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RESUMEN

TITULO: “ANALISIS COMPARATIVO DEL RETORNO DE CAPITAL ENTRE
LAS FORMACIONES DOIMA - CHICORAL, HONDA Y MONSERRATE DE
POZOS PERFORADOS DURANTE 2009 HASTA 2011 EN CAMPO DINA
TERCIARIO”. *
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DESCRIPCION:

Existen diversos factores que deben ser analizados antes de perforar pozos
de avanzada en la produccién de un campo cuando este depende de
multiples formaciones geoldgicas, debido a que los problemas que
presentan estas son diferentes por su morfologia, profundidades vy
caracteristicas en general, los altos costos que implica el mantenimiento de
los pozos, asi como las mismas campafias de proyectos de perforacion
influyen en los analisis de viabilidad econdémica de los proyectos.

En este trabajo se realizard el respectivo andlisis comparativo de la
produccion, los costos de los proyectos de perforacion, los trabajos hechos
en los pozos y mantenimiento en general, observando los pozos cafioneados
en formaciones individuales pero que aportan su produccién a un mismo
campo, determinando en cudl de ellas podemos encontrar un mayor y mas
eficiente retorno del capital, y asi tener un precedente para poder determinar
la direccion de las proximas campafias en cuanto a proyectos de perforacion
en el campo para optimizar asi la produccion en barriles limpios e
incrementar los esfuerzos en las formaciones menos problematicas y que
representen menos gastos y mayor rentabilidad.
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DESCRIPTION:

Diverse factors that should be analyzed before perforating wells of advanced
in the production of a field exist when this it depends on multiple geologic
formations, because the problems that present these they are different for
their morphology, depths and characteristic in general, the high costs that it
implies the maintenance of the wells, as well as the same campaigns of
perforation projects influence in the analyses of economic viability of the
projects.

In this work it will be carried out the respective comparative analysis of the
production, the costs of the perforation projects, the works made in the wells
and maintenance in general, observing the wells shelled in individual
formations but that they contribute their production to oneself field,
determining in which of them we can find a bigger and more efficient return of
the capital, and this way to have a precedent to be able to determine the
address of the next campaigns as for perforation projects in the field to
optimize this way the production in clean barrels and to increase the efforts in
the less problematic formations and that they represent less expenses and
bigger profitability.

* Trabajo de Grado.
**Facultad de Ingenieria, Programa de Ingenieria de Petréleos.
Director: Angela Ortiz Maduro.

Co-Director: Jorge Orlando Mayorga.
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INTRODUCCION

Una de las principales funciones de PETROMINERALES COLOMBIA LTD es
ejecutar el CPI(Contrato de Produccion Incremental) firmado en junio del
2001 con ECOPETROL, el cual expira en 2023; en donde se implementan
trabajos de perforacion, completamiento, estimulacion, reacondicionamiento
y testing de nuevos pozos, asi como también proyectos de produccion
incremental en pozos existentes mediante workover de optimizacion de los

métodos de produccion del Campo Dina.

Ahora bien, realizar un andlisis comparativo del retorno de capital entre las
Formaciones Doima-Chicoral, Honda y Monserrate de pozos perforados
durante 2009 hasta 2011 en Campo Dina Terciario, podriallevar a concluir
cuél de estas zonas merece mayor inversion, y asi definir algunos de los
objetivos de la campafia del CPI (Contrato de Produccion Incremental) para
campafnas posteriores. En donde se incrementen esfuerzos en la o las
formaciones que presenten mayor interés, el cual sera definido por
rentabilidad en el menor tiempo posible segun la experiencia obtenida en

cada una de las formaciones a analizar.

Para cumplir con los objetivos de este proyecto se requiere ademas una
evaluacion técnico-econdmica de los pozos que fueron perforados desde
Enero de 2009 hasta Diciembre de 2011, utilizando los histéricos de
produccion y los costos de los proyectos en cada uno de los pozos, para asi
mismo poder elaborar un analisis econdmico referente a los gastos y tiempo
en que se pagan las operaciones de perforaciébn, completamiento,
estimulacién, testing, trabajos de reacondicionamiento, workover vy

wellservices.



1. GENERALIDADES DE CAMPO DINA TERCIARIO*

El Campo Dina Terciario estd4 ubicado en la cuenca del Valle Superior del
Magdalena, en la sub-cuenca de Neiva, unos 20 Kilometros al norte de la

ciudad de Neiva en medio de la cordillera central y oriental.

Fue descubierto en el afio 1961 por las compafias Intercol, Tenesse
Colombia y Colbras, dentro de la Concesion Neiva 540, con la perforacion
del pozo Dina-1 el cual fue completado en mayo de 1961 en la Formacion

Monserrate.

El pozo Dina-2 fue completado en febrero de 1963 y probd hidrocarburos en
las Formaciones Barzalosa y Honda. En marzo de 1963 se perforé el pozo
Dina-3, el cual probd hidrocarburos en la Formacion Doima-Chicoral. En el
afio 1994 el Campo Dina Terciario revirtio a la Nacion junto con los otros
campos de la misma concesion. En junio del 2001, Ecopetrol firmd un
contrato de produccién incremental con PETROMINERALES el cual expira
en 2023. (Ver ANEXO A).

La produccién en Campo Dina Terciario iniciéo en 1963 de las areniscas de la
Formacion Honda (Terciario-Mioceno) y alcanzdé el pico maximo de
produccion de aceite el17 de enero 2011 con 8535 BOPD.

A septiembre del 2011, la produccion promedio del Campo era de
7567,05BOPD. (Ver ANEXOS B).

A continuaciéon se presenta el mapa de localizacion del Campo Dina

Terciario:



Figura 1.1 Ubicacion geografica del Campo Dina Terciario.
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Fuente:Petrominerales Colombia LTD.

1.1 GEOLOGIA Y PETROFISICA.

1.1.1 Breve descripcion geolégica del area del contrato.

El Campo Dina Terciario corresponde a una trampa estructural formada por
un anticlinal con cierre propio, limitado al Este por una falla inversa. La
integracion de la interpretacién sismica 3D junto con la informacion de pozo y
registros dipmeter, permitié definir un modelo estructural mas complejo con
dos fallas inversas (back thrust de la falla que limita el campo al este) con
rumbo norte-sur y una al norte con rumbo E-W que dividen el campo en
varios bloques. Cada uno de estos bloques tienen contacto de fluidos y

mecanismo de produccion diferentes.



Tabla 1.1Produccién de Campo Dina (Gerencia Alto Magdalena — Huila)
SEPTIEMBRE 2011 (Ver ANEXOS B).

Formaciones | BOPD (Bbls) | BOP acum (Bbls) | BOPD*% | BOP acum*%
Doima -Chicoral 974.71 2038719.55 12.88 3.49
Doima 666.7 80450.63 8.81 0.14
Honda 1620.47 1953927.35 21.41 3.35
Monserrate 1989.87 985984.88 26.30 1.69
H-D-CH 1793.39 52948494.2 23.70 90.66
H-M 521.91 393237.98 6.90 0.67

Fuente: Autor.

El yacimiento productor méas importante del campo Dina Terciario lo

constituyen las areniscas de la Formacion Honda (Terciario Superior-

Mioceno) de donde proviene aproximadamente el 90% de la produccion

acumulada del campo a la fecha. Yacimientos secundarios productores son

la Formacion Barzalosa (Terciario-Oligoceno), Grupo Chicoral (Eoceno), la

Formacion Doima (Oligoceno) y la Formacion Monserrate (K-4) del Cretacico

que han aportado el 10% de la produccién total del campo. Siendo este

altimo el mas importante a la fecha ya que hasta el momento aporta el mayor

porcentaje de la produccién diaria del campo.




Tabla 1.2Complemento informacion técnica del Campo Dina Terciario.

FORMACION
Doima -
PROPIEDAD Honda Barzalosa Chicoral Monserrate
] » Arena Arena Arcillosa y
Tipo de Formacion arcillosa arcillosa conglomerdtica Arenisca
Contenido de Esmectita -
arcillas Caolinita Caolinita | Caolinita (12 - 30 %) | Caolinita (<10)
Espesor Neto
prom (Pies) 500 35 25
Profundidad Prom
(Pies) 2300 3500 3500 3500
Buzamiento zona
de interés AltoAlto
Pozos
Corazonados DT12 - DT33 - DT49
Fuente:Petrominerales Colombia Ltd.
Tabla 1.3Formaciones productoras del Campo Dina Terciario.
ESPESOR TOTAL
FORMACION EDAD PROFUNDIDAD PROMEDIO
Honda Mioceno 3200 ft 1400 ft
Barzalosa Oligoceno 3300 ft 50 ft
Monserrate CretaceoTardio 3500 ft 200 ft
Doima - Chicoral | oligoceno - Eoceno 3700 ft 300 ft

Fuente: Petrominerales Colombia Ltd.




1.1.2 Breve descripcion del modelo estructural

Figura 1.2 Esquema estructural del Campo Dina Terciario.
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Fuente:Petrominerales Colombia LTD.

Figura 1.3 Esquema estructural -x- seccion oeste - este del Campo Dina

Terciario.
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1.1.3 Breve descripcion del modelo y columna estratigrafica del area.

La Formacion Honda, es la principal Formacion productora del Campo Dina
Terciario en el Valle Superior del Magdalena (aporta aproximadamente 90%
de la produccion acumulada). Esta fue subdividida en 10 unidades
estratigraficas, de base a tope con la siguiente homenclatura, Th-8, Th-7b,
Th-7a, Th-6, Th-5, Th-4, Th-3a, Th-3, Th-2 y Th-1. Cada una de estas
unidades corresponde a un yacimiento independiente con sus respectivos
contactos de agua-aceite y gas-aceite, lo cual establece para esta formacién

la presencia de multicapas o multiples yacimientos.

Durante el depdésito de la Formacién Honda, hay evidencia de tectonismo sin-
sedimentario, reflejado por el mayor espesor a los flancos este y oeste del

anticlinal y menores espesores en la parte central del mismo.



Figura 1.4 Columna estratigrafica generalizada del Valle Superior del

LITOLOGIA

oo

Magdalena.
o
5 | FORMACION AMBIENTE
=4
©)
CUATERNARIO
Plioceno. T e
; (1000 mts) errestre, Llanurag==
e Holoceno Gigante / Mesa dePiedemone.
@ e Discordencigr—
= ioa
O | . Terrestre, Llanura
2500 : o=
2 = Supenor Honda E0mS) | Alwiales e
‘O - Discordanci
S| e Barzalos d0-300 mts) Terresre, Lagunars=s
5 ] Disco rdancia O
| .2
-(% p= Infeior
@) © Doima _
z| |2 2 -
< ] > o : )
O 9 8 _g w § Disco rdanc ===
[N K] c . E
b2 »n | Oligoceno S Potr eri 8
N rerillo
= § c:sU 2 Terrestre, Rios
& Eoceno o entrdazados.
Superior Chicoral
e~ SR g Discordanciaf®
) 0
Paleoceno & ek ; Terrestre,
B S Padlico.
< Maastrichtiano| @ | San Francisco | 8
iel <
S le . X
[}
8 | e | Maastric htiano ) Marino Inker a
2 5| campaniano Monserrate @50 - 200 mts) Intamarea.
()]
g Santor Shde Aico
@) antoniano : LaLuna Plataforma
L Q : Villeta p ;
O x Albiano (700 - 1100 mts)| Shdle Bambuca | Petriico - Calcirea &
|<—t -% CalizaTetuan | = |[E===
wl| = |S ) -
X | © |o Albiano Supeior )
5 |2 - Flwial Salobre
O|s 3 Caballos Madio
£ |n (90 - 200 mts) -
Inferor
Aptiano Supa a
Y avi (385 ms) inermaeal
Terrestre. ==
MRS Saaanasaay Disco rdanci
Subaéreo
JURASICO Saldafia (800-1500mts) | Vulanoclastico

Fuente: Petrominerales Colombia Ltd.




1.1.4 Breve descripcion del modelo sedimentario.

La Formaciéon Honda, que es la principal formacién productora y es el
principal objetivo del presente analisis, corresponde a depdsitos fluviales de
ambiente continental con direccion preferencial N-S, representados por ciclos
grano decreciente de canales apilados principalmente. Las arenitas estan
constituidas por granos de tamafio medio con esporadicas variaciones a
tamafio grueso y muy grueso. Los minerales autigénicos (esmectita) se
encuentran formando delgados abrigos alrededor de los granos del armazon.
La porosidad primaria es predominante y es en promedio del 15%-18%.
Hace parte también de esta formacidn los complejos de crevasse, con facies
de areniscas bioturbadas, areniscas con laminaciones y ondulitas y areniscas

con estratificacion cruzada y el subambiente de llanura de inundacion.

La Formaciéon Honda en sus niveles productores de hidrocarburos, se
encuentra sub-dividida en 8 unidades (Th2, Th3, Th3A, Th4, Th5, Th6, Th7 y
Th8) con caracteristicas geologicas, petrofisicas y de produccion

independientes.

Cada una de estas unidades estratigraficas esta constituida por canales
apilados, y separados de la sobreyacente unidad por llanuras de inundacion
continuas a través del campo. Todas las unidades definidas tienen buena
continuidad a través del Campo. La Unidad Thl es la Unidad inmediatamente

superior y de alli hacia arriba son productoras de agua dulce.



1.1.5 Breve descripcion del andlisis petrofisico.

El modelo petrofisico que se usa en este andlisis fue desarrollado por
ECOPETROL en el estudio realizado en el 2001. La base de informacion que
sustento la aplicacion de la metodologia RQI (Rock Qualitylndex) fueron los
880 datos de porosidad y permeabilidad al aire del pozo Dina-12 medidos en
el afo 1964. Los datos se corrigieron y se llevaron a condiciones de
yacimiento a través y de la correccion de NMS (Net Mean Stress) y usando la
metodologia de humedad controlada tomados en los afios 2000 y 2001.

1.1.6 Metodologia usada para la interpretacion petrofisica.

1. Correcciéon Klinkenberg a los datos de permeabilidad al aire existentes,

usando las nuevas mediciones realizadas en 2000-2001.

2. Correccion sensibilidad al “Net Mean Stress” para porosidad y

permeabilidad, usando las nuevas mediciones realizadas en 2000-2001.

3. Determinacion experimental y correccién “clayboundporosity”, usando las

mediciones realizadas bajo condiciones de humedad controlada.

4. Calculo de volumen Vclay a partir de Vshale, analisis DRX-TS “Difraccion

de rayos X — (SiO; TiO,)” y registro GR “Gamma Ray”.

5. Zonificacion del yacimiento en litotipos (tipos de roca) utilizando datos de

corazén, mediante la metodologia de RQI(Rock Qualitylndex).
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6. Determinacion de la permeabilidad segun los litotipos determinadas. Se
realizd la prediccion del FZI (“FlowZonelndicator”) utilizando analisis

estadistico multivariado, I6gica difusa y redes neuronales.

7. Determinacion R40 (principal radio de garganta asociado al flujo) a partir

del andlisis de curvas de presion capilar. Caracterizacion poral.

8. Zonificacion del yacimiento en petrofacies a partir de la informacion de
R40.

9. Determinacion de saturacion de agua irreducible.

10. Determinacion Qv (capacidad volumétrica de intercambio catidnico),

pardmetro requerido en el modelo de saturacién de Waxman-Smits-Thomas.
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Tabla 1.4Propiedades petrofisicas de las formaciones productoras en el

campo Dina Terciario.

FORMACION
Doima -
PROPIEDAD Honda Barzalosa Chicoral Monserrate
Datum (Pies) TVDss
(Profundidad Vertical Verdadera 1600 2200 2200 2200
Presién de Yacimiento actual 1450 (DT-
(Psia) 1150 1600 1500 63)
Temperatura de Yacimiento (°F) 130 128 133 150
Presion Inicial de Yacimiento
(Psia) 1290 1560 1550 1600
Presién de Burbuja (Psi) 1800 1640 1412 1950
- 0,48 @ W.
Sw actual (Fraccion)
CUT=90%
y 0,52 @ W.
So actual (Fraccion)
CUT=90%
Sor 20 0,27
Sw Promedio inicial (%) 50 (Swirr) 35 35 30
Permeabilidad promedio (md) 50 25 6 75
Porosidad Promedio (%) 17 15 11 18
) ) Arena Arena Arcillosa y
Tipo de Formacion ) ) ) )
arcillosa arcillosa | conglomerética | Arenisca
_ ) Esmectita - Caolinita (12 - Caolinita
Contenido de arcillas . o
Caolinita Caolinita 30 %) (<10)
Espesor Neto prom (Pies) 500 17 35 25
Profundidad Prom (Pies) 2300 3500 3500 3500

Fuente:Petrominerales Colombia LTD.

! Resumen CPI Neiva PETROMINERALES COLOMBIA LTD. (Base del numeral 1).
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2. CRITERIOS ECONOMICOS PARA EVALUACION DE PROYECTOS.

2.1 INVERSION NETA O INICIAL.

La inversion neta o inicial, se define como la suma total de los costos de
desarrollo, promocion y construccion del proyecto. Existen dos escenarios
distintos en los que la inversion inicial puede ser calculada: el primero es
aguel en que el desarrollo fisico del proyecto no existe y el segundo aquel

gue existiendo, va a ser modificado.

Para el calculo de la inversion inicial se suman los costos que van a incurrir
en el desarrollo del proyecto. Se pueden considerar los siguientes puntos
asociados con el proyecto como: el valor de la infraestructura, los costos de
instalacion, los gastos de entrenamiento entre otros y el beneficio o pérdida
fiscal ocasionado por la venta de bienes que ya han estado en uso. La

ecuacion que representa la inversion inicial es la siguiente:

Inversion neta o inicial = [(Costos de desarrollo + Costos de
Promocién + Costos de construccion + Costos de
Instalacion + Gastos de entrenamiento) - Ganancia

Neta por la venta del bien usado]

(EQ.2.1)

2 COLORADO CARLOS, Augusto afanador — DELGADO GONZALES, Luis Eduardo

Pinzén viabilidad técnica y econdmica de la perforacién under balance aplicada al

campo escuela Bucaramanga 2008.
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2.2 FLUJO DE EFECTIVO.

El flujo de efectivo, es la secuencia de entradas y salidas de capital durante
el tiempo de ejecucién del proyecto. A fin de representar esta operacion,
suelen presentarse tales valores sobre un segmento de recta que tenga
como longitud el tiempo que dure la operacion medido en periodos, como se

observa en la (Figura 2.1).

En la estimacion del flujo de efectivo, se deben considerar factores como los
ingresos, los gastos generados por la inversién, los costos de operacion, el
beneficio fiscal asociado a la depreciacion y los impuestos asociados al

desarrollo del proyecto.

Figura2.1 Representacion del flujo efectivo

Ingresos

o 1 2 3 4[‘.;““10

V] e

Inversion

Fuente:VANEGAS, Oscar. "Criterios de Evaluacién Financiera de Proyectos de inversion”

Los ingresos es el dinero que le esta entrando al proyecto, como ganancia o
produccién, dinero recibido por venta de equipos, exportaciones, entre
otros; mientras que los egresos es el dinero gastado por el proyecto o que se
debe pagar como son compra de equipos, mantenimiento y operacion,

impuestos, regalias, efc.
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La ecuacion que representa de mejor manera un flujo de efectivo es la

siguiente:

Flujo de caja = Ingresos - Egresos - Impuestos - Depreciacion (EQ. 2.2)

2.3 COSTOS

Para realizar el analisis econdbmico de un proyecto, se debe hacer un
estudio minucioso de cada una de las variables que influyen en el mismo.
Una variable muy importante a la hora de invertir en un proyecto son los
costos, los cuales varian en funcion del nivel de uso o de produccién. Costo
es el sacrificio, o esfuerzo econémico que se debe realizar para lograr un
objetivo. Es necesario clasificar los costos de acuerdo a categorias o grupos,
de manera tal que posean ciertas caracteristicas comunes para poder
realizar los calculos, el analisis y presentar la informacién que puede ser

utilizada para la toma de decisiones de inversién del capital °.
2.3.1 Segun el area donde se consumen.

e Costos de Produccién: Son los costos que se generan en el
proceso de transformar la materia prima en productos terminados.
Entre estos costos se pueden encontrar los costos de la materia prima
y materiales que intervienen en el proceso productivo, los sueldos y
cargas sociales del personal de produccién, las depreciaciones del
equipo, el costo de los servicios publicos, y los costos de

almacenamiento, deposito y expedicion.

3MCCRAY, Arthur Petroluem Evaluations and Decisions Prentice Hall, 1975
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Costos de Distribucién: Son los que se generan por llevar el producto

0 servicio hasta el consumidor final.

Costos de Administracion: Son los generados en las areas

administrativas de la empresa. Se denominan gastos.

Costos de Financiamiento: Son los que se generan por el uso de
recursos de capital. Son los correspondientes a la obtencién de
fondos aplicados al negocio, entre estos estan: los intereses
pagados por préstamos, las comisiones y otros gastos bancarios y

los impuestos derivados de las transacciones financieras.

2.3.2 Segun su identificacion.

Directos: Son los costos que pueden identificarse facilmente con el
producto, servicio, proceso 0 departamento. Son costos directos:
Elmaterial directo y la mano de obra directa. Por lo general se asimilan

a los costos variables.

2.3.3 Segun control que se tiene sobre su consumo.

Costos Controlables: Son aquellos costos sobre los cuales la
direccion de la organizacion (ya sea supervisores, subgerentes,
gerentes, etc.) tiene autoridad para que se generen 0 no. Ejemplo: el
porcentaje de aumento en los salarios de los empleados que ganen

mas del salario minimo, es un costo controlable para la empresa.
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e Costos no Controlables:Son aquellos costos sobre los cuales no se
tiene autoridad para su control. Ejemplo el valor del arrendamiento a

pagar es un costo no controlable, pues dependen del duefio.

2.3.4 Segun su Importancia en la Toma de Decisiones.

e Costos Relevantes: Son costos relevantes aquellos que se modifican
al tomar una u otra decision. En ocasiones coinciden con los costos
variables.

e Costos no Relevantes: Son aguellos costos que independiente de la
decision que se tome en la empresa permaneceran constantes. En

ocasiones coinciden con los costos fijos.

2.3.5 Segun su Comportamiento.

e Costos fijos: Son aquellos que a corto plazo permanecen
practicamente constantes, sin afectarse por los cambios en el nivel

de operacion o de produccién, como se observa en la (Figura 2.2).

Figura 2.2 Comportamiento de un costo fijo respecto a la produccion.

Costos Fijos

Produccion

Fuente:VANEGAS, Oscar. "Criterios de Evaluacion Financiera de Proyectos de inversion".

Los costos fijos, tal como estan establecidos, incluyen entre otros los
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siguientes: administracion general, impuestos, mantenimiento de
instalaciones, seguros, vigilancia, depreciacion de equipos, intereses
sobre deudas de capital y arriendos. Generalmente los costos fijos se
puedes afectar al largo plazo si ocurren cambios en la actividad o en

la operacion, de apreciable magnitud.

e Costos Variables: Normalmente son directamente proporcionales a
los volimenes de produccion o a los niveles de operacion, como se

observa en la (Figura 2.3).

Figura 2.3 Comportamiento de un costo variable con respecto a la produccion.

Costos Variables

e
e

Produccion

Fuente:VANEGAS, Oscar. "Criterios de Evaluacion Financiera de Proyectos de inversion".

Estos costos también cambian con el nivel de actividad de la
empresa, es decir, si no hay produccién no hay costos variables y si
la produccion aumenta, el costo variable es alto. Algunos costos
variables pueden ser: las materias primas, los salarios directos, la
supervision directa, el almacenamiento, las regalias y los impuestos,
si estos se hacen en base a la produccion. El costo incremental se
reconoce como el costo importante que permite decidir sobre el

aumento o no de la produccion.
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e Costos Semi-variables: Son aquellos costos que se componen de
una parte fija y una parte variable que se modifica de acuerdo con el
volumen de produccion. Hay dos tipos de costos semi-variables. Los
primeros son los costos mixtos, que son los que tienen un
componente fijo basico y a partir de éste comienzan a incrementar
(ver Figura 2.4), los segundos son los costos escalonados, los cuales
son constantes en cierto nivel, pero luego crecen hasta un nivel
determinado, donde permanecen constantes otra vez y asi

sucesivamente (ver Figura 2.5).

Figura 2.4 Comportamiento de un costo semi-variable mixto respecto a la

Produccion.

/ Costos Semi-Variables

Producciéon

Fuente:VANEGAS, Oscar. "Criterios de Evaluacién Financiera de Proyectos de inversion".

Figura 2.5 Comportamiento de un costo semi-variable escalonado respecto

a la Produccion.
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Costos Semi-Variables Escalonadas

Produccidn

Fuente:VANEGAS, Oscar. "Criterios de Evaluacién Financiera de Proyectos de inversion”.

2.4 INGRESOS

En un proyecto petrolero los ingresos provienen directamente de la venta de
crudo, la cual es determinada por la produccion del campo y el precio del
petréleo (Ver Figura 2.6).

Figura 2.6 Diagrama de calculo de los ingresos

INGRESOS

| PRODUCCION | | PRECIO DEL CRUDO |

| INGRESOS= PRODUCCION* PRECIO DEL CRUDO |

Fuente:EROSSA, Victoria Eugenia. Proyectos de inversion en ingenieria.
La produccion, se evalua mediante simulacion numérica o por los métodos
analiticos existentes para inyeccién de vapor; y el precio del petrdleo se

puede predecir por métodos estadisticos o0 por simulacion gaussiana.
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2.5 VALOR PRESENTE NETO. (VPN)

El valor presente neto (VPN), es un procedimiento que permite calcular el
valor presente de un determinado numero de flujos de caja futuros (ver
Figura 2.7). El método consiste en calcular el valor presente (VP) del flujo de
ingresos que se espera genere el proyecto, menos el costo asociado con
llevarlo a cabo y que se asume se paga al inicio del proyecto. Este método,
ademas, descuenta una determinada tasa o tipo de interés igual para todo el

periodo considerado.

Figura 2.7 Representacion del valor presente

Valor Futuro

ValorPresente

|
0o 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12

Fuente:VANEGAS, Oscar. "Criterios de Evaluacion Financiera de Proyectos de inversion".

Dado el flujo de caja de un proyecto o alternativa de inversion, se define el
valor presente (VP) como la forma de valorar todos recursos econémicos

gastados y generados a lo largo de la vida util de un proyecto y de comparar

.. 4
los costos y beneficios actuales con los futuros .

Los factores que deben tenerse en cuenta al calcular el valor presente de un
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proyecto son: la vida util del proyecto, el flujo de caja, es decir el valor
presente de los ingresos y egresos en el tiempo, valor comercial o ingreso
que se obtiene al final de la vida util del proyecto y una tasa de descuento o
tasa de oportunidad, la cual puede ser constante o variable, ya que en esta

tasa esta presente de alguna manera, el factor de riesgo y el de liquidez.

La ecuacion general para hallar el valor presente neto de un proyecto es:
VPN =VPI —VPE (EQ. 2.3)

Dénde:

VPN es el valor presente neto.

VPI es el valor presente de los ingresos
VPE es el valor presente de los ingresos

Utilizando como féormula;

Dénde.
P es el valor presente
F es el valor futuro

i es latasa de interés (16%)

4OPEP: Organizacién de paises exportadores de petréleo.

n es el niumero de periodos considerado (el primer periodo lleva el nimero 0,
no el 1) El tipo de interés es i, que es igual al porcentaje al que esta
invertido un capital en una unidad de tiempo. Entre menor es la tasa de

interés, mayor es el valor presente neto y asi, entre mayor es este, mas
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conveniente sera el proyecto para inversion. La aceptacion o rechazo de un
proyecto depende directamente de la tasa de interés que se utilice. Cuando
el valor presente neto es positivo, el proyecto es viable ya que cubre la

inversion y genera beneficios adicionales.

Cuando el valor presente neto es negativo, el proyecto debe rechazarse ya
que los beneficios esperados no cubren la inversion inicial. Cuando el valor

presente neto es igual a cero es indiferente aceptar o no el proyecto.

2.6 TASA INTERNA DE RETORNO (TIR).

El TIR es un método que considera el valor del dinero en el tiempo y
determina la tasa de rendimiento, en la cual el valor presente neto de un
proyecto es igual a cero, es decir, la tasa que equilibra el valor presente de

los ingresos con el valor presente de los egresos

El calculo del TIR se lleva a cabo hallando la tasa de interés, en la cual la
suma del valor presente de los flujos de caja, es igual a la inversion inicial.

La ecuacion que representa esto es:

N
F
0=/—C+;m/ EQ. 2.5

Donde C es el valor inicial de la inversion.

La tasa interna de retorno es utilizada con frecuencia en la evaluacion de
alternativas de inversion. El criterio para la aplicacion del TIR en la selecciéon
de alternativas es: Si el TIR es mayor que la tasa de oportunidad, el

proyecto se acepta, si el TIR es menor que la tasa de oportunidad el
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proyecto se rechaza y si el TIR es igual a la tasa de oportunidad el proyecto
es indiferente aceptarlo o rechazarlo; siendo la tasa de oportunidad la tasa
de oportunidad del inversionista, que es una tasa netamente personal o
individual, que depende exclusivamente de la persona o entidad inversionista

y no del flujo de caja de la inversion.

2.7 RELACION BENEFICIO COSTO (RBC).

Representa las ganancias extraordinarias en dineros de hoy que se
producen por encima por encima de la tasa de oportunidad por cada dolar

invertido. Y se calcula de la siguiente manera °.

1. Se calcula el valor presente de los ingresos asociados con el proyecto
en cuestion.

2. Se calcula el valor presente de los egresos del
proyecto.

3. Se establece una relacion entre el VNP de los ingresos y el VPN de
los egresos, al dividir la primera cantidad por la segunda se obtiene el

valor del RBC gue se representa como:

RCB — VP de los IngresosE 26
~ VP de los egresos Q2.

5Vanegas, Oscar. “Criterios de Evaluacion Financiera de Proyectos de Inversién”
Esta relaciébn es una funcion de la tasa de interés que se emplea en los

calculos adel VPN de los ingresos y egresos.

e CuandoelRBCes>1 El VPN es > 0 El proyecto es atractivo y el
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TIR es > a la Tasa de Oportunidad

e CuandoelRBCes=1 El VPN es = 0 El proyecto es indiferente y el
TIR es = a la Tasa de Oportunidad

e CuandoelRBCes<1 El VPN es < 0 El proyecto no es atractivo y
el TIR es < ala Tasa de Oportunidad

2.8 PERIODO DE RECUPERACION

Este método se utiliza para conocer el niumero de periodos en que se
recuperara una inversion.

El periodo de recuperacion representa el nimero de meses en que la
inversion se recupera via facturacion, cobranza o utilidades; se debe
considerar que para este caso el término inversion considera a la suma total
de activos del proyecto.

Como los proyectos de inversion implican una serie de riesgos, la evaluaciéon
por este método es recomendable para casos en que las empresas tratan
de reducir el tiempo de recuperacion de su inversion.

Tiene la ventaja de rapidez en el céalculo y la factibilidad en la interpretacion.
Sin embargo no toma encuentra la vida probable de la inversién, ni tampoco
refleja ninguna base de comparacién con los indices de rentabilidad del

proyecto.

Inversion Total

Periodo de Recuperacion = (EQ.2.7)

Utilidad promedio anual
3. ANALISIS GENERAL DE LA PRODUCCION DEL CAMPO DINA
TERCIARIOS

El Campo Dina Terciarios es una de las mayores zonas productoras de

petréleo en el area de Huila. Este campo es propiedad de Ecopetrol el cual
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fue cedido a Petrominerales Colombia Ltd en el afio 2001 por medio de un
contrato de tipo produccién incremental denominado “NEIVA (PIJAO -
POTRERILLO)”, el cual estipula que las ganancias se repartiran en un 69%
para Petrominerales, empresa encargada de realizar todos los trabajos
correspondientes de perforacion y estimulacion requerida en cada uno de los
pozos, y 31% para Ecopetrol. El tiempo de duracidén de este contrato es de
22 afos, iniciando el 31 de Mayo del 2001 y finalizando el 30 de Mayo del
2023, en el cual Petrominerales Colombia Ltd., estd en autoridad para
realizar los trabajos correspondientes para alcanzar el desarrollo de cada

una de las metas en produccion.

En el afilo 2009 Petrominerales Colombia Ltd, inicia una campafia masiva de
trabajos de perforacién de pozos nuevos, recompletamiento y workover en
Campo Dina terciarios con el fin de incrementar la produccién de aceite con
técnicas y disefios de estimulacion adecuados para cada formacion
productora del campo. Con ello se implementa el fracturamiento hidraulico y
trabajos de estimulacibn matricial acida, desarrollado por la empresa
SCHLUMBERGER con aprobacion de Petrominerales Colombia Ltd.

Para aumentar la produccion del campo se perforan y completan nuevos
pozos como el DT 168 que produce crudo de la Formacién Monserrate, por
otro lado se realizan trabajos de workover para los pozos que ya
seencontraban en produccién como el DT 01 Formacion Honda, Doima y
Chicoral.

Se han estimulado diferentes formaciones importantes del campo como lo
son Honda, Barzalosa, Chicoral,Doima, Monserrate, Chert y Conglomerado.
Siendo objetivo de estudio de este proyecto las Formaciones Honda, Doima-
Chicoral y Monserrate, individualmente, es decir solo pozos que hayan sido

puestos a producir por una de estas arenas en forma individual,
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especificamente pozos nuevos que pertenezcan a las campafas 2009, 2010
y 2011. Limitando la investigacion hasta Septiembre de 2011 debido a las
politicas de seguridadde la oficina de Produccibn de Petrominerales
Colombia Ltd., y Ecopetrol.

En el 2009 se perforaron y se completaron 29 pozos dentro de los cuales el
mayor objetivo fue la Formacion Doima-Chicoral aportando un notable
incremento en la produccion del campo (Figura 3.1 y 3.2). La produccién de
los pozos de la formacion Doima-Chicoral ha incrementado la produccion
promedio del campo que en el mes de febrero tenia una produccion de
3469.85 BOPD (Barriles de Petroleo por Dia)(Ver ANEXOS B)y en julio 09
alcanzo el mayor pico de produccién para este mismo afio con un aporte de
8071 BOPD (ver Figura 3.2), haciendo que en un lapso de tiempo muy corto
la produccién del campo se incrementara a mas del doble, debido a la
intensiva campafia de perforaciéon y de estimulacion realizada en Campo
Dina Terciario, especificamente Formacion Doima-Chicoral la cual se
estimula con trabajo de fracturamiento y estimulaciébn matricial acida,
aclarando que todo pozo nuevo en estas campafas es estimulado con este
tipo de trabajos. Cuando se registra la entrada de los pozos que producen
por la Formacion Honda se presenta un comportamiento creciente en la
producciéon del campo la cual dura muy poco dias, ya que Campo Dina
Terciario es un campo maduro el cual ha sido explotado por casi 50 afios y
las formaciones y el yacimiento en general ya no presenta condiciones muy

favorables para su explotacion.
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Figura 3.1Curva de produccion histérica para Campo Dina Terciarios.
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Figura3.2PRODUCCION CAMPO DT — ANO 2009
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La efectividad de estos trabajos de perforacion y de estimulacién se ve
reflejado en un transcurso de tiempo muy corto, ya que en un intervalo de
tres meses la produccion cae a 5472.01 BOPD (Ver ANEXO B), y luego
aumentando muy poco aproximandose a los 6000 BOPD y mostrando asi un
comportamiento promedio en la produccion hasta febrero del 2010, porque a
partir de marzo la produccién se incrementa mes a mes y si se observa la
curva de produccion para el afio 2010 (Figura 3.3), se puedeobservar que los
picos de mayor incremento de produccidon lo aportan los pozos
correspondientes a la formacién Monserrate, la cual ha tenido un trabajo de
estimulacion acido debido a su composicion mineralégica, ademas a partir de
marzo se perforan y se completan pozos nuevos a nivel de las formaciones
Monserrate, Honda, Conglomerado, Barzalosa, Doima-Chicoral y Chert esta
dltima, encontrada durante la campafia masiva de estimulacién de
PETROMINERALES COLOMBIA LTD, lo anterior hizo que se incrementara
la produccién del campo de 6000 a 7762.60 BOPD en Diciembre(Ver ANEXO
B), mostrando una fuerte entrada de los pozos a nivel de la Formacién
Honda, DoimaChicoral, y Monserrate, donde esta Ultima formacion aporté
notablemente un elevado incremento de la produccion debido a los trabajos
de estimulacién acida y perforacion de pozos nuevos. Durante este afio
también se perforaron y completaron 17 pozos de los 38 que se planean
perforar y completar a nivel de las Formaciones Honda y Doima-Chicoral
durante 2010 y 2011. En este mismo afio el campo alcanza un nivel de 8456
BOPD el 27 de Diciembre de 2010 (ver Figura 3.3).

30



Figura 3.3PRODUCCION CAMPO DT — ANO 2010
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Fuente: Autores.
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Sin embargo, el 17 de enero 2011 se alcanza 8535 BOPD siendo este el pico
mas alto en la historia de la produccién del campo,debido seguramente a la
inclusion de pozos nuevos de las camparfas de perforacion y estimulacion en
todas las formaciones en especial la Formacion Monserrate; el promedio
diario reportado en tanques al MINISTERIO DE MINAS Y ENERGIA en este
mes también fue el maximo de la historia con 8134.34 BOPD, la cual bajo un
poco manteniéndose en unos 7485 BOPD en promedio en los meses
posteriores del 2011. (Ver ANEXO B) y (Figura 3.4)

Figura 3.4PRODUCCION PROMEDIO CAMPO DT 2011
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8200

8000 \

7800 \

7600 \

2400 \\/4_/\/

7200
7000
6 8 0 0 T T T T T T T 1
© o 20 D © X © @
3 > Y o X O
A

Fuente: Autores.
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4. ANALISIS TECNICO ECONOMICO DE LAS FORMACIONES HONDA,
DOIMA-CHICORAL Y MONSERRATE

Gracias al andlisis hecho en el capitulo 3, se pudieron evidenciar ciertas
caracteristicas del comportamiento de la produccion del campo que dieron
por sentado que las campafas del 2009 al 2011 fueron exitosas en cuanto al
aumento significativo y en relativamente poco tiempo de la produccion del
campo, perforando pozos nuevos y con los trabajos de estimulacién hechos
a estos pozos y a los trabajos de Workover para la estimulacién de pozos
antiguos. Partiendo de una produccién de mas o menos 3500 BPOD antes
de comenzar la campafa hasta llegar a un promedio de 7500 BOPD
aproximadamente a finales del 2011, nimeros que son muy importantes y
muy relevantes tomando en cuenta que se trata de la explotacién de un
campo maduro que lleva en produccion 50 afios. Es necesario resaltar que
los mayores frutos en cuanto aumento de produccion provienen de los
trabajos hechos en las arenas de Honda, Doima-Chicoral, y Monserrate
siento esta ultima formacion la que aporta una mayor produccion por pozo

promedio.

Si bien ya se comprob6 que la camparfia que se inicié en 2009 es exitosa en
cuanto aumento de la produccién diaria, es imperativo hacer un analisis mas
exhaustivo de la produccion en cuanto al retorno del capital por formacion
para saber cual de estas es la que aporta un mayor retorno de capital en el
menor tiempo posible, ya que asi se podran incrementar esfuerzos en las
formaciones que sean de mayor interés economico pues no siempre el
aumento de produccion es significado de aumento de ganancias, porque
para aumentar esta produccién de petréleo fue necesario realizar una serie
de trabajos que pueden llegar a ser tan costosos que se requiere estimar si

el capital invertido se recupera rapidamente antes de que los pozos vuelvan
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a requerir intervenciones que hagan que esta recuperacion sea lenta, pues
la produccién de arena, agentes corrosivos que vienen con el crudo, el agua,
asfaltenos, parafinas y demas agentes que afectan la produccién hacen que
constantemente los pozos requieran servicios para poder recuperar la mayor
cantidad de crudo y asi obtener mas ganancias; sin olvidar la relevancia de
la presion del yacimiento, que esta en constante declive natural, haciendo

gue la recuperacion temprana de crudo sea un factor de suma importancia.

La limitacion de este proyecto a pozos perforados en 2009 a 2011 en las
formaciones Honda, Doima-Chicoral, y Monserrate es justificada ya que son
las formaciones que mas aportan crudo, y para hacer completo este estudio,
es necesario realizar una evaluacion técnico-economica de los pozos
utilizando los histéricos de produccién y los costos de los proyectos en cada
uno de los pozos, para asi mismo poder elaborar un analisis referente a los
gastos y tiempo en que se pagan las operaciones de perforacion,
completamiento, estimulacién, testing y trabajos de reacondicionamiento;
teniendo como parametros bésicos, la inversion neta, el valor presente neto,
la tasa interna de retorno y la relacion costo beneficio entre otras, como se

mostrara claramente en el numeral 4.2.

4.1 METODOLOGIA Y CRITERIOS PARA LA SELECCION DE LOS
POZOS QUE DEBEN SER REPRESENTATIVOS DE CADA FORMACION A
ANALIZAR

Para poder decir cual de las formaciones es mas rentable y en cual retornan
mas rapido las inversiones hechas en los trabajos realizados en los pozos,
€S necesario escoger pozos gue sean representativos de cada formacién,

porque no todos se comportan de igual manera, es mas, el comportamiento
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de la produccion en cuanto a barriles de petréleo y de agua producida, son
poco predecibles, independientemente de la formacion que produzca, asi
gue para este proyecto se desarroll6 un método en el que la imparcialidad es
lo mas importante, y se siguieron los criterios estrictamente usando la
informacion que se necesita, y se evitO escoger pozos que sean pOcCO
representativos, ya que si se hubiesen escogido los pozos con mayor
estabilidad en produccion, los que hayan tenido mayor produccién en barriles
de petroleo, o los que hayan incurrido en menos gastos, se hubiese tendria
un criterio equivocado, debido a que no todos los pozos de una formacion
tienen las mismas caracteristicas, o se comportan de igual manera, asi que
la imparcialidad y el criterio para escoger los mejores promedios jugaran

papeles importantes en las conclusiones que se puedan obtener.

4.1.1 Primer criterio de selecciéon (pozos nuevos perforados a partir de
la campafia de 2009 hasta el 2011)

De la base de datos de open Wells que maneja Ecopetrol se obtuvieron los
pozos que cumplen con el rango establecido para el objeto de esta
investigacion, los cuales fueron perforados, estimulados y completados en
las formaciones seleccionadas del Campo Dina Terciarios y que son objeto
de esta investigacion: Honda, Doima-Chicoral, y Monserrate. Pero para
mantener en reserva y cumplir con los requerimientos de privacidad de la
informacion que fue suministrada por Ecopetrol y Petrominerales Colombia
Ltd, se haran algunas modificaciones en cuanto a la identificacion de los
pozos, sin embargo esto no hara que se modifiquen los resultados de esta

investigacion.
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Tabla 4.1 Pozos Nuevos perforados en campafas 2009, 2010y 2011

Fuente: Autor.

4.1.2Segundo criterio de seleccion usando el control de produccion de

Campo Dina Terciario

El control de la produccion del Campo Dina Terciario es una base de datos
guese actualiza constantemente, en donde se consignan los resultados de
todas las pruebas de produccién hechas a los pozos en el campo pues del
resultado de esas pruebas es que se hacen los informes de produccion y es
lo que se reporta a la compafia para verificar el estado y la productividad de
los pozos en el campo y segun esos datos se toman las decisiones de

intervenir o no los pozos, para mejorar la productividad y la vida util de cada

pozo y por ende la rentabilidad del campo.

36

Pozo |Formacion| Pozo |Formacién Pozo Formacion
DT-1 H DT-14 D-CH DT-27 D-CH
DT-2 H DT-15 D-CH DT-28 D-CH
DT-3 H DT-16 D-CH DT-29 D-CH
DT-4 H DT-17 D-CH DT-30 D-CH
DT-5 H DT-18 D-CH DT-31 D-CH
DT-6 H DT-19 D-CH DT-32 M
DT-7 H DT-20 D-CH DT-33 M
DT-8 H DT-21 D-CH DT-34 M
DT-9 H DT-22 D-CH DT-35 M
DT-10 H DT-23 D-CH DT-36 M
DT-11 H DT-24 D-CH DT-37 M
DT-12 D-CH DT-25 D-CH DT-38 M
DT-13 D-CH DT-26 D-CH DT-39 M
DT-40 M




Entre los datos que se encuentran alli para efectos de esta investigacion se
usaron los siguientes, que estan consignados en el informe de CPI:

o ldentificacion del Pozo. (Ej: DT-133)

o Fechaen la que se realizé la prueba

o BFPD (Barriles de fluido producidos por dia)
o %BSW (porcentaje de agua y sedimentos)

o BOPD (Barriles de Aceite producidos por dia)
o BWPD (Barriles de agua producidas por dia)

Figura 4.1 Control de Produccion Campo DT

| A B C D E F

1 POZO ~| FECHA -1] BFPFD |~ | =%Bsw ~| BOPL~| BwWPL ~ |
11693 DT 10-feb-2012 129 a7 4 125
11694 DT 10-feb-2012 195 98 4 191
116945 DT 11-feb-2012 128 40 Fi= S0
11696 DT 11-feb-2012 a0 70 18 42
11697 DT 12-feb-2012 59 28 43 17
116986 DT 12-feb-2012 143 2 141 2
11699 DT 12-feb-2012 110 73 29 81
11700 DT 12-feb-2012 41 32 28 13
11701 DT 12-feb-2012 58 11 52 5
11702 DT 12-feb-2012 43 35 31 17
11703 DT 12-feb-2012 771 92 62 F09
11704 DT 13-feb-2012 51} 32 45 21
11705 DT 13-feb-2012 40 18 33 r
11706 DT 13-feb-2012 108 75 27 81
11707 | oT | 14-feb-2012 235 7 219 15
11708 DT 14-feb-2012 17 34 11 5
11709 DT 15-feb-2012 54 34 42 22
11710 DT 15-feb-2012 314 56 138 175
11711 DT 15-feb-2012 275 83 47 229
11712 DT 15-feb-2012 101 56 44 =11
11713 DT 18-feb-2012 B85 o4 31 54
11714 DT 16-feb-2012 93 45 51 42
11715 DT 16-feb-2012 102 45 58 45
A4TALC
M4 4 » M| Informe CPL _Pruebas Informe_Dinagrama_Sonolog Informe CPI Laborator

Fuente: Petrominerales Colombia Ltd.
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Usando este archivo, el primer paso es seleccionar las pruebas que sean

representativas para cada pozo. Y solo se tendran en cuenta los pozos que

cumplan con las caracteristicas que estan contempladas en los objetivos de

este proyecto:

Que hayan sido perforados en el 2009 hasta el 2011 y que se hayan
puesto a producir individualmente por formacién, no se analizaran
pozos que produzcan por dos 0 mas zonas simultaneamente. (Ver
Tabla 4.1).

Figura 4.2 Seleccion de pruebas representativas por cada pozo.

(KX

B C D E F G H 1 DKL M N 0 P Q R [ 1

Fecha | BFe | wasw | BoPD | BWPD | GAS | GOR | Velosid. |
20-ago-2010 118 i 73 43 1 14 100
a0 152 P A & % e 150 BFPD vs. BSW
2-a0-010 182 5 105 o 2 265 150 250
23-ag0-2010 2 38 141 80 3 233 200
24-ago-2010 pral 36 142 80 33 33 200 + +
31-ag0-2010 149 1 122 b4 3 b 140 200
27sep-2010 3 16 0 13 % 569 5
2B-5ep-2010 [ 18 ) 13 4 575 5 150 " o + .
19-0ct-2010 2 2 175 50 ) u7 180 ) (]
D5-nov-2010 108 2 2 2 4 488 128 & + + ¢+
17-ene-2011 105 18 82 n 40 489 121 100 * 4+
16-mar-2011 148 28 107 4 40 375 204 * ‘e
2%-may-2011 148 b 107 2 0 75 50 i

184u-201 3 2 61 2% % 854 140
03-0ct-2011 120 50 [ [ Il 820 %
26-oct-2011 18 45 65 53 4 673 91 T
2tnov-2011 3 £l 5% % a 24 8 10 0 0 a0 50 80
20t HOSW

ODT. M Promedio

Fuente: Autor.
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Usando el archivo de Control de Produccion del Campo DT (Figura 4.1), se
buscan las pruebas de los pozos de la (Tabla 4.1), realizados en las fechas
establecidas. Y con los datos de cada prueba se construye una grafica de
%BSW vs BFPD, se realiza un promedio, y la prueba que mas se acerque al
promedio y que sus resultados también estén dentro de la mayoria de
pruebas evaluadas. Esto se realiza para cada pozo, y al final se obtiene la

serie de pruebas representativas para cada pozo. (Figura 4.2).

Tabla 4.2 Pruebas representativas para cada pozo en la Formacién Honda

segun los promedios de produccién de BFPD vs %BSW

Pozos |ALS| FECHA |BFPD]|%BSW | BOPD |BWPD
DT-01 1pcp| 17-abr-2009 | 143 | 9 130 | 13
DT-02 | pcp | 14-may-2010 | 125 | 50 61 64
DT-03 | pep| 29-sep-2011 | 170 20 136 34
DT-04 | bcp | 28.ago-2011 | 109 | 32 74 35
DT-05 Ipcp | 29ul2011 | 136 | 50 68 68
DT-06 | pcp | 02-mar-2011 | 176 | 30 123 53
DT-07 1pcp| 16-mar-2011 | 148 | 28 | 107 | 41
DT-08 |pcp| 0g-abr-2011 | 118 | 41 70 48
DT-09 | pcp | 20-ene-2011 | 70 6 66 4
DT-10 Tpcp| 31jul2011 | 63 | 15 54 9
DT-11 1 pcp | 10-may-2011 | 110 70 33 77
PROMEDIOS| 124 | 32 84 41

Fuente: Autor.
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Figura 4.3 BFPD Vs %BSW de las pruebas representativas de cada pozo

en la Formaciéon Honda.

BFPD vs. %BSW
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Fuente: Autor.

En la Tabla 4.2, se observa que los pozos representativos para la Formacion
Honda segun su promedio de BFPD vs %BSW, son los pozos 04 y 07 que
también estan resaltados en la Figura 4.3, y seran objeto del analisis

econdmico.
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Tabla 4.3 Pruebas representativas para cada pozo en la Formaciéon Doima—
Chicoral

Pozos | ALS FECHA BFPD |%BSW BOPD | BWPD

DT-12 | PCP 22-jun-2009 261 62 99 162
DT-13 | PCP | 02-ago-2009 188 48 98 90
DT-14 | PCP 03-oct-2009 142 60 57 85
DT-15 | PCP | 09-mar-2010 111 46 60 51
DT-16

PCP | 11-sep-2009 311 56 138 173

DT-17 | PCP 01-feb-2011 449 74 119 330
DT-18 | PCP | 19-ene-2010 221 57 94 127
DT-19 | PCP 10-jul-2009 159 40 95 63
DT-20 | PCP 02-oct-2009 162 38 100 61
DT-21 | PCP | 20-ene-2010 | 1,168 68 378 790
DT-22 | PCP 13-abr-2010 430 56 189 241

DT-23 | PCP 27-jun-2009 88 54 41 48
DT-24 | PCP 10-abr-2010 70 40 42 28
DT-25 | PCP 23-abr-2010 515 68 165 350
DT-26 | PCP 19-jun-2011 116 60 47 70
DT-27 | PCP | 30-ago-2010 215 68 69 146
DT-28 | PCP | 08-ago-2011 234 40 140 93
LR PCP 21-jun-2011 199 51 97 101

DT-30 | PCP 16-feb-2011 605 49 309 297
DT-31 | PCP | 27-may-2011 158 22 123 35

PROMEDIOS| 290 53 123 167

Fuente: Autor.

En la Tabla 4.3, se observa que los pozos representativos para la formacion
Doima-Chicoral segun su promedio de BFPD vs %BSW, son los pozos 16 y
29 que también estan resaltados en la Figura 4.4, y seran objeto del analisis

econémico.
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Figura 4.4BFPD Vs %BSW de las pruebas representativas de cada pozo en
la Formacion Doima - Chicoral.
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Fuente: Autor.
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Tabla 4.4 Pruebas representativas para cada pozo en la Formacion

Monserrate
FECHIA BFPD | %BSW |BOPD | BWPD
Pozos |ALS
DT-32 | PCP | 14-mar-2011 238 3 230 7
DT-33 | PCP| 29-jun-2010 146 55 66 80

DT-34 | PCP | 24-ene-2011 | 810 34 535 275

DT-35 | PCP | 11-may-2011 | 343 7 319 24
DT-36 | PCP | 11-abr-2011 67 5 64 3
DT-37 | PCP| 05-sep-2011 744 2 730 15

DT-38 | PCP | 23-feb-2011 251 50 126 126
DT-39 | PCP| 11-mar-2011 | 880 68 282 598
DT-40 | PCP | 20-jul-2011 146 40 87 58

PROMEDIOS | 403 29 271 132

Fuente: Autor.

Figura 4.5 BFPD Vs %BSW de las pruebas representativas de cada pozo

en la formacion Monserrate.

BFPD vs. BSW
1000 -
L
800 - Py <
a 600 -
o oM
@400 gy [ ]
200 ¢ R * o
0o * . . . i
0 20 o;gsWH0 60 80

Fuente: Autor.
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Debido a la dispersion de los datos de las pruebas representativas de los
pozos de la formacién Monserrate, ninguna prueba se acerca realmente al
promedio, por tanto, se decide escoger la prueba en cuyo resultado el BFPD
esté mas cerca al promedio (pozo 35) y la segunda prueba es en la que el
%BSW esté mas cerca al promedio (Pozo 34). (Ver Tabla 4.4 y Figura 4.5).

4.1.3 Tercer criterio de seleccion usando el control de costos de Campo

Dina Terciario

Para seguir el tercer criterio de seleccién, fue necesario usar la base de
datos SAP Navigator(sistemas de aplicaciones y productos), en donde se
encuentran consignados todos los costos de los proyectos de obras civiles,
perforacion, completamiento, estimulaciones e instalaciones de los sistemas
de levantamiento artificial, seguridad, entre otros costos que hacen parte de

las camparfias de perforacion.

Usando esta base de datos se buscan todos los costos de los proyectos
totales reales de las operaciones de las campafias de perforacion
ejecutados que se necesitan de los pozos seleccionados que estan en la
(Tabla 4.1). El valor que esta resaltado en la (Figura 4.6) es el que se tomo
para efectos de esta investigacion.
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Figura 4.6Vista de la base de datos de SAP para un pozo cualquiera.

|@ 1D @ae CHR DAL PR Om
Project Navigator

1D de posicidn
Responsahble

Valores

Walor Actual 1.528.£i26,03

Datos Basicos '| Costos Estimados e NS Aprobaciones i Revisores i Justificacidn { Log Comentarios

EAIFER B EE

Jerarguia PS Nambre | Ppto ijl Ppto AFEl Real OF CDmprume.lStatus AFE |
| Development Yell 1.528.626,03 1.528.626,03 I 1.4?00?435' 0,00

¥ (] 5 Securiy Securiy 55.206,80 56.306,88 3017602 0,00
Securty Support Services 0,00 55,306,368 38176,02 0,00 CERR

v [ & Cwil arks Gl Works 871240 871240 1.081,60 0,00
el tHonda from 0,00 571240 1.081,50 0,00 CERR

¥ (3 & Diiling Diiling 74228550 74228551 T33EEEED 0,00
O Drillng 000 7228550 733855460 0,00 CERR

¥ (3 & Completions Gompletians SESS4E0 5545480  S4TETLTS 0,00
0 Completian 000 6554480 54787275 0,00 CERR

v [ 5 Ariicial Lif ricial Lit 12097220 13837226 11104518 0,00
0 Instalacidin del eouioo e [ 000 13937226 11185518 0,00 CERR

v [ & HSEC HaEC 3040410 3040418 3633328 0,00
O Iy < o O I 0,00 3040418 36.333,29 0,00 CERR

Fuente: Autor.

De Open Wells se sacan los costos que tienen que ver con operaciones de
Wellservices, y de los workovers que se hicieron en los pozos objeto de esta
investigacion, consignados en las Tablas (4.5, 4.6 y 4.7) para cada una de
las formaciones a analizar. Estos costos son pormantenimiento,
reparaciones, mejoras u optimizaciones por: PCP FAILURE (Fallas en los
sistemas de Levantamiento artificial por PCP), ZONE EVALUATION
(Evaluaciones en las zonas de interés), TUBING DAMAGE (Dafos en el
tubing), FLUSHING (Lavados o limpiezas a los pozos), ROD STRING
FAILURE (Fallas en las varillas), TUBING INTEGRITY TEST (Pruebas de
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integridad del tubing), TUBING LEAK (Fugas en el tubing), WELLHEAD
EQUIPMENT (reparaciones en los equipos de cabeza de pozo), entre otros.

En las (Tabla 4.5, 4.6 y 4.7) también se resumen los balances de costos y
ganancias obtenidas por los pozos objeto de investigacion para este
proyecto en cada una de las formaciones a analizar: costos por pérdidas de
volumen, usando como herramientas los tiempos perdidos y los promedios
diarios reportados en tanques al MINISTERIO DE MINAS Y ENERGIA
(Formas — 09) (ANEXO B); asi como también los costos por produccion en
Campo Dina Terciario de 25.9d0lares por cada barril de petroleo en tanques
(Costo promedio establecido por Petrominerales LTDA para el rango de

tiempo requerido para esta investigacion).

Es importante subrayar que para efectos del andlisis econémico de este
proyecto la tasa de oportunidad establecida por PETROMINERALES
COLOMBIA LTD es del 16% anual, el valor del barril promedio para los
periodos establecidos fue de 83,29 ddlares en relacion a un precio WTI de
98,45d6lares promedio, y el costo de la produccion por barril promediopara
los afios 2009 a 2011 y fueron establecidos para el Campo Dina Terciarios y
suministrados por PETROMINERALES COLOMBIA LTD y ECOPETROL.

Los resimenes de los balances econdmicos preliminares consignados en las
Tablas 4.5., 4.6 y 4.7, son usados para promediar las ganancias o pérdidas,
y asi poder escoger un pozo por formacién que sea representativo, ya que
como se ha dicho anteriormente no solo cuentan los valores de produccion,
sino que también es necesario tener en cuenta los costos porque muchas
veces la produccion no refleja lo que se gana o pierde en un pozo, pues los
trabajos requeridos, los costos por perforacién, completamiento,

levantamiento artificial, de estimulacion, pérdidas de volumen, costos de

46



produccién y demas, pueden ser elevados y uno de los objetivos de la
campafia masiva de pozos nuevos y estimulacion de pozos antiguos, es
incrementar la produccién y recuperar la inversibn en el menor tiempo

posible.

No se mostraran muestras de calculos de estos balances preliminares
debido a que también se usaran estos resultados para el analisis individual
de los pozos representativos para cada una de las formaciones a evaluar,
datos que estaran presentes en el numeral (4.2), y las muestras de calculo
respectivas seran detalladas en el ANEXO C.

Tabla 4.5 Resumen del balance econdmico preliminar para la formacion

Honda en délares.

Ejecutado | Costos | Volumen Costos

Total ws perdido Costos acumulado

Pozo Y en Volumen de Barriles Ganancia Costos de GANANCIA
DT Nuevo wWo barriles | perdido | operaciones | acumulados Bruta produccion | Neta TOTAL
01 | 1,892,986 | 96,354 1,348 112,255 2,101,595 34,026 2,833,992 881,263 -148,866
02 | 1,470,074 | 24,983 725 60,350 1,555,408 77,904 6,488,593 2,017,704 2,915,481
03 | 1,518,628 | 32,035 2,412 200,868 1,751,531 43,253 3,602,516 1,120,244 730,741
04 | 1,784,479 - - - 1,784,479 100,924 8,405,968 2,613,934 4,007,555
05 | 1,750,993 - - - 1,750,993 59,120 4,924,116 1,531,211 1,641,912
06 | 1,540,154 | 82,308 1,885 156,989 1,779,452 32,513 2,708,022 842,091 86,479
07 | 1,346,782 | 63,639 1,238 103,091 1,513,511 59,558 4,960,604 1,542,558 1,904,535
08 | 1,981,102 9,546 787 65,509 2,056,157 17,703 1,474,441 458,495 -1,040,211
09 | 1,900,303 | 72,262 747 62,253 2,034,818 21,416 1,783,703 554,663 -805,779
10 | 1,528,408 - - - 1,528,408 16,047 1,336,580 415,625 -607,454
11 | 1,693,691 3,395 270 22,458 1,719,544 13,265 1,104,844 343,564 -958,264

PROMEDIOS 1,779,627 43,248 3,602,125 1,120,123 702,375

Fuente: Autor.

El pozo DT-03 asi como es representativo en cuanto a produccion también

es representativo en cuanto al balance economico preliminar.
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Tabla 4.6 Resumen del balance econdémico preliminar para la formacion

Doima-Chicoral en ddlares.

Ejecutado | Costos | Volumen Costos
Total ws perdido | Costos acumulado GANANCIA
Pozo Y en Volumen de Barriles Ganancia Costos de Neta
DT | Nuevo wo Barriles | perdido | operaciones | acumulados Bruta produccion TOTAL
332.0
12 | 1,597,669 31,646 27,653 1,656,968 48,458 4,036,074 1,255,065 1,124,041
0.0
13 | 1,836,077 - - 1,836,077 41,880 3,488,164 | 1,084,686 | 567,402
2352.1
14 | 1,796,712 42,917 195,905 2,035,534 53,980 4,496,025 1,398,092 1,062,399
1599.1
15 | 1,626,185 | 596,172 133,187 2,355,544 80,312 6,689,180 | 2,080,079 | 2,253,557
347.3
16 | 1,668,848 | 52,100 28,930 1,749,878 88,977 7,410,918 2,304,512 | 3,356,528
975.3
17 | 1,515,946 | 224,921 81,230 1,822,097 74,039 6,166,678 1,917,601 | 2,426,980
320.0
18 | 1,615,690 63,398 26,652 1,705,741 88,998 7,412,609 2,305,038 | 3,401,831
389.9
19 | 1,579,089 33,163 32,475 1,644,726 71,705 5,972,296 1,857,155 | 2,470,414
1826.8
20 | 1,675,788 50,326 152,157 1,912,023 48,336 4,025,889 1,251,897 861,969
10855.4
21 | 2,042,654 | 300,523 904,145 3,247,323 188,706 15,717,319 | 4,887,484 | 7,582,511
458.7
22 | 1,526,100 65,749 38,209 1,630,059 142,498 11,868,660 | 3,690,699 | 6,547,902
1797.9
23 | 1,635,063 | 105,797 149,751 1,890,611 27,608 2,299,430 715,035 -306,216
323.4
24 | 1,556,155 34,821 26,934 1,617,910 47,487 3,955,192 1,229,913 1,107,369
1052.3
25 | 1,721,086 88,137 87,644 1,896,867 149,537 12,454,950 | 3,873,012 | 6,685,070
931.8
26 | 2,542,227 45,324 77,609 2,665,161 27,507 2,291,036 712,424 -1,086,549
0.0
27 | 3,226,871 - - 3,226,871 44,339 3,693,034 1,148,392 -682,230
1475.3
28 | 3,931,670 29,591 122,881 4,084,142 133,039 11,080,859 | 3,445,723 | 3,550,994
0.0
29 | 2,531,445 - - 2,531,445 63,931 5,324,794 1,655,807 | 1,137,542
2345.8
30 | 2,578,338 | 49,176 195,380 2,822,894 169,697 14,134,049 | 4,395,148 | 6,916,007
0.0
31 | 4,465,255 - - 4,465,255 20,732 1,726,745 536,952 -3,275,461
PROMEDIOS 2,339,856 80,588 6,712,195 2,087,236 2,285,103

Fuente: Autor.
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El pozo 15 es representativo en cuanto al balance econémico preliminar, y

es objeto del analisis para la formacion Doima-Chicoral.

Tabla 4.7 Resumen del balance econdémico preliminar para la formacion

Monserrate en délares.

Ejecutado | Costos | Volumen Costos

Total ws perdido Costos acumulado

Pozo Y en Volumen de Barriles Ganancia Costos de | GANANCIA Neta
DT Nuevo wo barriles perdido | operaciones | acumulados Bruta produccion TOTAL
32 | 1,481,506 12,606 3,823 | 318,411 1,812,523 43,253 3,602,516 1,120,244 669,748
33 | 1,501,034 1,501,034 1,258 104,814 32,593 -1,428,814
34 | 1,664,060 92,461 5,025 | 418,507 2,175,029 191,057 | 15,913,140 4,948,377 8,789,734
35 | 1,603,173 | 112,472 8,835 | 735,891 2,451,536 182,977 15,240,148 4,739,102 8,049,510
36 | 1,449,589 1,449,589 53,584 4,463,010 1,387,825 1,625,595
37 | 2,001,582 3,993 2,005,575 181,778 15,140,303 4,708,054 8,426,674
38 | 1,563,110 | 148,397 3,344 | 278,480 1,989,986 45,124 3,758,361 1,168,706 599,668
39 | 1,786,893 46,345 270 22,458 1,855,695 79,345 6,608,663 2,055,041 2,697,927
40 | 1,487,429 1,487,429 35,175 2,929,743 911,038 531,277

PROMEDIOS 1,909,194 107,429 8,947,792 2,782,421 4,256,178

Fuente: Autor.

El pozo 39 es representativo en cuanto al balance econémico preliminar, y

es objeto del analisis para la formacion Monserrate; aunque los resultados

del balance individual de los pozos para esta formacién estan algo

dispersos, este pozo es el que se acerca mas al promedio.
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4.2 ANALISIS TECNICO ECONOMICO INDIVIDUAL DE LOS POZOS
REPRESENTATIVOS PARA LAS FORMACIONES HONDA, DOIMA-
CHICORAL Y MONSERRATE

Previo a la perforacion de los pozos es necesario tener en cuenta varios
criterios importantes a la hora de evaluar proyectos para saber si es viable o
no la perforacion y la produccién de un pozo de petréleo en cuanto al retorno
del capital que se puede llegar a invertir y a las ganancias que se pueden
obtener, teniendo muchas variables que provienen de estadisticas,
probabilidades y simulaciones. La ventaja de un campo maduro como el
campo Dina Terciarios es que cuenta con una gama completa de informacién
atil a la hora de evaluar proyectos a futuro, y con los resultados de esta
investigacion se pueden tomar mejores decisiones en cuanto a inversiones

que se quieran realizar a corto y mediano plazo.

Tomando en cuenta las inversiones hechas en las Ultimas campafias de
perforacién, los costos de los servicios y los trabajos hechos a los pozos, las
pérdidas de volumen a que estas operaciones conllevan, los costos de la
produccion, entre otros, y las ganancias que se obtienen de la produccién
acumulada de barriles de petréleo; se puede hacer un andlisis como el que
se va a observar en esta seccién para poder determinar la viabilidad de
inversiones a futuro en cualquiera de las formaciones a evaluar, y no solo
eso, sino que también se podra concluir si lo que se ha hecho hasta ahora,
ha cumplido con los objetivos de las camparfias realizadas, partiendo de la
base de que se debe hacer una evaluacion econdmica de los trabajos que se
han realizado en los pozos, y de esta manera poder determinar qué tan
rentable es 0 no un pozo, si ha valido la pena los esfuerzos que se han
hecho en reparaciones y reacondicionamientos, si se han recuperado las

inversiones hechas, o si se recuperaran pronto, si a futuro estos pozos
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podran representar un aumento significativo de la rentabilidad, o si por el
contrario la rentabilidad no justifica seguir invirtiendo en estos pozos a corto
plazo, o peor aun, si las formaciones que atacan estos pozos no representan
una ganancia significativa que apoyen inversiones a futuro con nuevos

pOZos.

Todas las anteriores observaciones se pueden llegar a hacer llevando a cabo
una evaluacién econdmica de los pozos que sean representativos de cada
formacién, tomando en cuenta los criterios econémicos que se encuentran en

el numeral 2.

Antes que nada, hay que tener en cuenta que la produccién baja
naturalmente y la tasa de oportunidad de ingresos de un pozo no es
constante y es por esto que no se eliminan de los valores de egresos futuros
los costos de la perforacion, asumiendo que estos costos reemplazan la
pérdida de produccién a un futuro proximo por efectos naturales de pérdidas
de presién del yacimiento, y en ese orden de ideas la tasa de oportunidad
con el paso del tiempo debe reducirse, pero como para efectos de este
estudio, solo se tienen en cuenta pozos relativamente nuevos entonces se
mantendra la tasa de oportunidad constante. El TRI, y los valores a futuro de
ingresos y egresos se llevaron a cabo teniendo en cuenta los periodos de
produccion totales (Meses acumulados de produccién), para cumplir con lo
establecido en cuanto a los rangos de tiempo (2009-2011) para este
proyecto, y asi poder saber si la campafia de cada pozo ha cumplido o no
con lo establecido por PETROMINERALES COLOMBA LDTA, que debe ser
del 16% anual (1.33% mensual).
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4.2.1 Evaluacién econdémica de

Formacién Honda

Tabla 4.8 Criterios econémicos evaluados para el Pozo 03

los pozos

representativos en

la

Meses acumulados de Produccion 23.23
Dias por pérdidas sin Produccion 45.33
Volumen acumulado en Barriles 43,252.68
Volumen perdido en Barriles 2,411.67
Total Ingresos (VPI) US$ 3,602,515.72
Ingresos Futuros (VFI) US$ 4,900,647.27
Ejecutado Total Pozo Nuevo (Perforacion) US$ 1,518,627.83
Costos por WO y WS US$ 32,035.35
Costos por pérdidas de Volumen US$ 200,867.58
Costos por produccion US$ 1,120,244.41
Costos sin Perforacion US$ 1,353,147.34
Total Egresos (VPE) US$ 2,871,775.17
Egresos a Futuro (VFE) US$ 3,906,591.47
TRI 0.02
RCB 1.25
Ganancia Promedio Mensual US$ 155,055.99
Periodo de Recuperacion de capital (Meses) 18.52
Valor Presente Neto (VPN) US$ 730,740.55
Valor Presente Futuro (VFN) 994,055.80

Fuente: Autor.
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Con 23.23 meses en produccion teniendo como referencia este mismo
periodo para los Valores Futuro de ingresos y egresos, con 45.33 dias de
pérdidas por servicios o reacondicionamientos realizados, y analizando los
resultados del estudio de los criterios econdémicos.Las inversiones hechas en
el pozo 03 tienen una rentabilidad baja, la tasa interna de retorno (TIR %) es
positiva superando la tasa de oportunidad mensual, y por ende la relacion
beneficio costo (RCB) que es 1.25 valores que aunque superan los limites
establecidos, no son muy confiables.El tiempo de recuperacion de la
inversion por parte de PETROMINERALES COLOMBIA LTDA., es de 18.52
meses, relativamente alto para este tipo de proyectos porque se debe tener
en cuenta que asi como un pozo puede producir por décadas, también en
cualguier momento se puede dafiar y entre mas se tarde en recuperar
inversibn mas incierta es la rentabilidad y es posible que en un periodo tan
largo de recuperacién del capital el pozo requiera mas trabajos y una mayor
inversion que la establecida por la oportunidad de egresos; cabe aclarar que
la mayor parte de la inversion hecha es por parte del proyecto de perforacion
que tiene en cuenta la estimulacion temprana, (1,518,627.83 US$) que
representa un 52.82% de la inversion y esta no afectara las ganancias
cuando se halla recuperado el capital, pues solo se debe tener en cuenta a
futuro en la oportunidad de egresos los trabajos adicionales de Workover,
wellservices, pérdidas de volumen debidas a estos trabajos y los costos de
produccion, que se puedan presentar tomando la misma tasa de oportunidad
del 16% anual para mantener un margen de equilibrio entre los ingresos y
egresos. Sin embargo, se puede observar que de manera general, dentro del
rango del tiempo de esta investigacion y tomando en cuenta los estandares
minimos, cumple con lo establecido para ser un pozo aceptable y ha

cumplido con lo requerido y lo minimo proyectado por la compaiiia.
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Tabla 4.9 Criterios econémicos evaluados para el Pozo 05

Meses acumulados de Produccion 19.25
Dias con pérdidas sin Produccion -
Volumen acumulado en Barriles 59,120.13
Volumen perdido en Barriles -
Total Ingresos (VPI) US$ 4,924,115.63
Ingresos Futuros (VFI) US$ 6,354,303.89
Ejecutado Total Pozo Nuevo (Perforacion) US$ 1,750,992.69
Costos por WO y WS US$ -
Costos por pérdidas de Volumen US$ -
Costos por produccion US$ 1,531,211.37
Costos sin Perforacion US$ 1,531,211.37
Total Egresos (VPE) US$ 3,282,204.06
Egresos a Futuro (VFE) US$ 4,235,506.15
TRI 0.03
RCB 1.50
Ganancia Promedio Mensual US$ 255,781.10
Periodo de Recuperacién de capital (Meses) 12.83
Valor Presente Neto (VPN) US$ 1,641,911.57
Valor Presente Futuro (VFN) US$ 2,118,797.74

Fuente: Autor.
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Con 19.25 meses en produccién, sin pérdidas por servicios o
reacondicionamientos realizados.Las inversiones hechas en el pozo 03
tienen una rentabilidad baja, la tasa interna de retorno (TIR %) es positiva
superando la tasa de oportunidad mensual, y por ende la relacion beneficio
costo (RCB) que es 1.5, valores que aunque superan los limites
establecidos, no son muy confiables.El tiempo de recuperacion de la
inversion por parte de PETROMINERALES COLOMBIA LTDA., es de 12.83
meses, relativamente alto para este tipo de proyectos; la mayor parte de la
inversién hecha es por parte del proyecto de perforacion que tiene en cuenta
la estimulacion temprana, que representa un 53.35% de la inversion. Sin
embargo, se puede observar que de manera general, dentro del rango del
tiempo de esta investigacion y tomando en cuenta los estandares minimos,
cumple con lo establecido para ser un pozo aceptable y ha cumplido con lo
requerido y lo minimo proyectado por la compafiia.
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4.2.2 Evaluacion economica de los pozos

laFormacién Doima-Chicoral

Tabla 4.10 Criterios econémicos evaluados para el Pozo 15

representativos en

Meses acumulados de Produccion 28.05
Dias por pérdidas sin Produccion 17.73
Volumen acumulado en Barriles 80,311.92
Volumen perdido en Barriles 1,599.07
Total Ingresos (VPI) US$ 6,689,179.82
Ingresos Futuros (VFI) US$ 9,698,897.88
Ejecutado Total Pozo Nuevo (Perforacion) US$ 1,626,185.42
Costos por WO y WS US$ 596,172.16
Costos por pérdidas de Volumen US$ 133,186.83
Costos por produccion US$ 2,080,078.73
Costos sin Perforacion US$ 2,809,437.72
Total Egresos (VPE) US$ 4,435,623.14
Egresos a Futuro (VFE) US$ 6,431,379.79
TRI 0.03
RCB 151
Ganancia Promedio Mensual US$ 238,478.33
Periodo de Recuperacion de Capital (Meses) 18.60
Valor Presente Neto (VPN) US$ 2,253,556.67
Valor Presente Futuro (VFN) US$ 3,267,518.09

Fuente: Autor.
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Con 28.05 meses en produccién, 17.73 dias de pérdidas por servicios o
reacondicionamientos realizados.Las inversiones hechas en el pozo 15
tienen una rentabilidad baja, aunque la tasa interna de retorno (TIR %) es
positiva superando la tasa de oportunidad mensual, y por ende la relaciéon
beneficio costo (RCB) que es 1.51, valores que aunque superan los limites
establecidos, no son muy confiables.El tiempo de recuperacion de la
inversion por parte de PETROMINERALES COLOMBIA LTDA., es de 18.60
meses, relativamente alto para este tipo de proyectos; la mayor parte de la
inversién hecha es por parte de los costos por produccién que representan
un 46.89% de la inversién. Sin embargo, se puede observar que de manera
general, dentro del rango del tiempo de esta investigacion y tomando en
cuenta los estandares minimos, cumple con lo establecido para ser un pozo
aceptable y ha cumplido con lo requerido y lo minimo proyectado por la

compaiia.
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Tabla 4.11 Criterios econdmicos evaluados para el Pozo 16

Meses acumulados de Produccion 27.73
Dias por pérdidas sin Produccién 5.67
Volumen acumulado en Barriles 88,977.28
Volumen perdido en Barriles 347.34
Total Ingresos (VPI) US$ 7,410,917.65
Ingresos Futuros (VFI) US$ 10,700,686.66
Ejecutado Total Pozo Nuevo (Perforacion) US$ 1,668,847.70
Costos por WO y WS US$ 52,100.47
Costos por pérdidas de Volumen US$ 28,930.30
Costos por produccion US$ 2,304,511.55
Costos sin Perforacion US$ 2,385,542.32
Total Egresos (VPE) US$ 4,054,390.02
Egresos a Futuro (VFE) US$ 5,854,168.03
TRI 0.04
RCB 1.83
Ganancia Promedio Mensual US$ 267,206.51
Periodo de Recuperacién de capital (Meses) 15.17
Valor Presente Neto (VPN) US$ 3,356,527.63
Valor Presente Futuro (VFN) US$ 4,846,518.63

Fuente: Autor.
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Con 27.63 meses en produccion, 5.67 dias de pérdidas por servicios o
reacondicionamientos realizados.Las inversiones hechas en el pozo 16
tienen una rentabilidad aceptable, la tasa interna de retorno (TIR %) es
positiva superando la tasa de oportunidad mensual, y por ende la relaciéon
beneficio costo (RCB) que es 1.83, valores que superan un poco los limites
establecidos.Pero el tiempo de recuperacién de la inversion por parte de
PETROMINERALES COLOMBIA LTDA.,, es de 15.17 meses debido
posiblemente a que su produccién diaria no es tan alta, observando y
comparando su acumulado en barriles producidos vs sus meses acumulados
en produccién, relativamente alto para este tipo de proyectos; la mayor parte
de la inversion hecha es por parte de los costos por produccién que
representan un 56.84% de la inversion. Sin embargo, se puede observar que
de manera general, dentro del rango del tiempo de esta investigacion y
tomando en cuenta los estandares minimos, cumple con lo establecido para
ser un pozo aceptable y ha cumplido con lo requerido y lo minimo
proyectado por la compafia en cuanto al TIR y el RCB, y es el que mayor

rentabilidad representa para esta formacion, con un VPN = $3,356,527.63.
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Tabla 4.12 Criterios economicos evaluados para el Pozo 29

Meses acumulados de Produccion 15.53
Dias por pérdidas sin Produccion -
Volumen acumulado en Barriles 63,930.77
Volumen perdido en Barriles -
Total Ingresos (VPI) US$ 5,324,793.83
Ingresos Futuros (VFI) US$ 6,540,767.96
Ejecutado Total Pozo Nuevo (Perforacion) US$ 2,531,444.61
Costos por WO y WS US$ -
Costos por pérdidas de Volumen US$ -
Costos por produccion US$ 1,655,806.94
Costos sin Perforacion US$ 1,655,806.94
Total Egresos (VPE) US$ 4,187,251.55
Egresos a Futuro (VFE) US$ 5,143,455.63
TRI 0.03
RCB 1.27
Ganancia Promedio Mensual US$ 342,901.11
Periodo de Recuperacién de capital (Meses) 12.21
Valor Presente Neto (VPN) US$ 1,137,542.28
Valor Presente Futuro (VFN) US$ 1,397,312.34

Fuente: Autor.
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Con 15.53 meses en produccién, sin pérdidas por servicios o
reacondicionamientos realizados.Las inversiones hechas en el pozo 29
tienen una rentabilidad baja, aunque la tasa interna de retorno (TIR %) es
positiva superando la tasa de oportunidad mensual, y por ende la relaciéon
beneficio costo (RCB) que es 1.27, valores que superan un poco los limites
establecidos.Pero el tiempo de recuperacién de la inversion por parte de
PETROMINERALES COLOMBIA LTDA., es de 12.21 meses, relativamente
alto para este tipo de proyectos; la mayor parte de la inversion hecha es por
parte de los costos por perforacion que representan un 60.46% de la
inversién, valor que es superior a los demas pozos representativos de esta
formacion y de los de las otras formaciones en este estudio, a eso
posiblemente se debe su bajo TIR ya que se supondria que deberia tener un
TIR més alto pues con respecto a los pozos ya evaluados, es el que tiene
menor tiempo en produccion. Sin embargo, se puede observar que de
manera general, dentro del rango del tiempo de esta investigacion y
tomando en cuenta los estandares minimos, cumple con lo establecido para
ser un pozo aceptable y ha cumplido con lo requerido y lo minimo

proyectado por la compafiia.
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4.2.3 Evaluacion econtmica de los pozos

laFormacién Monserrate

representativos en

Tabla 4.13 Criterios econémicos evaluados para el Pozo 34

Meses acumulados de Produccion 12.18
Dias por pérdidas sin Produccion 10.71
Volumen acumulado en Barriles 191,057.03
Volumen perdido en Barriles 5,024.70

Total Ingresos (VPI) US$ 15,913,140.03

Ingresos Futuros (VFI) US$ 18,699,078.11
Ejecutado Total Pozo Nuevo (Perforacion) US$ 1,664,059.93

Costos por WO y WS US$ 92,461.34

Costos por pérdidas de Volumen US$ 418,507.43

Costos por produccion US$ 4,948,377.08

Costos sin Perforacion US$ 5,459,345.85

Total Egresos (VPE) US$ 7,123,405.78

Egresos a Futuro (VFE) US$ 8,370,511.47

TRI 0.08
RCB 2.23
Ganancia Promedio Mensual US$ 1,306,479.91

Periodo de Recuperacion de capital (Meses) 5.45
Valor Presente Neto (VPN) US$ 8,789,734.25

Valor Presente Futuro (VFN)

10,328,566.65

Fuente: Autor.
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Con solo 12.12 meses en produccion, con 10.71 dias de pérdidas por
servicios o reacondicionamientos realizados.Las inversiones hechas en el
pozo 34 tienen la mas alta rentabilidad de la formacion y de los pozos de las
demas formaciones evaluadas en este proyecto, con la mejor tasa interna de
retorno TIR, y por ende la mejor relacion beneficio costo (RCB) que es 2.23,
valores que superan de sobremanera a los limites establecidos.El tiempo de
recuperacion de la inversion por parte de PETROMINERALES COLOMBIA
LTDA., es de 5.45 meses, el mas bajo de todos los pozos representativos
evaluados de esta y las demas formaciones; la mayor parte de la inversion
hecha es por parte de los costos por produccion que representan un 69.47%
de la inversion, debido a su alta produccién de petroleo. Se observa que
dentro del rango del tiempo de esta investigacion y tomando en cuenta los
estandares minimos, cumple ampliamente con lo establecido para ser un
pozo altamente rentable al menos a corto plazo y cumple con lo requerido y
proyectado por la compafia. Siendo el pozo representativo que representa
las mayores ganancias con un VPN = $10,328,566.65 en el menor tiempo de
operacion con los mas altos volumenes de petrdleo recuperado y las mejores

ganancias promedio mensuales ($1,306,480).
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Tabla 4.14 Criterios econémicos evaluados para el Pozo 35

Meses acumulados de Produccién 16.57

Dias por pérdidas sin Produccién 20.69

Volumen acumulado en Barriles 182,976.92
8,835.29

Volumen perdido en Barriles

Total Ingresos (VPI) US$

15,240,147.67

Ingresos Futuros (VFI) US$

18,980,030.76

Ejecutado Total Pozo Nuevo (Perforacién) US$ 1,603,172.78
Costos por WO y WS US$ 112,471.69
Costos por pérdidas de Volumen US$ 735,891.35
Costos por produccion US$ 4,739,102.23
Costos sin Perforacién US$ 5,587,465.27
Total Egresos (VPE) US$ 7,190,638.05
Egresos a Futuro (VFE) US$ 8,955,197.44
TRI 0.06
RCB 2.12
Ganancia Promedio Mensual US$ 919,823.98
Periodo de Recuperacion de capital (Meses) 7.82
8,049,509.62

Valor Presente Neto (VPN) US$

Valor Presente Futuro (VFN)

10,024,833.33

Fuente: Autor.
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Con 16.57 meses en produccion, con 25.65 dias de pérdidas por servicios o0
reacondicionamientos realizados.Las inversiones hechas en el pozo 35
tienen la segunda mas alta rentabilidadde los pozos evaluados, con una tasa
interna de retorno TIR del 6%, y por ende una muy buena relacion beneficio
costo (RCB = 2.12), valores que superan de sobremanera a los limites
establecidos y a los de los pozos representativos de las otras formaciones.El
tiempo de recuperacion de la inversion por parte de PETROMINERALES
COLOMBIA LTDA., es de 7.82 meses, muy bajo comparado con los de los
pozos representativos evaluados de las demas formaciones; la mayor parte
de la inversion hecha es por parte de los costos por produccion, debido a su
alta produccion de petréleo. Se observa que dentro del rango del tiempo de
esta investigacion y tomando en cuenta los estdndares minimos, cumple
ampliamente con lo establecido para ser un pozo altamente rentable al
menos a corto plazo, y cumple con lo requerido y proyectado por la
companiia. Siendo el pozo representativo que representa la segunda mayor
ganancia con un VPN = $10,024,833.33. y la segunda mejor ganancia
mensual promedio de todos los pozos representativos para todas las

formaciones.
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Tabla 4.15 Criterios econdmicos evaluados para el Pozo 39

Meses acumulados de Produccion 9.64
Dias por pérdidas sin Produccion 5.96
Volumen acumulado en Barriles 79,345.21
Volumen perdido en Barriles 269.63
Total Ingresos (VPI) US$ 6,608,662.54
Ingresos Futuros (VFI) US$ 7,508,504.04
Ejecutado Total Pozo Nuevo (Perforacién) US$ 1,786,892.86
Costos por WO y WS US$ 46,344.64
Costos por pérdidas de Volumen US$ 22,457.52
Costos por produccion US$ 2,055,040.94
Costos sin Perforacién US$ 2,123,843.09
Total Egresos (VPE) US$ 3,910,735.95
Egresos a Futuro (VFE) US$ 4,443,225.31
TRI 0.07
RCB 1.69
Ganancia Promedio Mensual US$ 685,701.81
Periodo de Recuperacion de capital (Meses) 5.70
Valor Presente Neto (VPN) US$ 2,697,926.59
3,065,278.72

Valor Presente Futuro (VFN)

Fuente: Autor.
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Con 9.64 meses en produccion, con 5.96 dias de pérdidas por servicios o
reacondicionamientos realizados.Las inversiones hechas en el pozo 39
tienen alta rentabilidad, tercera en esta formacion, y superior a la de los
demas pozos de las otras formaciones evaluadas en este proyecto, con una
tasa interna de retorno TIR del 7%, y por ende una muy alta relacion
beneficio costo (RCB = 1.69), valores que superan de sobremanera a los
limites establecidos y a los de los pozos representativos de las otras
formaciones.El tiempo de recuperacibn de la inversion por parte de
PETROMINERALES COLOMBIA LTDA., es de 5.70 meses, muy bajo
comparado con los de los pozos representativos evaluados de las demas
formaciones y el segundo mas bajo de los pozos representativos para
Monserrate; la mayor parte de la inversién hecha es por parte de los costos
por produccion, debido a su alta produccién de petrdleo. Se observa que
dentro del rango del tiempo de esta investigacién y tomando en cuenta los
estandares minimos, cumple ampliamente con lo establecido para ser un
pozo altamente rentable al menos a corto plazo, y cumple con lo requerido y
proyectado por la compafiia. Siendo el pozo representativo que representa

una alta ganancia promedio mensual si se observa en la tabla anterior.

Claramente la Formacién Monserrate segun este estudio, representa la mejor

oportunidad de inversién para el campo Dina Terciario.
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CONCLUSIONES

Tanto el andlisis de produccién como el econdmico mostraronque las
formaciones, Honda, Doima-Chicoral y Monserrate, productoras de
Campo Dina Terciario y objeto de esta investigacion, a nivel general
cumplen con los requerimientos minimos segun los criterios de

evaluacion de proyectosque fueron tenidos en cuenta.

Pese a que la Formacion Honda representa los mayores acumulados de
produccién de las formaciones evaluadas en esta investigacion en la
historia del Campo Dina Terciario, la Formacién Monserrate claramente
es la que mejores caudales diarios representa en la actualidad y esto se
ve reflejado en la rentabilidad de la misma a la hora de evaluar los pozos
individualmente, si se toma en cuenta que todos los pozos de la
Formacion Monserrate presentaron resultados de rentabilidad y retorno
de capital muy superiores con respecto a los pozos evaluados de las

demaéas formaciones.

Es claro que la campafia de perforacion de nuevos pozos que comenzo a
partir del 2009 y objeto de esta investigacion, fue exitosa en cuanto al
aumento de produccion general del campo, pues entre el 2009 y el 2010
se alcanzé el pico maximo en la historia de produccién. Y el éxito de esta
campafia se debi6 al trabajo masivo realizado en la Formacién Doima —
Chicoral, y la inclusibn de los primeros pozos en la Formacién
Monserrate, presentando estos ultimos un retorno del capital mayor en

menor tiempo.
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% Simplemente observando los reportes al ministerio en las formas # 09
(Anexo B), es evidenteque la pendiente de la caida de produccion en la
Formacion Hondaes baja, lo que hace estable la produccion. Sin
embargo los pozos analizados presentaron una rentabilidad baja y un
retorno del capital lento ya que su produccion no es la mas satisfactoria y

ademas presentan muchos problemas.

X/

% Las mayores inversiones en pozos nuevos se hicieron en la formacion
Doima-Chicoral, y aunque la mayoria de pozos dieron resultados
positivos, segun los criterios econdémicos evaluados para los pozos
representativos de cada formacion. Sin embargo, la Formacion
Monserrate, en donde se invirtieron menos recursos en pozos Nuevos,
fue la que mejor rentabilidad presenté con un tiempo menor para la
recuperacion de capital, resultados muy superiores a los presentados por
los pozos de las demés formaciones evaluadas.

% La Formacion Monserrate es la mas atractiva en cuanto al desarrollo de
trabajos para incrementar su productividad y asi la rentabilidad del
campo, teniendo en cuenta que la producciéon de los pozos de ésta
decae mas rapido con el tiempo, no obstante, es tan alta que la
recuperacion de capital se obtiene en menor tiempo, logrando asi realizar
con mayor seguridad nuevos proyectos de perforacion,asi como
tambiéntrabajos de reparacion y optimizacion en los pozos.
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*

Los resultados 6ptimos en cuanto a rentabilidad y menor tiempo para el
retorno del capital invertido de la Formacion Monserrate, se deben a que
presenta mejores propiedades petrofisicas tales como mayor presion
inicial de yacimiento, menor saturacion inicial de agua promedio, mayor

permeabilidad, mayor porosidad, entre otras.

El método usado para la seleccidon de los pozos representativos aunque
no parezca preciso, es un método de promedios estadisticos que con
imparcialidad, demostré ser practico a la hora de escoger pozos que

fueran representativos de cada formacion.
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RECOMENDACIONES

» Teniendo en cuenta que el escenario planteado, esta sujeto a un precio
del crudo especifico y establecido al periodo de tiempo para este
proyecto, se recomienda, dependiendo del comportamiento de éste en
un futuro, reevaluar el analisis econdémico y por consiguiente la viabilidad

de cualquier proyecto que se quiera llevar a cabo en el futuro.

» Con los resultados obtenidos de este estudio, es posible generar un
precedente que demuestra la importancia de un analisis exhaustivo al
momento de escoger las formaciones para incrementar esfuerzos en

inversiones como la perforacién en trabajos futuros en este campo.

» Debido a los buenos resultados obtenidos durante la campafa propuesta
por PETROMINERALES COLOMBIA LTD en la Formacién Monserrate,
se recomienda seguir incrementando esfuerzos e inversiones en
perforacion de pozos nuevos e inmediata estimulacion en esta formacion,
como un método eficiente para incrementar la produccion de crudoen
Campo Dina Terciario durante el tiempo que resta del contrato de

produccion incremental.

» Dina Terciario es un campo petrolero maduro, explotado desde el afio de
1961, por lo tanto la presion del yacimiento ha declinado
considerablemente, eso se demuestra con la curva de declinacion
general de los pozos en el campo la cual cambia drasticamente con el
paso corto del tiempo. Por tal motivo y con el fin de aprovechar al
maximo la efectividad de las perforaciones y estimulaciones por

fracturamiento hidraulico y tratamiento matricial acido que se realizan
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inmediatamente después de las perforaciones, se recomienda pensar en
un método de recobro como la inyeccion de agua, que ayude a
incrementar la energia del yacimiento permitiendo evitar la declinacion
temprana para los pozos de Dina Terciario sobre todo los de la
Formacion Monserrate que declinan mas rapido pese a su excelente

produccion.

El método de recobro de inyeccidn de agua podria utilizarse también
para aprovechar el agua producida que es un gran problema que tiene el
campo si observamos las pruebas de produccién y los reportes de la
forma # 09;asi como también se podria mover mayor volumen de crudo
de las formaciones Honda y Doima — Chicoral que aportan menores
volimenes de petrdleo por pozo, recuperando las inversiones en menor
tiempo, y haciendo de los trabajos de perforacion y estimulacion mas
rentables.

Se recomienda usar métodos de analisis técnico econémicos para los
campos productores de petréleo como el realizado en este proyecto de
grado, al menos anualmente, para asi poder tomar decisiones
rapidamente a la hora de modificar objetivos con lo que respecta a
incrementar esfuerzos en una formacion determinada. Pues como se
demostré en este estudio, se debieron hacer mayores esfuerzos en la
Formacion Monserrate en lugar de haber invertido todo el capital que se
invirtio en las Formaciones Honda y Doima—Chicoral, en donde no se
obtuvieron los resultados esperados en cuanto a rentabilidad y al retorno

del capital temprano.
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ANEXO A.

CONTRATO DE PRODUCCION INCREMENTAL — CPI DINA TERCIARIO

Presentacion de los detalles de los contratos

Numero de Contrato: 2207
Nombre del Contrato: NEIVA (PIJAO-POTRERILLO)
Tipo de Contrato: Produccion Incremental

Campos asociados al Contrato: Dina Terciarios

ok~ 0N PE

Porcentaje de Participaciones de acuerdo al Contrato después de las
Regalias: 31% (ECP) y 69% (Petrominerales Colombia Ltd)
Fecha de Inicio del contrato: 31-May-01

o

7. Ultima fecha de terminacion del contrato: 30-May-23
8. Informacion de Regalias
a. Porcentaje por volumen de produccion: NA
b. Porcentaje por curva base negociada: 20%
c. Porcentaje sobre la curva base negociada: (8%-25%) Ley 756 de
2002
d. Otros: La participacion de Petrominerales Colombia Ltd
corresponde al 69% de la produccion incremental después de

regalias.
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ANEXO B.

REPORTES AL MINISTERIO DE MINAS Y ENERGIA - DIRECCION
GENERAL DE HIDROCARBUROS - SUBDIRECCION DE
HIDROCARBUROS (INFORME MENSUAL DE PRODUCCION, GERENCIA
ALTO MAGDALENA — HUILA) Formas # 09
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Figura B1. Reporte de forma # 9 para Campo DT (Septiembre 2011)

Fuente: Petrominerales Colombia Ltd.

REPRESENTANTE DEL MINISTERID
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REPRE SENTANTE DEL OPERADOR

Se puede observar que el Promedio del campo es de 7567.05 BOPD (Barriles de Petrdleo por dia), con un
acumulado de petréleo en barriles de 58400814.55 total para el campo.
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Figura B2. Reporte de forma # 9 para Campo DT (Febrero 2009)
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REPRESENTANTE DEL OPERADOR

Fuente: Petrominerales Colombia Ltd.

AEPRESENTANTE DEL MINISTERIO

Se puede observar que el promedio del campo es de 3469.85 BOPD (Barriles de Petréleo por dia), con un

acumulado de petréleo en barriles de 52108006.24 total para el campo.
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Figura B3. Reporte de forma # 9 para Campo DT (Octubre 2009)
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REPRESENTANTE DEL OPERADOR

Fuente: Petrominerales Colombia Ltd.

REPRESENTANTE DEL MINISTERIO

Se puede observar que el promedio del campo es de 5472.01 BOPD (Barriles de Petrdleo por dia), con un
acumulado de petroleo en barriles de 53489525.24 total para el campo.
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Figura B4. Reporte de forma # 9 para Campo DT (Diciembre 2010)
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REPRESENTANTE DEL OFERADOR REPRESENTANTE DEL MINISTERIO

Fuente: Petrominerales Colombia Ltd.

Se puede observar que el promedio del campo es de 7762.60BOPD (Barriles de Petréleo por dia), con un

acumulado de petréleo en barriles de 56334099.41 total para el campo.
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Figura B5. Reporte de forma # 9 para Campo DT (Enero 2011)
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Fuente: Petrominerales Colombia Ltd.

Se puede observar que el promedio del campo es de 8134.34 BOPD (Barriles de Petréleo por dia), con un
acumulado de petréleo en barriles de 56586264.08 total para el campo.
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Figura B6. Reporte Mensual modelo de la forma # 09 por cada pozo de la formacion Monserrate.
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Fuente: Petrominerales Colombia Ltd.

De estas formas se pueden obtener los datos necesarios para hallar los costos y las ganancias de los

pozos, como los reportes de volumenes en tanques, dias de produccion en el mes, y demas datos que se

puedan necesitar para los calculos econdmicos que se podran observar en el (Anexo C).
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ANEXO C.

MUESTRA DE CALCULO PARA LA EVALUACION ECONOMICA DE LOS
POZOS REPRESENTATIVOS DE LAS FORMACIONES HONDA, DOIMA-
CHICORAL Y MONSERRATE

En este anexo se representa la manera en que se llevaron a cabo los célculos
econdmicos solo para el pozo 35, usando como base el numeral 2., ya que
para los demas pozos se siguieron los mismos pasos en busqueda de los
resultados obtenidos.

e Meses acumulados de produccion:
16.57, Obtenido de la forma # 09 del mes de septiembre de 2011.

e Dias por pérdidas sin produccion:
Obtenido de las formas # 09 de los meses en que el pozo fue intervenido o fue
objeto de algun servicio por dafio u optimizacion; sumando los dias totales en
que el pozo no estuvo en produccién. Los trabajos realizados en el pozo se
obtienen de la base de datos de open Wells, en donde se consignan las fechas
de inicio y final de los servicios e intervenciones, que tipo de trabajo fue el
realizado, el objetivo o motivo del trabajo y su costo respectivo. Para el pozo en

cuestion se realizaron los siguientes trabajos:

Tabla C1. Trabajos realizados en el pozo 35

Fecha Evento Objetivo Costo (US$)

10-16/08/2010 | WellServices TubingDamage 62,197.62

04 — 16 /12/2010 | WellServices RodStringFailure | 50,274.08
TOTAL 112,471.69

Fuente: Autor.
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Como los trabajos fueron realizados en agosto y en diciembre de 2010,
entonces de las formas # 09 de los meses en cuestidn, se obtienen los dias en

gue no hubo produccion, por tanto son pérdidas de produccion.

Agosto 2010: 31 - 22.73 = 8.27 dias sin produccion.
Diciembre de 2010: 31 — 18.58 = 12.42 dias sin produccion.

TOTAL = 20.69 dias sin Produccion.

e Volumen acumulado en Barriles:
182,976.92 Barriles de petréleo, obtenido de la forma # 09 del mes de
septiembre de 2011.

¢ Volumen perdido en Barriles:

Y (Dias sin Produccién en el mes X Volumen Promedio mesual producido diario)EQ

.C1

- Volumen perdido en Agosto de 2010:
8.27 dias X 294.71barriles/dia = 2,437.25 barriles

- Volumen Perdido en Diciembre de 2010:
12.42 dias X 515.14 barriles/dia = 6,398.04 barriles

- Volumen Total Perdido = 2,437.25 + 6,398.04 = 8,835.29 barriles.
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e Total Ingresos VPI (dolares — US$):

(Produccion acumulada * Precio del barril de petréleo para el Campo)

182976.92 barriles * 83.29 $US/Barril =$15,240,147.67

e Total Ingresos a futuro VFI (d6lares — US$):
Valor evaluado para un periodo de tiempo igual al periodo de tiempo en que
se ha ejecutado el proyecto pero visualizado hacia el futuro. Y se usa como
referencia la ecuacion (EQ. 2.4) asi:

_F
T+

EQ. 2.4

Despejando F que seria VFI, obtenemos:

F=P+(1+i" EQ.C2
Siendo,
P =VPI=15,240,147.67
i = Tasa de interés mensual, y como la tasa anual es 0.16 entonces la tasa
mensual sera = 0.16/12

n = Periodos totales de evaluacién = 16.57 meses

Luego, reemplazando:

F =18,980,030.76 = VFI

Como el proyecto que este caso es la produccion del pozo 35, lleva una
duracion de 16.57 meses al momento de la evaluacion, entonces se
evaluara dicho periodo pero a futuro, manteniendo constante mismo periodo

de tiempo, y como no se tienen en cuenta curvas IPR para este proyecto,
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entonces igual se tendré en cuenta el costo de la campafa de perforacion
que es grande y se asumira este mismo costo como una pérdida a futuro por
caida de produccidn, y se conservara la misma tasa de interés como tasa de
oportunidad. Ya que asi la produccién caiga, de igual manera se realizaran
trabajos de optimizacion a futuro para tratar de mantener una produccion

rentable.

e Total Egresos VPE (US$)
Los egresos seran la suma de todos los costos de produccion, costos de
ejecucion del proyecto de perforacion del pozo nuevo, costos por Workover, y
servicios a los pozos, las ganancias que se dejaron de obtener por pérdidas de
produccién por dafios, reparaciones u optimizaciones, que para el efecto de las
politicas de produccion de la empresa se convierten en un costo; costo

generalizado promediado por produccion por pozo:

Tabla C2. Costos del pozo 35

Ejecutado Total Pozo Nuevo (Perforacién) US$ 1,603,172.78
Costos por WO y WS US$ 112,471.69
Costos por pérdidas de Volumen US$ 735,891.35
Costos por produccion US$ 4,739,102.23
Total Egresos (VPE) US$ 2 7,190,638.05

Fuente: Autor.
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e Egresos a futuro VFE (US$)
De la misma manera como se hall6 el VFI se halla en VFE reemplazando
obviamente el valor de VPI por el valor de VPE y manteniendo los demas datos
argumentando que se evaluaron los valores de egresos a futuro de la misma
manera como se evaluaron los ingresos conservando la misma tasa de
oportunidad pero esta vez no serd de oportunidad sino de interés por el

aumento de los costos a futuro.

Reemplazando entonces en la ecuacion C.2, el valor de VFI por el de VFE,

obtenemos:
F =8,955,197.44= VFE

e TRI (Tasa de retorno interna)

Aplicando la ecuacion 2.5, despejamos TIR y tenemos que:

1 1

_— (C)E _ (7,190,638.05
=/ F ~7118,980,030.76

23.23
) —1/=0.0569 = 5.69% mensual

Siendo,

C = VPE =7,190,638.05

F = VFI = 18,980,030.76

n = 23.23 meses de produccién
TIR = 0.0569 = 5.69% mensual

Asi que si la tasa interna de retorno mensual es de 16% anual es decir que

es de 1.33 % mensual, entonces el TIR supera lo esperado para este

proyecto, asi que es viable.
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e Calculo relacién benéfico costo (RCB)
Aplicando la ecuacion 2.6 tenemos:

B VPdelosIngresos _ 15,240,147.67

RCB = VPdelosegresos  7,190,638.05 =212
Mayor a 1, asi que el proyecto es atractivo.
e Calculo periodo de recuperacion.
Aplicando la ecuacion 2.7 tenemos:
Inversipontotal 7,190,638.05

PeriododeR on = -
eriododefrecuperacion utilidadpromediomensual ~ 919,823.98

= 7.82 meses

En 7.82 meses se logré recuperar la inversion total hecha para el proyecto
(Pozo 35).
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