
Present Value (NPV), Internal Rate of Return (IRR), the recovery time of the investment (Payback
Time) and Benefit-Cost Ratio (BCR). Fifth, make a reassessment of project finances, raising
different scenarios and observe the effect on the NPV.

* Degree Project
** Physicochemical Engineering’s Faculty. Petroleum Engineering School. Director: M.Sc. Fernando
Enrigue Calvete Gonzalez.
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INTRODUCCION

El agua, junto con el gas, es uno de los fluidos que generalmente se encuentran
acompafando al crudo en los yacimientos. Debido a esto, en toda etapa de
produccion, grandes volumenes de agua ascienden a superficie en conjunto con
los hidrocarburos de interés. La problemética que se ha venido presentando en
muchos de los campos petroliferos del mundo con dichos volimenes acuosos,
esta ligada a la tendencia al alza que estos describen, la cual se evidencia tarde o

temprano en toda etapa de produccion.

Estos grandes volumenes de fluidos no representan un valor comercial dentro de
la industria, y su disposicion final se encuentra regulada por diferentes normas y
organismos internacionales que velan por su adecuado manejo, para asi contribuir
con la reduccion del impacto ambiental que es generado por las grandes

comparniias petroleras durante la etapa de explotacion.

Se estima que a escala mundial en promedio, por cada barril de aceite se extraen
a superficie aproximadamente cinco barriles de agua, es decir una proporcion 1:5
aceite-agua respectivamente. Esta cifra tiende a aumentar con el paso de los
afos, lo cual resulta ser muy alarmante para la industria debido a que esto puede
generar el reemplazo o la expansion de las facilidades de superficies existentes,
destinadas al tratamiento y la disposicion del agua de produccion. En otras
palabras, la rentabilidad econdmica de los proyectos de produccién tiende a
disminuir en la medida que aumenten los volimenes de agua que ascienden a

superficie.

En la actualidad, existen diferentes métodos que tienen como objetivo reducir la
produccion de esos grandes volimenes de agua. Dentro de estos cabe
mencionar: la cementacion de zonas o estratos con flujo preferencial de agua, la

inyeccion de geles, y la separacion de agua y aceite en fondo de pozo. El dltimo
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de estos métodos, conocido como DOWS (por su sigla del inglés Downhole Oil-
Water Separation), es una tecnologia que ha venido adquiriendo gran auge en la
industria de los hidrocarburos, mas especificamente en el ambito del manejo del
agua (Water Management), y a diferencia de las otras dos mencionadas, tiene la
ventaja de no comprometer la productividad del pozo en el momento de su

implementacion.

Con la realizacion de esta investigacion se busca evaluar, y dar a conocer la
tecnologia DOWS a la industria de los hidrocarburos colombiana, como alternativa
viable a la problemética del manejo de los grandes volimenes de agua de
produccion, y presentar a la Mmpresa Colombiana de Petréleos-ECOPETROL
S.A. una posible soluciébn a su constante preocupacion sobre el manejo y
disposicion de dichos volumenes, con base en un estudio detallado de factibilidad
técnica-financiera y analisis de riesgos, de la aplicacion de esta tecnologia en

pozos candidatos de la Gerencia Regional del Magdalena Medio.

El trabajo de investigacion consta de siete capitulos. En el primero de estos se da
a conocer las generalidades de la tecnologia DOWS, dando describiendo las
ventajas y desventaja, consideraciones que se deben tener en cuenta a la hora de
llevar a cabo un proyecto de implementacion, con la aplicacién de esta en un pozo

especifico.

En el segundo capitulo se tratan las diferentes configuraciones que existen a la
hora de instalar la tecnologia en conjunto el sistema de levantamiento artificial
Bombeo Mecanico. Ademas, se daran a conocer las diferentes experiencias y
analisis de cada uno de los casos reportados, en donde se ha llevado a cabo la

utilizacion de la tecnologia.

En el capitulo 3 se desarrolla lo atinente al estudio, se da a conocer el campo de

estudio (perteneciente a la Gerencia Regional del Magdalena Medio) y sus
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caracteristicas mas relevantes, tales como la ubicacion geogréfica, la geologia,
estructura y estratigrafia de los yacimientos productores, las propiedades de los

fluidos, entre otras.

El capitulo 4, comprende el proceso de seleccion de los pozos candidatos y la
evaluacion de la tecnologia en cada uno de ellos, en donde se expone la posible

configuracion (disefio) que puede ser generada en el transcurso de su instalacion.

La rentabilidad econdmica de la tecnologia es puesta a prueba y analizada a
través de una evaluacion financiera, que es realizada con la implementacion de
cuatro diferentes paradmetros: el Valor Presente Neto (VPN), la Tasa Interna de
Retorno (TIR), el Tiempo de Recuperacion de la Inversion (PAYBACK TIME), y la
Relacion Costo-Beneficio (RCB). En el capitulo 5 se dan a conocer los resultados
obtenidos, y se hace la interpretacién y analisis de los mismos.

El capitulo 6 comprende el andlisis de riesgo e incertidumbre aplicado a la
evaluacion financiera, donde se plantean diferentes escenarios, que representan
las eventualidades que se pueden presentar una vez instalada la tecnologia. Con
la ayuda de la simulacién Montecarlo, se corroboran las diferentes variaciones que
se evidencian en una variable de interés, en este caso el VPN (el programa a

utilizar para poder llevar a cabo las diferentes simulaciones es @RISK).

Por dltimo, en el capitulo 7 se expresan las conclusiones y recomendaciones

finales de este importante trabajo de investigacion.
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1. SEPARACION DE AGUA Y ACEITE EN FONDO DE POZO (DOWS)

Los llamados “Campos Maduros” de petréleo son aquellos campos que se
encuentran en la etapa de declinacion de la produccion, habiendo pasado
previamente por su pico de produccién®. Generalmente cuando los campos
alcanzan esta etapa de madurez, continian con la fase de agotamiento, donde la
produccion de hidrocarburos comienza a declinar y la cantidad de agua se

empieza a evidenciar de forma excesiva.

La produccion de agua en grandes volumenes es un factor de mucha
preocupacion para las empresas, debido a que representa demasiados riesgos
para la vida econémica del campo. Al producir agua en altas proporciones, ésta
bloquea el paso de los hidrocarburos desde el yacimiento hasta la cara del pozo,
imposibilitando asi el flujo de estos y por ende una disminucién considerable de la
produccion de los mismos. Como el agua no es fluido comercializable, esta es una
limitante en la vida econdmica del proyecto de producciéon de un yacimiento, pues
al producirse pocos barriles de petréleo y muchos de agua, el prospecto financiero
empieza a declinar paulatinamente, hasta el punto en que las inversiones y los
costos de operaciones superan a las ganancias y el margen de rentabilidad del
proyecto, provocando el cierre o abandono de algunos pozos que presentan cortes

de agua muy elevados.

Debido a la problematica que hoy enfrentan la mayoria de los campos petroleros a
nivel mundial y en Colombia con respecto a las altas tasas de produccion de agua,
han surgido varias alternativas que tienen como finalidad evitar o reducir la
produccion excesiva de este fluido en superficie, y ampliar el limite econémico de

un yacimiento considerablemente. Una de estas alternativas para reducir

'La produccion de petréleo de un campo describe un comportamiento curvo con un maximo en su
centro. A ese maximo se le conoce como “Cenit” o Pico de Produccién del campo (Teoria de
Hubbert), y a partir de esta etapa cada barril se hace progresivamente mas caro de extraer hasta
superficie.
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significativamente la produccion de agua es la Separacion de Agua y Aceite en
Fondo de Pozo (Downhole Oil-Water Separation - DOWS -).

En las secciones que se abordaran a continuacion, se daran a conocer de forma
general los fundamentos, condiciones, beneficios y limitaciones y riesgos de la

separacion de agua y aceite en fondo de pozo -DOWS-.

1.1. FUNDAMENTOS DE LA TECNOLOGIA DOWS

La tecnologia de separacion de agua y aceite en fondo, conocida como DOWS,
nacio como solucion a la alta produccion de agua que presentaban algunos pozos
en los afios noventa; los grandes volimenes de agua en superficie representaban
altos costos en tratamiento y disposicién. Esta opera separando el agua y aceite
en el fondo del pozo, donde el agua separada se inyecta en otra zona del mismo
pozo y el aceite es bombeando a superficie; dicho aceite contiene gotas de agua
formando una emulsion, la cual es necesaria romper mediante tratamientos en las

facilidades de produccion.

DOWS consiste principalmente de dos sistemas, uno de separacion y otro de
bombeo e inyeccién. En la Figura 1 se muestra un esquema general de la

tecnologia en el fondo del pozo.

A la fecha, se han desarrollado cuatro tipos de sistemas de separacion
liquido/liquido en fondo: los separadores gravitacionales, los hidrociclones y las
membranas de separacidbn y una que todavia se encuentra en estudio: la
separacion por centrifugacion. Estos deben ser combinados con un sistema de
levantamiento artificial (SLA) para asi completar el funcionamiento de la
tecnologia, hasta el momento se han aplicado a cuatro diferentes: Bombeo
Mecanico (Rod Pump), Bombeo Electro-sumergible (ESP, Bombeo por Cavidades
Progresivas (PCP) y Gas Lift.
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Figura 1. Esquema general de DOWS en fondo de pozo.

Aceite a Superficie

de Inyeccion

Fuente: New Paradigm Engineering LTD?. Modificada.

Los separadores gravitacionales toman ventaja de la separacion gravitacional que
ocurre en el anular entre el tubing y el casing por parte del aceite y del agua.’
Debido a la diferencia de densidades que poseen ambos fluidos, durante este
proceso el aceite se acumula arriba y por supuesto, el agua se acumula en la
parte de abajo de la columna hidrostatica, proceso controlado por la Ley de
Stokes. La tecnologia DOWS por separadores gravitacionales toma ventaja de
este proceso, pues posee una valvula en la parte inferior del sistema, por la cual
se permite el ingreso del agua que serd inyectada, y otra valvula en la parte
superior que recibe el aceite y lo bombean a superficie; este tipo de separador es

usado comunmente con el Bombeo mecanico.

? Presentacion en format digital, disponible en: http://www.newparadigm.ab.ca/Lib/Paradigms.html
®* OGUSINA, 0. 0 y WIGGINS, M. L. A Review of Downhole Separation Technology. SPE 94276.
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La separacion en los hidrociclones ocurre debido a la diferencia entre la fuerza
centrifuga generada por el fluido mientras va girando y la fuerza de arrastre que
tienen las gotas*; dependiendo del disefio del separador, es posible tener altas
fuerzas centrifugas que permitirian una mayor efectividad en el proceso. El fluido
entra por el tope del hidrociclon, el cual le imprime el movimiento, el agua por
tener mayor densidad se mueve hacia el costado y cae para asi ser inyectada, y el
aceite se ubica en el medio y luego sube para posteriormente a la superficie a

través del tubing.

Los otros tipos de separadores poseen desventajas en eficiencia de separacion,
complejidad, costo y muchas limitaciones; las membranas de separacion consisten
en una filtracion de componentes mediante el uso de polimeros semipermeables
que permiten el paso de algunas moléculas del fluido por sus diminutos poros. Lo
esperado con este sistema es producir hidrocarburo libre de agua. El aceite y el
agua que se produce e inyecta, respectivamente, son en realidad emulsiones, es
decir, el aceite que llega a superficie posee gotas pequefias de agua, y el agua
que es reinyectada en la zona de disposicion posee gotas pequefias de aceite. A
la fecha, existen dos tipos de membranas de separacion:

e Membranas de Osmosis Inversa: Los polimeros semipermeables utilizados en
este tipo de membranas tienen los poros mas pequefios que existen en este
tipo de tecnologia, por lo tanto, es necesaria mucho mas presion para que el

fluido en interés atraviese sin inconvenientes.

¢ Membranas de Microfiltracion: Estas membranas poseen polimeros con poros

mas grandes, por lo tanto, es necesaria menos presion.

* OGUSINA, O. O y WIGGINS, M. L. A Review of Downhole Separation Technology. SPE 94276.
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1.2. CONDICIONES PARA LA APLICACION DE LA TECNOLOGIA DOWS

Para Ogusina y Wiggins®, existen diferentes condiciones que los yacimientos y los
pozos deben cumplir para la aplicacion de la tecnologia DOWS, las cuales seran

nombradas a continuacion:

e Alto corte de agua

Se recomienda el uso de la tecnologia en pozos con un corte de agua alto, pues el
fin inicial al crear DOWS es disminuir la produccién excesiva de agua en los

poZzos.

e Presenciade unazonade inyeccién adecuada

Esta condiciébn es de las mas importantes, pues es necesario que la zona de
inyeccion tenga suficiente permeabilidad y porosidad para recibir sin problemas el
agua que se va a inyectar en ella. La produccidn e inyeccidn ocurren
simultAneamente y sin parar, por lo tanto, el agua entrara continuamente en la
formacién. En algunos casos sera necesario realizar reperforaciones y en las
zonas de inyeccion algunas estimulaciones como acidificacion o fracturamiento

hidraulico.

e Localizacién de la zona de inyeccion

Es necesario que la zona de inyeccion de agua esté aislada de la zona de
produccion, aunque eso no implica que no pueda ser en la misma formacion.
Cuando no se tiene suficiente espacio entre ellas, es posible que el agua
inyectada migre hacia la zona de produccién, es decir, que dicha agua recircule,

generando asi que la tasa de aceite disminuya considerablemente pues en algun

® OGUSINA, O. O y WIGGINS, M. L. A Review of Downhole Separation Technology. SPE 94276.

29



momento la columna de fluidos estaria formada principalmente con agua,

produciendo asi este fluido en mayor proporcion.

e Compatibilidad entre el agua de produccion y la zona de inyeccion

Cuando se tienen pozos en los cuales la zona de inyeccién no es compatible con
el agua que serd inyectada, generalmente, se presentan precipitaciones de
inorganicos como escapas o incrustaciones que terminaria forzando y dafiando el
sistema mediante taponamientos y/o corrosion. Por lo tanto, en la mayoria de los
casos se realiza una prueba de compatibilidad entre las aguas para evitar la

presencia de este tipo de problemas.

e Gravedad API del aceite

La tecnologia DOWS no funciona correctamente con aceites pesados, debido a
que su densidad es muy cercana a la del agua, dificultando asi realizar la
separacion correctamente. Ademas este tipo de aceite tiene preferencia a formar

emulsiones con el agua, las cuales seran fuertes y dificiles de separar en fondo.
e Integridad del pozo
Es necesario que la zona de inyeccion esté cementada correctamente y que el

casing no tenga ningun problema, con el fin de evitar fugas en fondo y la

recirculacion del agua a la zona de produccién.

e Formaciones no consolidadas

Pozos con alta produccion de arena no son recomendados para la instalacion de
la tecnologia de separacion de agua y aceite en fondo, puesto que dicha arena

taponaria el sistema interrumpiendo su correcta operacion.
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1.3. BENEFICIOS DE LA TECNOLOGIA DOWS

Inicialmente, el beneficio buscado al crear la tecnologia de separacion de
agua/aceite en fondo de pozo (DOWS) era disponer del agua de produccion de
forma diferente y mas econdémica a las habituales; dicha tecnologia brinda otros
beneficios que aunque se consideran adicionales, son de gran importancia y

deben ser tenidos en cuenta para su aplicacion en cualquier proyecto.

A continuacion se describen los beneficios adicionales brindados por la tecnologia
DOWS clasificados en: Beneficios econdémicos, ambientales y en el yacimiento y el

pozo.

1.3.1. Beneficios econdmicos

En todo proyecto de la industria petrolera lo mas importante a la hora de tomar
una decisién con respecto a la implementacion de una tecnologia o del uso de
algun proceso en los pozos, es la rentabilidad, es decir, la diferencia entre los
ingresos y egresos que dicha tecnologia o proceso brinda durante su

implementacion.

La tecnologia DOWS ofrece varios beneficios y ventajas econdmicas con respecto
a la produccion de pozos que operan de forma convencional, entre estos
beneficios se consideran como principales el aumento de la produccion de aceite y
la disminucién de los costos en tratamiento y disposicion del agua de produccion,
pero se tienen otros que aunque son de menos importancia también son

necesarios nombrarlos.
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e Aumento de la produccién de aceite

Cuando la tecnologia DOWS es utilizada en pozos que fueron seleccionados
correctamente, el aumento de la produccién de aceite es inminente y ocurre de
forma diferente dependiendo del caso. A continuacion se nombraran 4 casos muy

comunes en pozos de todo el mundo:

Cuando la produccién de algunos pozos esta limitada por la capacidad del manejo
del agua que tienen las facilidades de superficie, lo cual no permite que los pozos
operen a la presion maxima permitida, al implementar DOWS, la produccion de
agua disminuye considerablemente, lo cual permite que el pozo opere a su

maéaxima capacidad llevando a superficie aceite en mucha mayor proporcion.

Algunos campos se encuentran limitados por el suministro de energia eléctrica,
utilizada principalmente en los sistemas de levantamiento artificial, pues gran
cantidad de dicha energia se usa para levantar el agua de produccion. La
implementacion de DOWS disminuye el agua en superficie, lo cual implica menos
energia implementada para su levantamiento. Para este tipo de pozos, Suarez
afirma: “En esos casos, un incremento en la produccion de petréleo puede ser
generado si la potencia requerida para inyectar agua es menor gue la potencia

para levantar el agua a superficie™.

Cuando se tienen pozos los cuales estan cerrados porgque su alta produccion de
agua no permite que sea rentable su operacion, es posible implementar DOWS, el
cual reactivara el pozo y aumentara considerablemente su produccion puesto que
inicialmente era nula. Existe otro caso no muy comun en el cual uno o varios
pozos estan cerrados debido a la distancia entre estos y las facilidades de

superficie, su alta produccion de agua y su baja produccion de aceite no justifica el

® SUAREZ, S., et al. Feasibility of Downhole Oil/Water Separation and Reinjection in the GOM. SPE
57285.
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uso de carrotanques para el transporte de los fluidos; al usar DOWS en dichos

pozos, es posible su reactivacion.

Segln Blanco y Davies’, cuando se utiliza la separacién en fondo es posible
alcanzar el limite econémico con un tiempo mucho menor, en comparacion a un
sistema de levantamiento convencional. A tiempos tempranos en la vida de un
yacimiento, utilizar la tecnologia DOWS aumenta significativamente la produccion
de aceite y luego se presenta una declinacion que permite que se llegue al limite
econdémico con anterioridad. En los casos en que se implementa la tecnologia en
yacimientos cercanos a su limite econdémico, se observa un comportamiento
parecido al del caso anterior. En la Figura 2 y 3, se muestra dicho comportamiento

observado por los investigadores en su experiencia.

Figura 2. Tasa de produccion vs Tiempo, en pozo con DOWS y con sistema de

levantamiento convencional a tiempos tempranos de la vida del yacimiento.
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Fuente: BLANCO, A., et al. Technical and Economical application Guidelines for

Downhole Oil/Water Separation Technology. Modificada.

"BLANCO, A. E., DAVIES, D. R.; Technical and Economic Application Guidelines for Downhole Oil-
Water Separation Technology. SPE 67182.
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En la figura 2 se observa que al utilizar la tecnologia DOWS en los inicios de la
produccién de un pozo, es posible aumentar de forma considerable la produccion
de aceite, pero la declinacion ocurriria de forma mas acelerada, obteniendo asi
finalmente, llegar al limite econdmico con anterioridad. En la figura 3 se observa
como es posible alargar el tiempo en el cual la operacion de un pozo continla

siendo rentable, es decir, que llegue en mayor tiempo al limite econémico.

Figura 3. Tasa de produccién vs Tiempo, en pozo con DOWS y con sistema de

levantamiento convencional a tiempos cercanos al limite econdémico.
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Fuente: BLANCO, A., et al. Technical and Economical application Guidelines for

Downhole Oil/Water Separation Technology. Modificada.

e Disminucién de los costos de las facilidades de superficie y sistemas de

recoleccion

En los pozos que operan de forma convencional la produccion de agua aumenta
diariamente, y en algunos de ellos habra un momento en que la capacidad de las
facilidades de superficie no sera suficiente para el tratamiento y manejo de dicha
agua producida. Cuando esto ocurre, serd necesario ampliar principalmente las
lineas de flujo, los tanques para los tratamientos y las piscinas de recoleccion y

almacenamiento de agua; la implementacion de DOWS, al disminuir la produccion
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de agua, a su vez, disminuye los gastos en las facilidades de superficie de dichos

p0z0s, pues no sera necesario aumentar su capacidad.

La disminucion de los gastos no se ve reflejada al realizar un cambio en las
dimensiones de los tanques, de las lineas de flujo o de las piscinas, pero el hecho
de instalar nuevos equipos o elementos implica nuevos gastos y en realidad no

serian necesarios si se aplica DOWS.

e Disminucién del consumo de quimicos

Tanto el pozo como las facilidades de superficie deben ser tratados de diferentes
formas para evitar asi la presencia de dafios mecéanicos en el sistema de
produccion. El uso de quimicos es una constante en todos los pozos a nivel
mundial, ya sea para evitar la corrosion, para impedir la deposicion de inorganicos,
para romper las emulsiones o para otro tipo de problemas. Entre los quimicos mas
utilizados, se tienen: los inhibidores de corrosion, los inhibidores de escamas o
incrustaciones y los desemulsificantes. En pozos en los cuales se producen altos
volimenes de agua, el dinero invertido para el uso de dichos quimicos es
considerablemente alto; al implementar la tecnologia DOWS, como se ha dicho
repetidamente, la produccion de agua disminuira, lo cual reduce a su vez los

gastos en quimicos para su tratamiento a través del sistema de produccion.

e Disminucién de costos ambientales

Como sucede en los pozos convencionales, un incremento en la produccion de
agua gue ocurre en cada pozo al transcurrir el tiempo implica mas contaminacién
ambiental a la hora de disponer de dicho fluido, ya sea en superficie o en el
subsuelo. Cuando esto ocurre, los costos relacionados con la disposicion del agua

aumentan, lo cual no es rentable para ninguna empresa; al implementar DOWS,
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los niveles de producciéon de agua se disminuyen y luego se estabilizan, lo cual

asegura a la empresa menores costos ambientales®.

Otro beneficio econdmico a tener en cuenta, consiste en la reduccion de los
impuestos debido a la emision de gases. La producciéon de altos volimenes de
agua implica que cuando se realicen procedimientos térmicos en superficie, como
la estabilizacién de la corriente de crudo®, se liberen grandes cantidades de gases
contaminantes como CO, , H,S; por supuesto, al implementar DOWS dichos
gases son liberados, pero en bajas proporciones, disminuyendo asi los impuestos

pagados por la liberacién de dichos gases.

e Menor inversién en pozos de inyeccion

Existen algunos pozos en los cuales la produccion de agua se considera tan
excesiva gque su operacion deja de ser rentable, estos pozos generalmente son
convertidos a inyectores y ésta es una de las soluciones mas utilizadas en la
industria de los hidrocarburos, pero esto implica la instalacion de bombas de
inyeccion, lineas de alta presion, entre otros elementos, y de gasto de mayor
energia, es decir, una nueva inversion; al implementar DOWS, se realizaria
también una inversion pero con ganancias considerables, evitando asi la

adecuacion de estos pozos a pozos inyectores.
1.3.2. Beneficios ambientales
Aunque en toda inversion monetaria como la de la industria petrolera, lo mas

importante son las ganancias, no se deben dejar sin considerar otros factores

relevantes como lo es el medio ambiente. DOWS es una tecnologia que tiene en

® SHAW, C., et al. Economics of Downhole Oil-Water Separation. A case History and Implications
for the North Sea, SPE 50618.

® SUAREZ, S., et al. Feasibility of Downhole OilWater Separation and Reinjection in the GOM. SPE
57285.
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cuenta dicho factor, y posee grandes beneficios y ventajas con respecto a la

produccién de pozos de forma convencional; aunque algunos de estos beneficios

ya fueron nombrados, no se ha explicado de qué forma ayudan al ambiente.

Como se dijo anteriormente, el agua que es producida generalmente es
vertida en cuerpos de agua, ya sean subterraneos o superficiales, como
acuiferos, rios, lagos, entre otros; al disminuir la cantidad de agua debido a la
instalacion de DOWS, la contaminacién por dicha deposicion disminuye
considerablemente. En algunos casos, esos cuerpos de agua son fuentes
potables para el consumo humano y evitar su contaminacion es uno de los

grandes beneficios ambientales de la tecnologia.

Las fugas y derrames son una constante en pozos que no controlan su alta
produccién de agua, esto ocurre ya sea en las facilidades o en la tuberia de
produccién. La tecnologia evita que ocurran estos problemas; en las
facilidades, la capacidad de los tanques sera mayor a la necesaria debido a la
cantidad de fluidos que llegara a superficie, por lo tanto a menos que haya una
catastrofe o un error humano en el disefio u operacion, los derrames no
sucederan. Las fugas ocurren durante la produccién, a través del casing,
contaminando acuiferos o el mismo yacimiento en zonas incompatibles; la
tecnologia DOWS brinda un menor riesgo de contaminaciéon debido a la poca

cantidad de agua que atraviesa el sistema de produccion.

Dentro de los beneficios econdmicos, se nombré la disminucion del consumo
de quimicos y dicho mejoria no se considera solo econdmica sino también
ambiental. Cuando se inyectan quimicos en los procesos para separar
emulsiones o para tratar el agua se contamina de una u otra forma el medio
ambiente, por lo tanto, al disminuir el uso de ellos, debido a la instalacién de
DOWS, disminuye el riesgo de contaminar y de afectar tanto la salud de las

personas que los utilizan como el medio ambiente.
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¢ Previamente, se mencioné que en procesos térmicos para la separacion de
emulsiones se produce la liberacién de gases contaminantes como CO, 0 H;S;
la disminucion de la emision de estos gases, debido a la instalacién de la
tecnologia DOWS en diferentes pozos, beneficia considerablemente al medio

ambiente pues estaria menos expuesto a estos toxicos.

1.3.3. Beneficios en el Yacimiento y el Pozo
Los beneficios a nivel de yacimiento los especifica Suarez', al afirmar:

“La reinyeccion en la formacion productora proporciona los siguientes beneficios:
mantenimiento de la presion de la formacion productora, el barrido potencial de
petréleo adicional fuera de la zona bypaseada, aislada o de porciones
subyacentes de la formacion y el mantenimiento de las presiones de inyeccion a

un diferencial relativamente consistente a la presién de produccion.”
A nivel de pozo se presentan otros beneficios como:

e Disminucién de la corrosiéon en la tuberia de produccion y las lineas de flujo;
esto ocurre debido a la menor presencia de agua, que implica que las tuberias
no estén en contacto con altas cantidades de dicho fluido, brindandoles asi un

mayor tiempo de vida util.

e Se disminuye la posibilidad de presentarse la depositacién de inorganicos y la
formacion de hidratos en el pozo, debido a la produccion de poca cantidad de

agua a través de él.

Y SUAREZ, S., et al. Feasibility of Downhole Oil/Water Separation and Reinjection in the GOM.
SPE 57285.
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e Al separar e inyectar el agua en el fondo, el peso de la columna hidrostatica
disminuird, lo cual permite que la tasa de flujo de aceite a través del pozo

aumente.

1.4. LIMITACIONES Y RIESGOS DE LA TECNOLOGIA DOWS

Dentro de las limitantes y los diferentes problemas que se pueden generar al

implementar la tecnologia DOWS es menester mencionar:

e Los costos de inversién en la compra de la tecnologia resultan ser mas
elevados en comparacion con la implementacion de un sistema de

levantamiento artificial convencional**.

e ElI mantenimiento del equipo resulta ser mas complicado y requiere de
personal capacitado y especializado en esta. Las labores de workover resultan

ser mas costosas y mas extenuantes debido a la complejidad del sistema.

e La zona de inyeccion para disponer al agua debe estar completamente aislada
y presentar buena inyectividad, de lo contrario las presiones operacionales de

las bombas serian muy altas, provocando asi un desgaste de éstas.

e La tecnologia es apropiada para pozos que tengan altos cortes de agua,
viscosidad baja del aceite, buena gravedad API del hidrocarburo, baja
produccion de arena, baja produccion de gas libre y un tamafio de casing

adecuado para la disposicion del equipo.

e El contenido de sélidos en el agua debe ser muy bajo, debido a que puede

causar corrosion del equipo, disminuyendo su vida atil. Ademas se pueden

1 SCARAMUZZA, J. L., et al. Dowhole Oil/Water Separation System — Field Pilot — Secondary
Recovery Application Project. SPE 69408.
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formar escamas y taponamientos en el casing y en la zona de inyeccion para

disponer del agua.

El contenido de aceite en el agua a la hora de la inyeccion debe ser muy bajo
(entre 10 y 200 ppm), de lo contrario puede dafiar gravemente la zona

inyectora si esta no tiene saturacion de aceite residual.

Si la inyeccion del agua se realiza en una zona muy cercana a la de

produccion, se puede dar recirculacion del agua.

Las emulsiones muy fuertes y la presencia de gas implican una menor

eficiencia en el proceso de separacion.
La indebida seleccion del pozo candidato (screening), un disefio inapropiado
de la tecnologia y mala seleccion de la zona inyectora generaran resultados

totalmente negativos.

La inestabilidad del precio del petréleo, las politicas o normatividades legales

de la tecnologia pueden restringir su implementacion.

Las fallas humanas por falta de capacitacién o descuido general son un riesgo
que afectan notablemente la tecnologia DOWS.
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2. SISTEMA BOMBEO MECANICO-DOWS

La combinacién entre la separacion de agua y aceite en fondo de pozo y el
bombeo mecanico se considera como un sistema completo, el cual ha sido
estudiado y desarrollado de diferentes formas, creandose asi varios tipos de
tecnologias que fueron aplicadas a diferentes pozos en todo el mundo. Para
conseguir los mejores resultados a la hora de aplicar las tecnologias se considera
indispensable realizar una buena seleccién de los pozos teniendo en cuenta un
screening que indica los parametros mas importantes y criticos que limitan su

aplicacion.

Los tipos de tecnologias DOWS — BM y los casos reportados a nivel mundial son

los temas que se desarrollaran en el presente capitulo.

2.1. TIPOS DE TECNOLOGIAS BOMBEO MECANICO-DOWS

Actualmente, en la industria de los hidrocarburos se han creado y patentado
diferentes tecnologias para realizar la separacién en fondo, y a la fecha sélo dos
han sido combinadas junto con el bombeo mecanico: los separadores

gravitacionales y los hidrociclones.

2.1.1. Separadores Gravitacionales

Como se ha dicho anteriormente, los separadores gravitacionales constituyen una
tecnologia que toma ventaja ante la separacion por gravedad que ocurre en el
anular tubing/casing por parte del aceite y del agua’?. Debido a la diferencia de
densidades existente entre ambos fluidos, en el anular, el aceite se acumula en la
parte superior y por supuesto, el agua se acumula en la parte inferior de la

columna hidrostatica (proceso controlado por la Ley de Stokes). La tecnologia

2 OGUSINA, 0. O y WIGGINS, M. L. A Review of Downhole Separation Technology. SPE 94276.
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DOWS por separadores gravitacionales utiliza este proceso como elemento
principal para su funcionamiento, pues posee una entrada en la parte inferior del
sistema, por la cual se permite el ingreso del agua que sera inyectada, y una
entrada en la parte superior que recibe el aceite y lo bombea a la superficie. Los
separadores gravitacionales son usados en pozos con Bombeo mecénico (Rod
Pump) como sistema de levantamiento artificial. En la Figura 4 se muestra un

esquema para este tipo de sistema.

Figura 4. Esquema general de los Separadores Gravitacionales—DOWS.

= Bombo de Aceite

Fono Productora

Fona de
disposicicn

Fuente: PEACHEY, B. R. Downhole Oil/Water Separation Moves into High Gear.
Modificada.

2.1.1.1. Dual Action Pumping System (DAPS)

En 1995, Texaco y Dresser crearon la primera tecnologia con este tipo de

separadores, llamada Dual Action Pumping System (DAPS) y lo que la hace
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especial es que fue la primera tecnologia en la que se ubicaron las dos entradas
de fluido que hacen parte del sistema, una en la parte superior para recibir el
aceite y otra en la parte inferior para tomar el agua y disponerla en la zona de

inyeccion.

e Componentes del sistema DAPS

En la Figura 5, se muestra una imagen detallada de algunas partes que componen
el sistema DAPS y del funcionamiento en general de la tecnologia.

Figura 5. Esquema de DAPS.
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Fuente: Veil, J., Langhus, B., and Belieu, S. DOWS Reduce Produced Water

Disposal Costs.
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Dentro del sistema encontramos: una sarta de tuberia (tubing string), una sarta de
varillas (sucker rod string), la bomba superior que posee una valvula superior de
entrada de fluidos, un émbolo, un barril y una valvula viajera, la bomba inferior que
posee una valvula inferior de entrada de fluidos, un barril y una valvula de
inyeccion; y finalmente un empaque, en algunos casos ubican una on-off tool en
medio de la valvula inferior y la de inyeccion. Es necesario afirmar que se deben
tener las perforaciones tanto de produccibn como de inyeccion para que la

tecnologia funcione correctamente.

e Funcionamiento del sistema DAPS

Es posible describir el funcionamiento de DAPS, distinguiendo dos procesos que
ocurren durante su operacién: el ciclo de produccion (lifting cycle) y el ciclo de

inyeccion (injection cycle).

I. Ciclo de Produccioén

Durante la carrera descendente (downstroke), la valvula viajera de la bomba
superior se cierra y la valvula superior de entrada de fluidos se abre debido a que
comienza a haber un espacio libre en el barril el cual ocurre por la bajada del
émbolo y dicho espacio debe ser llenado por fluidos, en este caso aceite con
pequefias cantidades de agua, puesto que en el anular ya se dio la separacion
gravitacional y el fluido menos pesado se ubicaria a la entrada de la valvula
superior; como la eficiencia de separacién no es del 100%, a la bomba superior

entran pequefias cantidades de agua.

Durante la carrera ascendiente (upstroke), el émbolo se encarga de empujar hacia
arriba el petréleo con gotas de agua, abriendo asi la valvula viajera y permitiendo
que los fluidos puedan ser bombeados a superficie; se asegura que los fluidos no

regresen al anular porque la valvula de entrada superior es una standing valve, la
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cual funciona como una valvula cheque que permite flujo en una sola direccion, en

este caso, hacia adentro de la bomba.

Il. Ciclo de inyeccion

Durante la carrera ascendente, el agua con pequefas particulas de petroleo entra
a la bomba inferior a través de la valvula inferior de entrada de fluidos, permitiendo
que se depositen en barril. Durante la carrera descendente, el émbolo empuja
hacia abajo los fluidos y pasan a través de la valvula de inyeccion para que asi
sean introducidos en los perforados. Al igual que en el ciclo de produccion, en este
ciclo también se asegura que los fluidos que se encuentran dentro del barril no se
regresen al anular gracias a que la valvula de entrada inferior también es una

standing valve.

Todo el proceso de operacion del sistema DAPS se presenta dentro de la sarta de
tuberia, es decir, las entradas superior e inferior de fluidos de las bombas van
conectadas directamente al anular, espacio entre ésta y el casing donde ocurre la
acumulacion y separacion del agua y el aceite; a su vez se tiene una sarta de
varillas que se encarga de conectar todo el sistema dentro del tubing, tanto de
ambas bombas como de la bomba superior a superficie; el empaque cumple la
funcién de aislar la zona productora y la zona inyectora dentro del pozo, para asi
evitar que se mezclen los fluidos y sea efectiva tanto la produccion como la
inyeccion. Y finalmente, una On-Off tool, es una herramienta opcional dentro del
disefio del pozo y cumple la funcion de acoplamiento o desacoplamiento del BHA,
es decir, en caso tal que se requiera retirar las herramientas del fondo, con ésta es
posible hacerlo desde la profundidad en la que estd ubicada hacia arriba; su
instalacion depende de la confiabilidad hacia el sistema DAPS y del dinero que se

tiene para invertir en el proyecto.
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Como se observa en la figura, el sistema de subsuelo de DAPS es una
modificacion de lo que es un Bombeo Mecéanico, la diferencia radica en la segunda
bomba y en la fuerza de compresion que sufren las varillas, es decir, en un disefio
normal, las varillas estan disefiadas para resistir solo una fuerza de tension debido
al peso de los fluidos dentro de la bomba cuando se esta en la carrera
ascendente, pero, en el caso de este tipo de DOWS, las varillas también sienten
una fuerza de compresion durante la carrera descendente, pues en esta se esta
inyectando el agua en la zona de disposicidon. Como solucion a este problema, se
instalan las Ultimas varillas ubicadas antes de llegar a la bomba superior de un
material mas pesado, segln Stuebinger'®, el material recomendado es plomo.

e Limitaciones del sistema DAPS

La tecnologia DAPS presenta algunas limitaciones, entre las cuales se tienen'*:

Capacidad de flujo baja.
No manejan eficientemente el gas natural o los finos.

Requieren zonas de inyeccidn con alta porosidad y permeabilidad.

o o o p

Necesita suficiente espacio vertical entre las zonas de produccion en inyeccién
para permitir suficiente separacién gravitacional.
e. El equipo requiere la instalacion revestimientos o casing de 4 ¥ pulgadas o

mas anchas.
2.1.1.2. Triple Action Pumping System (TAPS)
Luego de analizar resultados de los pozos en los que se instalé DAPS, se observo

gue en yacimientos con baja permeabilidad la tecnologia no daba buenos

resultados, por lo tanto, Texaco en 1998 inventd un nuevo sistema al que llamo

' STUEBINGERL. Y.
“ OGUSINA, 0. O y WIGGINS, M. L. A Review of Downhole Separation Technology. SPE 94276.
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Triple Action Pumping System (TAPS). TAPS puede ser utilizada cuando las
formaciones de inyeccidn requieren altas presiones debido a su permeabilidad; lo
gue hace especial este sistema es la adicion de una nueva valvula en la parte
inferior que permite inyectar el agua a grandes presiones. En la Figura 6, se
muestra una imagen detallada de las piezas que componen el TAPS y de su

funcionamiento.

Figura 6. Esquema de TAPS.
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21.1.3. Q-Sep G

La empresa Quinn Oilfield Supply Ltd. también credé su propio separador
gravitacional en fondo y lo llamo6 Q-SEP G. “Este sistema es disefiado para evadir
la tension de compresion experimentada por la sarta de varillas en el sistema
DAPS debida a la presion de inyeccion. Este sistema proporciona una doble
operacion de levantamiento de hidrocarburo e inyeccion de agua en el upstroke
mientras lleva a cabo una separacion gravitacional mejorada durante el

downstroke”®. En la Figura 7, se muestra un esquema del separador Q-SEP G.

Figura 7. Esquema de Q-SEP G.
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Fuente: Veil, J., Langhus, B., and Belieu, S., “DOWS Reduce Produced Water

Disposal Costs”.

> OGUSINA, 0. 0. y WIGGINS, M. L. A Review of Downhole Separation Technology. SPE 94276.
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2.1.2. Separacion con hidrociclones

Los hidrociclones se crearon como un mecanismo de separacion del agua y del
aceite en superficie, y su uso como un equipo de facilidades tiene una amplia
cobertura a nivel mundial actualmente. Fue hasta 1994 que se empez0 a utilizar
este tipo de tecnologia para la separacion en fondo. Su uso se debe practicamente
a su geometria, que hace posible que los fluidos alcancen altas velocidades
tangenciales y asi es posible la separacion de los mismos debido a la fuerza
centrifuga y la diferencia de densidades. Ademds, su implementacion tiene gran
aceptacion debido a que no tiene partes moviles, lo que lo hace eficiente y 6ptimo
para las labores de separacion de agua y aceite en fondo. En la figura 8 se puede

apreciar el esquema general de un hidrociclén de fondo.

Figura 8. Esquema y funcionamiento de un hidrociclén.
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Fuente: C-FER Technologies. Technology Creates Advantage. 2005.
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La tecnologia de separaciéon con hidrociclones en fondo ha sido utilizada en
combinacion con varios sistemas de levantamiento artificial. Dentro de esas
combinaciones se encuentran hidrociclones con Bombeo Electro-sumergible, con
Bombeo por Cavidades Progresivas, con Gas Lift y con Bombeo Mecénico; en la

figura 9, se observa un esquema general de un sistema Hidrociclon-DOWS.

Figura 9. Esquema general de un Sistema Hidrociclon-DOWS.

Fona Prodouctoro

Bombo de
Emulsiones

-
pEer M — Fono de
= -~ — disposicicn

Fuente: PEACHEY, B. R. Downhole Oil/Water Separation Moves into High Gear.
Modificada.



2.1.2.1. Q-SepH

En 1998, la empresa Quinn Oilfield Supply Ltd. desarrolld6 un sistema Bombeo
Mecanico - DOWS llamado Q-Sep H, en el cual se combinaba este sistema de
levantamiento artificial con un hidrociclén, para asi formar una tecnologia muy
completa y préactica. En la figura 10, se muestra un esquema general de esta

tecnologia.

Figura 10. Esquema de Q-Sep H.
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Como se observa en la Figura 10, los fluidos provenientes del yacimiento al entrar
al pozo llegan directamente al hidrociclon, el cual se encarga de separarlos,
enviando el aceite hacia arriba para que asi sea bombearlo por la bomba
mecanica a superficie y el agua es enviada hacia abajo para que ésta sea

reinyectada dentro del mismo pozo.

2.2. CASOS REPORTADOS

En el informe de Jhon A. Veil de 1999 se reportaron 37 instalaciones de DOWS en
diferentes pozos en todo el mundo, de las cuales 16 eran separadores
gravitacionales y 21 eran hidrociclones; pero en 2004 el mismo autor publicé un
nuevo reporte en el cual da a conocer el nimero real de instalaciones: 59, de las
cuales 19 corresponden a separadores gravitaciones, 39 a hidrociclones y 1 a un
sistema de separaciéon PCP-DOWS.

El objetivo de estudio son aquellos pozos en los cuales se instalaron los
separadores gravitaciones, ya sea Dual Action Pumping System (DAPS), Triple
Action Pumping System (TAPS) o Q-Sep G puesto que estas tecnologias son
especificamente para pozos con Bombeo mecanico como sistema de
levantamiento artificial. Es necesario decir que de las 39 instalaciones de
hidrociclones ninguna era un Q-Sep H, por lo tanto este sistema no se tomara en

cuenta durante el siguiente analisis.

Las instalaciones de separadores gravitacionales reportadas por Jhon A. Veil (ver
Anexo 1) se encontraban ubicadas en Estados Unidos y Canada, con 8 y 11
respectivamente. Como se ha dicho reiteradamente, el beneficio inicial buscado
con esta tecnologia es disminuir la produccion de agua y en 16 de las 19
instalaciones esto ocurrid, en las otras 3 no se tienen datos al respecto; pero

también es importante analizar el comportamiento de la produccion de aceite en
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los diferentes pozos, pues de una u otra forma dicho comportamiento afecta el
resultado buscado con la aplicacién de esta tecnologia.

2.2.1. Casos con aumento en la produccion de aceite

En 10 de las 19 instalaciones con separadores gravitacionales la produccion de
aceite aumento, lo cual demuestra que si se realiza una buena seleccion de los
pozos en los cuales se pretende aplicar la tecnologia es posible obtener su
excelente funcionamiento, viable tanto técnica como econdGmicamente, y asi lograr
los mejores resultados; en la tabla 1 se muestran los casos reportados por Veil en

los cuales ésto ocurrio.

Tabla 1. Pozos con aumento en la produccién de aceite.

Operador Produccién (Barriles por dia - bpd)
y Tipo de Aceite
Nombre del Pozo DOWS allics SO i
DOWS DOWS Incremento
Texaco Dickson #17 DAPS 3 10 233
Chevron Shepard #65 DAPS 7 16,5 136
Talisman Energy
Tidewater Parkman 4-27 DAPS 16 33 106
Texaco RMOTC 77 Ax20 DAPS 5 10 100
Talisman Energy Hayter DAPS 25 32 28
Chevron PNB 14-20 DAPS 75 84 12
Petro Canada Unik 13-21 DAPS 8 10 25
Texaco Ingram DAPS 15 26 73
Petro Canada E4-10-16 Q-Sep G 30 38 27
Renaissance Energy Q-Sep G 13 18 38
TOTAL 197 277,5 40,9

Fuente: Jhon A. Veil, “Downhole Separation Technology Performance -

Relationship to Geology conditions”, 2004.

En la tabla anterior es posible observar un porcentaje de incremento promedio de

la produccién de aceite, teniendo en cuenta la cantidad producida antes y después
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de la instalacion de los separadores gravitaciones en los diferentes pozos, siendo
40,9% este valor.

2.2.2. Casos con disminucion de la produccion de aceite

En 6 de las 19 instalaciones la produccién de aceite disminuy0, lo cual ocurrid por
la inadecuada seleccién de los pozos, por la poca separacion entre la zona
productora e inyectora y por errores humanos. La mala seleccion de los pozos se
vio reflejada en una mala separacion ya sea por el pequefio tiempo de residencia
que tenian los fluidos en el anular o por la baja gravedad API del crudo; la poca
separacion entre las zonas se reflejo en la recirculacion del agua inyectada; y los
errores humanos indican algunos dafios que fueron cometidos durante
operaciones de workover. En la tabla 2 se observan los casos reportados en los

que la disminucion de la produccién de aceite ocurrio.

Tabla 2. Pozos con disminucion de la produccion de aceite.

Operador Produccién (Barriles por dia - bpd)
Y Tipo de Aceite
DOWS Pre- Post- O Vv i 2
Nombre del Pozo DOWS DOWS Yo Disminucion
Richland Parkman 1-17 DAPS 20 15 25
Talisman Energy South DAPS 27 26 4
Sturgeon
Crestar Energy
Ranchman Sylvan Lake | DAPS 25 2 92
00/88
Southward 11-13 DAPS 24,5 16 16
Texaco Bilbrey 30-Fed TAPS 17 7 59
No. 5
Renaissance Energy Q-Sep G 50 37 26
TOTAL 163,5 103 37

Fuente: Jhon A. Veil, “Downhole Separation Technology Performance -

Relationship to Geology conditions”, 2004.
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En esta tabla es posible observar un porcentaje de disminucion promedio de la
produccion de aceite el cual equivale a 37%, demostrando asi que tanto el disefio

como la seleccién de los pozos se hicieron de forma incorrecta.

2.2.3. Casos sin cambios en la produccién de aceite

Si se analizan detalladamente, los casos en los que no varia la produccion de
aceite no indican que la tecnologia haya funcionado de forma incorrecta pues el fin
de la instalacion de los separadores gravitaciones era disminuir la producciéon de
agua, siendo el aumento de la produccion de aceite un beneficio adicional al
sistema. En la tabla 3 se observa el Unico caso reportado en el cual no hubo

cambio de la produccion de aceite.

Tabla 3. Pozos sin cambios en la produccion de aceite.

Operador Produccién (Barriles por dia - bpd)
Y Tipo de Aceite
DOWS Pre- Post- o
Nombre del Pozo DOWS DOWS Yo Incremento
Texaco Salem #85-40 DAPS 6 6 0

Fuente: Jhon A. Veil, “Downhole Separation Technology Performance -

Relationship to Geology conditions”, 2004.

2.2.4. Casos con datos desconocidos de produccién de aceite

En los reportes hechos por Veil se presentan dos pozos de los cuales no se
conoce informacion acerca de su produccion de aceite, es decir, no se sabe si

aumento, disminuyd o si se mantuvo igual, haciendo imposible un analisis de estos

pOZ0s.
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Tabla 4. Pozos con cambio de la produccion de aceite desconocida.

Operador Produccién (Barriles por dia - bpd)
Y Tipo de Aceite
Nombre del Pozo DOWS DFg\(/a\/-S DPCC))\%S % Incremento
Tristar DAPS 35
Texaco SU 1040 DAPS
Fuente: Jhon A. Veil, “Downhole Separation Technology Performance

Relationship to Geology conditions”, 2004.

2.2.5. Casos con disminucion de la produccion de agua

La disminucién del corte de agua y de su produccién, es el motivo principal por el

cual se instala la tecnologia y los pozos en los que esto sucede se consideran

como un indice para afirmar que la seleccién de ellos se hizo correctamente y que

la tecnologia funciono6 de forma 6ptima. En la Tabla 5 es posible observar aquellos

pozos con una disminucion en el agua de produccion.

Tabla 5. Pozos con disminucién de produccion de agua.

Operador Produccion (Barriles por dia - bpd)
Y Tipo de Agua
Nombre del Pozo DOWS Pl FOE s
DOWS DOWS Disminucion
Texaco Dickson #17 DAPS 184 126 32
Talisman Energy
Tidewater Parkman 4-27 DAPS 252 139 45
Texaco Salem #85-40 DAPS 655 150 77
Chevron Shepard #65 DAPS 269 127 53
Richland Parkman 1-17 DAPS 220 190 14
Texaco RMOTC 77 Ax20 DAPS 190 38 80
Talisman Energy Hayter DAPS 250 25 90
Talisman Energy South DAPS 932 179 81
Sturgeon
Chevron PNB 14-20 DAPS 517 14 97
Petro Cangclia Unik 13- DAPS 451 63 86
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Operador Produccién (Barriles por dia - bpd)
Y Tipo de Agua
Nombre del Pozo DOWS Pl POEl : .% .
DOWS DOWS Disminucion
Tristar DAPS 403 57 86
Crestar Energy
Ranchman Sylvan Lake DAPS 315 54 83
00/88
Texaco Bl\lll(?.rgy 30-Fed TAPS 173 20 60
Petro Canada E4-10-16 Q-Sep G 470 61 87
Renaissance Energy Q-Sep G 252 60 76
Renaissance Energy Q-Sep G 441 36 84
TOTAL 5974 1389 76,7

Fuente: Jhon A. Vell,

Relationship to Geology conditions”, 2004.

‘Downhole Separation Technology Performance -

Si se analiza el total de agua que se disminuy6 en todos los pozos, es posible
calcular que en promedio hubo una disminucion del 76.7% del agua de

produccioén, confirmando la buena seleccion realizada para instalar la tecnologia.
2.2.6. Casos con datos desconocidos de produccion de agua

En el reporte, Veil muestra 3 pozos de los cuales se desconoce si hubo un cambio
0 no en la produccién de agua, por lo tanto no es posible determinar si su

seleccién se hizo de forma correcta o si la tecnologia oper6 de la forma esperada.

En la tabla 6 se muestran estos 3 casos.
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Tabla 6. Pozos con cambio de la produccion de agua desconocida.

Operador Produccién (Barriles por dia - bpd)
Y Tipo de Agua
Nombre del Pozo DOWS e Post- A
DOWS DOWS Disminucion
Texaco SU 1040 DAPS
Texaco Ingram DAPS 150
Southward 11-13 DAPS 458

Fuente:

Jhon A. Vell,

‘Downhole Separation Technology Performance

Relationship to Geology conditions”, 2004.

2.2.7. Casos con aumento de produccion de aceite y disminucién de

produccion de agua

Cuando se realiza un excelente disefio de un pozo y se toman en cuenta las

limitaciones que posee una tecnologia y los criterios de seleccion del screening, es

posible obtener los resultados que se tuvieron en estos pozos; en dichos casos, el

funcionamiento de los sistemas de separacion en fondo fue mucho mejor de lo

esperado, gracias a que se disponia de excelentes zonas de disposicion y a la

gran eficiencia de separacién ocurrida en el anular. En la tabla 7 se muestran

estos casos.

Tabla 7. Pozos con aumento de producciéon de aceite y disminucién de produccién

de agua.
Operador Produccién Produccién
y Tipo de (Barriles por dia - | (Barriles por dia -
DOWS _loygl] 42
Nombre del Pozo % Disminucion de | % Increm.ento de
Agua Aceite
Texaco Dickson #17 DAPS 32 233
Talisman Energy
Tidewater Parkman DAPS 45 106
4-27
Chevro;éhepard DAPS 53 136
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Operador Produccién Produccién
y Tipo de (Barriles por dia - | (Barriles por dia -
DOWS 204 gdl;
Nombre del Pozo % Disminucion de | % Incremento de
Agua Aceite
TexacoAF;g/IOOTC 77 DAPS 80 100
Talisman Energy DAPS 90 o8
Hayter
Chevron PNB 14-20 DAPS 97 12
Petro Clgrjgfa Unik DAPS 86 o5
Petro Canlegda E4-10- Q-Sep G 87 27
Renaissance Energy | Q-Sep G 76 38

Fuente: Jhon A. Veil, “Downhole Separation Technology Performance -

Relationship to Geology conditions”, 2004.

Si a estos pozos le anexamos el Texaco Salem #85-40 (con porcentaje de
disminucién de agua del 77% y porcentaje de aumento de aceite de 0%), se
estarian nombrando los 10 pozos en los cuales la tecnologia BM-DOWS funcioné
correctamente pues se disminuyé la produccién de agua y a su vez se mantuvo o
se aumento la produccién de aceite, demostrando asi una operacion 6ptima de los
sistemas de separacion en fondo.

Ahora bien, si se calcula un porcentaje promedio de disminucién, se obtiene que el
72.3% del agua de produccion del total de los casos exitosos disminuy0, valor que
sera tomado en cuenta mas adelante en el andlisis econémico.

2.2.8. Problemas presentados en los casos reportados

Segun los casos reportados (ver Anexo 1) es posible determinar cuales fueron los

principales problemas presentados durante el tiempo en el cual los separadores
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gravitaciones estaban instalados en los diferentes pozos. Los problemas mas

comunes fueron:

e Recirculacién del agua inyectada debido a la poca distancia entre la zona
productora y la zona inyectora.

e Zona de inyeccién taponada debido a la reinyeccién de agua junto con arena
(arenamiento).

e Corrosiéon en la bomba y el tubing, causada por la gran cantidad de agua y
arena.

e Errores humanos durante operaciones de Workover.

e Presencia de una alta produccion de gas que no permite una buena
separacion de los fluidos.

e Poco tiempo de residencia que no permitia una buena separacion entre el
agua y el aceite.

e En algunos casos se retir6 la tecnologia porque los pozos fueron vendidos.

Al analizar estos problemas es posible afirmar que la desacertada decision a la
hora de seleccionar los pozos para la aplicacion de la tecnologia fue el principal
inconveniente, pues no se tuvieron en cuenta parametros muy importantes para su
implementacion como la produccién de arena, la buena zona de disposicion o
inyeccion del agua separada y la presencia de altas cantidades de gas. En la tabla
8 se muestran comentarios hechos por Veil sobre algunos de los casos

reportados, incluyendo los problemas presentados en varios pozos.
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Tabla 8. Comentarios de los casos reportados.

Operador

y
Nombre del Pozo

Comentarios

Texaco Dickson #17

Cerrado

Texaco SU 1040

Se retir6 rapidamente

Talisman Energy
Tidewater Parkman 4-27

Problemas de corrosion
en la bomba y tubing

Texaco Salem #85-40

Bombas dafadas por corrosion

Chevron Shepard #65

Ha funcionado bien

Richland Parkman 1-17

Inmediatamente luego de la instalacién
el pozo produjo 35 bopd y 160 bwpd.

Texaco RMOTC 77 Ax20

Durante workover se dafio la zona de
inyeccion

Chevron PNB 14-20

Inestable y con gas pero DAPS funciond bien

Petro Canada Unik 13-21

Después de 2 dias dejo de funcionar

Crestar Energy
Ranchman Sylvan Lake
00/88

Recirculacion del agua

Southward 11-13

Poco tiempo de residencia, se reinyecto aceite

Texaco Bilbrey 30-Fed
No. 5

Se vendié el pozo, se retir6 TAPS

Petro Canada E4-10-16

Funcion6 muy bien, se vendi6

Renaissance Energy

Zona de inyeccién taponada

Renaissance Energy

Taponada con arena

Fuente:

Jhon A. Vell,

‘Downhole Separation Technology Performance

Relationship to Geology conditions”, 2004.
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3. GENERALIDADES DEL CAMPO YARIGUI-CANTAGALLO

3.1. LOCALIZACION

El Campo Yarigui—Cantagallo se encuentra ubicado en la seccion Noroccidental

de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena, en territorio de los departamentos

de Santander y Bolivar, entre las margenes oriental y occidental del Rio

Magdalena. Este campo fue descubierto en 1943 con la perforacion del pozo

Cimitarra-2 (Cantagallo—2) en las arenas Cantagallo, By C.

Figura 11. Localizacion geografica del campo Yarigui-Cantagallo.
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3.2. GEOLOGIA Y ESTRUCTURA

La estructura del campo, al tope de las arenas Cantagallo consiste en un
monoclinal fallado de una longitud aproximada de 7 Km. de largo por 2 Km. de
ancho, orientado NE-SO con buzamiento general E-SE y con mayor angulo de
buzamiento en el area cercana a la Falla de Cantagallo en donde alcanza los 50° y
gue disminuye hacia el Este hasta alcanzar los 9°. La reinterpretacion realizada
con la informacion de los pozos perforados recientemente, no sugieren cambios
esenciales en la interpretacion estructural del Campo presentado en estudios
previos, Unicamente se propone la presencia de cuatro discontinuidades

adicionales (tres en el Bloque V y una en el Bloque III).

La Falla de Cantagallo, es el principal control estructural del campo al oeste, tiene
un rumbo aproximado de N33°E y es considerada de tipo normal con un
buzamiento casi vertical. En general se establecid que en el sector norte, la falla
esta desplazada horizontalmente unos 100 m al oeste. El desplazamiento vertical
asociado a esta falla alcanza los 7000 pies, que en parte es debido a un
movimiento de rumbo que ha sido propuesto con base en los fallamientos
asociados a esta estructura y a la ausencia de sedimentos Cretaceos y parte de
Terciarios al oeste de la falla. A pesar de esta interpretacion de la Falla de
Cantagallo, el estudio de geomecénica realizado para el Campo indica la direccién
del esfuerzo principal maximo actual perpendicular a esta falla, lo que sugiere una
componente importante compresiva de la misma. Esta falla ha servido de barrera
a la migracién y acumulacion de hidrocarburos que unido a la discordancia del

Eoceno, son las responsables de la acumulacién en el Campo.

Existen otras fallas transversales, principalmente de tipo normal, que cortan el
monoclinal en cinco bloques, de los cuales el bloque V contiene la mayoria de las
reservas del campo y el mecanismo de produccion de los yacimientos varia en

cada uno de ellos, Caceres (1976 y 1982). Adicionalmente, un acuifero natural
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actla al N-E de la estructura, a una profundidad entre -7200 TVDSS (bloque 1ll) y -
7950 TVDSS (bloque V).

Figura 12. Estructura del campo Yarigui-Cantagallo.
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La secuencia estratigrafica del campo, esta constituida principalmente por rocas

sedimentarias clasticas del Terciario (ver figura 13).

Figura 13. Secuencia estratigrafica del campo Yarigui-Cantagallo.
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En la figura 14 representa un registro eléctrico realizado en uno de los pozos del
campo Yarigui—Cantagallo, en este se puede apreciar claramente la secuencia la

secuencia terciaria atravesada por el pozo.

Figura 14. Registro eléctrico, Secuencia terciaria de un pozo del campo Yarigui-

Cantagallo.
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3.3.  YACIMIENTOS PRODUCTORES

En el Campo Yarigui—Cantagallo existen tres yacimientos productores de
hidrocarburos. Estos se encuentran conformados por las arenas Cantagallo (CG),
las arenas C y B3. Las arenas CG y C corresponden a la Formacion Terciaria de
La Paz, mientras que las arenas B3 corresponden al miembro basal de la

Formacion Mugrosa.

3.3.1. Arenas B3

Las arenas B3, ubicadas en la parte basal de la formacién Mugrosa, es el tercer
yacimiento productor en importancia del campo Yarigui-Cantagallo, tienen un
espesor total aproximado de 60 pies y se encuentran a profundidades entre los
4500 y 6550 pies bajo el nivel del mar. Consta de areniscas de grano fino medio,
raramente grueso o con cantos, que estan intercalados con shales de color azul a

gris.

El espesor promedio neto petrolifero (Net Pay) es de aproximadamente 40 pies y
el area productora en el Campo es de 700 acres aproximadamente con una

porosidad promedio de 20%.

3.3.2. Arenas C

Las arenas C es el segundo yacimiento en importancia del campo Yarigui-
Cantagallo, tienen un espesor total que varia entre 800 y 1800 pies, y se
encuentran a profundidades entre los 4600 y 6600 pies bajo el nivel del mar. Se
considera que los niveles de energia dominantes durante la depositacion de este
miembro disminuyeron y el régimen de acomodacién aumentd, generando un
espacio mayor para la depositacion de los cuerpos arenosos, lo que les confiere a

estos una discontinuidad mayor en la horizontal.
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La energia de depositacion en los canales fue baja, lo que ocasioné una baja
capacidad erosiva de estos canales, permitiendo de esta manera una mayor
preservacion de la parte superior de los ciclos estratigraficos que corresponde a
niveles arcillosos. De esta manera, si los intervalos arcillosos que separan los
desarrollos arenosos depositados por diferentes canales se preservan, la
continuidad de estas arenas en la vertical es muy baja. Esta situacion se presenta

mas notoriamente en la parte superior de estas arenas.

El espesor promedio neto petrolifero (Net Pay) es de aproximadamente 80 pies y
el &rea productora en el Campo es de 3950 acres con una porosidad promedio de
19%.

3.3.3. Arenas Cantagallo (CG)

Las arenas Cantagallo son el yacimiento productor mas importante del campo,
tienen un espesor total que varia entre 1000 y 2000 pies, y se encuentran a
profundidades entre los 5000 y 8000 pies bajo el nivel del mar. Se considera que
fue depositada en un ambiente fluvial dominando por rios de muy baja sinuosidad,
con un nivel energético alto en un régimen de baja acomodacién, en los cuales los
depdsitos de materiales arcillosos no presentan una extension considerable en la
horizontal debida la baja sinuosidad y a la superposicién de otros canales fluviales.
En la vertical los intervalos arcillosos fueron rodeados por nuevos canales,
permitiendo de esta manera una buena continuidad de las arenas verticalmente.
Las arenas CG son poco consolidadas y corresponden a areniscas de grano fino a
grueso y conglomeraticos con intercalaciones de arcillolitas y esporadicos mantos
de carbon. Las areniscas estan compuesta principalmente por granos de cuarzo
(65-85%), feldespatos (5-25%) principalmente potasicos y minerales arcillosos que

varian entre un 3 y 11%, principalmente caolinita (50-80%) y esmécticas (5-20%).
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El espesor promedio neto petrolifero (Net Pay) es de aproximadamente 300 pies y
el area productora en el Campo es de 3950 acres, con una porosidad promedio de

20% y una permeabilidad del orden de 136 mD.

3.4. FLUIDOS PRESENTES EN EL YACIMIENTO

e Aceite

La gravedad del crudo que es producido en el campo Yarigui—Cantagallo presenta
pequefias variaciones que oscilan desde 19 a 20.9° API a una temperatura de 60°
F. Por su parte, la viscosidad varia de 90 a 200 centistokes a temperaturas de
160° F y 130° F respectivamente.

e Aguade Formacion

El contenido de sales de los volimenes de agua que son producidos junto con el
aceite del yacimiento de las arenas Cantagallo, oscila entre los 40000 y los 50000
ppm. La resistividad promedio de esto cuerpos acuosos se encuentra entre los

rangos de 0.1 a 0.18 Qm.

e Gas

Andlisis cromatograficos realizados al gas del campo en las diferentes estaciones,
arrojan resultados que indican la presencia de una composicion de metano (C1)
en un 93.46%, etano (C2) en un 2.2% y una mezcla de C3+ restante. El gas posee
una viscosidad de 0.014 cp a 100° F y 1 atm, una gravedad especifica de 0.6019,
un peso molecular de 17.61 Ib/mol, y un gpm de 0.807.
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3.5. HISTORIA DE PRODUCCION

Los pozos del campo Yarigui—Cantagallo en su mayoria son direccionales y fueron
perforados desde islas naturales o construidas artificialmente, debido a que los
yacimientos se encuentran debajo del rio Magdalena. ElI mecanismo de
produccion de los yacimientos varia en cada uno de los bloques en los que esti
dividido el Campo. Los estudios realizados hasta la fecha y el comportamiento de
produccion indican la presencia de un empuje de agua bastante activo en el
Bloque IV y en la parte norte del Bloque V. La liberacién de gas en solucion es el

mecanismo predominante en los demas Bloques.

Los pozos inicialmente, produjeron por flujo natural por un periodo de tiempo
relativamente corto, debido principalmente a su baja relacién gas—aceite inicial y
en general al escaso empuje hidraulico (excepto el Bloque 1V), por lo tanto fue
necesario producir los yacimientos con sistemas de levantamiento artificial, en su
orden se utilizaron: gas—lift, bombeo mecanico, bombeo hidraulico y recientemente

bombeo electro sumergible.

Actualmente, los sistemas de levantamiento que existen en el campo son el
Bombeo Mecanico (BM) y Bombeo Electrosumergible (BES). Aproximadamente el
65% de los pozos presenta SLA por BM, mientras que el 35% presenta bombas
BES. Esta dltima cifra viene presentando un auge actualmente, pues
recientemente se han realizado labores de migracion de BM a BES, al observar el
buen comportamiento de este sistema de levantamiento en los pozos del campo.
Inclusive, los nuevos pozos infill que se han venido perforando con el objetivo de
aumentar las reservas probadas del campo, llevan instaladas bombas BES desde

el inicio de su vida productiva.

El campo Yarigui-Cantagallo produce hoy en dia aproximadamente 15.300 barriles
de aceite por dia (BOPD) y 14.000 barriles de agua por dia (BWPD), con una
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declinacion de fluidos de 14%. Como es de observar, se producen altas
cantidades de agua que a medida que pasa el tiempo, estos volumenes tienden a
aumentar. Debido a lo anterior, se hace necesaria la presencia de unas facilidades
de manejo de este fluido con capacidades muy altas, por ello este campo posee

una capacidad maxima de tratamiento de agua de 100.000 BWPD.

Figura 15. Historia de produccion del campo Yarigui-Cantagallo hasta el afio
20009.
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4. EVALUACION TECNICA

En el capitulo anterior se describieron las propiedades y las caracteristicas mas
relevantes del campo de estudio (Yarigui-Cantagallo). En este capitulo, se pondra
a prueba la eficiencia de la tecnologia mediante una evaluacion técnica de su

implementacion en diversos pozos del campo que resulten ser candidatos.

La evaluacion técnica de la tecnologia DOWS esta conformada por dos partes: en
la primera se seleccionaron los posibles pozos candidatos de la tecnologia, los
cuales seran regulados bajo unos parametros de seleccion o screening. En
segunda instancia se realizara el disefio y la adaptacion de la tecnologia en cada
uno de los pozos; en esta seccion se realizara el disefio del nuevo sistema de
levantamiento modificado con la tecnologia DOWS, seleccién y ubicacion de la
bomba a implementar, designacion de la zona de inyeccion, entre otros aspectos

claves.

A continuacion, se realizara el proceso de seleccion de los candidatos para la
implementacion de la tecnologia DOWS.

4.1. PRESELECCION DE POZOS CANDIDATOS

La tecnologia DOWS esta disefiada para reducir hasta en un 98% (segun el caso
mMAas exitoso), los volimenes de agua que ascienden a superficie junto con el
aceite, inyectando en otro horizonte o inclusive en el mismo yacimiento ese

volumen restante que ha sido separado.

En el capitulo anterior se dieron a conocer las propiedades del campo de estudio,
dentro de ellas se encontraba la estructura del mismo. Este campo presenta la
peculiaridad de estar dividido en cinco bloques, esto debido a las discordancias y

discontinuidades que se evidencian en los principales yacimientos productores de
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hidrocarburos. Los bloques I, 1l y Ill presentan un empuje natural por gas en
solucién, por lo tanto ninguno de estos pozos presenta problemas con la excesiva
produccion de agua, pues el corte de agua en estos pozos resulta ser muy bajo.
Debido a esto, los pozos de estos tres bloques son descartados, pues no tiene
sentido implementar la tecnologia en pozos que no presentan problemas con el

agua de produccion.

Por otro lado, los bloques IV y la seccion norte del bloque V presentan un empuje
por agua debido a la accién de un acuifero activo en los estratos inferiores de las
arenas Cantagallo, lo que viene generando un aumento en la produccién de agua
con el paso del tiempo. De acuerdo con lo anterior, los pozos candidatos a
seleccionar deben pertenecer a estos bloques, pero es necesario tener en cuenta

el sistema de levantamiento presente en estos.

Los separadores gravitacionales son el tipo de DOWS a implementar en los pozos
gue resulten candidatos, como se manifestd anteriormente, estos son instalados
en pozos que presenten un sistema de levantamiento por bombeo mecéanico, en
esto se fundamenta el segundo criterio de preseleccion (siendo el primero la

produccién excesiva de agua).

La totalidad de los pozos que se encuentran en la seccion norte del bloque V
presentan bombas BES, por lo tanto son descartados debido a los objetivos del
estudio. Por otro lado, la mayoria de los pozos del bloque IV presentan sistemas
de levantamiento por bombeo electrosumergible, pero existe una poblacion de
cinco pozos que presentan el bombeo mecanico como SLA. Estos pozos fueron
preseleccionados para realizar la evaluacion técnica de la tecnologia, las
propiedades mas representativas de estos seran dadas a conocer en esta misma

seccion.
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41.1. Pozo 1

El pozo 1 posee una produccion bruta de 74 BPD, un corte de agua del 40% y una
relacion gas — petroleo (RGP) de 375 SCF/STB, es decir, produce 44 BOPD, -30
BAPD y 17.000 SCF de gas, aproximadamente. La gravedad API del crudo en

superficie es de 19 °API.

Sobre este pozo se sabe que en 1959 se realiz6 una estimulacion (con ACPM y un
crudo de otro campo), mediante la cual inicialmente se obtuvieron buenos
resultados aumentando la produccién de aceite de 160 a 537 BOPD en tan solo un
mes, pero después de un tiempo dichos resultados pasaron a ser desastrosos
pues se aumentd de forma gradual el corte de agua pasando de 0.5% a 30% y a
su vez se disminuy0 la produccion de 559 a 200 BPD; 3 afios después el pozo
dej6 de fluir, por lo que fueron necesarios algunos tratamientos para finalmente
recafionear las zonas en algunos intervalos (7321 a 7342, 7358 a 7377 y 7381 a
7409 pies); debido a la baja produccién se instal6 Bombeo Mecanico como
sistema levantamiento artificial. Hoy en dia se tienen otros intervalos productores
gue se encuentran de 7045 a 7049 pies, 7064 a 7069 pies, 7094 a 7098 pies y de
7141 a 7151 pies. El fondo del pozo se encuentra a 9520 pies de profundidad.

En el Anexo 2.a se presenta el estado mecénico del pozo.

4.1.2. Pozo 2

Actualmente, el pozo 2 posee una produccion bruta de 56 BPD, un corte de agua
del 44% y una relacion gas — petroleo (RGP) de 473 SCF/STB, es decir, produce

31 BOPD, -25 BAPD y 15.000 SCF de gas, aproximadamente. La gravedad API

del crudo en superficie es de 21 °API.
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La perforacion de este pozo se realizé en 1958 con un lodo base aceite, hasta
una profundidad de 8250 pies; inicialmente las pruebas de produccion indicaban
en promedio 1000 BPD. Debido a la presencia de algunos intervalos productores
de agua se instalo un tapon puente, después del cual se produjo 230 BPD con un
corte de agua del 0,2%, pero algunos afios después se reabrieron esos intervalos
debido a que ya se tenia la suficiente capacidad de tratamiento para la cantidad de

agua que se produciria, aumentando la produccion a 350 BPD con 37% de BSW.

Se presentaban grandes problemas con la produccion de arena pero se
remediaron temporalmente con la instalacion de filtros y algunas operaciones de
limpieza; luego dicha produccidn de dispard y se resolvieron finalmente mediante

empaquetamiento con grava de las zonas (de 6701 a 7458 pies en profundidad).

Hoy en dia los intervalos de interés se encuentran entre 6846 y 7450 pies de
profundidad y el nivel de fluido se ubica a 4988.23 pies. En el Anexo 2.b se

presenta el estado mecanico del pozo.

4.1.3. Pozo 3

El pozo 3 posee una produccion bruta de 225 BPD, un corte de agua del 8% y una
relacion gas — petroleo (RGP) de 1209 SCF/STB, es decir, produce 207 BOPD,
18 BAPD y 250.000 SCF de gas, aproximadamente. La gravedad API del crudo
en superficie es de 22 °API.

Su perforacion inicié en junio de 1980 y terminé en julio del mismo afio, llegando
en fondo a 7972 pies. Los intervalos de interés se encuentran entre 6610 y 7204
pies de profundidad y el nivel de fluido llega hasta los 4365 pies. En el Anexo 2.c

se presenta el estado mecanico del pozo.
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4.1.4. Pozo 4

Actualmente, el pozo 4 posee una produccion bruta de 220 BPD, un corte de agua
del 77% y una relacion gas — petroleo (RGP) de 311 SCF/STB, es decir, produce
51 BOPD, -169 BAPD y 16.000 SCF de gas, aproximadamente. La gravedad API
del crudo en superficie es de 20 °AP| y el fondo del pozo se encuentra a 8841
pies y el nivel de fluidos a 4045,67 pies.

Este pozo presentaba problemas de arenamiento, pero se resolvieron circulando
agua en directa por el tubing, el cual tenia en su extremo un cuello dentado o tubo
chaflan, cuya funcién consistia en remover mecanicamente la arena compactada y
aumentar la presion de trabajo debido a la disminucion del diametro de la tuberia.
Dicho procedimiento se realiz6 en el afio 2010, y a la fecha no ha sido necesario
otro tipo de tratamientos contra el arenamiento, por lo que es posible afirmar que
el pozo 4 actualmente no tiene problemas de alta produccién de arena. En el

Anexo 2.d se presenta el estado mecéanico del pozo.

4.1.5. Pozo 5

Actualmente, el pozo 5 posee una produccion bruta de 28 BPD, un corte de agua
del 50% y una relacién gas — petroleo (RGP) de 3626 SCF/STB, es decir, produce
14 BOPD, -14 BAPD y 51.000 SCF de gas, aproximadamente. La gravedad API
del crudo en superficie es de 21 °API.

Este pozo tiene una profundidad final de 7676 pies y el intervalo de interés se
encuentra entre 6484 y 7439 pies de profundidad. No se conoce mucha
informacion sobre otro tipo de operaciones realizadas en este pozo. En el Anexo

2.e se presenta el estado mecanico del pozo.
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4.1.6. Resumen de los Pozos

Es importante analizar la informacion de cada pozo para la evaluacion técnica que

se realizara, por lo tanto es necesario organizar la informacion de tal forma que

sea mas facil encontrar los datos.

Tabla 9. Produccién de los Pozos.

SLA|BLOQUE | APl | P. BRUTA |%BSW | P. NETA | RGP |[KSCFD
Pozo 1| BM 4 19 74 40 44 375 17
Pozo 2 | BM 4 21 56 44 31 473 15
Pozo 3 | BM 4 22 225 8 207 1209| 250
Pozo 4 | BM 4 20 220 77 51 311 16
Pozo 5 | BM 4 21 28 50 14 3626 51

Fuente: ECOPETROL S.A.

Se tiene informacion adicional acerca de la bomba de los pozos en el subsuelo y

algunos datos de presiones en cada pozo; resto sera mostrado en la siguiente

tabla. Otros detalles especificos se encuentran en los estados mecanicos de cada

pozo, mostrados en el Anexo 2.

Tabla 10. Informacién Adicional de los Pozos.

Dismetro | Profundidad | Fresionde . [ Presion
Pozo del émbolo |de entrada de egtrada de I_a PBHP (psi de_l
(in) | labomba (ft) | P°mba (psi @) Casing
(9)) (psi (9))
POZO 1 1,75 6045 504,5 1154.,8 71
POZO 2 1,75 4875 80,2 845 70,9
POZO 3 2,25 5000 241,6 734,9 160,4
POZO 4 1,75 5053 282,2 1038,2 70
POZO 5 1,75 6450 737,5 1288,1 72,5

Fuente: ECOPETROL S.A.
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4.2. CRITERIOS DE SELECCION PARA EVALUACION TECNICA
(SCREENING)

Realizar una excelente seleccion de los pozos es una condicidn necesaria para
obtener los mejores resultados a la hora de implementar la tecnologia de
separacion de agua y aceite en fondo de pozo, pues la mayoria de problemas
presentados durante los casos reportados se dieron debido a su mala seleccion.
La eficiencia de la tecnologia se ve afectada por diferentes parametros, los cuales

seran evaluados en la siguiente seccion.

Sobre las 4 tecnologias aplicadas a pozos con bombeo mecanico se tiene poca
informacion, pero es suficiente para establecer algunos criterios de seleccién para
asi realizar la evaluacion técnica. Si bien, de DAPS se tienen muchos casos
reportados, de los otros sistemas se tienen pocos o0 ninguno (en el caso de Q-Sep
H), por lo que el andlisis de cada parametro se realizara teniendo en cuenta la
informacion encontrada en la literatura sobre cada tipo de tecnologia y dichos

casos reportados.

4.2.1. Corte de Agua

El corte de agua es la relacion entre el caudal de agua producida y el del total de
fluidos producidos, siendo el principal criterio tenido en cuenta a la hora de
seleccionar los pozos para aplicar la tecnologia. Los mejores resultados se
obtienen en pozos con cortes de agua muy altos, puesto que en estos casos la
eficiencia de separacion es mayor y el ahorro con la disminucién de los grandes
volimenes de agua que dejarian de llegar a superficie, para ser tratadas en las

facilidades y luego disponer de ellas, es considerable.

En la tabla 11 se muestran los cortes de agua permitidos segun diferentes autores

y segun los casos reportados en los cuales se obtuvieron buenos resultados.
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Tabla 11. Cortes de agua segun autores y casos reportados.

Autores Corte de agua
O. O. Ogunsina, para separadores gravitacionales >80 %
M.L. Wiggins, para separadores gravitacionales >80 %
Sobie and Matthews (1997), para Hidrociclones-Bombeo 0
Mecéanico > 85%
Mattews (1998), para Hidrociclones-Bombeo Mecénico > 85 %
Segun Casos Reportados Corte de agua
En promedio para Casos Exitosos 95,2 %

Fuente: Los Autores.

4.2.2. Gravedad API

La gravedad API es otro factor muy importante, pues la eficiencia de separacion
de la tecnologia puede o no ser buena dependiendo de esta propiedad del aceite.
En toda la literatura revisada mencionan que la separacién en fondo no se
recomienda para pozos que producen crudos pesados (entre 10 y 22,3° API) o
extrapesados (menores a 10° API), pero algunos autores condicionan este criterio,

estableciendo diferentes rangos que limitan el uso de esta tecnologia. En la tabla

12 se muestran los rangos establecidos por los diferentes autores.

Tabla 12. Gravedad API segun diferentes autores.

Autores Gravedad API
Stuebinger, para DAPS > 10°
Kevin Bouling, para DAPS > 10°
Jhon A. Veil, para separadores gravitacionales > 10°
Mattews (1998), para separadores gravitacionales > 15°

Fuente: Los Autores.
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4.2.3. Capacidad de flujo

Debido a que el estudio se hace para pozos con bombeo mecanico como sistema
de levantamiento artificial, las capacidades de manejo de los separadores de
fondo en este tipo de pozos son bajas; en algunos de los casos reportados es
posible observar los caudales de flujo de ambos fluidos y éstos se tomaran en
cuenta junto con las limitaciones que diferentes autores establecieron para los

separadores con gravedad y para los hidrociclones.

En la tabla no se especifican los rangos para Q-Sep G y para TAPS debido a que
en los casos reportados solo se tienen los datos completos de un solo pozo, lo
cual no es suficiente para saber la capacidad minima o maxima de estos
separadores. De DAPS se reportan pozos con casing de 5.5 y 7 pulgadas, pero
como ocurre con los otros separadores, no es posible establecer los rangos para
aguellos con 7 pulgadas pues solo se tienen los datos completos de un pozo. Para
el Sistema Hidrociclones - Bombeo Mecanico se tienen rangos recomendados de

pozos con casing tanto de 5.5 como de 7 pulgadas de diametro.

Tabla 13. Capacidad de flujo de los separadores segun casos exitosos.

Autores Casing Capacidad de flujg (bpd)
(pulgadas) Minima Maxima

0. O. Ogunsina, para DAPS - - 1200

M.L. Wiggins, para DAPS - - 1200

Stuebinger, para DAPS 5,5 - 1000

Jhon A. Veil, para DAPS 5,5 - 1000

Sobie and Matthews (1997), 5,5 - 1700

para H|dr00|clpn_es-Bombeo 4 i 2500
Mecanico

Mattews (1998), 5,5 - 1700

para H|drOC|cI9nes-Bombeo 7 i 2500
Mecéanico

Segln casos exitosos - - -
Para DAPS 5,5 195 661

Fuente: Los Autores.
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4.2.4. Zona de inyeccion y compatibilidad entre fluidos

Para la instalacion de cualquier tipo de tecnologia DOWS es necesario la
presencia de una zona de inyeccion adecuada, en la cual sea posible reinyectar el
agua que se separé. Esta zona debe estar en excelentes condiciones, con buena
porosidad y permeabilidad y lo méas importante, debe estar aislada lo suficiente de
la zona productora. Segin Stuebinger'® y Veil y Langhus'’, para obtener
resultados exitosos al instalar el Dual Action Pumping System (DAPS), debe haber
una distancia de minimo 10 pies entre ambas zonas; si esta condicion no se
cumple, es posible que haya una recirculacion del agua o una conificacion,
disminuyendo asi la eficiencia de separacion. Cabe decir que entre las zonas debe

haber un empaque que se encargue de aislar los fluidos dentro del casig.

Ahora bien, teniendo en cuenta los casos exitosos en los que funciond la
tecnologia y a su vez se tiene el dato de la separacién entre las zonas, es posible
afirmar que en promedio se necesita una distancia minima de 109.5 pies, pero

antes de decidir un valor es importante analizar la tabla 14.

Tabla 14. Separacién entre zonas de los casos exitosos.

Operador Separacién entre
formacion
y productora
Nombre del Pozo e inyectora (pies)
Chevron Shepard #65 71
Texaco RMOTC 77 Ax20 240
Petro Canada Unik 13-21 46
Petro Canada E4-10-16 81

Fuente: Los Autores.

'® STUEBINGER, Lon. BOWLIN, Kevin. Dual injection and lifting systems: rod pumps. SPE 38790.

1997.

YVEIL, J. A. y LANGHUS, B. G. Feasibility Evaluation of Downhole Oil/Water Separation (DOWS)
Technology
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S| observamos la tabla, en el pozo Petro Canada Unik 13-21 se tenia una
separacion de 46 pies entre ambas zonas Yy la tecnologia funcioné bien, por lo que
no seria conveniente tomar un valor promedio de los pozos si uno de ellos tenia
240 pies de distancia entre sus zonas. Segun los casos exitosos reportados, se

tomara el valor de 46 pies como referencia en este parametro.

Tabla 15. Separacion minima entre zona productora e inyectora para DAPS.

Distacia entre Zona
Autores ) .
productora e inyectora (pies)
Stuebinger >10
Veil >10
Langhus > 10
Segln casos exitosos > 46

Fuente: Los Autores.

Pero, no solo tener una adecuada zona de inyeccion implica obtener los mejores
resultados, hay otra variable que debe ser tomada en cuenta y es la compatibilidad
que debe existir entre el agua inyectada y los fluidos de la zona de disposicion; si
esta compatibilidad no existe es posible que ocurra la formacién de escamas,

taponando asi la zona en la cual se reinyecta el agua separada.

4.2.5. Casing

Tanto el tamafio del casing como su estado mecanico deben ser tomados en
cuenta dentro de los parametros para la seleccidon de los pozos. Estos deben estar
en buen estado y lo menos desgastados o corroidos posible para asi evitar
problemas como filtraciones detras o a través del casing. Aunque en los casos
reportados de pozos con separadores gravitaciones no se tiene ningln comentario
gue especifique que hubo problemas con el revestimiento, en algunos pozos con
hidrociclones esto si se presentd, generando asi una recirculacion del agua

inyectada y al mismo tiempo una disminucion en la eficiencia de separacion.
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Con respecto al tamafio del casing, algunos autores especifican el tamafio minimo
en el cual las tecnologias se pueden instalar, y también en los casos reportados es

posible observar los diferentes tamafos permitidos.

Tabla 16. Tamafnos de Casing segun los autores.

Tamarfo de Casing
Autores
(pulgadas)
Jhon A. Veil, para separadores gravitacionales 55-7
O. O. Ogunsina, para DAPS >41/2
M.L. Wiggins, para DAPS >41/2
Stuebinger, para DAPS >41/2
Jason Wacker, para DAPS >55
Jason Wacker, para TAPS >41/2
Sobie and Matthews (1997), 55.7
para Hidrociclones-Bombeo Mecénico ’
Tamarfo de Casing
Autores
(pulgadas)
Mattews (1998), 55.7
para Hidrociclones-Bombeo Mecanico ’

Fuente: Los Autores.

Tabla 17. Tamafios de Casing segun casos reportados.

. Tamarfo de Casing
Segun casos reportados
(pulgadas)
Para DAPS 55-7
Para TAPS 5,5
Para Q-Sep G 7

Fuente: Los Autores.
4.2.6. Pozo y su estado mecanico
Los pozos verticales son la mejor opcién para la instalacibn de un separador

gravitacional, pues asi se obtiene una mejor eficiencia de separacion. Stuebinger

afirma: “El pozo debe ser relativamente vertical entre la ubicacién de la valvula
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superior e inferior para que la separacion ocurra”®; y Jhon A. Veil afirma: “Para
promover una apropiada separacion gravitacional del agua y el aceite, el pozo

debe estar lo mas vertical posible entre las entradas superiores e inferiores”*.

Ademas, el pozo debe caracterizarse por tener un estado mecénico adecuado, es
decir, que se caracterice por sus buenas condiciones para asi evitar todo tipo de

problemas que puedan ocurrir durante la produccion e inyeccién de fluidos.

4.2.7. Gas libre

Entre las limitaciones que tiene la tecnologia se encuentra la baja produccién de
gas libre en los pozos, esto ocurre debido a que el gas posee una densidad muy
baja, menor que la del agua y el aceite, ubicAndolo en la parte superior de la
columna hidrostéatica. Para los separadores gravitacionales este fenomeno no se
debe ignorar, puesto que el gas al estar ubicado en la parte de arriba entrara con
facilidad por la valvula superior del sistema, provocando asi que se produzcan
grandes cantidades de este, disminuyendo el volumen de aceite que llegaria a
superficie; algo parecido ocurre con los hidrociclones, en este caso al ser el gas el
fluido menos denso, se va a ubicar en el centro del hidrociclén para luego ser

bombeado hacia la cabeza de pozo.

Ogunsina y Wiggins afirman: “Las limitaciones para el sistema DAPS incluye la

inhabilidad para manejar eficientemente el gas natural’®®

, pero ni ellos ni los otros
autores afirman un rango en el cual los sistemas de separacion en fondo en

conjunto con el bombeo mecénico funcionen correctamente, por lo tanto se

¥ STUEBINGER, Lon. BOWLIN, Kevin. Dual injection and lifting systems: rod pumps. SPE 38790.
1997.

YVEIL, J. A. y LANGHUS, B. G. Feasibility Evaluation of Downhole Oil/Water Separation (DOWS)
Technology
2 OGUNSINA, O. O. WIGGINS, M. L. A Review of downhole separation technology. SPE 94276.

2004.
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asumira un valor de 10% de contenido maximo de gas libre en la entrada superior

del separador gravitacional o la entrada del hidrociclén.

4.2.8. Litologia de las zonas productoras e inyectoras y produccion de arena

En algunos de los casos reportados por Veil se indican las litologias de la zona
productora e inyectora, en otros se desconocen. Con dichos reportes es posible
determinar la litologia adecuada para la seleccién de los mejores candidatos pues

en algunos de ellos se presentaron problemas debido a la misma litologia.

En los pozos en los que la formacién productora e inyectora son carbonatadas, el
problema mas comun que se podria presentar es la liberacion de particulas de
CaSO03 y CaSOy, pero so6lo en uno de los casos reportados éste fue un motivo
para evitar el buen funcionamiento de la tecnologia. Por otro lado, cuando ambas
formaciones son areniscas, la produccién de arena, si se consideraria como un
problema importante, pues varios autores afirman que no es recomendable este
tipo de formaciones para instalar DOWS. En los casos reportados en los que se
tenian areniscas, se presentaron grandes problemas con la arena producida lo

cual causo el cierre de los pozos.

Segun las recomendaciones de los autores consultados sobre las litologias y con
relacion a los casos reportados, se recomienda implementar los separadores de
fondo en pozos con bombeo mecénico con zona productora carbonatada y con la
posible zona inyectora también carbonatada. Pero si se analizan detalladamente
los problemas presentados, es posible afirmar que aunque las areniscas afectaban
directamente, si esos pozos estuviesen en buen estado no se hubiesen
presentado dichos problemas. Por lo tanto también es posible instalar la
tecnologia en pozos con zona productora e inyectora de areniscas pero teniendo

en cuenta una limitacién de produccion de arena. Se establecera un valor maximo
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de 100ppm, el cual es asumido debido a que los autores no brindan un rango de

aplicacion de la tecnologia.

Tabla 18. Litologias de los casos reportados.

Litologia : Con problemas debido a la
Cantidad . ,
F. Productora F. Inyectora litologia
Areniscas Areniscas 9 4
Carbonato Carbonato 7 1
Areniscas Desconocido 2 1
Carbonate Desconocida 1 1

Fuente: Los Autores.

4.2.9. Rangos establecidos de los parametros de seleccion

Durante la descripcién de cada criterio es posible observar que en algunos se

tiene informacion sobre los 4 tipos de separadores de fondo para pozos con

bombeo mecénico como sistema de levantamiento artificial, pero solamente del

Dual Action Pumping System (DAPS) se posee los datos suficientes para

establecer los rangos adecuados y asi seleccionar los pozos en los que la

tecnologia funcionaria de forma eficiente, por lo tanto, a la hora de realizar dicha

seleccién en el campo de aplicacion sé6lo se tomara en cuenta este tipo de

separador gravitacional. Por este mismo motivo se profundizé mas sobre DAPS

cuando se describieron los tipos de separadores gravitacionales. En la tabla 19 se

muestra el resumen de rangos y condiciones a cumplir para todos los criterios de

seleccioén.
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Tabla 19. Criterios de seleccién para el Screening—DAPS.

Parametro Rango de aplicacion
Corte de agua > 75 %
Gravedad API > 13°
Capacidad de flujo De 195 a 1200 bpd
Distancia entre zona productora e inyectora > 40 pies
Compatibilidad entre fluidos Sl
Tamafio del Casing >41/2
Estado del Casing Bueno
Tipo de pozo Vertical o al menos entre las
entradas de las bombas
Estado mecanico del Pozo Bueno
Contenido de gas libre <10 %
Litologias de zona productora e inyectora Carbonatos o Areniscas
Produccion de arena <100 ppm

Fuente: Los Autores.

4.3. EVALUACION TECNICA DE BM-DOWS EN EL CAMPO YARIGUI-
CANTAGALLO

La evaluacidén técnica del sistema Bombeo Mecanico — DOWS del Bloque 4 en el
Campo Yarigui-Cantagallo se realiza teniendo en cuenta los rangos establecidos
para cada criterio de seleccién del screening en el subcapitulo anterior, es decir, la
informacion de los pozos con Bombeo mecanico es analizada rigurosamente para
elegir los mejores candidatos y asi continuar con el estudio tanto técnico como
econdémico. Hay que tener en cuenta, que el hecho de que un pozo se encuentre
dentro de los rangos querria decir que la tecnologia funcionaria de forma 6ptima,
es decir, si alguno de ellos no cumple con las condiciones, no significa que BM-

DOWS no es instalable en ese pozo.

A continuacion, se seleccionaran los pozos que se encuentran dentro del rango
permitido de cada parametro del screening, para finalmente relacionar y decidir en
los que la aplicacion de la tecnologia de separacion en fondo resultaria con un

funcionamiento 6ptimo.
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4.3.1. Corte de agua

El corte de agua es el primer aspecto y el mas importante a tener en cuenta para
la aplicacion de la tecnologia BM-DOWS, y segun el estudio realizado solo los
pozos con este valor mayor a 75% pueden ser los mejores candidatos para su
instalacion; por lo tanto, luego de revisar la informacion que se tiene, solo el Pozo
4 cumple con esta condicion. Como se dijo anteriormente, el hecho que los otros
cuatro pozos no superen esta primera fase, no quiere decir que no se pueda

instalar la tecnologia.

Debido a que este parametro solo lo cumplié un pozo, no sera necesario tomar en
cuenta los otros para los criterios de seleccion que faltan por analizar, es decir,
como se busca recomendar las mejores opciones, de ahora en adelante solo se
analizara si el Pozo 4 se encuentra o no dentro de los rangos establecidos; de
igual forma, al final se mostrara una tabla resumen de todos los pozos analizados

en esta investigacion.

4.3.2. Gravedad API

La medida de gravedad API del crudo del Pozo 4, en superficie, es de 20°API,
pero la medida tenida en cuenta en este criterio es el valor en el subsuelo, es
decir, teniendo en cuenta el efecto de la temperatura y la presion. Si se analiza el
comportamiento del aceite en el fondo del pozo bajo esas condiciones, es posible
suponer que la gravedad API del crudo de este pozo sera mayor en la profundidad
en la que se da la separacion de los fluidos en el anular, por lo tanto este pozo se
encuentra dentro del rango establecido para este parametro porque su gravedad

API seria superior a 13 °API.
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4.3.3. Capacidad de flujo

La capacidad de flujo tiene en cuenta los fluidos producidos en cada pozo, el pozo
4 tiene una produccion bruta de 220 barriles por dia, por lo tanto, se encuentra
dentro del rango permitido para la aplicacibn de este tipo de tecnologia de
separacion en fondo (195 a 1200 bpd).

4.3.4. Aislamiento entre zonas productora-inyectora y compatibilidad entre

fluidos

En los casos reportados, se observaron algunos pozos exitosos en los cuales se
inyectd el agua separada en el mismo estrato o en la misma arena productora,
siendo ésta una gran solucién para este parametro siempre y cuando se tenga un
aislamiento suficiente para evitar la recirculacién. Dicho aislamiento es uno de los
criterios mas importantes pues sino se presenta una zona de inyeccion de agua

adecuada no funcionaria la tecnologia de forma correcta.

Inicialmente hay que tomar en cuenta que el fondo de los intervalos productores
del pozo 4 se encuentra a 7856 pies y el fondo del pozo a 8841 pies; también,
como se dijo anteriormente, en el bloque 4 la Arena Cantagallo tiene su base a
aproximadamente 8000 pies. La importancia de estos datos consiste en ubicar la
zona en la cual se inyectara el agua separada por el sistema BM-DOWS, en este
caso, DAPS.

La condicidn propuesta para este parametro indica que debe haber una distancia
minima de 40 pies entre la zona productora y la inyectora, es decir, si el fondo de
los intervalos productores del pozo 4 se encuentra a 7856 pies, es posible afirmar
gue a partir de los 7896 pies de profundidad hasta los 8000 pies se podria inyectar

el agua, pues la porosidad (20%) y permeabilidad (136 mD) de la arena Cantagallo
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no son un impedimento. La presencia del acuifero activo da un indicativo de que

esa zona es candidata como posible zona de disposicion.

Si se analiza el estado mecanico actual del pozo, es posible observar que se
tienen dos retenedores a 7870 pies y a 7965 pies entre los cuales existe una zona
cafioneada de 7876 a 7884 pies; luego de la instalacion de DAPS, a la
profundidad del primero se ubicara un empaque para que aisle las zonas, y sera
posible cafionear el espacio entre dicho empaque y el retenedor inferior para
usarlas como intervalos de inyeccion. Al tener en cuenta que para evitar la
recirculacion del agua la zona de disposicion debe estar a una profundidad mayor
a 7896 pies, se decidié cafionear de 7900 hasta 7960 pies y a su vez, cementar el
intervalo nombrado anteriormente, pues si se inyecta a través de ellos, la

recirculacion es muy posible.

Con respecto a la compatibilidad, es necesario realizar un estudio en el cual se
demuestre que el agua a inyectar es compatible con el agua presente en la zona
de inyeccion. Teniendo en cuenta que hasta ahora no se ha presentado ningun
problema dentro del pozo con respecto a las aguas presentes y que el mecanismo
de empuje de los fluidos en el Bloque 4 es de empuje natural por el acuifero, es

posible asumir que estas dos son compatibles,

4.3.5. Pozo y su estado mecanico

La condicién a tener en cuenta en este caso es la direccionalidad del pozo, en
razon a que esta debe ser vertical en su totalidad o al menos en la zona en la cual
se va a ubicar el sistema BM-DOWS y en el estado mecanico observamos que el
pozo 4 cumple esta condicion. A su vez, es posible determinar que el mismo se
encuentra en excelente estado, permitiendo asi la instalacion de la tecnologia sin

ningun inconveniente.
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4.3.6. Casing y su estado mecanico

Analizando la informacion concerniente al estado mecanico del pozo 4 es posible
observar que su Casing se encuentra en buenas condiciones y que posee un
tamafio de 7 pulgadas, por lo tanto este parametro no es un inconveniente para la

instalacién de la tecnologia en este pozo.

4.3.7. Gas libre

Las gran cantidad de gas que producen estos pozos es un problema para el
correcto funcionamiento de la tecnologia, pues por la entrada superior del sistema
ingresaria mayor cantidad de gas que de petrdleo y aunque asi se disminuya el
agua que llega a superficie no justificaria la instalacion de BM-DOWS, pero existe
una solucion para este problema y consiste en ubicar de la mejor forma posible las
entradas tanto superiores como inferiores, teniendo en cuenta la posicion de la

interfaz entre el agua y el aceite.

Segun el andlisis realizado para este parametro, la cantidad de gas libre que se
produzca debe ser menor a 10% en un pozo para que DOWS funcione
Optimamente, pero teniendo en cuenta lo dicho en el parrafo anterior, la tecnologia
si funcionaria correctamente si se realiza un buen disefio de los pozos. Por lo

tanto, la tecnologia es aplicable en el pozo 4.

4.3.8. Produccién de arena

En la informacién sobre el Pozo 4, es posible analizar que el pozo presentaba
problemas de arenamiento en el afio 2010, pero dicho problema ya ha sido
resuelto con un tubo chaflan y circulacién en directa para remover la arena, la cual
podria taponar las bombas y evitar el correcto funcionamiento de la tecnologia. De

igual forma se recomienda realizar un chequeo periodico del pozo para comprobar
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si el problema con el arenamiento sigue controlado. Para prevenir otros problemas
como corrosion, seria necesario aplicar agentes anticorrosivos o anodos de

sacrificio.
4.3.9. Resumen del anédlisis técnico
Después de analizar cada criterio de seleccion del screening, es conveniente

presentar una tabla en la cual se muestran los 5 pozos donde se observara si

cumplen, o no, las condiciones establecidas para cada parametro.

Tabla 20. Criterios de seleccion para cada pozo.

Parametro Pozo 1 | Pozo 2 | Pozo 3 | Pozo 4 | Pozo 5
Corte de agua NO NO NO Sl NO
Gravedad API Sl Sl SI Sl Sl
Capacidad de flujo NO NO SI Sl NO
Distancia entre zona productora e
inyectora Sl Sl Sl Sl Sl
Compatibilidad entre fluidos Sl Sl SI Sl Sl
Tamafio del Casing Sl Sl SI Sl Sl
Estado del Casing Sl Sl SI Sl Sl
Tipo de pozo Sl Sl SI Sl Sl
Estado mecanico del Pozo Sl Sl SI Sl Sl
Contenido de gas libre Sl Sl SI Sl Sl
Litologias de zona productora e
inyectora Sl Sl SI Sl Sl
Produccion de arena Sl Sl SI Sl Sl

Fuente: Los Autores.

Al observar la tabla, es posible notar que solo el pozo 4 se encuentra dentro de los
rangos establecidos de todos los criterios de seleccion, es decir, como se ha dicho
reiteradamente, en este pozo la tecnologia DAPS funcionaria de forma éptima:
pero, hay que tener en cuenta que el screening es solo un procedimiento para

seleccionar aquellos pozos en donde la separacion en fondo en conjunto con el
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bombeo mecéanico se comportaria de forma adecuada, es decir, es posible instalar
BM-DOWS en los cinco pozos y puede que funcionen correctamente o puede que
se presenten problemas o algunas fallas, pero solo el screening nos demuestra en
cuales pozos su funcionamiento sera el mejor, por lo tanto, disefiar el sistema
completo para cada pozo es una opcion que debe ser tomada en cuenta a la hora

de decidir si se llevaran a cabo los pilotos en el campo de estudio.

4.4. DISENO DE LOS POZOS

Segln Veil*

, el disefio de un pozo con DAPS se realiza siguiendo los mismos
pasos del disefio de un pozo con bombeo mecéanico. Aunque la forma de los
sistemas en subsuelo es diferente, parte del funcionamiento es el mismo, es decir,
en ambos se realiza una carrera ascendente y descendente, pero, en DAPS las
varillas estan sometidas a una fuerza de compresion debido a la inyeccién de
agua durante su bajada (carrera descendiente) lo cual se soluciona ubicando
varillas de plomo antes de la bomba superior; por lo tanto, al dar solucién a ese
problema, se considera que los parametros de disefio y el procedimiento a seguir
son el mismo. Aunque adicionalmente, en DAPS es posible calcular el didametro

del piston inferior segun la cantidad de agua que se busque inyectar.

Para realizar el disefio de los pozos, se seguira paso a paso la Norma APl RP11L:
Recommended Practice for Design Calculations for Sucker Rod Pumping Systems,
es decir, los célculos se realizaran segun el procedimiento descrito y utilizando las

tablas y figuras que la Norma presenta.

Inicialmente se realizara el disefio detallado del Pozo 4, explicando cada paso y el
concepto de los términos calculados durante dicho disefio, posteriormente se

mostraran los resultados de los disefios de todos los pozos. Se decide mostrar el

2LVEIL, J. A. y LANGHUS, B. G. Feasibility Evaluation of Downhole Qil/Water separator (DOWS)
technology. Péagina 10.
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de este pozo porque fue el Unico que cumplié con todos los criterios de seleccién
del screening.

Antes de comenzar el disefio, es necesario asumir un valor muy importante, éste
consiste en la cantidad de fluidos que los pozos van a producir. Si la tecnologia
funciona de forma excelente lo esperado seria que aumentara la producciéon de
aceite y disminuyera la produccién de agua, pero debido a que el propésito del
estudio es disminuir la produccion de agua de los pozos, se consideré que la
cantidad de petréleo que llega a superficie es la misma. Con respecto a la
produccion de agua, se asumird que esta disminuira un 72,3 %, este valor se
obtuvo de un promedio de disminucién de agua de los casos exitosos en los que

se aplicé DAPS y se obtuvieron resultados de produccion optimos.

4.4.1. Disefio del Pozo 4

Segun la Norma APl RP11L, los datos minimos que se deben conocer, calcular o

suponer sobre la unidad de bombeo para el célculo del disefio son:

¢ Nivel del Fluido (H) en pies: Conocer el nivel de los fluidos es el primer paso
para definir la ubicacion mas aproximada de asentamiento de la bomba. Hay
que tener en cuenta que este nivel presentara una variacién a la hora de la
instalacion del sistema BM-DOWS, pues el nimero de juntas de tubing a
utilizar supera considerablemente las cantidades que se suelen emplear en el
bombeo mecéanico convencional, y de acuerdo con el principio de Arquimedes,
el volumen adicional de tuberia utilizado corresponde al volumen desplazado

por estas, generando la variacion en el nivel.
Pare determinar el nuevo nivel de fluidos después de la instalacion del sistema
BM-DOWS es conveniente conocer el volumen total de fluidos que se alojan

en el anular. Al asumir que la presion del yacimiento permanece constante, es
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posible estimar aproximadamente la variacion del nivel una vez instalada la

tecnologia.

Analizando el estado mecanico del pozo 4, tiene instalado un retenedor a una
profundidad 7.870 pies, y su nivel de fluidos pre-DOWS es hasta los 4.045,67
pies de profundidad. La vélvula fija del bombeo mecanico convencional que se
encuentra instalado en el pozo se halla a los 5075 pies, lo que significa que
desde superficie hasta esta profundidad se tiene tuberia de produccion, y
desde ese punto hasta el retenedor, los fluidos existentes son delimitados por

el diametro interno del casing.

El primer volumen a determinar comprende el tramo desde el retenedor hasta
la profundidad en la que se encuentra la véalvula fija (5.075 — 7.970 pies).
Aplicando la formulacion para determinar el volumen de un cilindro, y teniendo
en cuenta que el casing cementado a esa profundidad es de 7 pulgadas (29

Ib/pie, 6,184 pulgadas de diametro interno), se aplica la siguiente ecuacion:

V1l = (n * Dint ngz * h) €Y

En la ecuacion anterior h es igual a 2.895 pies, y el volumen obtenido es de
582,97 pies cubicos. Una vez conocido el primer volumen, se prosigue a
calcular el del intervalo entre la vélvula fija y el nivel de fluidos actual (4.045,67
—5.075 pies), de la siguiente manera:

V2 = (m*h)* (Dint csg2 — Deye tbgz) (2)

En este tramo h tiene un valor de 1.029,33 pies y tubing utilizado es de 2 7/8
pulgadas. El volumen de fluidos en este tramo es de 168,29 pies cubicos.
Sumando ambos volimenes se obtiene que el total de fluidos en el anular del

pozo es de 751,26 pies cubicos.
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Una vez instalado el sistema BM-DOWS en el pozo, el empaque seré ubicado
a la misma profundidad a la que se encuentra el retenedor (7.870 pies), y la
tuberia de produccion a instalar es de 2 7/8 pulgadas, con una longitud minima
de 7.870 pies de igual manera. Teniendo en cuenta que el volumen total de
fluidos no presentara variacion en el anular, es posible determinar la nueva

altura de estos mediante la siguiente formulacion:

h=V=xmsx (Dint cs‘q2 ~ Dext tb.qz) 3)

El nuevo valor de la altura ocupada por los fluidos en el anular una vez

instalada la tecnologia sera de 4.595,02 pies

e Profundidad de la Bomba (L) en pies: En un disefio de DAPS hay que tener
en cuenta la ubicacién de la bomba, pues es indispensable que esté bien
ubicada. Para esto es necesario calcular donde se encuentra el interfaz de
fluidos y luego teniendo en cuenta que segin Veil” la tecnologia mide
aproximadamente 100 pies, para pozos con casing de 7 pulgadas, es posible

calcular la profundidad adecuada de la bomba.

Si al nivel de fluido calculado le restamos la profundidad del empaque es
posible calcular el tamafio de la columna de fluidos, siendo ésta 4.595,02 pies.
Ahora bien, en el anular se acumulan el agua y el aceite, y su distribucion es
determinada segun el corte de agua medido en superficie, es decir, como el
corte de agua es de 77%, se puede decir que el tamafio de la columna de
agua es de 3.538,16 pies. Si a la base de la columna (7.870 pies) se le resta

este valor, se calcularia la ubicacién de la interfaz de los fluidos (4.331,83

2 VEIL J. A., LANGHUS B. G. y BELIEU S. Downhole Oil/Water Separators: An Emerging
Produced Water Disposal Technology
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pies). La ubicacion de la bomba se refiere a la profundidad en la cual se
acaban las varillas y se topa con la bomba superior, eso significa que si a la
interfaz de los fluidos se le resta 50 pies (la mitad de la medida de la
tecnologia) se calcularia la posicion de la bomba en el subsuelo y para este
pozo seria de 4.281,83 pies, pero es preferible aproximar este valor debido a
gue conseguir varillas con medidas decimales no es posible; por lo tanto, la

bomba se ubicara a 4.282 pies de profundidad.

Gravedad Especifica de los fluidos: En este disefio se tiene en cuenta la
gravedad especifica de los fluidos y no solo la del petréleo, por lo tanto es
necesario calcularla. Existe una grafica, mediante la cual se hace posible
obtener este valor para una mezcla de hidrocarburos con agua y es a partir de
la gravedad API del crudo y del corte de agua del pozo.

Con el valor del corte de agua se entra a la gréfica, luego se corta la linea de
la graviedad API del crudo y se lleva al eje Y, de tal forma se calcula o se lee

la gravedad especifica de los fluidos.

De la figura es posible leer una gravedad especifica promedio de 1,11 para

una gravedad API de 20° y un corte de agua de 77%.
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Figura 16. Gravedad especifica promedio de mezclas de agua y aceite.

Fuente: TORRADO SOTO, D. A:, et al. Seminario de Investigacion: Estudio e las
variables involucradas en los sistemas de bombeo mecanico para el disefio,

control y optimizacién de pozos en Campo Colorado.

e Diametros del émbolo de la bomba superior (D) en pulgadas: Segun la
informacion sobre el Pozo 4, actualmente el piston de la bomba es de 1,75
pulgadas, por lo que se asumen las mismas dimensiones para el émbolo

superior del sistema. El didmetro del inferior, sera calculado mas adelante.

e Diadmetro de la tuberia de produccion en pulgadas: El dimetro del tubing a

bajar sera de 2 7/8 pulgadas.
e Diametro de la sarta de varillas en pulgadas: Actualmente el pozo posee

varillas de 1, 7/8 y 3/4 pulgadas, por lo tanto en el disefio de DAPS se usaran

los mismos diametros de las varillas.
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e Velocidad de bombeo (N) en spm y Longitud de la carrera superficie (S)
en pulgadas: Estos valores inicialmente se asumiran y a medida que se
realice el disefio deben ser ajustados de tal forma que los calculos de los
barriles que llegan a superficie sean aproximadamente los esperados.

N =9spmy S =30 pulgadas.

Ahora, luego de calcular o suponer los valores minimos iniciales, se prosigue a

realizar el disefio de DAPS en el fondo del Pozo 4.

e Céalculo del peso de las varillas (Wr), la constante elastica (Er), el factor
de frecuencia (Fe) y la distribucion del tamafio de la sarta de varillas: Con
el didmetro de la bomba y la combinacion de las varillas de 1, 7/8 y 3/4 se

entra a la tabla del Anexo 3 y se toman los valores.

Figura 17. Tabla de datos de las varillas y la bomba.

Flunger Rod Elastic Rod String, % of sach size
Diameter | Weight Constant Frequency
Rod in. Ibift in./lb-ft Factor N
Me. D W, E, F, 1% 1 T s g 12
6 ENE 2118 | 0690+ 107 1.047 — — B 7.7 — —
Tr All 2224 0.649 = 10— 1.000 — — 100.0 — — —
85 1.06 1.883 U873« 105 1261 _ 2232 34 22 4 330 —_
BS 125 1.943 0.841=10-5 1253 — 235 242 243 276 —
85 1.50 20349 0791 = 10-8 1232 — 267 274 268 192 —
2] 174 2138 0.738 = 10-8 120 — 296 04 2956 104 —
66 106 2058 0.742 = 10-¢ 1.151 — 26 730 543 — —
86 1.25 2087 0.732 = 108 1.156 — 243 245 a1.2 — —
&6 1.50 2133 0717 = 105 1.162 — 26.8 270 453 — —
86 1.75 2.185 0.699 = 105 1164 — 2594 30.0 406 — —
86 2.00 2247 0.679 = 10-5 1.161 — 328 332 33.9 —_ —_
= Tisd L s [ L = Aece . 4N-6 44C9 an o an N AT 4

Fuente: API RP11L.
El peso de las varillas es la medida de su peso sin tomar en cuenta que se

encuentran dentro de fluidos y es una constante que se mide en libras por pie

de longitud, segun la tabla es 2.185 Ib/pie. La constante elastica de las varillas
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se mide en pulgada-libra por pie de longitud y para este disefio su valor es de
0.699E-06. El factor de frecuencia es una constante de proporcionalidad que
depende del disefio de la barra y en este pozo es de 1,164. La distribucion del
tamafo de la sarta de varillas se observa en la tabla, si estos porcentajes se
multiplican por la profundidad de la bomba es posible encontrar el tamafio de
las varillas de diferente diametro; las varillas de 1 pulgada en total medirian
1258,91 pies, las de 7/8 medirian 1.284,60 pies y las de 3/4 medirian 1.738,49
pies, sumando entre ellas 4.282 pies, pero, como se dijo anteriormente, existe
el problema de los decimales en el tamafio de las varillas, por lo tanto se
realiza una redistribucion y se instalarian de la siguiente forma: las de 1

pulgada 1.260 pies, las de 7/8 miden 1280 pies y las de 3/4 piden 1.742 pies.

Peso total de la sarta de varillas (W): El peso total de la sarta de varillas se
calcula multiplicando la constante del peso de las variillas (Wr) por la

profundidad de la bomba.

W = 2,185 * 4282 (4)
W = 9356,17 Lb (5)

Carga de fluido sobre la bomba superior (Fo): La carga de fluido se calcula
teniendo en cuenta la el didmetro del piston superior, en nivel de fluido y la

gravedad especifica.

Fo=034%GE «D?«H (6)
Fo = 0.34 * 1.11 x 1.75% * 3274.978652 (7)
Fo = 3785,179389 Lb 8

Constante elastica del total de la sarta de varillas (1/Kr): Este valor se
calcula multiplicando la constante elastica leida de la tabla y la profundidad de

la bomba.
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1
o = Er s L = 0,699x107° « 4282 9)

1 5 993x10 3pulg
Kr ' Lb

(10)

Este valor indica que de los 4.282 pies se estiran 0,002993 pulgadas por cada

libra de carga aplicada sobre las varillas.

Libras de carga necesaria para estirar el total de la sarta de varillas una

cantidad igual a la carrera de la barra pulida

SKr = > _ 30 11
"= 1Kr T 2,993x10-3 1D

SKr =10022.99 Lb (12)

Estiramiento de sarta de varillas adimensional (Fo/SKr)

Fo 3785.179389 13

SKr  10022.99 (13)

Fo

—— =0.37764 (14)

SKr

De 4.282 pies de varilla, se estiraran el 37,764% de la carrera de superficie,
cuando la bomba levanta 3.785.179389 Lb de carga de fluido.

Velocidad de Bombeo adimensional (N/No’): Este valor es una relacion
entre la velocidad de bombeo y la velocidad de bombeo a la frecuencia natural

de la sarta de varillas.

N _ N * L _ 9 % 4282
No' 245000 x Fe 245000 = 1.164

(15)
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N
=0.13513 (16)

o

Con los valores del estiramiento de la sarta de varillas adimensional y la
velocidad de bombeo adimensional es posible obtener otros datos que son
indispensables para finalizar el disefo del sistema DAPS.

Carrera de la bomba (Sp): La carrera de la bomba se calcula multiplicando
una constante llamada Factor Stroke del Pistén (Plunger Stroke Factor - Sp/S)

leida de la figura 18 y la longitud de la carrera a superficie.

De la figura se obtiene un valor de 0.68, y al multiplicarlo por 30 pulgadas se

calcula una carrera de la bomba de 20.4 pulgadas.

Desplazamiento de la bomba superior (PD1): El desplazamiento de la

bomba indica los barriles por dia que la bomba va a llevar a superficie y se

calcula asi:
PD = 0.1166 * D? Sp*N =0.1166 * 1.75% % 20.4 %9 (17)
PD = 65.56 BPD (18)

Si se instala la tecnologia segun las condiciones asumidas inicialmente, la
produccion de este pozo seria de 298,88 BPD, pero, este valor no cumple con
la capacidad de flujo que se espera de este pozo, es decir, como se dijo
anteriormente se asume que la produccion de petrdleo se mantiene igual y
que la produccion de agua disminuye en un 72,3%, por lo que luego de
instalar DAPS se espera una produccion de 97,81 BPD. Para lograr que segun
el disefio se produzca lo esperado, es necesario asumir diferentes valores de
las condiciones iniciales, para eso se cambiaran los datos de la velocidad de

bombeo N y de la longitud de carrera a superficie S hasta que se llegue a
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97,813 BPD o un valor aproximado, es decir, se utilizara el método de prueba
y error. En la Tabla 21 se muestra los resultados luego de variar S y N hasta

llegar al valor esperado.

Tabla 21. Desplazamiento de la bomba superior para diferentes Sy N.

N (spm) | S (pulg) | SKr (Lb) | Fo/SKr | N/No' | Sp/S | Sp (pulg) | PD (BPD)
9 30 10022,99 | 0,377 | 0,135 | 0,68 20,4 65,5612
10 40 13363,99 | 0,283 | 0,150 | 0,77 30,8 109,9829
10 38 12695,79 | 0,298 | 0,150 | 0,75 28,5 101,7699
9 40 13363,99 | 0,283 | 0,135 | 0,76 30,4 97,6991

Fuente: Los Autores.

Segun los resultados obtenidos, si DAPS opera a una velocidad de 9 spm, con
una longitud de carrera a superficie de 40 pulgadas y con las condiciones
calculadas, el pozo producird 97,6991 BPD, el cual es un valor aproximado al
esperado; por lo tanto, es posible continuar con la realizacion del disefio del

pozo.

e Rata de inyeccion de agua (Qiny) y Diametro del piston inferior: Segun
Stuebinger y Elphingstone®, la rata de inyeccién de agua es posible calcularla
teniendo en cuenta la carrera de la bomba, la velocidad de bombeo y el
diametro del émbolo de la bomba inferior, pero, no se conoce el didmetro del
piston de la bomba inferior.

Qiny = 0.1166 = Sp * N = D12 (19)
Para determinar la rata de inyeccién de agua hay que tener en cuenta que lo

recomendado es que el pozo con DAPS reciba la misma cantidad de fluidos

que recibia antes de su instalacién, para asi, al asumir la presion del

2 STUEBINGER L. A. y ELPHINGSTONE G. M. Multipurpose Wells: Downhole Oil/Water
Separation in the Future.
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yacimiento constante, se mantenga el nivel de los fluidos en el anular. Por lo
tanto, para que esto suceda, se debe inyectar la diferencia de la produccién
antes y después de la implementacion de la tecnologia (220BPD — 97.69 BPD
= 122.3 BPD). Ahora bien, si analizamos la ecuacion, es posible despejar y
calcular el didmetro del pistdn necesario, para que a esas condiciones, el pozo
inyecte 122.3 BPD de agua.

D1 = Qiny _ 122.3 20
~ ]0.1166 *Sp* N [0.1166 * 30.4 9 (20)

D1 =1.9579 pulgadas - D = 2 pulgadas (21)

Para inyectar esa cantidad de agua, bajo esas condiciones, es necesario que

el pistdn inferior tenga un diametro de aproximadamente 2 pulgadas.

Peso de la sarta de varillas en el fluido (Wrf): Debido a que la sarta de
varillas se encuentra sumergida en los fluidos del tubing, ésta experimenta una
fuerza llamada empuje la cual debe ser tomada en cuenta para los célculos.

Este peso se calcula asi:

Wrf =W = (1 — 0,128GE) = 9356,17 * (1 — (0,128 * 1.11) (22)
Wrf = 8026.845366 Lb (23)

Carga maxima de la barra pulida (PPRL): Para calcular la carga maxima de
la barra pulida PPRL es necesario leer de la figura 19 un término llamado

Carga maxima de la barra pulida (Peak Polished Rod Load - F1/SKr).
Leyendo la grafica con los valores de N/No' y Fo/SKr para un S de 40

pulgadas y un N de 9 spm, se obtiene un F1/SKr de 0.36; la carga maxima se

calcula con la siguiente ecuacion:
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F1
PPRL = Wrf + (( sm) * SKr) (24)
PPRL = 8026.845366 + (0.36 * 13363.99) (25)
PPRL = 12837.88 Lb (26)

Como lo dice su nombre, PPRL indica que la carga maxima que la barra pulida
resiste, segun la distribucion por tamafios de las varillas y las condiciones
calculadas, es de 12837.88 libras. Esta carga maxima la sufriran la barra
pulida durante la carrera ascendente pues ocurre cuando se levanta el fluido y
se lleva a superficie; aunque PPRL y F1/SKr tienen el mismo nombre, la
diferencia radica en que PPRL tiene en cuenta los efectos dinamicos maximos

de la carrera ascendente.

Carga minima de la barra pulida (MPRL): Segun la Norma APl RP11L, para
calcular la carga minima, en este caso hay que leer otro valor llamado Carga
minima de la barra pulida (Minimum Polished Rod Load - F2/SKr) de la Figura

20 y luego reemplazar en la férmula. De la figura se lee un valor de 0,06.

F2
MPRL = Wrf — <<SKr) * SKr) = 8026.845366 — (0,06 * 13363.99) (27)

MPRL = 7225.01Lb (28)

La carga minima indica el peso minimo que aguanta la barra pulida y toma en
cuenta los efectos dinAmicos de la carrera descendente (el peso de las varillas
dentro del fluido) menos la carga de la barra pulida; pero, este célculo es
erroneo pues no tiene en cuenta algunos factores que seran explicados mas

adelante.
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El disefio de los pardmetros para la seleccion del sistema de bombeo en
superficie no se realizara debido a que es posible utilizar los que se tienen en
este momento, es decir, se puede controlar tanto la velocidad de bombeo
como la carrera a superficie, permitiendo asi que el pozo opere a las nuevas

condiciones calculadas en este disefio.
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e Figuras utilizadas durante el disefio

Figura 18. Plunger Stroke Factor.
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Figura 19. Carga Méaxima de la Barra Pulida - Peak Polished Rod Load.
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Figura 20. Carga Minima de la Barra Pulida — Minimun Polished Rod Load.
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4.4.2. Resultados de los disefios

A continuacidn se mostrara una tabla con los resultados del disefio para cada uno

de los pozos. El disefio del Pozo 2 no se realizé debido a que el estado mecanico

del pozo no permite una instalacién correcta de la tecnologia DAPS.

Tabla 22. Resultados del disefio del Pozo 1.

Resultados Pozo 1

Nivel de liguido — H 4304,80 pies
Profundidad de la Bomba — L 5995 pies
Velocidad de Bombeo - N 9 spm

Long. de carreara superficie = S 33 pulg
Diametro del émbolo superior - D 1,75 pulg
Gravedad Especifica— GE 1,055
Diam. Tubing — Anclado 2 7/8 pulg
Tamaio - Varilla 1 pulgada 1760
Tamafo Varilla 7/8 pulgadas 1800
Tamafo Varilla 3/4 pulgadas 1435
Peso de las Varillas = Wr 2,185 Ib/pie
Constante elastica — Er 0,699E-6 pulg/Lb*Pie
Factor de Frecuencia — Fe 1,164
Peso total sarta de varillas - W 13099,075 Lb
Carga de Fluido sobre la bomba - Fo 47289 Lb

Constante elastica del total de sarta de varillas - 1/Kr

0,4191E-2 pulg/Lb

Libras de carga necesaria para estirar el total de la sarta

de varillas una cantidad igual a la carrera de la barra 7874,95 Lb
pulida — SKr
Estiramiento de sarta de varillas adimensional 0,6
Velocidad de Bombeo adimensional 0,189
Plunger Stroke Factor - Sp/S 0,49
Carrera de laBomba - Sp 16,17 pulg
Desplazamiento de la Bomba — PD 51,96 BPD
Rata de inyeccién de agua — Qiny 22.033 BPD
Diametro del émbolo inferior — D1 1.06 pulg
Peso de |la sarta de varillas en el fluido - Wrf 11330,17 Kb
Peak Polished Rod Load - F1/SKr 0,71
Carga méaxima de la barra pulida — PPRL 16.921,38 Lb
Minimun Polished Rod Load - F2/SKr 0,12
Carga Minima de la barra pulida — MPRL 10.463,93 Lb

Fuente: Los Autores.
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Tabla 23. Resultados del disefio del pozo 3.

Resultados Pozo 3

Nivel de liquido — H 4.365 pies
Profundidad de la Bomba - L 6.910 pies
Velocidad de Bombeo - N 15 spm
Long. de carreara superficie = S 49 pulg
Diametro del émbolo sueperior =D 1,75 pulg
Gravedad Especifica— GE 0,94
Diam. Tubing — Anclado 2 7/8 pulg
Tamario - Varilla 1 pulgada 2.032
Tamafo Varilla 7/8 pulgadas 2.073
Tamafo Varilla 3/4 pulgadas 2.805
Peso de las Varillas — Wr 2,185 Lh/pie
Constante elastica — Er 6,99E-07 Pulg/Ib*pie
Factor de Frecuencia — Fe 1,164
Peso total sarta de varillas - W 15.098,35 Lb
Carga de Fluido sobre la bomba - Fo 4.272,35 Lb
Constante elastica del total de sarta de varillas - 1/Kr 0,00483009
Libras de carga necesaria para estirar el total de la sarta
de varillas una cantidad igual a la carrera de la barra 10.144,74 Lb
pulida — SKr
Estiramiento de sarta de varillas adimensional 0,421
Velocidad de Bombeo adimensional 0,363
Plunger Stroke Factor - Sp/S 0,81
Carrerade laBomba - Sp 39,69 pulg
Desplazamiento de la Bomba — PD 212,59 BPD
Rata de inyecciéon de agua — Qiny 12.407 BPD
Diametro del émbolo inferior — D1 1.06 pulg
Peso de la sarta de varillas en el fluido - Wrf 13.281,71 Lb
Peak Polished Rod Load - F1/SKr 0,67
Carga méxima de la barra pulida — PPRL 20.078,69 Lb
Minimun Polished Rod Load - F2/SKr 0,24
10.846,97 Lb

Carga Minima de la barra pulida — MPRL

Fuente: Los Autores.
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Tabla 24. Resultados del disefio del pozo 4.

Resultados Pozo 4

Nivel de liquido — H 3.274,97 pies
Profundidad de la Bomba - L 4.282 pies
Velocidad de Bombeo - N 9 spm
Long. de carreara superficie— S 40 pulg
Diametro del émbolo superior — D 1,75 pulg
Gravedad Especifica— GE 1,11

Diam. Tubing — Anclado 2 7/8 pulg
Tamario - Varilla 1 pulgada 1.259
Tamaio Varilla 7/8 pulgadas 1.285
Tamafo Varilla 3/4 pulgadas 1.738
Peso de las Varillas — Wr 2,185 Ib/pie
Constante elastica — Er 6,99E-07 pulg/lb*pie
Factor de Frecuencia — Fe 1,164
Peso total sarta de varillas - W 9.356,17 Ib
Carga de Fluido sobre la bomba - Fo 3.785,17 Ib

Constante elastica del total de sarta de varillas - 1/Kr

2,993E-03 pulg/lb

Libras de carga necesaria para estirar el total de la sarta

de varillas una cantidad igual a la carrera de la barra 13.363,99 Ib
pulida — SKr
Estiramiento de sarta de varillas adimensional 0,283
Velocidad de Bombeo adimensional 0,135
Plunger Stroke Factor - Sp/S 0,76
Carrerade laBomba - Sp 30,4 pulg
Desplazamiento de la Bomba — PD 97,69 BPD
Rata de inyeccion de agua — Qiny 122.300 BPD
Diametro del émbolo inferior — D1 2 pulg
Peso de la sarta de varillas en el fluido - Wrf 8.026,84 Ib
Peak Polished Rod Load - F1/SKr 0,36
Carga méxima de la barra pulida — PPRL 12.837,88 Lb
Minimun Polished Rod Load - F2/SKr 0,06
Carga Minima de la barra pulida — MPRL 7.225,01 Lb

Fuente: Los Autores.
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Tabla 25. Resultados del disefio del pozo 5.

Resultados Pozo 5

Nivel de liquido — H 4.393,75 pies
Profundidad de la Bomba - L 7.295 pies
Velocidad de Bombeo - N 9 spm

Long. de carreara superficie— S 30 pulg
Diametro del émbolo superior — D 1,75 pulg
Gravedad Especifica— GE 0,98
Diam. Tubing — Anclado 2 7/8 pulg
Tamario - Varilla 1 pulgada 2145
Tamaio Varilla 7/8 pulgadas 2190
Tamafo Varilla 3/4 pulgadas 2960
Peso de las Varillas — Wr 2,185 Ib/pie
Constante elastica — Er 0,699E-6 pulg/Lb*Pie
Factor de Frecuencia — Fe 1,164
Peso total sarta de varillas - W 15.939,575 Lb
Carga de Fluido sobre la bomba - Fo 4.300,49 Lb

Constante elastica del total de sarta de varillas - 1/Kr

0,5099E-2 pulg/Lb

Libras de carga necesaria para estirar el total de la sarta de

varillas una cantidad igual a la carrera de la barra pulida — 5.883,27 Lb
SKr
Estiramiento de sarta de varillas adimensional 0,730
Velocidad de Bombeo adimensional 0,230
Plunger Stroke Factor - Sp/S 0,28
Carrerade laBomba - Sp 8,4 pulg
Desplazamiento de la Bomba — PD 26,99 BPD
Rata de inyeccion de agua — Qiny 1.004 BPD
Diametro del émbolo inferior — D1 1.06 pulg
Peso de la sarta de varillas en el fluido - Wrf 14.021,72 Kb
Peak Polished Rod Load - F1/SKr 0,92
Carga méaxima de la barra pulida — PPRL 19.434,33 Lb
Minimun Polished Rod Load - F2/SKr 0,12
Carga Minima de la barra pulida — MPRL 13.315,73 Lb

Fuente: Los Autores.
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45. ESTADOS MECANICOS DE LOS POzZOS DESPUES DE LA
INSTALACION DE DAPS

Luego de disefiar el sistema de cada pozo, es necesario ilustrar el posible estado
mecanico de cada uno de ellos después de la instalacion de la tecnologia DAPS;
en dicha ilustracion se muestra informacion importante como: el nivel de la bomba,
los intervalos productores e inyectores, la ubicacion del empaque, el conjunto de
subsuelo, la sarta de casing y algunas particularidades de cada pozo segun su
estado mecanico inicial. Por supuesto, el estado mecanico del pozo 2 no sera
mostrado debido a que no es posible instalar la tecnologia en este pozo.
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Figura 21. Disefio del sistema BM-DOWS en el pozo 1.

POZO 1

h

SARTA DE CSG
DIAM. PESO GRADO DESDE HASTA
16” 65 J-55 SUPER 160’
103/4” 405 J-55 SUPER 592
7’ 23/26 N-80 SUPER 7698’

CONJUNTO DE SUBSUELO
VARILLA DE 1” 1760 ft
VARILLA DE 1/8” 1800 ft
VARILLA DE 3/4” 1435 ft

TUBERIA 2 7/8” 7320 ft

Bomba @ 5995 ft

7045 - 7049
7064 — 7069
7094 — 7098
7141 - 7151

Intervalos
Cafioneados
(4 TPP)

Standing valve | € a

Empaque @ 7204 ft | €

Intervalo
Cafioneado 7300 - 7475

(4 TPP)

Zona de Inyeccion (175 ft)
Intervalos a Cafionear
7300 — 7320 ; 7415 - 7475
(2 TPP)

Tapon cemento @ 7575 ft

Zapato @ 7698 ft

9520 ft Profundidad Total

Fuente: Los Autores.
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Figura 22. Disefio del sistema BM-DOWS en el pozo 3.

POZO 3

Tapon cemento @ 7932 ft |

1N

CONJUNTO DE SUBSUELO
VARILLA DE 1”
VARILLA DE 1/8”
VARILLA DE 3/4”

TUBERIA 2 7/8”

2032 ft
2073 ft
2805 ft
7244 it

SARTA DE CSG
DIAM. PESO GRADO DESDE HASTA
13 3/8” 47 K-=55 SUPER 160’
9 5/8” 40 J-55 SUPER 2058’
7’ 26 N-80 SUPER 2167’
7’ 23 N -80 2167’ 7972’
6610 — 6626
6738 - 6744
6814 - 6818
6838 — 6844
| 6884 - 6894
Intervalos 7010 - 7018
Cafioneados 7022 - 7030
(4 TPP) 7036 - 7056
7068 - 7072
7078 - 7090
7094 — 7114
7118 - 7130
7136 - 7146
7151 — 7166
Empaque @ 7234 ft =< | |2
|
7242 - 7250
Intervalos 7722286 - 7722;;
Carfioneados 7996 — 7304 —
(4 TPP) 7309 — 7318 —
7322 - 733A
R g
? iy ﬁ‘.
LA
Retenedor @ 7507 ft -l
7524 — 7532
Intervalos 772753 - 77553?)
Cafioneados 7612 — 7628
(4 TPP) 7652 — 7658
7678 - 7686

> | Bomba @ 6910 ft

7170 - 7180
7194 - 7204
7210 - 7226

Intervalos
Cafloneados
(4 TPP)

Standing valve |

Zona de Inyeccion (94 ft)
7242 - 7336

Retenedor @ 7339 ft

7348 — 7358
7364 - 7390
7404 — 7424
7428 — 7438
7464 — 7470

Intervalos
Cafloneados
(4 TPP)

Fondo @ 7705 ft

Zapato @ 7970 ft

Fuente: Los Autores.
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Figura 23. Disefio del sistema BM-DOWS en el pozo 4.

POZO 4

95/8” 43,5 L -80

SARTA DE CSG
DIAM. PESO GRADO DESDE HASTA

SUPER

1177

7 29 P-110 SUPER 8832

Bomba @ 4282 ft

CONJUNTO DE SUBSUELO
VARILLA DE 1” 1259 ft
VARILLA DE 1/8” 1285 ft
VARILLA DE 3/4” 1738 ft

TUBERIA 2 7/8” 7880 ft

Intervalos
Cafioneados
(5 TPP)

7050 - 7067
7133 -7142
7161 - 7167
7172 -7178
7406 — 7417
7641 — 7656
7663 — 7702
7706 - 7731
7746 — 7753
7758 — 7768
7773 -7778
7780 - 7782
7786 — 7791
7796 — 7804
7808 — 7816
7818 — 7820
7824 - 7828
7834 — 7840
7844 - 7856

Intervalo
Cafoneado

7876 - 7884

(5TPP)

Retenedor @ 7965 ft

8841 ft Profundidad Total

Standing valve

Empaque @ 7870 ft

Zona de Inyeccion (84 ft)
Intervalo a Cafionear
7900 - 7960
(5 TPP)

Zapato @ 8832 ft

Fuente: Los Autores.
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Figura 24. Disefio del sistema BM-DOWS en el pozo 5.

POZO 5

DIAM.
95/8” 43,5
7’ 29

N - 80
P -110

SARTA DE CSG
PESO GRADO DESDE

SUPER
SUPER

HASTA
982’
7661’

Intervalos
Cafioneados
(5 TPP)

6484 - 6570
6576 — 6586
6616 — 6627
6634 — 6645
6668 — 6678
6694 — 6772
6797 — 6830
6880 — 6898
6898 — 6938
6956 — 6977
6984 — 7000
7014 - 7020

Bomba @ 7295 ft

Empaque

@ 7500 ft

CONJUNTO DE SUBSUELO
VARILLA DE 1” 2145 ft
VARILLA DE 1/8” 2190 ft
VARILLA DE 3/4” 2960 ft

TUBERIA 2 7/8” 7520 ft
7025 — 7063
7072 - 7092
7002 - 7112
7156 — 7190
7258 - 7281 Intervalos
7291 - 7308 Cafioneados
7325 - 7340
7325 - 7370 (5 TPP)
7340 - 7370
7382 - 7400
7409 — 7439

Standing valve

Fondo @ 7659 ft

Zona de Inyeccion (105 ft)
Intervalo a Cafionear
7530 - 7635
(5TPP)

Zapato @ 7661 ft

7676 ft Profundidad Total

Fuente: Los Autores.
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4.6. CARTAS DINAGRAFICAS DE SUBSUELO EN DAPS

Una carta dinagrafica de subsuelo es una grafica de Carga vs Posicion en la que
se muestra la posicién, segun la longitud de la carrera, de la barra pulida y la
carga maxima y minima que ella sostiene durante su movimiento vertical, es decir,
durante la carrera ascendente y descendente cuando se da la acumulacion y
descargue de los fluidos. En la figura 26, se muestran los valores que son
calculados segun el procedimiento descrito por la Norma APl RP11L y que sirven

para graficar el dinagrama del pozo.

Figura 25. Carta dinagrafica basica.

A Carrera ascendente ‘ — Velocidad de BombeoN>0
Velocidad de BombeoN=0

—

PPRL -
Fo

arga

N

Fuente: TORRADO SOTO, D. A. et al. Seminario de investigacion — Estudio de
las variables involucradas en los sistemas de bombeo mecanico para el disefio,

control y optimizacién de pozos en Campo Colorado.

PPRL: Carga maxima de la barra pulida.
MPRL: Carga minima de la barra pulida.
Fo: Carga de fluido sobre la bomba.

Wrf: Peso de las varillas dentro del fluido.

S: Longitud de la carrera.
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F1: es un factor de PPRI y equivale a la carga de fluido mas los efectos dindmicos
mAaximos en la carrera ascendente.
F2: es un factor de MPRL y equivale al peso de las varillas dentro del fluido,

menos los efectos dinamicos de la carrera descendente.

En un pozo con bombeo mecéanico convencional, durante la carrera descendente
la valvula viajera se abre y la valvula fija se cierra de tal forma que a medida que
desciende, el fluido de la bomba se desplaza hacia el tubing, permitiendo asi que
éste soporte la carga; antes de comenzar la carrera ascendente, los fluidos se
transfieren a las varillas, puesto que se cierra la valvula viajera, haciendo asi que
la barra pulida soporte la carga, a su vez, la valvula fija se comienza a abrir para
permitir la acumulacién de los fluidos dentro del barril durante el ascenso; luego
se descargan los fluidos, y comienza de nuevo la carrera descendente. Durante
todo el proceso de operacidn, las varillas se encuentran sumergidas en fluidos,

disminuyendo asi el peso que la barra pulida siente.

Figura 26. Proceso de operacion de la bomba de subsuelo de bombeo mecénico

convencional.

Fuente: THETA ENTERPRISES, entrenamiento Ilevantamiento artificial.

Modificado por autores.
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En el disefio de cada pozo de estudio, se calcularon los diferentes valores
mediante los cuales se podria graficar el comportamiento de la carga soportada
por la barra pulida en el subsuelo, segun la Norma APl RP11L, pero es necesario
realizar el analisis de dicho comportamiento, puesto que debido a la forma en que
la tecnologia DAPS opera, hay que tener en cuenta otros factores que no ocurren

en el bombeo mecénico convencional.

En el momento en que comienza la carrera descendente, la barra pulida va a sufrir
diferentes efectos que deben ser tomados en cuenta: la disminucion del peso de la
varilla que une las dos bombas, el peso ejercido por los fluidos al entrar a la barril
y la contrapresion ejercida por el agua que se va a inyectar. Primero, la barra
pulida sentira que el peso de las varillas es menor, esto ocurre debido a que la
valvula superior de entrada de fluidos se abre, permitiendo que el aceite con
pequefias gotas de agua lleguen al barril superior, a través del cual se encuentran
unas varillas que se encargan de unir la bomba superior con la inferior (como se

muestra en la figura 28).

Al llenarse este espacio durante la carrera descendiente, la barra pulida va a
serntir menos peso por la sumergencia de la varilla dentro de los fluidos y a su vez
ocurre un aumento en el peso debido a que el agua se acumula encima del piston
ejerciendo una fuerza hacia abajo sobre el émbolo y éste esta conectado a la
sarta de varillas. El otro efecto a tomar en cuenta es que las varillas sufrirdn una

compresion ejercida por el agua que el émbolo y la bomba estan reinyectandio
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Figura 27. Entrada del aceite con gotas de agua a la bomba superior.

Fuente: Fuente: Veil, J., Langhus, B., and Belieu, S. DOWS Reduce Produced

Water Disposal Costs. Modificado por los autores.

Obviamente entos 3 procesos no se ven reflejados uno por uno, es decir, en una
carta dinagrafica esos aumentos o disminuciones en el peso soportado por la
barra pulida se reflejan en el balance de pesos y la Unica forma de tomar dicha
carta es después de la instalacion de DAPS en cada pozo y con un programa de
bombeo mecanico dinAmico que estime su comportamiento, por lo que no es

posible ilustrar una carta ideal para cada pozo

Segln Stuebinger®*, cuando se presentan cartas en las cuales la carga minima de
la barra pulida es muy baja, o hasta negativa, la solucion consiste en cambiar
algunas varillas por otras de un material mas pesado (plomo) para que asi dicha
carga minima aumente considerablemente y el sistema funcione correctamente. Si
esa compresion sufrida por las varillas no se toma en cuenta, es posible que se

colapsen y se rompan dentro del pozo..

# STUEBINGER, L. A. Multipurpose wells: downhole oil/water separation in the future. Pag. 3.
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5. EVALUACION FINANCIERA

Luego de realizar la evaluacion técnica de la tecnologia DOWS, se hace necesaria
a su vez la realizacion de una evaluacion financiera, con el fin de consolidar el
estudio de viabilidad, para poder tomar una decisibn acertada sobre la
implementacion de dicho sistema de separacion y posterior reinyeccion de agua y

aceite en fondo de pozo.

La evaluacion financiera tiene como objetivo determinar si es viable invertir en la
realizacion de un proyecto, esto se hace posible conociendo previamente las
variables econdmicas asociadas al proyecto, tales como la inversién neta inicial y
los flujos periddicos de efectivos (que son la resultante entre los ingresos, los
egresos, costos operacionales, los impuestos y la depreciacion), los cuales son
evaluados posteriormente bajo los criterios financieros tales como el Valor
Presente Neto (VPN), la Tasa Interna de Retorno (TIR), el tiempo de recuperacion

de la inversion (PAYBACK) y la relacion costo-beneficio (RCB).

Luego de realizar el analisis con los diferentes criterios de evaluacion, es posible
determinar si el proyecto resulta ser rentable econémicamente y asi llevar a cabo
su implementacion. La rentabilidad se evidencia en el momento en que, el
proyecto retorne un monto igual o superior al capital inicial invertido para llevarlo a
cabo, y esto dentro de un tiempo de evaluacién que ha de ser estipulado en

momentos previos de realizar esta evaluacion.

A continuacioén, en este capitulo se llevard a cabo paso a paso la evaluacion
financiera de la tecnologia de separacion de agua y aceite en fondo de pozo,
aplicada a los pozos del campo Yarigui-Cantagallo, que fueron seleccionados

previamente.
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5.1. EVALUACION FINANCIERA APLICADA A UN PROYECTO DE
PRODUCCION

Para llevar a cabo la evaluacion financiera de un proyecto de produccion, es
imprescindible conocer los parametros econémicos fundamentales que afectan las
finanzas de este, tales como: la inversion inicial y los flujos de efectivos. Con el
conocimiento de estos, se procede a evaluar el proyecto mediante los diferentes
indicadores financieros basico de la ingenieria econdmica, para asi determinar la

rentabilidad a futuro del mismo.

A continuacion, se explica en detalle cada uno de los parametros econémicos y los
criterios de evaluacion de la rentabilidad de un proyecto de produccion a utilizar
para hacer un analisis detallado y tomar decisiones sobre la ejecuciéon o no del

proyecto.

5.1.1. Inversién Inicial o Neta

La inversion inicial o neta se define como el capital que se hace necesario para
poner en marcha un proyecto. Esta inversion se puede clasificar en dos
componentes claramente diferenciados: el primero esta relacionado la inversion
destinada a la adquisicidon de activos y suministros necesarios para llevar a cabo el
inicio del proyecto (cuando el desarrollo fisico de este no existe). El segundo se
refiere a la liquidez necesaria para alterar o modificar un proyecto previamente

existente.

La inversion inicial se calcula contabilizando y totalizando los egresos que se
causen en el momento que se esta realizando el desembolso, conocido como hora
cero. En este orden de ideas, la inversion neta puede ser calculada teniendo en

cuenta, los costos de las maquinarias, equipo, elementos y su instalacion, y
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depreciacion por el uso, también los costos de construccion, promocion, gastos de

entrenamiento del personal, entre otros que conforman los pasivos.

Inv. Inicial = costos de activos + costos de instalacion + costos de construccion
+ costos de promocion + gastos de entrenamiento del personal

— ganancias por venta del bien usado (29)

5.1.2. Flujo de Efectivo

Los flujos de efectivo son todos aquellos movimientos o traspaso de capital, ya
sean de entrada o salida, durante la vida del proyecto. Estos movimientos de
capital suelen representarse de forma grafica mediante una linea recta horizontal,
que representa su duracion, la cual esta subdividida en pequefios segmentos que
representan periodos de tiempo mas pequefios.

Figura 28. Representacion grafica de los flujos de efectivo.
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Fuente: Los Autores.
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En la figura 28 se puede observar la representacion gréfica de los flujos de
efectivo, en donde las flechas que apuntan hacia arriba representan los ingresos
gue entran al proyecto, estos pueden ser debido a ganancias por la produccion,
dinero recibido por la venta de equipos, entre otros. Por otro lado, las flechas que
apuntan hacia abajo representan los egresos, que son los gastos generados por el
proyecto, dentro de estos se encuentran la compra de equipos, los impuestos,
costos de operacién y mantenimiento, entre otros. Con base en esto, los flujos de

caja pueden ser calculados por la siguiente ecuacion:

Flujo de Caja = Ingresos — Egresos — Impuestos — Depreciacién (30)

5.1.3. Costos

Los costos se definen como el valor monetario de los consumos de factores que
supone el ejercicio de una actividad econémica destinada la produccién de un bien
0 un servicio. En todo proyecto de produccién se hace necesario el empleo de
factores productivos, en otras palabras, es ineludible una inversion o esfuerzo
econdémico para llevar a cabo todo proyecto de produccién, ese capital que hay

que disponer como esfuerzo son los considerados costos.

Todos los costos de un proyecto de produccién deben ser mesurados, para ello se
recomienda clasificarlos previamente segun diferentes categorias, las cuales
varian de acuerdo al ente u organismo que ejecute y realice el analisis financiero
del mismo, para posteriormente poder determinar si resulta viable invertir en el

proyecto.
El costo mas significativo en un proyecto de produccion es la elevacion de un barril

de petroleo a superficie o Lifting Cost. Este es el resultado de la sumatoria de

costos tales como el de levantamiento (energia utilizada para mantener los pozos

126



productivos), tratamiento de los fluidos producidos (aceite, gas y agua), vertimiento
y disposicion de fluidos, prestacion de servicios, salario del personal, entre otros.

5.1.4. Impuestos

Los impuestos son una clase de tributo o cargas obligatorias que las personas y
empresas deben pagar por obligacion para financiar al estado. Existen dos clases
de impuestos: los directos e indirectos. Aquellos impuestos que se aplican sobre el
patrimonio, afectando los ingresos o0 pertenencias como la propiedad de
maquinaria o terrenos de explotacion hacen parte del primer grupo (directos).
Mientras que los impuestos indirectos afectan a personas distintas a quien

produce el bien o presta el servicio.

Las empresas dedicadas la industria de los hidrocarburos son regidas por dos

intereses de caracter directo, estos son las regalias y el impuesto sobre la renta.

5.1.4.1. Regalias

Las regalias constituyen el derecho que tiene el estado en el producto de la
explotacion de recursos naturales no renovables. Debido a que el subsuelo por ley
pertenece al estado, todas las empresas o compafias que se dediquen a la
extraccion de los recursos hidrocarburos deben pagar un recaudo o porcentaje

econdmico, a las entidades territoriales, con base en sus ingresos.
Estas regalias son determinadas con base en la produccién diaria promedia de

cada mes en los diferentes campos petroleros, y estan reglamentadas por la Ley
756 de 2002.

127



Tabla 26. Sistema de pago de regalias escalonadas de petréleo en Colombia.

ESCALA PARA DETERMINAR LAS REGALIAS DE CRUDOS LIVIANOS Y
SEMILIVIANOS
PRODUCCION DIARIA PROMEDIO MES PORCENTAJE

Para una produccion diaria < 5 KBOPD 8%
Para una produccion mayor a 5 KBOPD y < 125 KBOPD X%
Para una produccion mayor a 125 KBOPD y < 400 KBOPD 20%
Para una producciéon mayor a 400 KBOPD y < 600 KBOPD Y%
Para una produccion mayor a 600 KBOPD 25%

Fuente: CONGRESO DE LA REPUBLICA DE COLOMBIA. Ley 756. Bogota D.C.,
2002.

En campos petroleros donde la produccion de hidrocarburos liquidos se
encuentren entre los 5 KBPD y los 125 KBPD, el impuesto de regalias a pagar

esta determinado por la siguiente formulacion:

X% = 8 + [(Produccion KBPD — 5 KBPD)x(0,1)] 31
En campos petroleros donde la produccion de hidrocarburos liquidos se
encuentren entre los 400 KBPD y los 1600 KBPD, el impuesto de regalias a pagar
esta determinado por la siguiente formulacion:

Y% = 20 + [(Producciéon KBPD — 400 KBPD)x(0,025)] (32)
En el caso de campos que produzcan crudos pesados (con gravedades API

inferiores a los 15°), el porcentaje de regalias sera el 75% del porcentaje obtenido

mediante la tabla 26.
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5.1.4.2. Impuesto sobre larenta

El impuesto sobre la renta es de orden nacional, directo y periédico. Su captacion
esta a cargo de la nacidn a través de bancos y entidades financieras autorizadas.
Este impuesto suele gravar el beneficio de las empresas (la diferencia entre los
ingresos y los gastos, con algunas deducciones), durante un periodo determinado.
Para su liquidacion se requiere determinar la renta o utilidad generada por el

desarrollo de actividades durante un afo.

En el caso de Colombia, el impuesto sobre la renta que deben pagar al estado las

empresas petroleras es del 34%.

5.1.5. Criterios de evaluacioén financiera

Con el conocimiento de la inversion inicial y los flujos de efectivos periodicos
durante la vida del proyecto, y mediante un analisis aplicado de los diferentes
criterios econdémicos basicos, es posible determinar si un proyecto de produccién

resulta ser viable financieramente y asi ponerlo en marcha.

Dentro de estos criterios para la evaluacidon financiera se encuentran: el Valor
Presente Neto (VPN), la Tasa Interna de Retorno (TIR), el tiempo de recuperacion
de la inversion o tiempo de repago (PAYBACK), y la Relacién Costo Beneficio
(RCB). Cada una estas variables debe ser analizada de forma individual, pero el
calificativo de rentabilidad financiera no puede ser otorgado a un proyecto
basandose en un solo parametro, pues se hace necesario ademas un analisis
integrado que permita verificar las posibilidades de los parametros donde si un
solo criterio no arroja resultados positivos, se recomienda no poner en marcha el

proyecto.
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5.1.5.1. Valor Presente Neto (VPN)

El Valor Presente Neto (VPN), es un procedimiento que permite calcular el valor
de un determinado numero de flujos de caja futuros. EI método consiste en
calcular el Valor Presente (VP) del flujo de ingresos que se espera que genere el
proyecto, menos el costo de llevarlo a cabo (se asume que se paga al inicio del
proyecto). Se descuenta una tasa determinada o un interés igual en cada uno de

los periodos en los que se divide la vida del proyecto.

Dado el flujo de caja de un proyecto o alternativas de inversion, se define el Valor
Presente (VP) como la forma de estimar el valor todos los recursos econémicos
gastados y generados a lo largo de la vida atil del proyecto, también de comparar

los costos y beneficios actuales con los futuros.

Figura 29. Representacion grafica del Valor Presente Neto (VPN).
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130



Los factores que deben tenerse en cuenta al calcular el Valor Presente Neto de un
proyecto son: la vida util del proyecto, el flujo de caja, es decir, el Valor Presente
los ingresos y los egresos en el tiempo, el valor comercial o los ingresos que se
obtienen al final de la vida util del proyecto y la tasa de descuento u oportunidad,
la cual puede ser constante o variable, pues en esta se encuentra encerrado el
factor de riesgo y el de liquidez. Mediante la siguiente formulacion se puede
obtener el VPN:

i Flujo de Caja

(1+0)"

(33)

n=0

Como ya se habia explicado antes, los flujos periddicos de caja son la resultante
entre los ingresos, los egresos y los intereses de cada periodo. N es el nUmero de
periodos a considerar; cabe aclarar que la sumatoria para calcular el VPN
empieza desde n=0. El interés i es igual al porcentaje al que esta invertido un
capital en una unidad de tiempo. Con base en la ecuacion se puede observar que
a medida que disminuye el interés, mayor resulta ser el VPN, la cual es una buena

informacion para la viabilidad financiera del proyecto.

Cuando el VPN es positivo, el proyecto es viable ya que cubre la inversiéon y
genera beneficios adicionales. Por el contrario, si este resulta ser negativo, el
proyecto debe rechazarse, ya que los beneficios esperados no cubren la inversion

inicial, cuando tiene un valor de cero, es indiferente aceptar o no el proyecto.
5.1.5.2. Tasas de Rendimiento Econémico
El método de las tasas de rendimiento econdmico permite determinar el porcentaje

de utilidad que se recibe por la inversion de capital, ya sea antes o después de ser

realizada. La determinacibn de estas tasas no se puede efectuar
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matematicamente, por ello, solo se efectia por ensayos de prueba y error con
base en la ecuacion del Valor Presente Neto (VPN).

Aunque existen dos tasas de rendimiento econdémico, la Tasa Interna de Retorno
(TIR) y la Tasa Promedio de Retorno (TPR), la primera suele ser la mas aplicada,
pues la TPR normalmente es usada en situaciones cuando se cuenta con

diferentes proyectos y se debe elegir aquel con mayor tasa de rendimiento.

e Tasa Interna de Retorno (TIR)

La Tasa Interna de Retorno (TIR) es un procedimiento, que considera el valor del
dinero en el tiempo y determina la tasa de rendimiento en la cual el VPN de un
proyecto es igual a cero, en otras palabras, la tasa que equilibra el valor presente

de los ingresos con el valor presente de los egresos.

El calculo de la TIR se realiza deduciendo la tasa de interés, que equivale a la
suma del valor presente de los flujos de caja, que es igual a la inversion inicial. La
siguiente formulacién, representa lo mencionado anteriormente y la metodologia

para calcular la TIR, siendo C el capital destinado para la inversion inicial:

0— C+iFlujo de Caja 34
B . (A+D" (34)
n=

Los resultados obtenidos deben ser analizados de la siguiente manera: si la TIR
es mayor que io (la tasa de oportunidad del inversionista), el proyecto puede ser
aceptado, mientras que en el caso en que io es mayor que la TIR, el proyecto
debe ser rechazado. En el ultimo caso, si la TIR y el io son iguales, es indiferente

aceptar o rechazar el proyecto.
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5.1.5.3. Tiempo de Recuperacién de la Inversién (PAYBACK TIME)

El Tiempo de Recuperacion de la Inversion o Payback time es un método de gran
recurrencia por las empresas que deciden llevar a cabo un proyecto de inversion,
pues mediante esta metodologia se puede calcular el tiempo aproximado que se
tardaria en recuperar la inversion inicial. En otras palabras, el payback time es el
tiempo que le toma a la operacion del proyecto generar el suficiente flujo de

efectivo para compensar la inversion realizada.

Existen dos formas de calcular el tiempo o periodo de recuperacion, la primera es
el payback simple, que es la metodologia mas utilizada por su sencillez, y la
segunda es el payback ajustado. La diferencia radica en que el segundo
procedimiento tiene en cuenta el valor del dinero en el tiempo, por ello se dice que
el payback simple arroja un tiempo aproximado de recuperacién de la inversion.

e Tiempo de Recuperacion Simple o Payback Simple

El payback simple es el tiempo necesario para recuperar la inversion inicial. El
método considera los flujos de efectivo sin tomar en cuenta el valor del dinero en
el tiempo. Por lo tanto, considera errbneamente que el valor de una unidad

monetaria actual tiene el mismo valor que una unidad monetaria posterior.

Para calcular el tiempo de recuperacion simple, debe compararse directamente los
flujos de efectivo operativos netos generados por el proyecto, con la inversion
neta, para determinar el periodo (nUmero de afos, meses, semanas o dias) que
se requiere para que los ingresos sean iguales al dinero que se invirtié al inicio del
proyecto y mantener su operacién. La siguiente es la formulacion mateméatica que

permite conocer el tiempo de recuperacion de la inversion simple:
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Inversion Inicial

Payback Simple = (35)

Flujo de Efectivo Anual

El payback simple debe ser analizado teniendo en cuenta el tiempo de evaluacion
o de existencia del proyecto, con base en esto se plantean las dos situaciones: si
el payback simple es menor que el tiempo de evaluacion, el proyecto resulta ser
rentable y podria ser aceptado; por el contrario si el payback simple resulta ser
mayor que el tiempo de evaluacion, el proyecto deberia ser rechazado.

5.1.5.4. Relacion Costo-Beneficio (RCB)

El andlisis costo-beneficio es una herramienta financiera que mide la relacion entre
los costos y los beneficios asociados a un proyecto de inversion con el fin de
evaluar su rentabilidad. La relacién costo-beneficio (RCB), también conocida como
indice neto de rentabilidad, es un cociente que se obtiene al dividir el Valor
Presente de los ingresos totales netos o beneficios netos entre el Valor Presente

de los costos de inversidn o costos totales de un proyecto.

_ VPN Ingresos

RCB =
VPN Egresos

(36)

Segun el analisis costo-beneficio, un proyecto sera rentable cuando la RCB sea

mayor a la unidad.

5.2. EVALUACION FINANCIERA APLICADA A LA TECNOLOGIA DOWS

Al realizar la evaluacion financiera de la tecnologia DOWS, se hace necesario
conocer los parametros econdmicos trascendentales que afectan las finanzas de

este proyecto, tales como: la inversion inicial (costo de la tecnologia DOWS y las

respectivas operaciones de acondicionamiento del pozo para su instalacion), y los
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flujos de efectivos (teniendo en cuenta los ingresos por la produccién del campo y
los egresos causados por los costos operacionales para mantener el campo en

optimas condiciones de produccion, los impuestos de renta y las regalias).

A continuacion, se analizardn en detalle los diferentes parametros que se deben

tener en cuenta para la evaluacion financiera de la tecnologia DOWS.

5.2.1. Datos y consideraciones que se deben tener en cuenta para realizar la

evaluacién financiera de la tecnologia DOWS

En instancia previa de realizar el analisis financiero a la tecnologia DOWS se hace
necesario aclarar y considerar algunos aspectos relevantes, los cuales permitiran
asegurar un analisis correcto de la misma. Estos considerandos importantes son

los siguientes:

e La Texas Petroleum Company (Texaco) fue la compafiia que desarrollo la idea
de la tecnologia Dual Action Pumping System (DAPS), la cual cuenta con la
patente de este sistema. Una compafia aliada, Axelson Inc., se encargaba de
realizar la construccién y manufactura de la herramienta, pero posteriormente
esta empresa fue adquirida por la Dresser Oil Tools, quien en la actualidad
comercializa la herramienta DAPS.

e La herramienta DAPS solo se suministra en forma de venta. Las compafiias
interesadas pueden comprar la herramienta DAPS (separador) por un costo de
16.500 US$, o adquirir todo el sistema BM-DOWS gravitacional por un precio
de 90.500 US$ (datos del afio 1998). El analisis financiero a realizar tendra en
cuenta la opcion de compra de todo el sistema BM-DOWS, costo que sera

tenido en cuenta a la hora de cuantificar la inversion inicial o neta.
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e Alinstalar el sistema DOWS hay que tener en cuenta que solamente se realiza
en pozos existentes, ya que este remplaza totalmente el sistema de
levantamiento artificial que posee el pozo, y son necesarias labores de
workover previas a la instalacion de la tecnologia. En este caso es necesario
completar nuevamente todos los pozos candidatos, costos que deben ser

tenidos en cuenta dentro de la inversion inicial a realizar.

e Una vez determinada la zona de inyeccion, es necesario llevar a cabo: el
cafioneo de esta, un fracturamiento hidraulico, una Step Rate Test -SRT- o
prueba de inyectividad (que permite determinar las presiones y las ratas
permitidas de inyeccion) y una prueba de compatibilidad (entre el agua a
inyectar y el agua de la zona de inyeccion). Costos que hay que tener en

cuenta de igual manera dentro de la inversion inicial.

e Segun los resultados obtenidos en las experiencias de campo, de los 16 casos
en los que se llevdo a cabo la implementacion de los sistemas DOWS
gravitacionales: en 8 casos la produccion de petréleo aumento, en 5 casos la
produccién declind y en 3 casos permanecié sin variacién®. Para evitar
discrepancias ante este factor, se asumira que la produccion de los pozos
pilotos no tendra variacion, que permaneceran produciendo la misma cantidad

de hidrocarburos que en las instancias previas a la instalacion del sistema.

e En los casos de campo donde se ha llevado a cabo la implementacion de la
tecnologia, se ha presentado una reduccion del agua que asciende a
superficie en un 14% hasta un 97%. En 9 de los 16 casos la reduccion fue
mayor del 75%, valor que seria el esperado a la hora de instalada la
tecnologia. Debido a lo anterior, el sistema de levantamiento (Bombeo

Mecéanico) puede economizar hasta un 30% de energia, operando a una

> VEIL, Jhon A., et al. FEASIBILITY EVALUATION OF DOWNHOLE OIL/WATER SEPARATION
(DOWS) TECHNOLOGY. Reporte técnico. U.S Department Of Energy. 1999
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menor velocidad de bombeo debido a la reduccién notoria de los fluidos que
lleva a superficie®®. Ademas, los costos de los tratamientos del agua se verian
reducidos en razon a la disminucién en la cantidad de quimicos a utilizar.
Aunque se podria hablar de una reduccion en el Lifting Cost, no se tendra en
cuenta a la hora de realizar la evaluacion financiera de la tecnologia, pues no
seria notorio el cambio con la implementacion de la tecnologia en los cuatro
pozos pilotos. En el caso de este estudio se asumira una reduccion del agua
qgue asciende a superficie de un 72,3% (dato promedio de reduccion de los

casos en donde la produccion de aceite aument6 o permanecio constante).

e El tiempo de evaluacion de la tecnologia para determinar la rentabilidad sera
de diez afos (que es el tiempo de vida Gtil de la tecnologia y los equipos a ser
implementados), los cuales seran contados a partir del proceso de
acondicionamiento de los pozos. Todos los montos monetarios seran

expresados con base a la divisa americana, el délar (US$).

5.2.2. Inversion inicial del proyecto

Luego de realizar la evaluacion técnica de los pozos candidatos para la
implementacion del sistema DOWS, se procede determinar la inversion inicial de
todo el ensayo piloto (cuatro pozos). Como ya se mencion6é anteriormente, los
trabajos de acondicionamiento de los pozos son tenidos en cuenta a la hora de

realizar la inversion.

Mediante los conceptos del valor del dinero en el tiempo y la aplicacion de los
conocimientos relacionados con la ingenieria econémica, es posible determinar un
valor aproximado del precio de venta actual de la tecnologia, teniendo en cuenta el

indice de inflacion del pais donde se realiza la manufactura de esta, en este caso

26 VEIL, Jhon, op. cit, p. 13
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Estados Unidos. La ecuacion que permite conocer el costo actual (afio 2013) del
sistema BM-DOWS gravitacional es la siguiente:

VF=VP(1+i)" (37)

Donde, VF es el valor futuro de la tecnologia en un afio determinado, VP es el
valor presente de referencia, i es la tasa de inflacion de Estados Unidos de cada
afo a analizar, n es el numero del afio a analizar. Debido a que la inflacion varia
cada afo, es necesario calcular el VF de la tecnologia afio por afio. La variacion
aproximada del precio de la tecnologia DOWS teniendo en cuenta la tasa de

inflacion anual de E.E.U.U., se puede ver en el anexo 4.

Las cotizaciones de los diferentes equipos, implementos, los servicios de
acondicionamiento y las pruebas necesarias a realizar para cada pozo se pueden
observar en el anexo 5. Cabe aclarar que dentro de la cotizacion respectiva del
completamiento se tiene en cuenta la compra de los siguientes implementos:
empaque hidraulico, standing valve, mandril de inyeccion, camisa de circulacién
(sliding sleeve), niples de asentamiento, wireline entry guide y el personal
necesario para este. Estas han sido generadas por los autores y proporcionadas
por ECOPETROL S.A., con base en operaciones previamente realizadas de la

misma indole en diferentes pozos del campo Yarigui-Cantagallo.

En la tabla 27 se dan a conocer las inversiones iniciales respectivas a realizar en
cada uno de los pozos y en el proyecto (4 pozos), hay que tener en cuenta que la
inversion inicial en cada poso varia de acuerdo a la operacion de cafioneo a
realizar en cada uno de ellos, pues el espesor de la zona de inyeccién es diferente
en cada uno de ellos, ademas de la cantidad de tuberia necesaria a comprar para

poder inyectar en el agua en la zona de disposicion:
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Tabla 27. Inversion inicial del proyecto.

CONCEPTO COSTO (US$)
POZO 1 895.998,31
POZO 3 898.527,59
POZO 4 901.665,11
POZO 5 890.855,99
Tiempo total de acondicionamiento e instalacion de DAPS= 11 dias
PROYECTO (4 POZOS) 3'561.202

Fuente: Los Autores.

En la tabla 27, se puede observar el valor total de la inversion inicial o neta del
proyecto de la implementacion de la tecnologia en los cuatro pozos candidatos,
por un total de 3'561.202 US$. Esta inversion sera tenida en cuenta Unicamente

en el primer dia de evaluacion del proyecto (afio cero).

5.2.3. Ahorros del proyecto

Como se menciond anteriormente, no se tendrd en cuenta un incremental en la
produccién de petroleo una vez instalada la tecnologia DOWS, esto quiere decir
que el proyecto no generara ingresos a partir de la venta del crudo. El proyecto
genera rentabilidad por ahorros al inversionista al evitar los costos de tratamiento y
disposicion del agua que sera inyectada con la tecnologia. De acuerdo con la
informacion suministrada por el departamento de produccion del campo Yarigui-
Cantagallo, cada barril de agua que no ascienda a superficie y sea dispuesto en el

intervalo inyector del pozo, representa un ahorro de 2,25 USS$.

Todos los fluidos del campo Yarigui-Cantagallo describen una declinacion
exponencial del 14% anual. Es necesario realizar un andlisis de curvas de
declinacién de la produccién de los fluidos de interés del analisis (agua y petréleo),

con el fin de determinar la cantidad de agua a ser inyectada en cada periodo de
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evaluacion de la tecnologia (teniendo en cuenta el porcentaje de reduccion del
agua que asciende a superficie del 72,3%), y asi posibilitar el célculo total de los
ahorros generados por el proyecto en cada lapso de tiempo en que se divide la

evaluacion financiera.

5.2.3.1. Analisis de la produccion del campo

De acuerdo con un analisis respectivo de la historia de produccion, la extraccion
del campo se encuentra en la etapa de decaimiento y obedece a una declinacion
de tipo exponencial, con una tasa del 14% anual. Como se mencion6 previamente,
no se asumira variacion en la produccién de los pozos del proyecto, por ello, la
produccion a futuro de cada pozo sera determinada mediante la siguiente

expresion matematica:

Q(t) = qe~ O/ (38)

En donde: Q(t) es la produccion de fluidos en el instante de tiempo t. q es la
produccion inicial de fluidos en el instante t=0, y varia de acuerdo a cada uno de
los pozos; a depende del tipo de analisis a realizar, puede ser un analisis diario
(a=365), mensual (a=12), o anual (a=1). t es el instante de tiempo a analizar, y
depende del tipo de andlisis a realizar (diario, mensual o anual). (Potencial de

producciéon mensual del proyecto -Anexo 6-)

5.2.4. Egresos del proyecto

Dentro de los egresos anuales del proyecto es necesario tener en cuenta el
cambio de la bomba del sistema DAPS, la vida util de este implemento es de
aproximadamente un afio, esto se traduce en un egreso anual de 23.576,82 US$
(precio de compra de la bomba DAPS). Ademas, de acuerdo a la informacion

suministrada por el departamento de ingenieria del campo Yarigui-Cantagallo, el
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indice de intervencion por varilleo fue del 0,77 y en se tiene proyectado un indice
del 0,180 para el afio en curso (ver anexo 7). Con base en la informacién anterior,
dentro de los egresos anuales se tendra en cuenta una intervencion en cada uno
de los pozos candidatos por varilleo, el costo de estas intervenciones es de 54.432
US$/POZO.

5.2.5. Flujos de Caja
Luego de determinar los ahorros y los egresos es posible realizar el flujo de caja
del proyecto durante el tiempo de evaluacion de diez afios. En la figura 30 se

puede observar el flujo de caja acumulado del proyecto durante los diez afios.

Figura 30. Representacion gréfica del flujo de caja acumulado del proyecto.

FLUJO DE CAJA ACUMULADO DEL
PROYECTO
_ 0,00 -
&
n
= -1000000,00 -
0
[a)
< -2000000,00 -
-]
=
3 ~3000000,00 -
<
< -4000000,00
<
O
L -5000000,00
o
3 -6000000,00 _
- TIEMPO (ANOS)

Fuente: Los Autores.

De acuerdo con la figura 30, se observa que concurridos los diez afios de
evaluacioén del proyecto el flujo de caja acumulado es del -5657.034,99 USS$.
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Los modelos de prediccién de la produccidon mensual de fluidos brutos, petréleo y agua fueron requeridos para
determinar la cantidad de fluidos producidos, y fueron respectivamente las siguientes:

Qf (t) = 547¢~0.0116xt (39) Qo(t) = 316e~%0116xt (40) Qf(t) = 231e~00116xt (41)

Dentro de las estimaciones de las producciones de fluidos teniendo en cuenta la tasa de declinaciéon del campo, no
se tienen en cuenta la produccion durante los once dias de acondicionamiento e instalacion del sistema DAPS en

los pozos candidatos, ni la produccion durante los primeros 4 dias de cada afio por el varilleo y cambio de bomba.

Tabla 28. Volumenes totales de fluidos producidos e inyectados durante el tiempo de evaluacion de la tecnologia.

5 PRODUCCION DE PRODUCQION DE PRODUCCION AGUA A AGUA FLUIDOS A
ANO FLUIDOS PETROLEO DE AGUA SUPERFICIE INYECTADA SUPERFICIE
(BF) (BO) (BW) (BW) (BW) (BF)
1 176.683,97 102.069,72 74.614,25 20.668,15 53.946,11 122.737,86
2 156.920,24 90.652,28 66.267,96 18.356,23 47.911,74 109.008,50
3 136.419,90 78.809,30 57.610,60 15.958,14 41.652,46 94.767,44
4 118.597,77 68.513,52 50.084,25 13.873,34 36.210,91 82.386,85
5 103.103,94 59.562,79 43.541,15 12.060,90 31.480,25 71.623,69
6 89.634,26 51.781,40 37.852,86 10.485,24 27.367,62 62.266,64
7 77.924,28 45.016,59 32.907,70 9.115,43 23.792,26 54.132,02
8 67.744,12 39.135,54 28.608,58 7.924,58 20.684,00 47.060,12
9 58.893,91 34.022,81 24.871,10 6.889,30 17.981,81 40.912,10
10 51.199,90 29.578,01 21.621,90 5.989,27 15.632,63 35.567,27

Fuente: Los Autores.
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Dentro de los célculos financieros no se tuvieron en cuenta los ahorros generados mientras los pozos se

encontraban inactivos (labores de acondicionamiento e instalacién, labores de varilleo y cambio de bomba).

Tabla 29. Flujo de caja acumulado del proyecto.

ARG AHORROS EGRESOS FLUJO DE CAJA FLUJO DE CAJA
(US$) (US$) (US$) ACUMULADO (US$)
0 - - -3'561.202 -3'561.202
1 121.378,74 0,00 121.378,74 -3'439.823,26
2 107.801,41 312.035,28 -204.233,87 -3'644.057,14
3 93.718,04 312.035,28 -218.317,24 -3'862.374,37
4 81.474,55 312.035,28 -230.560,73 -4'092.935,10
5 70.830,57 312.035,28 -241.204,71 -4'334.139,81
6 61.577,14 312.035,28 -250.458,14 -4'584.597,95
7 53.532,59 312.035,28 -258.502,69 -4'843.100,64
8 46.539,00 312.035,28 -265.496,28 -5'108.596,92
9 40.459,06 312.035,28 -271.576,22 -5'380.173,13
10 35.173,42 312.035,28 -276.861,86 -5'657.034,99

Fuente: Los Autores.
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Aunque durante el tiempo de vida del proyecto se inyecten aproximadamente
316.660 BW, que se traducen en un total de ahorros de 712.485 US$, no se
solventa la inversion inicial ni los egresos periddicos que se encuentran asociados

al proyecto.

Las predicciones de los volimenes de fluidos producidos e inyectados, y los flujos
de caja respectivos para cada periodo de evaluacion se encuentran consignados

en las tablas 28 y 29 respectivamente.

De igual manera, se realizé el flujo de caja para cada uno de los pozos del
proyecto de forma individual. En el anexo 8 se puede observar en detalle los flujos

acumulados de caja de cada uno de los pozos incluidos en esta investigacion.

5.2.6. Criterios de evaluacion financiera del proyecto

A continuacion se realizara el andlisis de rentabilidad financiera de la
implementacion de la tecnologia DOWS en los pozos candidatos, mediante los
criterios de evaluacion previamente mencionados: Valor Presente Neto (VPN), la
Tasa Interna de Retorno (TIR), el tiempo de recuperacion de la inversion
(PAYBACK TIME) y la Relacion Costo-Beneficio (RCB).

5.2.6.1. Valor Presente Neto (VPN)

El interés a utilizar para calcular el VPN del proyecto es del 12% anual, cifra que
utilizada por la empresa colombiana ECOPETROL S.A. como Tasa de Interna de
Oportunidad (TIO) ante los proyectos de inversion de capital en el ambito de
produccion. Los resultados obtenidos de los calculos del VPN se encuentran en la
tabla 30.
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Tabla 30. Valor Presente Neto (VPN) del proyecto.

VALOR PRESENTE
ANO DE LOS FLUJOS DE
CAJA (US$)
-3'561.202,00
108.373,87
-162.813,99
-155.393,89
-146.525,51
-136.866,03
-126.889,88
-116.933,48
-107.229,49
-97.933,10
10 -89.142,10
VPN (US$) -4’592 555,64

OO NOO|O|AWIN|FO

Fuente: Los Autores.

En Valor Presente Neto del proyecto es negativo, lo que significa que los
beneficios esperados no cubren la inversién inicial realizada. De acuerdo con este
criterio de evaluacion, el proyecto no genera viabilidad una vez puesto en marcha,
pero de igual manera se analizardn parametros de evaluacién restante y poder

generar una conclusion global.

De igual manera, se llevo a cabo la evaluacion a través del VPN a todos los pozos
de forma aislada, Los resultados pueden ser visualizados en el anexo 8.

5.2.6.2. Tasa Interna de Retorno (TIR)
La TIR como se expresO anteriormente no puede ser calculada mediante una
formulacién matemética, se hace necesario llevar a cabo una prueba de ensayo y

error, variando la tasa interna de oportunidad que maneja el proyecto. Los

resultados se encuentran graficados en la figura 31.
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Los resultados obtenidos indican que la Tasa Interna de Retorno (TIR) del
proyecto no se puede determinar. Lo anterior da a entender que no existe ninguna
probabilidad de que el VPN del proyecto sea positivo, es decir, el proyecto nunca
cerrara financieramente. Aunque ya estd mas que claro que el proyecto no es
viable financieramente, se evaluaran todos y cada uno de los criterios de

evaluacion financiera.
De igual manera, se realiz6 el ensayo de prueba y error para determinar la TIR de
cada uno de los pozos aislados. Los resultados obtenidos pueden ser visualizados

en el anexo 8.

Figura 31. Célculo de la Tasa Interna de Retorno (TIR) del proyecto.

TASA INTERNA DE RETORNO (TIR)
0,00 -~
wooe JETTETEELALL

-C+VPN (USS)

-3000000,00 - I I I

-4000000,00 -

-5000000,00 -

-6000000,00 .
INTERES (%)

Fuente: Los Autores.
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5.2.6.3. Tiempo de Recuperacién Simple (PAYBACK SIMPLE)

Analizando las finanzas del proyecto representadas por los flujos de caja
acumulados del proyecto, el Payback de este nunca se da, es decir, el proyecto no
serd capaz de recuperar la inversion inicial realizada para ponerlo en marcha; por
lo contrario, a medida que pasa el tiempo se generan mayores gastos que no son
solventados por los ahorros generados al inyectar los volimenes de agua

separados en el fondo de cada uno de los pozos candidatos.

El Payback time fue determinado para cada uno de los proyectos individuales. Los

resultados obtenidos pueden ser visualizados en el anexo 8.

5.2.6.4. Relacion Costo-Beneficio (RCB)

Con el conocimiento del VPN de los ahorros (453.112,35 US$) y el VPN de los
egresos (1'484.466,00 US$), se obtiene una RCB de 0,30. De acuerdo con este
parametro, si la RCB es mayor que la unidad, el proyecto justifica la inversion; en
este caso la RCB obtenida es menor que uno, lo que significa que el proyecto no

asegura rentabilidad al inversionista.

La Relacion Costo-Beneficio fue determinada para cada uno de los proyectos

individuales. Los resultados obtenidos pueden ser observados en el anexo 8.
5.2.6.5. Resultados financieros
Luego de analizar el proyecto de la implementacion del sistema DAPS en los

cuatro pozos candidatos bajos los diferentes criterios financieros, se presenta un

resumen tabulado de los resultados obtenidos de dicho andlisis.
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Tabla 31. Resultados de la evaluacion financiera aplicada al proyecto.

VPN (US$) -4’592.555,64
TIR (%) Indeterminada
PAYBACK TIME Nunca
RCB 0,30

Fuente: Los Autores.

Al analizar los resultados en conjunto se puede llegar a una conclusion mucho
mas acertada acerca de la viabilidad econémica del proyecto. En este caso, ha
generado resultados negativos a la hora de evaluar cada criterio, lo que significa
gue el proyecto no resulta ser viable financieramente para llevarlo a cabo, pues la
inversion inicial nunca es recuperada y no le genera al inversionista rentabilidad en

ningln momento.

Por otro lado, ninguno de los pozos resulta ser viable financieramente para llevar a
cabo la implementacion de la tecnologia DOWS, pues los ahorros generados en
cada uno de ellos no son capaces de superar ni siquiera los egresos periddicos

del proyecto, y mucho menos de recuperar la inversion inicial.

Los resultados de la evaluacion financiera obtenidos en este capitulo no son
definitivos, pues se hace necesario llevar a cabo un analisis adicional de riego e
incertidumbre aplicado a esta evaluacion, con el fin de determinar los parametros
econémicos criticos, que al variar puedan afectar circunstancialmente la

rentabilidad del proyecto.

148



6. ANALISIS DE RIESGO E INCERTIDUMBRE

Cuando se decide llevar a cabo el desarrollo de un proyecto dentro del campo de
la industria petrolera, previamente debié haber existido un proceso de toma de
decisiones para que este pudiera llegar a las instancias de la implementacion.
Ademas, es sabido que este proceso es continuo e intenso, pues la toma de
decisiones se evidencia con el accionar diario, y es debido a que la industria de los
hidrocarburos es un sector muy variable, que se encuentra en constantes
cambios, ante los cuales es necesario estar preparados para cualquier

eventualidad que pueda ocurrir.

Es conveniente tener en cuenta que las decisiones que se toman dependen de la
escala de conocimiento e informacion que se tenga, y de acuerdo con ello, el

proceso se puede clasificar en:

e DECISIONES EN CONDICIONES DE CERTIDUMBRE.
e DECISIONES EN CONDICIONES DE RIESGO E INCERTIDUMBRE.
e DECISIONES EN CONDICIONES DE INCERTIDUMBRE TOTAL.

En las decisiones en condiciones de certidumbre, quien toma la decision sabe con
certeza la consecuencia de sus acciones, y escoge de entre las alternativas que
tiene, la que mejor convenga a sus intereses o los que representa. En el segundo
caso, quien toma las decisiones puede estimar con algun grado de certeza las
probabilidades de ocurrencia de un evento, a diferencia de la condicion de
incertidumbre total, en la que dichas probabilidades de ocurrencia se ignoran por

completo®’.

*’ BRAVO, Oscar. SANCHEZ, Marleny. GESTION INTEGRAL DE RIESGOS. Tomo |. 22 ed.
Bogota, 2007.
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La evaluacion financiera de la tecnologia de separacion en fondo de pozo sera
revaluada bajo el andlisis de riesgo e incertidumbre, teniendo en cuenta que en
condiciones de riesgo los criterios de decisidbn se basan en dos posibilidades:
maximizar el valor esperado o minimizar la pérdida esperada, ya sea que se trate
de una situacion en la que se requiere seleccionar la alternativa que permita los

mayores ingresos, o aquella en la que se deban reducir costos?.

En primera instancia, si se desea hacer este analisis es necesario conocer el
significado de esas dos palabras que incluyen este analisis, riesgo e

incertidumbre.

Riesgo en forma general, es una medida de la variabilidad de los posibles
resultados que se pueden esperar de un evento; en palabras mas técnicas, riesgo
es la esperanza matematica de la pérdida, o la multiplicacion de la probabilidad de

ocurrencia de un suceso por la severidad de su impacto o magnitud de dafio.

Por otro lado y desde el punto de vista financiero, la incertidumbre de un proyecto
es una medida de la dispersién de los flujos de caja esperados, o el elemento
sorpresa con respecto al resultado esperado, la cual puede ser medida como la

desviacion estandar de dichos flujos.

Es importante diferenciar entre riesgo e incertidumbre. La incertidumbre existe
siempre que no se sabe con seguridad lo que ocurrira en el futuro, y el riesgo es la

incertidumbre que afecta negativamente el bienestar de un proyecto®.

Teniendo claro los conceptos tanto de riesgo como de incertidumbre, se prosigue
a la siguiente etapa del proceso que es la identificacion y la clasificacion de los

8 BRAVO, Oscar, op. cit, p. 15
# Ibid., p. 38
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riesgos que estan involucrados de manera directa o indirecta con el Optimo

desarrollo de la tecnologia DOWS.

6.1. CARACTERIZACION DE RIESGOS

La tecnologia de separacion de agua y aceite en fondo de pozo esta sujeta o
expuesta a numerosos riesgos, estos seran caracterizados teniendo en cuenta las
experiencias registradas de su implementacion en distintos campos petroliferos
alrededor del mundo; se considera que en Colombia los principales factores de
riesgos en el estado actual de la industria del petréleo, estan relacionados con su

situacion social, politica y econémica, entre otras causas.

El proceso de caracterizacion de riesgos consiste en la identificacién y
comprension de los riesgos que puedan existir en las diferentes fases de un
proyecto: ingenieria conceptual, ingenieria detallada o fase de disefio, compra de
materiales y equipos, construccion, entrega o vida productiva®. Las etapas que

componen dicho proceso son las siguientes:

¢ Identificar los riesgos y sus posibles impactos.

e Determinar posibles causas.

e Realizar los diagramas de espina de pescado, causa-efecto integrado y de
influencia.

e Planear acciones de mitigacion.

A continuacion, se identifican los posibles riesgos que pueden afectar el proyecto

de la implementacion de la tecnologia de separacién y reinyeccion en fondo.

% BRAVO, Oscar, op. cit, p. 188

151



6.1.1. Identificacién de riesgos

En esta seccion seran identificados los riesgos que puedan comprometer de una u
otra manera al proyecto DOWS, los cuales seran posteriormente clasificados y
diferenciados bajo cuatro diferentes grupos: Riesgos Estratégicos, Riesgos de
Asignacion de Recursos, Riesgos Operacionales y Riesgos de Entorno.

6.1.1.1. Riesgos Estratégicos o de Supervivencia del Esquema de Negocio

Estos riesgos estan asociados a la formulacion estratégica, en la que se analiza el
medio para detectar problemas potenciales relacionados con los competidores; u
oportunidades, debido a cambios en la demanda por variaciones en las
necesidades de los clientes a la hora de desarrollar un proyecto. Dentro de estos
se agrupan las formas en que agentes externos tales como los mercados,
competidores, sustitutos, cambios tecnoldgicos o la regulaciéon pueden afectar un

proyecto, hasta el punto de volverlo no rentable®!.

Mediante el método de lluvia de ideas se busca identificar el mayor numero de
riesgos pertenecientes a esta categoria y que afecten al desarrollo de la
tecnologia DOWS; lo que se busca es la generacion de la mayor cantidad de ideas
que puedan afectar al proyecto con base en el principio del pensamiento

divergente®.

Dentro de los riesgos estratégicos que pueden comprometer a la tecnologia

DOWS se postulan los siguientes:

1 BRAVO, Oscar, op. cit, p. 60
% Ibid., p. 189
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Tabla 32. Riesgos estratégicos asociados a la tecnologia DOWS.
RIESGOS ESTRATEGICOS

ES1 | Aparicion de un recurso sustituyente al petréleo.

ES2 | Aumento de los costos de la tecnologia.

ES3 | Aumento de las tarifas de las empresas prestadoras de servicios.

ES4 | Aparicion de sustitutos de la tecnologia.

ESS5 | Pérdida de imagen de la tecnologia.

ES6 | Disminucién de la demanda en el mercado por la tecnologia.

ES7 | Innovacién de nuevas alternativas para el tratamiento y disposicion del

agua.

ES8 | Desaparicion de la tecnologia en el mercado.

ES9 | Caducidad u obsolescencia de la tecnologia.

Fuente: Los Autores.

6.1.1.2. Riesgos de Asignacion de Recursos

Dentro de esta clasificacion se encuentran aquellos riesgos que ocurren durante la
fase de andlisis, evaluacién, toma de decisién de inversion, ejecucién de proyectos
y oportunidades de negocio, y su impacto en el flujo de caja del proyecto. El
proceso de toma de decisiones se ve afectado por problemas en la informacion
requerida, ya sea: incompleta, atrasada, inexacta, irrelevante, etc., afectando la
forma en la que se adoptan las decisiones de asignacion y ejecucién de

recursos®S,

Dentro del marco de esta clasificacion, se plantean los siguientes riesgos como

amenazas hacia la tecnologia de separacion en fondo:

% BRAVO, Oscar, op. cit, p. 61
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Tabla 33. Riesgos de asignacion de recursos asociados a la tecnologia DOWS.

RIESGOS DE ASIGNACION DE RECURSOS

Al | Capital econdmico insuficiente.

A2 | Compra de equipos de mala calidad.

A3 | Informacion atrasada e irrelevante.

A4 | Retraso a la hora de la toma de decisiones y ejecucion.

A5 | Incumplimiento o fallas por parte de las empresas asociadas (de
servicios).

A6 | Realizacion de operaciones de emergencia y no programadas.

A7 | Dificultad a la hora de la consecucién o adquisicion de la tecnologia.

A8 | Demora en la consecucion de permisos.

A9 | Dificultades a la hora de la instalacién de la tecnologia.

A10 | Atraso en el estudio de factibilidad.

All | Aumento de los costos de produccion.

Al12 | Aumento en los costos de tratamiento y disposicion del agua.

Fuente: Los Autores.

6.1.1.3. Riesgos Operacionales o de Negocios

Los riesgos operacionales se presentan durante la ejecucion de los programas e

iniciativas incorporadas en el presupuesto de gastos, son los obstaculos o

vicisitudes que se presentan en la implementacion de las actividades programadas

en el proyecto, y que impiden el alcanzar los objetivos y metas trazadas. Por su

naturaleza rutinaria suelen tener infinidad de acciones de control y mitigacion, las

cuales permiten a la empresa adelantar sus labores normales evitando incidentes

y sin mayores contratiempos>*.

* BRAVO, Oscar, op. cit, p. 62
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Estos riesgos son muy importantes para una empresa cuando se habla de
proyectos. Incluye los riesgos relacionados con los perfiles de produccién o
demanda esperados, los margenes de disefio de facilidades, y el valor de la
informacion requerida para mejorar el conocimiento. Debido a su naturaleza,
requieren para su andlisis el concepto de diferentes expertos, y principalmente, de
anélisis de datos histéricos de otros proyectos en el area®.

Con base en la definicidon de riesgos operacionales, se pueden mencionar los

siguientes como riesgos que afectan a la tecnologia:

Tabla 34. Riesgos operacionales asociados a la tecnologia DOWS.
RIESGOS OPERACIONALES

o1 Reservas de hidrocarburos econémicamente no viables.
02 Dafio en los equipos de fondo.
03 Separacion ineficiente del agua y el aceite en fondo.

04 Recirculacion del agua separada.

05 Taponamiento de la zona de inyeccion.

06 Incompatibilidad entre los fluidos de la zona inyectora.

o7 Seleccién inadecuada de los pozos candidatos.

08 Seleccion incorrecta de la zona de inyeccion.

09 Mantenimiento inadecuado de los equipos.

010 Fallas o danos en el sistema de levantamiento artificial.

011 | Corrosién en los equipos de fondo, tuberias y facilidades.

012 | Retiro o designacion de personal clave.

013 | Personal poco calificado o insuficiente.

014 | Presencia de gas en la corriente de produccion.

015 | Vencimiento o incumplimiento de los contratos de asociacion.

016 | Diseiio errado o ineficiente de la tecnologia.

% BRAVO, Oscar, op. cit, p. 201
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RIESGOS OPERACIONALES

017 Errores humanos.

018 | Cierre de pozos.

019 | Cierre del campo.

Fuente: Los Autores.

6.1.1.4. Riesgos de Entorno

Los riesgos de entorno son aquellos que no dependen de fallas en los
procedimientos internos de la compafiia. Se hacen evidentes al momento de rendir
cuentas como parte de la gestion de desempefio. Estos estan asociados a la
interaccién con los grupos de interés, los de mercado y los que constituyen el

riesgo pais>®.

Teniendo en cuenta que dentro de esta clasificacion entran aquellos riesgos
ambientales, legislativos, sociales y normativos que limitan la tecnologia, se
postulan los siguientes como riesgos de entorno que afectan la separacion en

fondo de pozo:

Tabla 35. Riesgos de entorno asociados a la tecnologia DOWS.
RIESGOS DE ENTORNO

EN1 Variacion del precio del crudo.

EN2 Cambio de las politicas de tratamiento y disposicion del agua.

EN3 Cambio en la politica fiscal del pais.

EN4 Voladuras o dafos a la infraestructura.

EN5 Corrupcion administrativa.

ENG6 Alteracion del orden publico.

EN7 Atentados en contra del personal (secuestros, asesinatos, etc.).

% BRAVO, Oscar, op. cit, p. 62
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RIESGOS DE ENTORNO

ENS8 Variacion de tasas de cambio e intereses.

EN9 Inestabilidad econdmica del pais.

EN10 | Incumplimiento de los acuerdos establecidos a nivel estatal.
EN11 | Cambios climaticos.

EN12 | Desastres naturales.

EN13 | Amenazas y extorcion por parte de grupos insurgentes.
EN14 | Problemas de acceso al campo y/o pozos.

Fuente: Los Autores.

6.1.2. Espinas de pescado

Las espinas de pescado se elaboran de aquellos riesgos que en principio se
consideran como mas relevantes desde el punto de vista de impacto econémico, y

para aquellos que impliguen consecuencias importantes que puedan afectar la

integridad del proyecto®.

Los pasos para construir el diagrama son los siguientes:

e Describir claramente el riesgo a partir de los efectos esperados. A partir del

impacto principal se dibuja la espina central. Se empieza con el efecto primerio

y se debe responder a la pregunta: ¢ esto fue causado por?

e Con la finalidad de facilitar la construccion del diagrama, se recomienda
buscar las causas agrupandolas en cuatro categorias principales o técnica de
las 4 M’s: Métodos o procedimientos, Mano de obra, Maquinaria y Materiales,

y encerrarlas en pequefias cajas. Estas son las espinas principales del

esqueleto.

¥ BRAVO, Oscar, op. cit, p. 192
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e Identificar los sub-elementos de cada causa principal, para ello se debe
responder a la pregunta: ¢este efecto fue causado por? Se deben dibujar

como espinas menores®,

Teniendo en cuenta los pasos anteriormente mencionados, se procede a realizar

el diagrama de espinas de pescado de la tecnologia:

Figura 32. Diagrama de espina de pescado de la tecnologia DOWS.

Dafios en el sistema Equipos de mala calidad

de levantamiento

Dafio en los equipos Equipos insuficientes

de fondo

PRODUCCION DE
VOLUMENES
EXCESIVOS DE
AGUA

Separacién ineficiente

Seleccién erronea de
la zona de inyeccidn

Mala selecciéon de
pozos candidatos

Falta de capacitacion

Mal Disefio =2» Recirculaciéon del

agua separada Rotacion del personal

Fuente: Los Autores.

6.1.3. Diagramas causa-efecto integrado

La construccion de diagramas causa-efecto integrado tiene como propésitos poder
emprender acciones efectivas y econdmicas en el tratamiento de los riesgos,
identificando las causas comunes, y de esta manera poder disefiar planes de

mejoramientos efectivos. Este diagrama estd conformado por los principales

%8 Ibid., p. 193
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riesgos, los cuales se entrelazan a partir de las consecuencias para identificar

causas comunes, que son conocidas como “drivers” de los riesgos.

De esta manera es posible no solamente entender graficamente los problemas
mas importantes que se deben encarar al acometer la oportunidad, sino que se
establecen de una manera mas efectiva las soluciones o estrategias de mitigacion.
Es decir, es posible atacar las causas de los riesgos fuente y estar al mismo
tiempo disminuyendo la probabilidad de ocurrencia de otros riesgos. Es importante
establecer estrategias para su manejo, las cuales en principio aseguraran que no
se dejen desatendidos™’.

Figura 33. Diagrama causa-efecto integrado de la tecnologia DOWS.
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| 013 | 09 | EN3

o7

Al

08

A7

Separacion

.l\/.lala . 012 Aumento dF:‘" ;
administracion de costos eficiente
del agua

Fuente: Los Autores.

En la figura 34 se puede observar el diagrama causa-efecto integrado relacionado
a la tecnologia DOWS. Como se puede analizar, las causas mas importantes de

los riesgos son:

¥ BRAVO, Oscar, op. cit, p. 194
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1) Las condiciones criticas de la economia, que pueden conllevar a la obtencion
de equipos de baja calidad, lo que se reflejaria en una pobre separacion del
agua y por consiguiente, un aumento en los costos de tratamiento y
disposicion de esos volumenes que ascienden a superficie.

2) Estas condiciones criticas también pueden verse reflejadas en la disminucion
del precio del barril de petréleo (para el caso de Colombia, el crudo de
referencia es el WTI), lo cual conduce a la disminucion de los ingresos por la
venta de los hidrocarburos liquidos producidos.

3) La deficiente administracion y el aumento en los impuestos y regalias, limitan
la contratacion de personal competente y de empresas prestadoras de
servicios de calidad, lo cual puede afectar drasticamente la produccion,

disminuyendo notoriamente los ingresos.

Las anteriores son las causas que se deben atacar de la mejor manera posible
para evitar los problemas comunes que se pueden presentar con mayor frecuencia

al momento de una posible implementacion de la tecnologia.

6.1.4. Diagramas de influencia

Una variante de los diagramas causa-efecto integrado, lo constituye los diagramas
de influencia, los cuales adicionalmente permiten incluir diferentes lineas de
accion a tomar, y las decisiones asociadas, lo que facilita la construccion de
arboles de decisiones y simulaciones de Montecarlo.

Los diagramas de influencia se constituyen en una herramienta util para reflejar

incertidumbres, sus causalidades e impactos, y la forma en que las decisiones que

se puedan tomar afectan los resultados.
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En la figura 35 se puede apreciar el diagrama de influencia de la tecnologia
DOWS. Las fechas dentro del diagrama muestran las relaciones de causalidad

donde los simbolos utilizados significan:

e El rectangulo es un nodo de decision.
e El hexadgono es un submodelo.
e El 6valo es una incertidumbre.

e El rectangulo rodeado es una variable resultado™.

Figura 34. Diagrama de influencia de la tecnologia DOWS.

Fuente: Los Autores.

“ BRAVO, Oscar, op. cit, p. 197
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6.2. ANALISIS DE RIESGOS

Después de la identificacion y clasificacion de los posibles riesgos que pueden
afectar el desarrollo del proyecto, se prosigue con el analisis de estos. En esta
etapa se lleva a cabo una valoracion cualitativa de los riesgos de acuerdo con su
impacto, probabilidad de ocurrencia y las posibles acciones correctivas que se
deben llevar a cabo para lograr la mitigacion de los mismos. Este analisis consta
de dos herramientas fundamentales que son: el andlisis cualitativo y el analisis

semicuantitativo, los cuales seran abordados a continuacion.

6.2.1. Analisis Cualitativo

El andlisis cualitativo consiste en diferenciar los riesgos de acuerdo con su grado
de impacto, esto debido a que todos los riesgos no son criticos, ni se les puede
prestar el mismo grado de atencion. Por lo anterior, es necesario evaluar y
priorizar todos los riesgos identificados y mencionados mediante la matriz de

riesgos, y para ello se recomienda seguir la siguiente secuencia:

1) Definir adecuadamente el evento o escenario a analizar.
2) Estimar las consecuencias o impactos potenciales.

3) Solo después, estimar la probabilidad de ocurrencia de las consecuencias**.

Se define como consecuencia a lo que se puede producir a raiz de un peligro
dentro de wuna situacién hipotética posible, considerando las condiciones
predominantes. Los impactos de ocurrencia de un evento relacionado con un

riesgo en particular se pueden agrupar en cuatro categorias principales:

e Lesiones a personas, dafios a equipos.

e Econbémicos.

“L BRAVO, Oscar, op. cit, p. 206
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e Medio ambiente.

e Imagen de la compaiiia, de la tecnologia.

Las consecuencias o las severidades del impacto se seleccionan en el eje vertical
del andlisis cualitativo. Para indicar el nivel de gravedad, es necesario definir una
escala de consecuencias que permita evaluar dicho impacto del riesgo,
clasificAndolos como: alto, medio y bajo. Lo mas importante es definir previamente

los limites de cada una de las categorias®.

Las escalas a utilizar para adelantar la evaluacion cualitativa varian de acuerdo
con cada individuo u organizacion, dependiendo en buena medida de su grado de
tolerancia al riesgo y la magnitud de las operaciones®. A la hora de realizar el
analisis cualitativo para la tecnologia de separacién en fondo de pozo, el impacto
se evaluara de acuerdo a las siguientes escalas: Critico, Alto, Intermedio,
Moderado y Bajo. Por otro lado, la probabilidad de ocurrencia de las
consecuencias o de los impactos sera evaluada a su vez bajo las siguientes

escalas: Remota, Poco Probable, Posible, Probable y Frecuente.

Es comun que para facilitar la identificacion de los riesgos, se adicionen colores a
la matriz de analisis cualitativo, y que se definan criterios sobre los niveles de
tolerancia a aplicar. También es frecuente que aquellos riesgos considerados
como altos y medios deban tener acciones de mitigacién con el fin de poder
llevarlos a un horizonte aceptable (que puede ser el nivel bajo), dentro de criterios

de eficiencia econémica.

A continuaciéon se presenta la matriz diseflada para la tecnologia DOWS,

ilustrando la evaluacion de los riesgos previamente identificados y para su

2 BRAVO, Oscar, op. cit, p. 207
* Ibid., p. 209
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calificacion utilizando cuatro colores diferentes, los cuales varian en su intensidad

de acuerdo con el nivel de gravedad en el impacto y el manejo de los riesgos:

Tabla 36. Matriz de riesgos asociados a la tecnologia DOWS.
PROBABILIDAD DE OCURRENCIA

Poco

Remota Probable Probable | Frecuente
A4 O17 A7 Al2 All 02 O5 08
@ Critico 018 O7 010 011 EN1
3:' 014 016 EN2 EN11
(;) ES2 ES8 O3
L|I_J 012 EN13
O
o Alto
wn
O
|_
@)
E Intermedio
=
O
<
O | Moderado
Z
w
D)
O
w
(£ Bajo
O
@)

Fuente: Los Autores.
Las consecuencias y la probabilidad de ocurrencia de los riesgos han sido

valoradas de acuerdo a experiencias de campo y analogias donde se ha

implementado con anterioridad esta tecnologia.
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A partir de la matriz de riesgos asociados a la tecnologia DOWS se puede apreciar
que los riesgos operacionales son los que representan un mayor impacto a la hora
de la ejecucién del proyecto, por lo cual se recomienda un monitoreo exhaustivo y
un tratamiento inmediato para evitar que estos riesgos afecten trascendentalmente

su eficiencia a la hora de llevarlo a cabo.

6.2.2. Analisis Semicuantitativo

Debido a los problemas asociados con la subjetividad y la falta de exactitud al
momento de calificar los riesgos utilizando el método cualitativo, es util asignar
valores numéricos a las escalas de la matriz, esto es lo que se conoce como
analisis Semicuantitativo. Lo que se persigue con esto es facilitar y precisar mas
en la calificacién de los riesgos, sin que se requiera aun de magnitudes exactas,
las cuales van a ser posibles de obtener en la medida que se adelante un analisis

cuantitativo®*.

La metodologia para llevar a cabo el andlisis semicuantitativo es similar a la
utilizada para el cualitativo, a diferencia radica en que, las consecuencias y la
probabilidad de ocurrencia se clasifican mediante una escala numérica, con la
finalidad de apreciar cada uno de los posibles riesgos de una forma mas racional y

l6gica.

Los valores numéricos que representan cada una de las escalas en las que se
pueden clasificar los impactos y su grado de ocurrencia resultan ser subjetivos, y
dependen del equipo que este llevando a cabo dicho andlisis semicuantitativo.
Con el objetivo de llevar a cabo este analisis aplicado a la tecnologia DOWS, en la
siguiente tabla se dan a conocer las respectivas escalas nhuméricas tanto para las

consecuencias y su probabilidad de ocurrencia:

4 BRAVO, Oscar, op. cit, p. 211
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Tabla 37. Escalas a utilizar para calificar el impacto y la probabilidad de

ocurrencia.
IMPACTO PROBABILIDAD CALIFICACION
Bajo Remota 1
Moderado Poco Probable 2
Intermedio Posible 5
Alto Probable 10
Critico Frecuente 20

Fuente: Los Autores.
Con el conocimiento las escalas a utilizar tanto para el impacto como para la
probabilidad, se procede a evaluar cada uno de los riesgos anteriormente

identificados mediante el andlisis semicuantitativo.

Tabla 38. Analisis semicuantitativo de los riesgos estratégicos.

RIESGOS ESTRATEGICOS IMPACTO | PROBABILIDAD Ix P
ES1 | Aparicion de un recurso sustituyente al petréleo. 1 1 1
ES2 | Aumento de los costos de la tecnologia. 10 10 100
ES3 | Aumento de las tarifas de las empresas prestadoras de servicios. 10 2 20
ES4 | Aparicion de sustitutos de la tecnologia. 5 5 25
ES5 | Pérdida de imagen de la tecnologia. 5 2 10
ES6 | Disminucion de la demanda en el mercado por la tecnologia. 5 25
ES7 | Innovacién de nuevas alternativas para el tratamiento y 5 5 25

disposicion del agua.

ES8 | Desaparicion de la tecnologia en el mercado. 10 10 100
ES9 | Caducidad u obsolescencia de la tecnologia. 5 2 10

Fuente: Los Autores.
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Tabla 39. Analisis semicuantitativo de los riesgos de asignacion de recursos.

RIESGOS DE ASIGNACION DE RECURSOS IMPACTO | PROBABILIDAD Ix P
Al Capital econémico insuficiente. 1 1 1
A2 Compra de equipos de mala calidad. 20 1 20
A3 Informacion atrasada e irrelevante. 20 1 20
A4 Retraso a la hora de la toma de decisiones y ejecucion. 20 2 40
A5 Incumplimiento o fallas por parte de las empresas asociadas (de 20 1 20
servicios).
A6 Realizacién de operaciones de emergencia y no programadas. 10 1 10
A7 Dificultad a la hora de la consecucion o adquisicion de la
tecnologia. 20 > 100
A8 Demora en la consecucién de permisos. 10 1 10
A9 Dificultades a la hora de la instalacion de la tecnologia. 10 2 20
A10 | Atraso en el estudio de factibilidad. 5 1 5
A1l | Aumento de los costos de produccion. 20 10 200
Al12 | Aumento en los costos de tratamiento y disposicién del agua. 20 5 100
Fuente: Los Autores.
Tabla 40. Analisis semicuantitativo de los riesgos operacionales.
RIESGOS OPERACIONALES IMPACTO | PROBABILIDAD | IxP
o1 Reservas de hidrocarburos econémicamente no viables. 20 1 20
02 Dafio en los equipos de fondo. 20 10 200
03 Separacion ineficiente del agua y el aceite en fondo. 10 20 200
0O4 Recirculacion del agua separada. 5 10 50
05 Taponamiento de la zona de inyeccion. 20 20 400
06 Incompatibilidad entre los fluidos de la zona inyectora. 20 1 20
o7 Seleccién inadecuada de los pozos candidatos. 20 10 200
08 Seleccidn incorrecta de la zona de inyeccion. 20 20 400
09 Mantenimiento inadecuado de los equipos. 10 5 50
010 | Fallas o dafios en el sistema de levantamiento artificial. 20 10 200
011 | Corrosion en los equipos de fondo, tuberias y facilidades. 20 20 400
012 | Retiro o designacion de personal clave. 10 10 100
013 | Personal poco calificado o insuficiente. 1 1 1
014 | Presencia de gas en la corriente de produccion. 20 10 200
015 | Vencimiento o incumplimiento de los contratos de asociacion. 1 1 1
016 | Disefio errado o ineficiente de la tecnologia. 20 10 200
017 | Errores humanos. 20 2 40
018 | Cierre de pozos. 20 2 40
019 | Cierre del campo. 20 1 20

Fuente: Los Autores.
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Tabla 41. Analisis semicuantitativo de los riesgos de entorno.

RIESGOS DE ENTORNO IMPACTO | PROBABILIDAD Ix P
EN1 Variacion del precio del crudo. 20 20 400
EN2 Cambio de las politicas de tratamiento y disposicion del agua. 20 20 400
EN3 Cambio en la politica fiscal del pais. 10 1 10
EN4 Voladuras o dafios a la infraestructura. 10 1 10
EN5 Corrupcion administrativa. 10 1 10
EN6 Alteracion del orden publico. 10 5 50
EN7 Atentados en contra del personal (secuestros, asesinatos, etc.). 10 1 10
EN8 Variacion de tasas de cambio e intereses. 10 1 10
EN9 Inestabilidad econémica del pais. 10 1 10
EN10 | Incumplimiento de los acuerdos establecidos a nivel estatal. 5 1 5
EN11 | Cambios climéticos. 20 20 400
EN12 | Desastres naturales. 10 5 50
EN13 | Amenazas y extorcion por parte de grupos insurgentes. 10 10 100
EN14 | Problemas de acceso al campo y/o pozos. 5 5 25

Fuente: Los Autores.

6.3.

Anteriormente se identificaron los posibles riesgos que pueden afectar la puesta

ANALISIS DE SENSIBILIDAD

en marcha del proyecto DOWS, pero ademas es necesario identificar y medir

aguellas variables criticas que puedan afectar la viabilidad o rentabilidad del

mismo, para ello se debe llevar a cabo un andlisis de sensibilidad.

El andlisis de sensibilidad es un requisito previo para poder adelantar estudios

MAas rigurosos, tal como la simulacién de Montecarlo. Para ello, es necesario que

cada riesgo que se desea analizar se encuentre especificado como una variable

independiente dentro del modelo. Una vez hecho esto, se procede a multiplicar

cada una por un factor, y se revisa el impacto relativo sobre las variables

dependientes®.

* BRAVO, Oscar, op. cit, p. 227
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Existen cuatro esquemas diferentes del andlisis de sensibilidad que son
empleados de acuerdo con el nivel de complejidad deseado:

e Sensibilidad de una variable.
e Analisis de tornado.
e Andlisis tipo arafa.

e Analisis multivariable.

Los tres primeros métodos buscan visualizar el comportamiento de una variable
resultado, mientas que el analisis multivariable utiliza un andlisis estadistico de
cada variable, y considera las interrelaciones entre ellas para determinar el
impacto real, pero requiere mayor elaboracion, por ello se construye a partir de la

simulacion de Montecarlo.

En el caso de este estudio, se desea evaluar el comportamiento de todos los
parametros o variables que de una u otra forma puedan afectar el Valor Presente
Neto (VPN) del proyecto de implementacion de la tecnologia DOWS. Para ello se
hard uso del andlisis tipo arafia y el analisis de tornado, los cuales seran
generados a través de la interfaz de simulacion @RISK*® (complemento de

Microsoft Excel), en version de prueba.

6.3.1. Analisis tipo arafia

El andlisis tipo arafia permite establecer el impacto porcentual de la variacion de
las incertidumbres presentes. En el eje X se representar el cambio porcentual de
las variables de entrada y en el eje Y se aprecian las variaciones de la variable de
salida de acuerdo a ese cambio porcentual. En el caso de estudio se desea
analizar el impacto sobre el valor presente neto del proyecto, teniendo en cuenta

las siguientes variables de entrada: el costo del fracturamiento hidraulico, el precio

6 pPALISADE @RISK 6.1
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de venta del crudo, el porcentaje de petréleo incremental, el Lifting Cost, la Tasa
de declinacién del campo, el porcentaje de reduccion del agua que asciende a
superficie y, el precio del tratamiento y disposicion del agua. El diagrama tipo

arafa del proyecto se observa en la figura 35.

Figura 35. Diagrama tipo arafia aplicado al VPN del proyecto.
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Fuente: @RISK.

El diagrama tipo arafia consta de una serie de lineas que atraviesan un punto en
comun, debido a la forma que se genera (de una arafia), se denomina este
analisis de dicha forma. Entre mayor sea la pendiente de la linea graficada, mayor
es la afectacion que se genera en la variable de salida. A su vez, este diagrama
permite determinar la proporcionalidad de las variables, si la curva es de pendiente
positiva, la variable de entrada es directamente proporcional con la variable de
salida; por el contrario, si la pendiente es negativa, la relacion existente entre las

variables de entrada y de salida son de inversa proporcionalidad.
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Los resultados obtenidos revelan que la variable que méas afecta al VPN del
proyecto es el porcentaje de petréleo incremental, y su relacion con la primera
mencionada es de directa proporcionalidad, es decir, a medida que aumenta el

porcentaje de incremental, aumenta el Valor Presente Neto.

En segunda instancia se encuentra el precio de venta del petrdleo incremental,
que afecta al VPN de forma positiva (directamente proporcional). Luego se
encuentra el costo del fracturamiento hidraulico a realizar, que es inversamente

proporcional a la variable de interés.

6.3.2. Analisis de tornado

Los andlisis tipo tornado muestran graficamente los cambios que se producen en
la utilidad esperada en situaciones donde se varia una cantidad o un valor
especifico. En casos de seleccionar varios parametros, cada uno de ellos va

presentando variaciones mientras que los demas no sufren modificaciones.

Los rangos de utilidad se representan como barras horizontales en la grafica
resultante. La denominacién de este andlisis se debe a que las variables se
organizan de acuerdo a su nivel de relevancia en el resultado final, presentando
las variaciones en términos absolutos. La linea vertical de la gréfica representa el

caso base.

Como se menciond anteriormente, el objetivo de este analisis es determinar
aguellos parametros criticos que afecten al VPN del proyecto que se desea llevar
a cabo. Una vez seleccionadas las variables, se ingresa a la interfaz @RISK y se
realiza el estudio, asignando valores cualesquiera a las mismas (el anexo 8
explica paso a paso la mecénica de generar el analisis de tornado en @RISK). Los

resultados obtenidos se presentan en la figura 36.
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Figura 36. Diagrama de tornado aplicado al VPN del proyecto.
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Fuente: @RISK.

De acuerdo con el andlisis de tornado representado en la figura 36, el porcentaje
de petréleo incremental tras la implementacion del sistema DAPS es el parametro
gue mas afecta al VPN con su variacion, representando una relacion de directa
proporcionalidad. En segunda instancia se encuentra el precio de venta, que
afecta de manera positiva al VPN del proyecto con su variacion. Posteriormente se
encuentra el costo de la estimulacion, el lifting cost y la tasa de declinacion, los
cuales resultan ser inversamente proporcionales con el VPN al aumentar su

tendencia hacia la izquierda.

Como se evidencia a través del andlisis de sensibilidad, la gran ventaja es permitir

identificar las variables criticas, para poder enfocar los esfuerzos y las acciones de

172




mitigacion de riesgos que se definan, las cuales no son otra cosa que las palancas
de valor o factores criticos de éxito del proyecto u oportunidad de negocio®’.

Sin embargo, no debe perderse de vista que el analisis de tornado, aunque sea
muy confiable y completo, tienen la gran limitacion de no permitir visualizar el
efecto de la interrelacion de las variables entre si, o la posibilidad de modificarlas
en forma simultanea, lo cual es de gran utilidad para medir su importancia relativa

real en el valor del proyecto®.
6.4. ANALISIS DE ESCENARIOS

Como se ha mencionado, una de las grandes limitaciones del analisis de
sensibilidad consiste en la imposibilidad de apreciar el impacto que pueda tener la
fluctuacién de las variables criticas en forma simultdnea. Una forma aproximada
para solucionar esa falencia es a partir del analisis de escenarios, mediante el cual
se recrean situaciones que se pudieran presentar en el futuro del proyecto u
oportunidad de negocio, y de esta forma se visualizan los riesgos y oportunidades

implicitas.

Los escenarios se construyen a partir de los resultados del analisis de
sensibilidad, mediante la combinacién de las diferentes posibilidades que puedan
tener las variables criticas evaluadas. Lo tipico es que se construya como minimo
un escenario probable, uno optimista y otro pesimista, y asi se mejore la

percepcion de riesgo del proyecto®.

Con base en lo anterior, tres diferentes escenarios seran creados teniendo en

cuenta las consideraciones que seran descritas a continuacion:

* BRAVO, Oscar, op. cit, p. 229
8 |bid., p. 230
*|bid., p. 231
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De las 15 experiencias de campo donde se implemento la tecnologia DAPS,
se presentaron aumento de la produccion en siete casos, mientras que en
cuatro casos declind. Entre estas dos situaciones, los casos extremos fueron

un aumento de produccién del 233% y una disminucion del 92%°.

El porcentaje de reduccion del agua a superficie oscilé entre el 14% (siendo
este el minimo valor reportado) y el 97% (maximo valor reportado). Ademas,
en la mayoria de los casos el porcentaje de reduccion fue mayor del 75%,

siendo este el valor de mas frecuencia®'.

El precio de venta del crudo del campo Yarigui-Cantagallo es de 60 US$/BO.
Este se encuentra sujeto a una depreciacién por regalias (8%), Lifting Cost
(11,64 US$/BF), tarifa de transporte por oleoducto (3,07 US$/BO), tarifa de
transporte maritimo (2,35 US$/BO) y el impuesto de renta (34%).

El sistema de levantamiento (Bombeo Mecanico) puede economizar hasta un
30% de energia, operando a una menor velocidad de bombeo debido a la
reduccion notoria de los fluidos que lleva a superficie. Ademas, los costos de
los tratamientos del agua se verian reducidos debido a la disminucion en la
cantidad de quimicos a utilizar. Segun las experiencias de campo, se llegaron
a presentar reducciones del Lifting cost de hasta 3 US$/BF>2.

Es muy comun que la tasa de declinacion de un campo aumente con el paso
del tiempo. También es de sabe que en el momento en que se inyecta agua,
se puede hacer con el objetivo de barrer el petréleo mévil que existe en el
yacimiento o para mantener la presion en el mismo. En el caso de estudio, se

pondran a consideracion ambas suposiciones luego de instalada la tecnologia.

> VEIL, Jhon A., et al. FEASIBILITY EVALUATION OF DOWNHOLE OIL/WATER SEPARATION
(DOWS) TECHNOLOGY. Reporte técnico. U.S Department Of Energy. 1999

*! |bid., p. 18

%2 bid., p. 13
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e Los costos de la estimulacion requerida en instancias previas a la instalacion
de la tecnologia dependen de la empresa prestadora de servicios a contratar.
Debido a lo anterior, es conveniente plantear un rango de valores aceptables
donde se incluya la incertidumbre en este dato.

Tabla 42. Analisis de escenarios previos a la simulacién de Montecarlo.

VARIABLE PESIMISTA | PROBABLE | OPTIMISTA
Petroleo incremental (%) -10 0 20
Reduccidon de agua a sup. (%) 50 72,3 80
Precio de Venta (US$/BO) 40 60 80
Lifting cost (US$/BF) 15,64 11,64 8,64
Tasa de declinacién (%) 16 14 12
Costo del Fracturamiento (US$) 550.000 450.000 350.000
Costo de TTO y Disp. (US$/BW) 1,25 2,25 3,25

Fuente: Los Autores.

6.5. SIMULACION MONTECARLO

Una vez realizado el analisis de sensibilidad y posteriormente planteado los
escenarios para evaluar una situacion incierta, el horizonte de evaluacién se
circunscribe al planteamiento y analisis de tres escenarios, buscando hacerse a
una idea de lo que pueda ocurrir en el futuro. Sin embargo, esos escenarios por
bien seleccionados que puedan estar, son limitados, ya que en la realidad puede
ocurrir cualquier cosa, y lo ideal es esta preparados para evaluar cualquier tipo de

situacion posible.

En el mundo de los negocios, en las compafiias de servicios, entre otras, cada vez
es mas popular el uso de herramientas de simulacion que permiten generar
multiples escenarios, los cuales son de gran utilidad al momento de evaluar los

cursos de acciones a seguir. El proposito de la simulacion es imitar el mundo real
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a partir de la utilizacion de un modelo matematico que permita estudiar las
propiedades y caracteristicas de la situacion analizada para generar conclusiones

y tomar decisiones basados en los resultados.

Es de esperar que las variables que arrojaron alto impacto en el analisis de
sensibilidad, y que se representan, ya sea en el diagrama causa-efecto o en el de
influencia, sean aquellas a las que se le definan distribuciones de probabilidad

para utilizar en el modelo de simulacién®®.
6.5.1. ¢Qué es la simulacion Montecarlo?

La simulacion Montecarlo es una técnica que convierte la incertidumbre en
variables de entrada a un modelo dentro de distribuciones de probabilidad.
Mediante la combinacién de las distribuciones y la seleccién de valores aleatorios
recalcula el modelo simulado muchas veces y proporciona la probabilidad de los

valores de salida.

La clave de la simulacion Montecarlo consiste en crear un modelo matematico del
sistema, proceso o actividad que se requiere analizar, identificando aquellas
variables (inputs del modelo) cuyo comportamiento aleatorio determina el
comportamiento global del sistema. Una vez identificados dichos inputs o variables
aleatorias, se lleva a cabo un experimento que consiste en: generar muestra
aleatorios (valores concretos) para dichos inputs, y analizar el comportamiento del
sistema ante los valores generados. Tras repetir n veces el experimento, se
dispondra de n observaciones sobre el comportamiento del sistema, lo cual sera

de utilidad para entender el comportamiento del mismo (el analisis sera mas

¥ BRAVO, Oscar, op. cit, p. 268
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preciso en cuanto mayor sea el numero n de experimentos que se lleven a

cabo)™.

Una vez conocido los conceptos basicos de la simulacion Montecarlo, es posible
construir el modelo de simulacion a trabajar con la ayuda del simulador @RISK, y
analizar los diferentes cambios que puedan se generados a partir de la variacion

de los parametros criticos, con relaciéon al VPN.

6.5.2. Construccion del modelo

Mediante la construccion de un modelo computacional y con la ayuda de un
programa que me permita medir los grados de incertidumbre en una variable
(@RISK), es posible considerar todas las posibles combinaciones, interrelaciones
y escenarios que puedan ocurrir durante el desarrollo de un proyecto.

Anteriormente se definieron tres escenarios que pueden ocurrir durante el
transcurso de la puesta en marcha del proyecto, pero estos no resultan ser los
anicos que se pueden presentar. Al interactuar cada una de las variables entre si,
se pueden llegar a generar muchos nuevos escenarios, los cuales pueden ser

tenidos en cuenta dentro del andlisis a través de la simulacién Montecarlo.

Para hacer posible la construccion del modelo es necesario contar con la ayuda de
una computadora y del programa @RISK, el cual puede ser descargado del portal

www.palisade-lta.com/risk. Una vez instalado el programa, este se ejecuta como

un complemento cargado a Microsoft Excel, mostrando nuevas opciones y

acciones gue hacen posible llevar a cabo la simulacién Montecarlo.

% OROZCO, Andrés., ROCHA, Nelson. DETERMINACION DE POTENCIALES (IPR) EN POZOS
HORIZONTALES Y DESVIADOS PARA FLUJO EN DOS FASES USANDO UNA HERRAMIENTA
SOFTWARE BASADA EN SIMULACION MONTECARLO. Proyecto de grado. UIS. 2008
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Una vez realizado el modelo de la evaluacion de la tecnologia en Microsoft Excel,
se procede a describir las funciones de distribucién de cada una de las variables
criticas o de entrada (inputs del modelo). @RISK dentro de sus opciones se
encuentra en comando “Definir distribuciones”; las distribuciones de cada uno de
los inputs no es mas, que la representacion grafica del conjunto de los valores

aleatorios que va a ser asignado a cada una de las variables.

@RISK ofrece principalmente dos tipos de distribuciones: discretas y continuas.
En el caso a estudiar, todas y cada una de las distribuciones a utilizar para cada
input serdn de caracter continuo. Dentro del subgrupo de las continuas se
encuentran distribuciones como: Normal, Beta, BetaGeneral, BetaSubj, Lognorm,
Triang, Pert, Weilbull, entre otras (siendo las mencionadas las mas utilizadas). Las
distribuciones a utilizar en el modelo son la BetaGeneral, Pert y la BetaSubj, son
dadas expuestas en el mini tutorial de como utilizar @RISK (anexo 10).

Una vez determina las distribuciones de cada una de las variables de entrada, es
necesario definir la variable de salida con la opcion “Afadir salida”, en el caso de
estudio, la variable de salida que nos interesa monitorear es el VPN. Una vez
realizado este procedimiento, es posible dar inicio a la simulacion. Con @RISK es
posible determinar el nimero de simulaciones y de iteraciones a realizar en cada
una de ellas; por defecto el programa realiza por cada simulacion 1000
iteraciones. Como se explico anteriormente, entre mayor nimero de experimentos
(iteraciones), mayor van a ser los posibles escenarios a analizar, por ello el
analisis sera mucho méas acertado. Debido a lo anterior, se configurara el
programa de forma que se realicen 100.000 iteraciones para determinar las

variaciones en el VPN.

178



6.5.3. Analisis de resultados

Luego de finalizada la simulacion, @RISK genera histogramas de frecuencia, que
es un diagrama de barras que representa todas las iteraciones realizadas durante
la simulacién. Este diagrama en eje X representa las variaciones de la variable a
monitoreas, en este caso el VPN, y en el eje Y representa la probabilidad de que
se genere dicho resultado. El histograma de frecuencia generado tras la
simulacién Montecarlo se puede observar en la figura 37.

Figura 37. Histograma de frecuencias de la simulacién Montecarlo del VPN.
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Valores en x 10
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Fuente: @RISK.

Los resultados obtenidos se asemejan a la distribucion de forma normal o
gaussiana. En los extremos de dicha campana de Gauss se representan dos de

los tres escenarios que fueron planteados en instancias previas a la simulacion, el
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escenario pesimista y optimista. Pero se observa que la probabilidad de ocurrencia

de estos escenarios resulta ser casi nula.

Tabla 43. Resultados de la simulacién Montecarlo.

ESCENARIO VALOR PRESENTE NETO (VPN)
Escenario Optimista -673.771,22
Escenario Probable 5580.562,49
Escenario Pesimista -10'238.473,63

Fuente: Los Autores.

De a cuerdo con los resultados obtenidos, se puede afirmar que en el 100% de los
100.000 escenarios que fueron recreados para realizar la simulacion, el VPN
obtuvo un resultado negativo. Esto quiere decir, a la hora de llevar a cabo la
implementacion de la tecnologia DOWS en los cuatro pozos candidatos del campo
Yarigui-Cantagallo, es seguro que nunca se genere rentabilidad al inversionista
sea cual sea el escenario que se reproduzca una vez puesto en marcha el

proyecto.

Mediante la simulacion Montecarlo fue posible determinar el rango de
probabilidades de los volumenes totales de agua inyectados durante los 10 afios
de evaluacion de la tecnologia (ver figura 38). Aunque se llegan a inyectar desde
aproximadamente 200.000 barriles de agua durante todo el tiempo de evaluacion
(escenario pesimista), hasta cerca de los 400.000 barriles de agua (escenario
optimista), lo que se traduce en ahorros desde los 284.133,81 US$ a los
1’152.577,06 US$ (ver figura 39), se afirma que el proyecto no resulta ser viable
financieramente ni aunque se reproduzca el escenario optimista una vez instalada

la tecnologia en los pozos candidatos del bloque IV del campo Yarigui-Cantagallo.
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Figura 38. Histograma de frecuencia de la simulacion Montecarlo de los
volumenes de agua inyectada.
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Fuente: @RISK.

Figura 39. Histograma de frecuencia de la simulacién Montecarlo de los ahorros

generados por la inyeccion de agua.
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CONCLUSIONES

Después de realizar la presente investigacion y hacer los analisis respectivos, se

lleg6 a las siguientes conclusiones:

A diferencia de la inyeccion de geles o la cementacion remedial como soluciones a
la alta produccion de agua, implementar la tecnologia DAPS no compromete la

productividad de los pozos.

La aplicacién de la tecnologia DAPS es viable técnica pero no financieramente en

los pozos con Bombeo Mecéanico del Bloque IV del Campo Yarigui — Cantagallo.

Una vez realizado el andlisis de riesgos e incertidumbre se determind que el
proyecto no es rentable ni en el escenario mas optimista que se pueda reproducir
una vez instalada la tecnologia en los pozos candidatos del Campo Yarigui -

Cantagallo.

El proyecto de implementacion de la tecnologia DOWS en los pozos candidatos
del campo Yarigui-Cantagallo, no generan rentabilidad al inversionista debido al

bajo corte de agua promedio que estos presentan.
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RECOMENDACIONES

Realizar un estudio de viabilidad para la implementacion de la tecnologia ESP-

DOWS en pozos del Campo Yarigui - Cantagallo.

Aplicar el estudio de viabilidad técnica y financiera de la implementacion de la

tecnologia DOWS gravitacional, en campos petroleros de la Cuenca de los Llanos

Orientales.
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ANEXO A. CASOS REPORTADOS

Operador Produccion (Barriles por dia - bpd)
Corte de agua (%)
v Campo Pais Estado/Provincia Tipo de DOWS Aceite Agua
Pre- Post- Pre- Post- I .
Nombre del Pozo DOWS DOWS % Incremento DOWS DOWS % Disminucién Pre-DOWS Post-DOWS
Texaco Dickson #17 East Texas USA Texas DAPS 3 10 233 184 126 32 98,39572193 92,64705882
Texaco SU 1040 Levelland USA Texas DAPS
Talisman Energy
Parkman Canada Saskatchewan DAPS 16 33 106 252 139 45 94,02985075 | 80,81395349
Tidewater Parkman 4-27
Texaco Salem #85-40 Salem USA lllinois DAPS 6 6 0 655 150 77 99,09228442 | 96,15384615
Chevron Shepard #65 East Texas USA Texas DAPS 7 16,5 136 269 127 53 97,46376812 88,50174216
Richland Parkman 1-17 Parkman Canada Saskatchewan DAPS 20 15 -25 220 190 14 91,66666667 | 92,68292683
Texaco RMOTC 77 Ax20 RMOTC USA ‘Wyoming DAPS 5 10 100 190 38 80 97,43589744 79,16666667
Talisman Energy Hayter Chatwin Canada Alberta DAPS 25 32 28 250 25 90 90,90909091 | 43,85964912
Talisman Energy South Grande
Canada Alberta DAPS 27 26 -4 932 179 81 97,18456726 | 87,31707317
Sturgeon Prairie
Drayton
Chevron PNB 14-20 Canada Alberta DAPS 75 84 12 517 14 97 87,33108108 14,28571429
Valley
Petro Canada Unik 13-21 Utikuma Canada Alberta DAPS 8 10 25 451 63 86 98,25708061 | 86,30136986
Texaco Ingram East Texas USA Texas DAPS 15 26 73 150 85,22727273
Tristar Sylvan Lake Canada Alberta DAPS 35 403 57 86 92,00913242 100
Crestar Ener:
9y Sylvan Lake Canada Alberta DAPS 25 2 -92 315 54 83 92,64705882 | 96,42857143
Ranchman Sylvan Lake 00/88
Southward 11-13 Carlile USA Saskatchewan DAPS 245 16 -16 458 94,92227979
Lost Tank
Texaco Bilbrey 30-Fed No. 5 USA New Mexico TAPS 17 7 -59 173 70 60 91,05263158 | 90,90909091
Delaware
Petro Canada E4-10-16 Bellshill Lake | Canada Alberta Q-Sep G 30 38 27 470 61 87 94 61,61616162
Renaissance Energy Provost Canada Alberta Q-Sep G 13 18 38 252 60 76 95,09433962 76,92307692
Renaissance Energy Webb South Canada Saskatchewan Q-Sep G 50 37 -26 441 36 84 89,81670061 49,31506849
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Operador Formacion Litologia Separacién entre Fecha Fecha
T i Inyectividad
y Caan;ﬁ]; formacién productora de de Comentarios
Productora Inyectora F. Productora F. Inyectora
Nombre del Pozo (bpd/psi) e inyectora (pies) instalacion Retiro
Texaco Dickson #17 7in Woodbine Sandstone Sandstone oct-95 Cerrado
Texaco SU 1040 Sandstone feb-96 Se retir6 rapidamente
Talisman Energy Problemas de corrosién
55in Tilston Lower Tilston Carbonate Carbonate 6 jul-96 may-97
Tidewater Parkman 4-27 en la bomba y tubing
Texaco Salem #85-40 55in Salem Devonian Carbonate Desconocida aug - 96 abr-97 Bombas dafiadas por corrosion
Chevron Shepard #65 55in Woodbine Woodbine Sandstone Sandstone 71 sep-96 Ha funcionado bien
Inmediatamente luego de la
. . ; R instalacion
Richland Parkman 1-17 55in Tilston Souris River Carbonate Carbonate 13 151 ene-97 .
el pozo produjo 35 bopd y 160
bwpd.
Texaco RMOTC 77 Ax20 55in 2nd Wall Creek | 3rd Wall Creek Sandstone Sandstone 240 feb-97 mar-97 | Durante W"Jz‘?‘&’;gg:”" la zona
Talisman Energy Hayter Sandstone feb-97
Talisman Energy South
Carbonate Carbonate may-97
Sturgeon
Chevron PNB 14-20 55in Nisku D2 Nisku D3 Carbonate Carbonate may-97 ago-97 Inestable y con gas pero DAPS
funcion6 bien
Petro Canada Unik 13-21 55in Keg River Keg River Sandstone Sandstone 46 jun-97 oct-97 Después de 2 dias dej6 de funcionar
Texaco Ingram 7in Woodbine Sandstone Sandstone jul-97
Tristar Carbonate Carbonate jul-97
Crestar Energy
55in Pekisko Pekisko Carbonate Carbonate 24 ago-97 mar-98 Recirculacion del agua
Ranchman Sylvan Lake 00/88
. . A Poco tiempo de residencia, se
Southward 11-13 5,5in Tilston Souris River Carbonate Carbonate ene-98 mar-98 reinyecté aceite
Lower Cherry
Texaco Bilbrey 30-Fed No. 5 55in Bell Canyon Sandstone Sandstone 480 ene-99 ago-99 Se vendi6 el pozo, se retir6 TAPS
Canyon
Petro Canada E4-10-16 7in Basal Quartz Basal Quartz Sandstone Sandstone 81 may-97 nov-97 Funcioné muy bien, se vendié
Renaissance Energy Dina Dina Sandstone Sandstone Zona de inyeccién taponada
Renaissance Energy Roseray Roseray Sandstone Sandstone Taponada con arena

Fuente: VEIL, A. J. y QUINN, J. J. Downhole Separation Technology Performance: Relationship to Geologic Conditions.
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ANEXO B. ESTADOS MECANICOS ACTUALES DE LOS POZOS DE ESTUDIO

ANEXO B.1. ESTADO MECANICO ACTUAL DEL POZO 1

POZO 1
KBE:2371t
GLE:222#t
CONJUNTO DE SUBSUELO
BOMBA : RHBM N* 1073
TAMANC DE BOMBA : 2™1-1/4"21"AE. DVF
CT, Y VALV. SANDCHECK. FISTON DE
@ 592" ANILLCS
Zapato @ 9 VARILLA DE7/8" : 81 D NUEVAS + 20
VARILLAD 1168 NUEVAS D
ZAPATO MECANICO  :2-1/2"
ANCLADE GAS C-48°3-1/2745
TUBERIA DE 2-7/8" :272 RI
ANCLADE TUBERIA :TAC @ SIN SENTAR
BARRALISA 11222
Vilvula Fija: 6247 ft o
T 7045-7049
= 7064-7069 | Intervalos cafionsades
SARTADE 3G o 709 enoctobrads 1974

DIAM. PESO GRADO DESDE HASTA (4TPP)

16" 65 J-33 SUPERF. 160°
10-3/47 403 J-55 SUPERF. 5927
7§ 23126 N-80 SUPERF 7698°

> 7204 ft Bridze Plug EZ Drill

C = 7321-7341| Intasrvalos Recafionsados
Intervalocafionsado C -+ 74587374
n -4 2TFPP)
20 Junio/36 I a0 I
(4TPP)

|3 Taponde cemento @ 7575 ft

ZERoG T8 %:F

9520 ft Profundidad Total

FUENTE: ECOPETROL S.A.
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ANEXO B.2. ESTADO MECANICO ACTUAL DEL POZO 2

KBE:233#t
GLE:218#t

POZO 2

Vilvula Fija @ 5414ft 4|

CONJUNTO DE SUBSUELO

BOMBA

RHAC No. 0588-13

TAMANC DE BOMBA 2'x1-1/4"x21°

VARILLADE 1°
VARILLA DE7/8"
VARILLA DE 3/4°
BARRALISA
TUBERIA DE2-1/2°
TUBERIA DE 2-7/8"
ANCLAAD-15.G.
TUBERIA DE 2-7/8"

DVF/1C1-C1C1, VW/CICH,
V.ANTIGAS. Pistdn de
Anilios

6 D+18

56 D

102 D

1-1/2°%22

216 RIN80 932

13 RIIIES

1EUERII

ZAPATO DE COPAS DE 2-7/8"

TUBERIA DE2-7/8°

Intervalos cafionsados | 6846-6864
QQTPP) 6876-6882
7042-7050

7064-7072

31.03-13 Fondo Limpio @ 7438 ft
TapénPuente EZDRILL @ 7438 ft

Grava 10-20

7288-7338

SEPARADOR DE GAS'
TUBERIA TAFONADA 4 JTS 2-1/2EUE

> Liner 2-7/8” @ 6701 ft

1EUERII

73537378 Intervalos cafionsados

7393-7408
7422-7430
7463-7300

SARTADE CSG
DIAM. PESO GRADO DESDE HASTA
16" 63 J-35 SUPERF. 1557
10-3/47 405 J-35 SUPERF. 3507°

{ i 23/26 N-80 SUPERF. 7811’

7520-7550

Zapato @ 7811 ft

8250 ft Profundidad Total

FUENTE: ECOPETROL S.A.




ANEXO B.3. ESTADO MECANICO ACTUAL DEL POZO 3

Pozo3
| OD: 13 3/8°
KBE: 2504t K-55 47 LBS/FT (0-160°)
GLE:230#
B
OD: §5/8°
J-55 40 LBS/FT

B Zapato @ 2058 ft

> P.V.F.@5.031 ft

oD: T
6610 6626 g —» < N-30 26 LBS/FT(0-2167"), y N-30
6738 6744 23 LBSIFT (2167-7972)
5814 6818
6838 6844 4
o o 3 o
Retenedor sentado a 7234 : =7036 7056
(punta del retenedor)
Marza/11 = 068 7072
SARTA DE PRODUCCION B 7078 7050 Pmp: 7230 FT.
- 7094 7114 TYAC: 146°F
B 7118 7130 / Precombinacion: 3180
BOMBA THC Pistén 2-1/4” N*050%11 7136 7146
i 7170 7180
o o s B Intervalos cafioneados
TAMANO 2.7/87%235 /194 7204 (4TPP)
BARRALISA 1-172°%22 B 7210 7226 Prof media perfor:7240 ft
VARILLA 1° 73 Grado D + 20° = -/ 242 7250
= 7256 7264
VARILLA 7/8" 73 Grado D (Con 2] 7268 7292
Centralizadorss 1aN® 14,16, 18,21, 24,27, 302n 0mden d= [ 7296 7304 Retenedor sentado a 7339
bajada) et > (punta del retenedor)
VARILLA 3/4" 53 Grado D (d=1aN” 6alaN*® 227 7336 Enero/10
353 Centralizada intercalada conlisa) » =28 7358
: 7364 7390
TUBERIA 3-1/2° 160 EUE RI e 70 .
TUBERIA 2-7/8° 1 JTS EUE R N-1,
ZAPATO COPAS /3287458 @7507 t
7470 Abril 24/04
BARRIL THC 2718 7504 7532 )
ZAPATO MENTROSO ~ 2-7/8° /220 7566 p
7579 7590 ZONA ACUIFERA
TUBO DE SUCCION: 1-112°%8" - )
s 7612 7628 Probada con Registro
ANCLA DE GAS ECH 3-1/2%6' 550 7558 PLT, Abril04
TUBERIA TAPONADA  4JTS 31/2° :7662 7673
7678 7686 _J

7705 ft, fondo medido, Enero 29/04 — 1~~~
7932 ft Tapon de cemento *

Zapato@ 7970 ft

FUENTE: ECOPETROL S.A.
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ANEXO B.4. ESTADO MECANICO ACTUAL DEL POZO 4

POZO 4
CSG: OD 9 5/87
L80 43,5 LBIFT
| . Zapato@ 1177 ft
CSG: 0D 77
CONJUNTO DE SUBSUELO P 110 29 LB/FT
BOMBA PAMPA  RHBC PAMPA
TAMANO: 2127 x 134" x 14
VFICT - VVICT
BARRALISA: 1-172°X22
VARILLADE 1: 59D + 16° DE PONY
VARILLADE 7/8": 60D
VARILLADE 3/4™ 82D
TUBERIA 3-1/2": 148 JTS RI, S5JTS Rl
ANCLA DE TUBERIA:  AD-1S5.G @ 4974 15K LBS >
TUBERIA 2-7/8™: 2JTAEUE R1 INTAKE: @ 50757t
ZAPATO DE COPAS: 2-T18° T
TUBERIA 2-7/8™: 2JTAEUE R1
ZAPATO MENTIROSO: de 2-7/8° CON TUBO DE
SUCCION de 1-1/2°%6".
ANCLA DE GAS: ECHOMETER 3% *2251.14
Ventanas de 2°*1.
TUBERIA TAPONADA: 4 JTAS 3 1/2"EUE RIl =1 JTA
= |
SIEEIEH ey 7050-7067
s et 7133-7142 INTERVALOS
PVF @ 5075 71817167 - CANONEADOS
7172-71178
T406-7417
7641-7656 \
7663-7702
7706-7731
7746-7753
7758-7768
T773-7778
7780-7782
7796-149¢ INTERVALOS
7796-7804 -
CANONEADOS
7808-7816 ARENAS
- 7818-7820
Limpio @ 7824 ft Nov. 12/10 7824-7828
Limpio @ 7864 ft Ago. 17/10 7834-7840
7844-7356
Retenedor @ 7870 ftOct 21/07 _ 7876-7884
Retenedor @ 7965 ft Oct 17/07 7980-7990
8272-8287 j
ZAPATO @ 8832 MD
PROFUNDIDAD FINAL @ 8841° MD, 7837 TVD

FUENTE: ECOPETROL S.A.
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ANEXO B.5. ESTADO MECANICO ACTUAL DEL POZO 5

BOMBA  RHAC
TAMANO: 27 x13/4" x20'

DVF. VV. V. ANTIGAS. V.
DARDO. FIT-5.
BARRALISA:  1-1/2'X22
VARILLA DE 1: 81 D + 6 DE PONY.
VARILLA DE 7/8% 80 D
VARILLA DE 3/4* 111 D
TUBERIA 3-1/2 79 JTS Rl
TUBERIA 2-7/8% 127 JTS RIl
ANCLA DE TUBERIA: A.D-1
TUBERIA 2-7/8": 19 JTA EUE RIl
ZAPATO DE COPAS: 2-7/8".
TUBERIA 2-7/8".  1JTA EUERII
ZAPATO MENTIROSO: 1CON TUBO DE
SUCCION
ANCLA DE GAS: ECHOMETER 3
1/2°x1 1/2" JUNTA DE EXTENSION 3-1/2".
TUBERIA TAPONADA: 4 DE 3-1/2" EU
P.V.F@ 6.950 ft

Fondo 8 May-10: 7659

POZO §
0D 9 5/8°
N80, 43.5
LBS/PE, BTC,
L » CSG RIl

W Zapato @ 982° ft

oD 7

[ CsG P-110, 29 LBS/PE,
BTC, RHl

> P.V.F.@6950 ft

AdAAAAMALL

6434 6570 \
6576 6586
6616 6627
6634 6645
6668 6678
6694 6772
6797 6830
6830 6850
6880 6898
6898 6938
6956 6977

6984 7000
> Intervalos

;g;; ;ggg Perforadosde las
5TPP

7072 7092
7092 7112
7156 7190
7258 7281
7291 7308
7325 7340
7325 7370
7340 7370
7382 7400
7382 7400
7409 7439
7409 7439 j

ZAPATO @ 7661° MD

PROFUNDIDAD FINAL @ 7676" MD

FUENTE: ECOPETROL S.A.




ANEXO C. DATOS DE LA BOMBA Y LAS VARILLAS - NORMA APl RP11L

1 2 & 4 ] i 7 E 3 10 11
Plunger  Fod Elnstic
Diam,, Weight, Constan Frequency Rod String, % of ewch size
Hod® inches lb %r ft  in.perlb Factor, -~ ————— et
Ko, n v K. F. 1% 1 TE 5 B Y%
44 All 0728 1090 x 10-¢ 100 R J— 100.0
B4 1.0 0.008 1648 x 10 1138 . . - 44.6 064
4 1825 (1R 5] 16493 x 10-¢ L140 e - R 49.5 505
od 1.041 0.957 1684 x 10rE 1157 O S S R 54 14.6
4 1.76 10,5500 1.626 x 10 1122 . 4.6 Bb.4
04 2,00 1027 1460 x 109 L.0B5 e I R . 737 26.3
i 225 LO&T L3091 x 104 LAO&L e B — B34 168
4 2.5 1.108 1.918 = 10-¢ 1023 R L . - 5.5 6.5
A All 1,135 LATH = 10-% 1.00¥ — - R B 100.0
4 1.06 1164 1382 x 10 1.229 — . 333 314 3.5
64 1.5 1511 1.419 % 1ivé 1215 O R R 372 A58 26,9
i 1.50 L2Th 1252 x 10 1.184 . B — 42.3 40.4 17.3
64 1.75 1341 1141 % 10°¢ L1456 - 474 45,2 T4
6 106 L3807 1.148 % 10r® 1028 — e - A 60,8
35 125 1.321 1127 x 10-¢ L1104 . . A 627
Eh 1.50 1143 1.110 x e 1.110 [ . 41.8 8.2
il 1.76 1.36% 1090 x 104 1.114 - - . dEBH 511
Ll 2,00 1,204 1070 x 108 1114 [ - 52.0 48.0
i) 225 1426 L0456 x 10-% 1.114 8.4 41.6
&5 2.60 1460 1018 % 10% 1.089 . . 05,2 M5
&h 2.75 1497 0500 3 108 LO&E e 725 Z7.5
85 385 1.574 .940 x 10-¢ 1.037 . BE.1 11.8
B All 1534 0,683 x 106 1000 . 100.0
T 106 1,566 0507 % 108 11491 270 274 45.6
T 1.25 1,604 0978 x 10# 1.193 204 298 408
i 1.50 1664 (0,935 % 10 1.18% 333 333 333
Th 1.7h 1.742 B9 x 1008 1174 iTR 7.0 261
Th 2,00 1.B0d 0BT x 10E 1.151 24 L4 16,8
5 285 14875 0801 = 10-¥ 1,121 445 40,8 T2
6 1.0& 1.8302 LB1Gx 108 1072 .5 TL.56
TE 1.25 1.814 0ELE x 108 1077 0.6 694
k1] L0 1.833 0804 x 10 L.OBE TR 662
Ti 1.75 1856 0,795 x 106 L08R 376 825
6 2,00 1.B8D 0.TRS = 108 1093 41.7 BR.3
T6 226 1908 0,774 % 10°F 1096 46,5 536
6 24.50 14934 764 x 108 1087 LR 402
T& 2.7h 18967 751 x 1 1.054 G665 435
TG 1.2 20358 078« 108 LOTE [ 3.3
T8 3.5 2119 0,69 x 108 LT §2.3 7.7
7 All 2224 0649 % 108 L.000 100.0
Bi 1.06 1853 0873 x 10 1.261 - 222 224 224 330
85 L26 1843 0841 x 10°° 1253 . 23,9 24.2 24.3 7.6
26 1.50 2038 0.791 x 104 1.282 - 28,7 274 26.8 19.2
B 176 2138 0,788 x 108 1201 N 2066 0.4 205 10.5

FUENTE: NORMA API RP11L
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1 ] 5 F | [ T ] g i i1
Flanger  Raod Elnstic .
iam, Weight,  Constant, Freguency Rod Btring, % of each size
Bod*  inehes b perf in. per b £t Factor, v - -

HD.. D r r F: _ :.l'll L !t i __% 'l'i
Ei 106 2058 (.742 x 105 1.151 ILE 230 4.3 f—
Bb 1.25 E0ET 0782 x 108 11646 2.3 245 5.2
EG L5 2133 0717 x 10+ 1062 26,8 270 463
a6 LG 2,185 01699 x 104 L1Gd 0.4 200 406
Ei 200 2247 0678 x 104 1.161 ZxE 2 8.4
B 295 2315 (1A x 108 1.153 364 B0 271
g6 2 5 o A 0.633 x 100 1.158 4 197 14.7
a6 375 2455 0810 x 104 L1 44.5 433 122
87 1.1 2,850 0612 x 109 1.055 243 8.9
87 125 R LB 3 104 1,053 25.7 T4
a7 1.50 2418 06077 x 104 1002 P T23
&7 175 2.4 0,603 = 109 1,066 Bk 48,7
BT 2,00 EAG 0598 x 10-% 1471 5.2 B6A

7 2,25 2472 0,654 x 10-4 L0756 64 3.6
87 250 [T 0.58E x 109 1.079 #5.4 0.1
87 275 2521 0582 x 10 10E2 434 BE.1
a7 .26 2,670 0670 x 10-% 1,084 Gl i8.4
a7 1.5 2,641 0556 x 104 1.0TE 512 388
BT 4.75 2908 0522 x 10-% 1.0%8 3.6 16.4
a8 All 2.904 0.497 % 10 1001 100
96 1.0 2982 L6702 1078 1.222 1.1 19.3 19,5 423
a8 1.05 2,440 {LE5S % 10°5 1224 . 205 BT SR
ui 1.5 o811 {633 x 10-% 1,221 A LG 28 a2
ai; 1.76 2007 0006 x 1078 1.21% A 26 2h.1 26.1
04 2.0 2908 {57 x 1irS 1.196 271 T atd 174
06 a4y 2 B 0540 % {00 1178 )5 0.7 20,8 a4
kL LG 645 0.6468 x 10-8 1,120 1811 2.0 .4
47 .95 2070 583 % 100 1.124 LT T B fs.0
47 160 24 05656 x 10-° 1.131 225 230 4.5
a7 1.95 2751 545 x 108 1.1a7 24 25 Gl
U7 20} 2801 {1534 % 140 1.141 268 274 46,7
) &35 2A54 0528 x 10-8 1.143 .4 2 0.4
47 25 o4 0515 x 100 1.141 325 13.1 add
a7 .75 o 4E 1L50 % 100 1.145 s6.1 E5. 206
9 1.25 3132 (L4756 x 1re 1111 425 41.9 152
] 104 2085 0475 x 10-° 1045 21.2 TaE
k1] L2 A0746 0474 % Jid 1045 2332 TT.E
48 1.50 A.0Ea 0472 3 10 1048 % Th.2
s 1.75% 31063 0470 % 108 1061 26,7 743
93 0K 118 468 x 100 1.055 37T T
43 2,25 4.147 1A6S5 x 100 L0538 301 [
k] 2 6 4157 0463 x 108 1,062 32T ET.2
o8 275 A.180 0460 x 10-8 1.6 358 Gd.d
s 525 2. 0453 3% 10°0 L.O71 422 5T.8
k] 3,75 3,284 0445 = 1070 1.074 49,7 (0.3
9% 4,75 1.412 0458 ¢ 109 1,064 65T 243
- 54 All 2.6TE 0,293 x 1000 1.0 1000

FUENTE: NORMA API RP11L
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4

e
] il

1 z 3 7 & 11

Plunger Raod Elaslic
Diam., Weight, Cnnmm}t Frequency Rod String, 7 of each size

Rod*  inches ]hEFwn' im., peer fhe Factor, - *

Mo o r £ Fe 14 1% 1 T T ]

107 L.DG i 0524 x 108 1.184 1649 164 171 a1 .

107 1.26 d.01% 0,617 = 10 1184 1.9 178 180 46,8

10 1,50 &ORG 01,606 x 10- 1,186 18,4 16.2 1856 41.9

107 1,78 L1658 0,494 x 10°% 1187 21D 2L 212 His:]

107 2,00 L2HR 0450 x 100 L1845 By e 1 §14

107 £.2h 3836 0464 x 106 1187 200 250 0 260

107 250 2415 0,447 x 102 1174 264 a7y 7.1 182

107 275 15T 0,450 x 10°% 1.154 201 3.2 9.5 113

104 106 3325 0447 x 10- 1.067 17.3 178 64.9

g 125 3345 0,445 x 104 Liol 1E.1 18.6 632

108 1.50 4476 11441 x 10r% 1.106 19.4 199 60T

108 176 3411 0457 x 10- 1111 205 214 6T.T

104 2,00 5462 0432 x 10°® 1.11% 2.6 230 543

108 225 4498 1427 x 104 LI1EL 4.5 260 B0

108 2.50 3548 421 x 10- 1124 6.5 e 46.3

104 2,76 3603 416 x 10+ 118G ma 296 41.5

108 3.26 1731 0,400 2 104 1123 kLN 358 L6

108 576 1874 0983 x 108 L1108 408 206 149

109 106 3,829 0,378 x 104 LDaG 1E.8 El.l

104 126 3845 0378 % 10°% Ldg 19.6 B0

10 1.50 3856 LETT 2 10 1088 0.5 e

109 1.7 4867 0,576 x 10+ 1.0 2.1 e

10 2.00 .880 0175 = 104 gt o e Th.1

1ith 225 B804 .37 ® 10-E 1048 254 Tl

10 250 a1 0,372 x 104 1,048 n2 2R

108 275 1.680 LET1 % 10rF 10151 a4 0.6

1% 385 3471 0367 x 1078 1067 2 5.8

g 3,75 4.0%40 0,363 x 10°¢ 1063 0 6.1

1 4.75 4. 120 0,354 x 10°% 1066 al6 48,5

i All 4538 0318 x 10 B [

FUENTE: NORMA API RP11L
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ANEXO D. DETERMINACION APROXIMADA DE LA VARIACION DEL PRECIO
DE LA TECNOLOGIA DAPS CON EL TIEMPO

i ) NUEVO PRECIO DEL
ANO PRECIO DEL INFLACION-IPC SISTEMA DAPS
SISTEMA DAPS (US$) (%)°° (US$)
1998 90500 - 90500
1999 90500 2,685 92929,92
2000 92929,92 3,387 96077,46
2001 96077,46 1,552 97568,58
2002 97568,58 2,377 99887,78
2003 99887,78 1,880 101765,67
2004 101765,67 3,256 105079,17
2005 105079,17 3,415 108667,62
2006 108667,62 2,541 111428,86
2007 111428,86 4,081 115976,28
2008 115976,28 0,091 116081,81
2009 116081,81 2,722 119241,56
2010 119241,56 1,495 121024,22
2011 121024,22 2,962 124608,96
2012 124608,96 1,764 126807,06
2013 126807,06 1,978 129315,31

Fuente: Los Autores.

*® Inflacién - indice de Precios al Consumo (IPC) de Estados Unidos (1998-2013). Tomados del
portal financiero: es.global-rates.com
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ANEXO E. COTIZACIONES DE LOS EQUIPOS, IMPLEMENTOS Y
OPERACIONES DE ACONDICIONAMIENTO DE LOS POZOS CANDIDATOS

CONCEPTO COSTO
SISTEMA DAPS (BM-DOWS) | 129.315,31 US$

BOMBA DAPS 23.576,82 US$
TUBERIA 2 7/8 7 US$/PIE
COMPLETAMIENTO 60.000 US$

Fuente: Los Autores y ECOPETROL S.A.

PRUEBA DE INYECTIVIDAD (SRT) CANONEO
CONCEPTO COSTO CONCEPTO COSTO
SET DE BOMBEO 14.000 US$ |EQUIPO + PERSONAL| 4.715 US$
MOVILIZACION 10.000 US$ MOVILIZACION 4.200 US$

TARIFA DEL PERSONAL | 4.000 US$/DIA | BAJADA A FONDO | 0,52 US$/PIE

TANQUE 1.000 US$/DiA CANONEADA 333 US$/PIE

MOVILIZACION TANQUE 11.000 US$ TRAS. POZO-POZO 300 US$

CONCEPTO COSTO

EQUIPO DE WORKOVER (RIG)
CON CUADRILLA

13.608 US$/DIA

FRACTURAMIENTO HIDRAULICO 450.000 US$

PRUEBA DE COMPATIBILIDAD 10.000 US$
Fuente: ECOPETROL S.A.
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ANEXO F. DATOS DEL POTENCIAL DE PRODUCCION MENSUAL DEL

PROYECTO
PRODUCCION | PRODUCCION | PRODUCCION PRODUCCION | PRODUCCION | PRODUCCION
MES | DE FLUIDOS | DE ACEITE DE AGUA MES | DEFLUIDOS | DE ACEITE DE AGUA
(BR) (BO) (BW) (BR) (BO) (BW)
1 16219,66 9370,04 6849,61 73 7002,20 4045,14 2957,05
2 16031,53 9261,36 6770,17 74 6920,98 3998,22 2922,75
3 15845,58 9153,93 6691,64 75 6840,71 3951,85 2888,85
4 15661,79 9047,76 6614,02 76 6761,36 3906,01 2855,34
5 15480,13 8942,82 6537,31 77 6682,94 3860,70 2822,22
6 15300,58 8839,09 6461,48 78 6605,42 3815,92 2789,49
7 15123,11 8736,56 6386,54 79 6528,81 3771,66 2757,13
8 14947,70 8635,23 6312,46 80 6453,08 3727,92 2725,15
9 14774,33 8535,07 6239,24 81 6378,23 3684,68 2693,54
10 | 14602,96 8436,07 6166,88 82 6304,25 3641,94 2662,30
25 | 12258,56 7081,72 5176,83 97 5292,15 3057,25 2234,89
26 | 12116,37 6999,58 5116,78 98 5230,77 3021,79 2208,97
27 | 11975,84 6918,39 5057,43 99 5170,09 2986,74 2183,34
28 | 11836,93 6838,15 4998,77 100 5110,13 2952,10 2158,02
29 | 11699,63 6758,83 4940,79 101 5050,86 2917,86 2132,99
30 | 11563,93 6680,44 4883,48 102 4992,27 2884,01 2108,25
31 | 11429,80 6602,95 4826,84 103 4934,37 2850,56 2083,79
32 | 11297,23 6526,37 4770,85 104 4877,13 2817,50 2059,63
33 | 11166,19 6450,67 4715,52 105 4820,56 2784,82 2035,74
34 | 11036,68 6375,85 4660,82 106 4764,65 2752,52 2012,12
49 9264,82 5352,25 3912,56 110 4547 .41 2627,02 1920,38
50 9157,36 5290,17 3867,18 111 4494,66 2596,55 1898,11
51 9051,14 5228,81 3822,32 112 4442 53 2566,43 1876,09
52 8946,16 5168,16 3777,99 113 4391,00 2536,66 1854,33
53 8842,39 5108,21 3734,17 114 4340,07 2507,24 1832,82
54 8739,83 5048,97 3690,86 115 4289,73 2478,16 1811,56
55 8638,46 4990,40 3648,05 116 4239,98 2449,41 1790,55
56 8538,26 4932,52 3605,73 117 4190,80 2421,00 1769,78
57 8439,23 4875,31 3563,91 118 4142,19 2392,92 1749,26
58 8341,34 4818,76 3522,57 119 4094,14 2365,17 1728,97
59 8244,59 4762,87 3481,72 120 4046,66 2337,73 1708,91

Fuente: Los Autores.
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ANEXO G. INDICE DE OPERACIONES DE INTERVENCION DE LOS POZOS
DEL CAMPO YARIGUI-CANTAGALLO

# de Servicios Realizados en Pozos con BES
SERVICIO 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 ene-13 feb-13 mar-13 abr-13 may-13 jun-13 Proy.2013
LA
Fallas BES
Flushing
Total

# de Pozos Activos con BES
Total
Frecuencia de Intervencién en BES
Indice de L.A.
Indice de
Falla
Indice de
Flushing
Indice de
Intervencién

# de Servicios Realizados en Pozos con BM
SERVICIO 2009 2010 2011 2012 ene-13  feb-13 Proy.2013
LA
Varillero
Flushing
Total

# de Pozos Activos con BM

Total

Frecuencia de Intervencién BM

Indice de L.A.
Indice de
Varillero
Indice de

Flushing
Indice de
Intervencién

# de Servicios Realizados

SERVICIO 2006 2010 2011 2012
LA 15 12 3 5 2 1 0 3 19
Varillero 83 68 62 54 6 1 1 2 32
Flushing 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Total 98 83 66 59 8 2 1 5 51

# de Pozos Activos

Total | 96 [ 100 104 114 114 113 112 [ [ ] 114

Frecuencia de Intervencion

Ll 004 | 013 0,1 016 | 012 | 003 | 004 | 021 | o011 0 0,32 0,170
Tieltee 6l 1,09 07 1 08 | 068 | 060 | 048 | 063 | 011 | 011 | 021 0,280
Varillero
lieltee Gl 0 0 0,01 0 0,03 0 0 0 0 0 0 0,000
Flushing
lixlies ¢ 1,13 | 08 | 111 | 102 | 08 | 063 | 052 | 084 | 022 | 011 | 053 0,450

Intervencion

Fuente: ECOPETROL S.A.
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ANEXO H. EVALUACION FINANCIERA

ANEXO H.1. EVALUACION FINANCIERA DEL POZO 1

Qf (t) = 74e~00116xt (42) Qo(t) = 44e~00116xt (43) Qf(t) = 30e~00116xt (44)

. PRODUCCION DE PRODUCQION DE PRODUCCION AGUA A AGUA FLUIDOS A

ANO FLUIDOS PETROLEO DE AGUA SUPERFICIE INYECTADA SUPERFICIE

(BF) (BO) (BW) (BW) (BW) (BF)

1 23.902,40 14.212,24 9.690,16 2.684,17 7.005,98 16.896,41
2 21.228,70 12.622,47 8.606,23 2.383,92 6.222,30 15.006,39
3 18.455,34 10.973,45 7.481,90 2.072,48 5.409,41 13.045,93
4 16.044,30 9.539,86 6.504,45 1.801,73 4.702,71 11.341,93
S 13.948,25 8.293,55 5.654,70 1.566,35 4.088,34 9.859,90
6 12.126,02 7.210,07 4.915,96 1.361,71 3.554,23 8.571,79
7 10.541,86 6.268,13 4.273,73 1.183,82 3.089,90 7.451,95
8 9.164,65 5.449,25 3.715,40 1.029,16 2.686,23 6.478,42
9 7.967,37 4.737,35 3.230,01 894,71 2.335,29 5.632,07
10 6.926,50 4.118,46 2.808,04 777,82 2.030,21 4'896,28

Fuente: Los Autores.
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Fuente: Los Autores.
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ARO AHORROS EGRESOS FLUJO DE CAJA FLUJO DE CAJA
(US$) (US$) (US$) ACUMULADO (US$)
0 - - -895.998,31 -895.998,31
1 15.763,4724 0,00 15.763,47 -880.234,83
2 14.000,18271 78.008,82 -64.008,63 -944.243,47
3 12.171,17414 78.008,82 -65.837,64 -1010.081,12
4 10.581,11047 78.008,82 -67.427,70 -1’077.508,83
5 9.198,775527 78.008,82 -68.810,04 -1’146.318,87
6 7.997,03126 78.008,82 -70.011,78 -1'216.330,66
7 6.952,284985 78.008,82 -71.056,53 -1'287.387,19
8 6.044,026206 78.008,82 -71.964,79 -1’359.351,99
9 5.254,423957 78.008,82 -72.754,39 -1’432.106,38
10 4.567,97674 78.008,82 -73.440,84 -1’505.547,23
VPN (US$) -1'208.269,05
TIR (%) Indeterminada
PAYBACK TIME Nunca
RCB 0,15




ANEXO H.2. EVALUACION FINANCIERA DEL POZO 3

Qf (t) = 225700116 (45) Qo(t) = 207e™00116"t  (46) Qf(t) = 18e 001 (47)

. PRODUCCION DE PRODUCQION DE PRODUCCION AGUA A AGUA FLUIDOS A
ANO FLUIDOS PETROLEO DE AGUA SUPERFICIE INYECTADA SUPERFICIE
(BF) (BO) (BW) (BW) (BW) (BF)
1 72.676,22 66.862,12 5.814,10 1.610,51 4.203,59 68.472,63
2 64.546,72 59.382,98 5.163,74 1.430,36 3.733,38 60.813,33
3 56.114,22 51.625,08 4.489,14 1.243,49 3.245,65 52.868,57
4 48.783,36 44.880,69 3.902,67 1.081,04 2.821,63 45.961,73
S 42.410,21 39.017,40 3.392,82 939,81 2.453,01 39.957,21
6 36.869,67 33.920,10 2.949,57 817,03 2.132,54 34.737,13
7 32.052,95 29.488,71 2.564,24 710,29 1.853,94 30.199,01
8 27.865,50 25.636,26 2.229,24 617,50 1.611,74 26.253,76
9 24.225,10 22.287,09 1.938,01 536,83 1.401,18 22.823,92
10 21.060,29 19.375,47 1.684,82 466,70 1.218,13 19.842,16

Fuente: Los Autores.
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Fuente: Los Autores.
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ARO AHORROS EGRESOS FLUJO DE CAJA FLUJO DE CAJA
(US$) (US$) (US$) ACUMULADO (US$)
0 -898.527,59 -898.527,59
1 9.458,08 0,00 9.458,08 -889.069,50
2 8.400,11 78.008,82 -69.608,71 -958.678,21
3 7.302,70 78.008,82 -70.706,11 -1°029.384,33
4 6.348,67 78.008,82 -71.660,15 -1’101.044,48
5 5.519,27 78.008,82 -72.489,55 -1’173.534,04
6 4.798,22 78.008,82 -73.210,60 -1'246.744,64
7 4.171,37 78.008,82 -73.837,44 -1’320.582,09
8 3.626,42 78.008,82 -74.382,40 -1'394.964,49
9 3.152,65 78.008,82 -74.856,16 -1'469.820,66
10 2.740,79 78.008,82 -75.268,03 -1'545.088,69
VPN (US$) -1'234.336,63
TIR (%) Indeterminada
PAYBACK TIME Nunca
RCB 0,09




ANEXO H.3. EVALUACION FINANCIERA DEL POZO 4

Qf (t) = 220e~0.0116x (48) Qo(t) = 51e~00116x (49) Qf(t) = 169¢~00116x¢ (50)

. PRODUCCION DE PRODUCQION DE PRODUCCION AGUA A AGUA FLUIDOS A

ANO FLUIDOS PETROLEO DE AGUA SUPERFICIE INYECTADA SUPERFICIE

(BF) (BO) (BW) (BW) (BW) (BF)

1 71061,19 16473,28 54587,92 15120,8531 39467,0642 31594,13
2 63112,34 14630,59 48481,76 13429,4463 35052,3093 28060,04
3 54867,24 12719,22 42148,01 11674,99974 | 30473,0138 24394,22
4 47699,28 11057,56 36641,72 10149,75717 | 26491,9655 21207,32
5 41467,77 9612,98 31854,78 8823,774986 | 23031,0084 18436,76
6 36050,34 8357,13 27693,22 7671,021451 | 20022,1968 16028,15
7 31340,66 7265,34 24075,33 6668,865673 | 17406,4617 13934,20
8 27246,26 6316,18 20930,08 5797,633293 | 15132,4508 12113,81
9 23686,76 5491,02 18195,74 5040,220249 | 13155,5207 10531,24
10 20592,28 4773,67 15818,62 4381,756982 | 11436,8603 9155,42

Fuente: Los Autores.
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ARO AHORROS EGRESOS FLUJO DE CAJA FLUJO DE CAJA
(US$) (US$) (US$) ACUMULADO (US$)

0 -901665,11 -901665,11

1 88800,8945 0,00 88800,8945 -812864,2155
2 78867,69594 78.008,82 858,8759382 -812005,3396
3 68564,28097 78.008,82 -9444,539029 -821449,8786
4 59606,92232 78.008,82 -18401,89768 -839851,7763
5 51819,7688 78.008,82 -26189,0512 -866040,8275
6 45049,94276 78.008,82 -32958,87724 -898999,7047
7 39164,53875 78.008,82 -38844,28125 -937843,986
8 34048,0143 78.008,82 -43960,8057 -981804,7917
9 29599,92163 78.008,82 -48408,89837 -1030213,69
10 25732,93563 78.008,82 -52275,88437 -1082489,574

VPN (US$) -941.283,83
TIR (%) Indeterminada
PAYBACK TIME Nunca
RCB 0,23

Fuente: Los Autores.
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ANEXO H.4. EVALUACION FINANCIERA DEL POZO 5

Qf(t) = 28e70016t  (51) Qo(t) = 27e"00116*t  (52) Qf(t) = 1le®01et  (53)

_ PRODUCCION DE PRODUCQION DE | PRODUCCION AGUA A AGUA FLUIDOS A

ANO FLUIDOS PETROLEO DE AGUA SUPERFICIE INYECTADA SUPERFICIE

(BF) (BO) (BW) (BW) (BW) (BF)

1 9044,15 8721,15 323,01 89,47250353 | 233,532924 8810,62
2 8032,48 7745,61 286,87 79,46417931 | 207,410114 7825,07
3 6983,10 6733,71 249,40 69,08283871 | 180,313691 6802,79
4 6070,82 5854,00 216,81 60,05773475 | 156,757192 5914,06
5 5277,72 5089,23 188,49 52,21168631 | 136,278156 5141,44
6 4588,23 4424,36 163,87 45,39065947 | 118,474537 4469,75
7 3988,81 3846,35 142,46 39,46074362 | 102,996815 3885,81
8 3467,71 3343,86 123,85 34,30552245 89,541129 3378,17
9 3014,68 2907,01 107,67 29,82378846 | 77,8433179 2936,84
10 2620,84 2527,23 93,60 25,92755611 | 67,6737295 2553,16

Fuente: Los Autores.
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ARO AHORROS EGRESOS FLUJO DE CAJA FLUJO DE CAJA
(US$) (US$) (US$) ACUMULADO (US$)
0 -890855,99 -890855,99
1 525,4490799 0,00 525,4490799 -890330,5409
2 466,672757 78.008,82 -77542,14724 -967872,6882
3 405,7058046 78.008,82 -77603,1142 -1045475,802
4 352,7036823 78.008,82 -77656,11632 -1123131,919
5 306,6258509 78.008,82 -77702,19415 -1200834,113
6 266,5677087 78.008,82 -77742,25229 -1278576,365
7 231,7428328 78.008,82 -77777,07717 -1356353,442
8 201,4675402 78.008,82 -77807,35246 -1434160,795
9 175,1474652 78.008,82 -77833,67253 -1511994,467
10 152,2658913 78.008,82 -77856,55411 -1589851,021
VPN (US$) -1'260.010,96
TIR (%) Indeterminada
PAYBACK TIME Nunca
RCB 0,07

Fuente: Los Autores.
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ANEXO I. MINITUTORIAL @RISK

@RISK es un complemento de Microsoft Excel, disefiado por PALISADE. @RISK
permite realizar analisis de riesgo, utilizando la simulacion para mostrar multiples
resultados posibles en un modelo de hoja de célculo, e indica qué probabilidad hay
de que se produzcan. Computa y controla matemética y objetivamente gran
namero de escenarios futuros posibles, indicando las probabilidades y riesgos
asociados con cada uno. @RISK también le ayuda a planificar las mejores
estrategias de administracion de riesgo mediante la integracion de RISKOptimizer,
que combina la simulacién Montecarlo con lo ultimo en tecnologia de resolucion de

problemas para optimizar cualquier hoja de calculo que contenga valores inciertos.

Una vez instalado @RISK, una nueva pestafia-complemento aparecera en el

Microsoft Excel tradicional.

Achivo  Iniio  Insertar  Disefiodepagina  Fomulas  Datos  Revisar  Vista

A L 39 | Becons 0 || & & [ | | fResumen 1 | | siblioteca v
i Hf @ PR Bl G W I N R I e
b Simulaciones |1 Wl y '\ Definirfiltros 4/ Utiltarios *
Definic ~ Afadir Insertar  Defini Ajustede  Artistade | Ventana = ‘771 Inicar ~ Analisis  RISK | Visualizar 5 : Reportes Permutar
distribuciones salida funcion * corelaciones | distribucion * distribucion | de modelo f@ f E ﬁkj simulacion avanzados * Optimizer | resultados Jﬂﬂ_ﬂj de Excel funciones | ©)Ayuda *
Modelo Simulacion Resultados Herramientas

@RISK permite realizar plantear escenarios, definiendo parametros de entradas
(inputs), que al ser modificados dentro de un rango propuesto por el mismo
usuario, alteran un pardmetro de salida o variable a monitorear (definida

previamente), de diferente forma con cada alteracion realizada (iteraciones).

La metodologia para realizar simulaciones Montecarlo con el programa @RISK es

la siguiente:

1. Desarrollar el esquema financiero del proyecto en una hoja de Microsoft
Excel, donde se evidencien los ingresos, egresos, flujos de caja y las

criterios de evaluacion financiera.
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http://www.palisade-lta.com/risk/analisis_de_riesgo.asp
http://www.palisade-lta.com/risk/simulacion_monte_carlo.asp

2. Determinar las distribuciones de las variables de entrada o inputs del

modelo, esto se hace mediante el comando “Definir distribuciones”.

Archivo Inicio Formulas Datos Revisar

Ajuste de  Artista de Nombre  [PRECIO WT
distribuciones| salida funcién = correlaciones | distribucidn - distribucion | d

Férmula de 85
celda

Seleccione |z distribucidn a usar en esta fdrmula para reemplazar el valor 55:

PRECIO WTI Comiin IFavontcs I Discreto | Continua | Pardmetros alt. | Especial | Biblioteca @RISK. I Todos I
LIFTING COST

TASA DE DECLINACION . ' iI I ‘ i ' I I i - i
TASA INTERNA DE OPORTUNIDAD Wi, I

REGALIAS BetaGeneral  Binomial Cumul Discrete Expon Gamma General Histogrm

PORCENTAJE DE SEPARACION 72,30% I
COSTO DE ESTIMULACION $ 250.000 I ii
i
COSTO DEL WORKOVER $30.000 Lagnorm Mormal Pert Poisson Triang TriGen Uniform Weibull

COSTO DEL SISTEMA BM-DOWS $129.315,31
PETROLEQ INCREMENTAL 0%)|

W o~ W N

=]

INSTALACION $40.000
PRUEBA DE INYECTIVIDAD $120.000

PRUEBA DE COMPATIBILIDAD $10.000 Hacer favorito Seleccone la distribudidn | Cancelar |
A 60 ., 70 K.

43,75 29,83

Nombre |PRECIOWTI Nombre  [LIFTING COST

Férmula de |=RiskBetaGeneral(2;2;80;98;RiskStatic(85 Formula de [=RiskBetaGenerali2;2;8,64;12 64:RiskStatic(11,64
celda da

[l B=taGeneral(2;2;80;98;Risk Wl BetaGeneral(2; 28,54 12,6
Fundén __ctaGenera v PRECIO WTI T r— LIFTING COST

= = 595,56 - 0,181 $12,098
Fardmetros  Estdndar - Estandar

2
2
8,64
Maximo 12,64
T W vator estatico 11,64
Minimo
oo
Media
Desv Est

BetsGeneral(
Valor estético 85 4 =

@RISK - Definir distribucion: B

Nombre: |PDHCENTAJE DE SEPARACION

Férmula de |=RiskBetaSubi(0,14:0,75;0,73746.0,97;RiskStatic(0,723

celda

.0.14:0.16¢ . b3(0,14,0,75;0, 4
I EE 0. 17 S TASA DE DECLINACION W2eSb0IG0IS0TM  bp (N TAJE DE SEPARACION
Funddén Pert Funcion BetaSubj

| 12,757% 15,243% n T ErE— 62,27% 83,87%
Parémetros  Estindar Parémetros  Esténdar

Minima 0,12 5.0% : Minima 0,14 7 L
Mas probable 0,14 Mas probable 0,75
Maximo 0,18 Media 0,7374
Valor estatico 0,14 . PertD,12:0,14/0,18) Maximo 0,97

: e —— Valor estitica 0,723

Q ﬂ J Minimo 12,00% 4 & 14,0%
il i6 Mdbima 16.00% e Sdlo para pro a iGN Miine 97.0%

Media 14,00% Madis 7
Desv Est 0.756% Desv Est £.55%

BetaSubj
| (0,140, 75:0,73746:0,57)

R - S - - -3
bracbRLzBRR

= | O R =
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@RISK - Definir distribucion: B @RIEK - Definir distribucion: B

)
Nombre ‘cosm DE ESTIMULACION | @ Nombre |p|-:mc‘JLEO INCREMENTAL

Férmula de | =RiskBetaGeneral(2:2;200000;550000;RiskStatic(250000 ﬁ | Férmuia de [=RiskBetaGenerall2:2-0,92:2 33:RiskStatic(o])

celda celda

[l BetaGeneral(2;2; 200000; 58
BetaGeneral

Estandar

2

[l BetaGeneral(2;2;-0,92;2, 3
BetaGeneral -
Estindar
2

a2 2 32

Minimo 200000 w35 0,32

B < " BetzGzneral
SEED 550000 230 e 2,33 - [l BeGeneniz2i0522.23)
Valor estatico 250000 Valor esttico O

Minimo $200.000,00 3 : Minimo -52,0%
o T

COSTO DE ESTIMULACION

PETROLEO INCREMENTAL
§247.373 §502.627 %

Mixima $550.000,00 = g - 5lg ‘ & Mxima 233%
Media $375.000,00 g EI EI ﬁ ” Madiz 70,5%
Desv Est £78.262,38 ] Dasv Est 7.7%

Walores enx

£
3

Cancelar

3. Determinar la variable de salida o a monitorear, mediante el comando
“Afnadir salida”.

Archivo Inicio Insertar Disefio de pagina Farmulas Datos Revisar Vista

Iteraciones

3
=1
==

Simulaciones =

Ajuste de Artista de Ventana Iniciar Andlisis
uncién - correlaciones | distribucion - distribucién | de modelo | | i @_LH 'Y

Modelo Simulacion

P SVNA(SBS4;5TS3:5TS7)+8T52
| & IO mainedior sz TR
@! Mombre: I'l-'PN EIEI

44,23%

1,620106088 _ —
@l Elirninar | Aceptar | Cancelar |
2,750196154

4. Configurar el nimero de iteraciones a realizar y proseguir con el comando

“Iniciar simulacion”.

@RISK

Iteraciones 100000 -~ & %
Simulaciones 1 - L e e
: Iniciar nalisis
ﬂ@ Jg]f ﬂlg simulacion avanzados ~ Optimizer
: Simulacién
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5. Una vez iniciada la simulacion, una ventana nueva serd abierta, indicando
el porcentaje transcurrido de la simulacion. Esta terminard cuando el

porcentaje llegue al 100%.

RISK simulando (2 CPUs)
-
Iteraddn: | 10500 de 100000
Simuladon: | 1de 1l

Tiempo de ejecucién: |00:01:02 de 00:07:57

|
|
|
Iters por seq: |21-4,l58 |

L )e LI

6. Al finalizar la simulacion, una ventana con el histograma de frecuencia de la

misma es generada.

7 COSTO DE ESTIMULACION $250.000
COSTO DEL WORKOVER $30.000
N COSTO DELSISTEMA BM-DOWS | 5$129.315,31
SN PETROLED INCREMENTAL 0%

(1l @RISK - Salida: B25

(B3 INSTALACION $40.000 | 80.0%
M PRUEBA DE INYECTIVIDAD $120.000 '
S8 PRUEBA DE COMPATIBILIDAD £10.000
B~

Minmo 280545

Miximo 4.145.738,08
Mediz 134331767

A o Lo Desv Est 526.210,52
PRODUCCIKE}N BRUTA 74 1 Valores o
N PRODUCCION NETA 4
?lill PRODUCCION DE AGUA 30

- ol
»EN NUMERO DE POZ0S 1 Valores en millones

| L2 [ 7| ¥l TIAIRIS] <] B

Hoja3
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7. Los diagramas de tornado son generados con la opcion “Seleccione el tipo
de grafico de tornado a desplegar”. Tres opciones son desplegada, de las

cuales una debe ser seleccionada dependiendo de los intereses de quien

realice la simulacion.

9,032% 73,89 43,93 29,95
10N 72,30% 73,86 43,92 29,94
$250.000 73,83 43,90 29,93
§30.000 29,92
ows  [5129.315,31 29,91
0% VPN 29,90
Regresion - Valores mapeados 29,89
$40.000 ) 29,87
$120.000 PETROLEO INCREMENTAL | | 507.070,78 29,86
AD $10.000 rreciowt{ [ ereem 29,85
costo pe estmutacton { [l Version de prueba de @RISK 29,84
LIFTING COST 'Sélo para propositos de evaluacion 23,83
TASA DE DECLINACION - I 29,82
74 ) | 29,81
” PORCENTAIE DE SEPARACIGN 4 l 20,457,99 29,79
20 ; : 29,78
5332335355332 »n
VPN 29,76
1 Valores en millones 29,75
@lwl =l wFh#mE vlal 5 ]
—_— 29,73
I 455.839,88! 25 73,29 43,58 29,71
44,23% 26 73,27 43,56 29,70
loja3
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