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RESUMEN

El presente Trabajo Especial de Grado (T.E.G.), tiene por objetivo evaluar los
planes de desarrollo de tres campos ubicados en la Faja Petrolifera del
Orinoco a través de un andlisis técnico-econdmico para establecer el mejor
escenario de explotacion. Para ello, se analizaron los historicos de produccion
de petréleo, gas y agua de cada uno de los campos con el fin de determinar
las reservas drenadas hasta la actualidad. Asi mismo, se evaluaron los Planes
de Negocios (PDNO) para establecer el porcentaje de cumplimiento en cuanto
a las actividades de produccion, perforacion, inversiones y gastos. Al resultar
del punto anterior un bajo porcentaje de cumplimiento de estos planes por
parte de la Empresa Mixta, se establecieron dos escenarios de explotacion
principales, el primero para alcanzar un plateau de 120 MBD y el segundo de
200 MBD. A cada uno de estos, se les vario la disponibilidad de taladros
maximo (4, 6 y 8) a utilizar por afio y se les realiz6 una evaluacion econdémica
con los indicadores mas importantes de un plan (VPN, TIR y Tiempo de Pago).
Finalmente, se concluyé que el Campo A ha drenado 21,68 MMBN de petréleo,
con un cumplimiento del 14,8% de la produccion, 3,3% en perforacion, 18,47%
en inversiones y 139% en gastos. Mientras que el Campo B, ha drenado 2,036
MMBN de petréleo, con un cumplimiento del 1% de la producciéon, 5% en
perforacion, 2% en inversiones y 31% en gastos. Por otra parte, el campo C
presenta un porcentaje de cumplimiento de 0% ya que el mismo aun no ha
empezado su produccion. En cuanto a los escenarios planteados, el de
200MBD resulto, con los mejores indicadores técnicos y econdmicos, pero
también con los mayores gastos.
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INTRODUCCION

En Venezuela, el inicio de la industria petrolera se remonta a comienzos del
siglo XX con la perforacion del pozo Zumaque | en la poblacion de Mene
Grande, por medio del cual se descubrid la cuenca de Maracaibo, una de las
mas importantes del pais. En el afio 1936, por medio del pozo La Canoa-1
inicia la explotacion de la Faja Petrolifera del Orinoco, actualmente
considerada la reserva de petréleo mas grande del mundo, que contiene
alrededor del 74% de las reservas venezolanas que, para el afo 2017

ascienden a 301 MMMBIs, incluyendo crudos extrapesados [,

Ademas de poseer grandes reservas de crudo, Venezuela cuenta con una
ubicacion geografica privilegiada por sus accesos al Mar Caribe y al Océano
Atlantico y por su cercania al canal de Panama, lo que facilita el acceso al
Océano Pacifico. Estas caracteristicas le proporcionan cierta ventaja al

momento de comercializar sus recursos.

A pesar de tener estas facilidades, para poder extraer las reservas presentes,
las Empresas Mixtas deben plantear planes de desarrollo en los que se
contemplen los volimenes estimados a drenar, las actividades que se llevaran
a cabo para conseguirlo, asi como las inversiones y gastos asociados a ellos,

con el fin de evaluar si el proyecto es econémicamente rentable.

Una vez iniciados estos proyectos, anualmente debe revisarse el cumplimiento
de los mismos, con el fin de determinar las areas que requieren mayor
atencion, asi como los factores, si existen, que evitan la correcta ejecucion del

plan original, para poder buscar posibles soluciones.

El presente trabajo se centra en una Empresa Mixta a la cual le han sido
asignados tres campos ubicados en la Faja Petrolifera del Orinoco con el fin

de establecer los mejores escenarios de explotacion para alcanzar una



produccion Optima. Para esto es necesario contar con las caracteristicas
geoldgicas y de yacimientos de las areas en estudio, asi como con los
historicos de produccién y las actividades de los pozos. Con estos datos sera
posible evaluar las diferentes estrategias con su respectivo analisis econdémico

para determinar el méas efectivo.



Capitulo I. Planteamiento del problema

CAPITULO |

PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

En la actualidad, alrededor del 80% de la energia consumida a nivel mundial
proviene de combustibles fésiles, tomando en cuenta que el mas usado de
estos combustibles es el petréleo, este corresponde a la fuente de energia
mas importante de la sociedad, aumentando su consumo interanual en 1,2%
entre el afio 2005 y 2015, para alcanzar los 96.558 MBD en el 2015.
Adicionalmente, su produccién también ha aumentado exponencialmente en

un 1,1% en el periodo antes mencionado [

Venezuela alcanz6 en 2017 una produccion de 2.174 MBD de crudo lo cual lo
mantuvo entre los quince principales paises productores a nivel mundial ™. La
produccion petrolera venezolana estuvo a cargo de empresas privadas
extranjeras hasta el afio 2006, en el que se hizo la migracion de convenios
operativos a Empresas Mixtas, que son empresas donde mas del 50% de las
acciones estan en manos del estado, en este caso, a traves de la Corporacion
Venezolana del Petréleo (CVP) y con una participacion accionaria de al menos
60%.

El caso en estudio corresponde a una Empresa Mixta encargada de la
explotacion de tres campos ubicados en la Faja Petrolifera del Orinoco. En
ella, de acuerdo al andlisis de cumplimiento, el volumen de crudo extraido al
2017 esta por debajo en comparaciéon al que fue establecido en el Plan de
Negocios Original para ese afo. Es por ello que se hace necesario evaluar las
estrategias de explotacion de estos campos para aumentar su produccion,
tomando en cuenta que debe garantizarse el manejo de la produccion maxima

en superficie con un criterio de minima inversion.



Capitulo I. Planteamiento del problema

1.1. OBJETIVOS
1.1.1. OBJETIVO GENERAL

Evaluar los planes de desarrollo de tres campos ubicados en la Faja Petrolifera
del Orinoco a través de un andlisis técnico-econdmico para establecer el mejor

escenario de explotacion.
1.1.2.  OBJETIVOS ESPECIFICOS
e Analizar el histérico de produccion de los campos.

e Evaluar el cumplimiento del plan de desarrollo original de las zonas en

estudio hasta la fecha y estudiar las causas de sus diferencias.

e Establecer escenarios, a través del potencial de los campos, para la

explotacion del area.

¢ Realizar la evaluacién econdmica mediante perfiles de inversiones y gastos

para definir el mejor escenario.
1.2. ALCANCE

El presente Trabajo Especial de Grado se limitara al estudio de tres campos
de crudo extrapesado, ubicados en dos bloques de la Faja Petrolifera del
Orinoco, cuyo plan de desarrollo original comprende el periodo 2010-2034.
Para cumplir este plan serd necesario realizar un andlisis técnico-econémico
que permita establecer los escenarios de explotacion mas factibles para el
periodo 2018-2034, ocho afios después de iniciado el plan original. Es
importante mencionar que solo se tomara en cuenta la produccion en frio de

los campos en cuestion.



Capitulo I. Planteamiento del problema

1.3. JUSTIFICACION

La Faja Petrolifera del Orinoco cuenta con las mayores reservas de
hidrocarburos en Venezuela, por lo que es un punto de vital importancia para
el desarrollo de la economia nacional. Para poder drenar estas reservas es
necesario, al momento de establecer los planes de desarrollo, que se tomen
en cuenta diversos escenarios de explotacidén para garantizar, en la medida de

lo posible, el cumplimiento de estos planes.

Para la Gerencia de Planificacion, Desarrollo y Seguimiento de Negocios de
CVP es de suma importancia evaluar el cumplimiento de los planes de
desarrollo de las Empresas Mixtas para aplicar las correcciones necesarias y
con esto asegurar que se alcancen las cuotas contractuales de las diferentes

empresas.

Aunado a ello, una correcta ejecucion de los planes de desarrollo permite
generar confianza de los grandes inversionistas hacia la empresa, lo que
conlleva a establecer procesos de negociacion con paises estratégicos en

materia energética como Rusia, China, Bielorrusia, entre otros.
1.4. LIMITACIONES

e Por razones de confidencialidad y seguridad de la empresa, parte de la
informacién no ser4d publicada o serd parcialmente modificada,
particularmente los nombre de los pozos y campos.

e Los datos a utilizar para hacer el andlisis seran suministrados por parte de
la Gerencia Técnica de la empresa, lo cual implica cierta dependencia de

la misma.
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CAPITULO Il

MARCO TEORICO

2.1. ANTECEDENTES

Se realiz6 una revision bibliografica acerca de las investigaciones mas

importantes que preceden a este Trabajo Especial de Grado.

Alvarez, A. (2002) identifico los planes de explotacion para el yacimiento C7
del &rea VLA-31, flanco oeste, Campo Lagomar, Estado Zulia. Para ello evalué
distintos escenarios, comparando a una misma escala la perforacion de pozos
horizontales y multilaterales para estimar la cantidad de hidrocarburos que se
podrian recuperar adicionalmente al esquema de explotacion actual del
campo. Ademas, realiz6 la evaluacidon econdémica a cada uno de los
escenarios propuestos. De este trabajo se concluyé que, la opcion mas
rentable es afadir cuatro pozos multilaterales al esquema de explotacion
actual. Con este plan se logra una recuperacion adicional de 66,4 MMBN

adicionales, incrementando el factor de recobro del 22,1% a 34,84%.

Sanchez, F. (2006) realizé la planificacién para el incremento de la produccion
de crudo con base a una caracterizacion estatica de yacimientos en los
Bloques “M” y “P” del Campo Onado para la base de recursos afios 2006-2017.
El objetivo principal de este trabajo es desarrollar la vision integral (geologia,
yacimientos, produccion, infraestructura, economia) para obtener el mejor
producto. Con la finalidad de maximizar las reservas recuperables y obtener el
mayor valor presente neto del proyecto, se plantean actividades de reentradas,
reacondicionamiento, estimulaciones, la perforacion de ocho pozos de
desarrollo, ubicando dos en el area “P” y seis en el area “M”, ademas de tres

pozos exploratorios en el alto estructural.
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Alvarez, R. (2009) plasmo la propuesta de plan de desarrollo para un campo
en la Faja Petrolifera del Orinoco. Para este trabajo, se propuso la estrategia
de explotacion, se establecié un disefio de pozo genérico, las unidades de
superficie necesarias y el sistema de mejoramiento y oleoductos requeridos.
Adicionalmente, se estimaron los costos asociados a las inversiones y gastos
del proyecto. Finalmente, se determin0 que la mejor estrategia para el
agotamiento de las reservas de un yacimiento de crudos extra pesados en la
Faja, consiste en agotar en dos fases el yacimiento: primero en frio y luego
utilizando inyeccién de vapor. Por otra parte, se concluyé que un plan de
desarrollo que esté basado en la construccidbn consecutiva y constante de
macollas, podria ser considerado como una estrategia viable bajo condiciones
de mercado mas favorables. Es importante mencionar, que entre los factores
que afectaron la economia se encuentran el régimen impositivo vigente,
efectos del costo del barril en el mercado internacional y la inflacién de costos

del capital de las facilidades.

De Santis, S. (2014) identifico los escenarios de explotacion para incrementar
la produccién de petréleo en el Yacimiento Post Eoceno Campo del Campo
Cabimas. Para proponer los diferentes escenarios, se tom6 en cuenta la
capacidad de produccién actual del yacimiento y se analizé los volumenes
cuantificados de reservas de hidrocarburos en el mismo. Una vez realizado el
estudio se observo que, hasta finales del 2013 aun quedaban por recuperar
un 24% de las reservas recuperables primarias. Los escenarios mas
prospectivos fueron A 'y C. Para el caso del escenario A, con los 121 pozos
activos del yacimiento se pueden recuperar 6,48 millones de barriles de
petréleo en el periodo 2014-2019, para un total de 377,2 MMBN de reservas
producidas totales. Con respecto al escenario C, perforandose 42 nuevos
pozos durante el periodo mencionado anteriormente, se podran drenar 1,66
MMBN de petroleo, logrando una producciéon acumulada total de 372,38
MMBN de petréleo.
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2.2. BASES TEORICAS
2.2.1. RESERVAS DE HIDROCARBURQS [31 4. []

Es la fraccion del volumen original de hidrocarburo, bien sea petréleo crudo,
condensado gas natural o liquidos del gas natural que se anticipa se pueden
recuperar comercialmente de acumulaciones conocidas a partir de una fecha

determinada.
2.2.1.1. CLASIFICACION DE LAS RESERVAS

En Venezuela, las reservas se clasifican segun la certidumbre de ocurrencia,
las facilidades de produccion o el método de recuperacion como se muestra

en la Tabla 1.

Tabla 1. Clasificacién de las reservas de hidrocarburos (MPPEP, 2005)

Criterio Clasificacion de las reservas

Probadas
Probables
Posibles
Probadas desarrolladas
Probadas no desarrolladas
Primarias
Secundarias

De acuerdo a la certidumbre de ocurrencia las reservas pueden ser probadas,
probables o posibles, siendo estas dos ultimas también llamadas reservas no
probadas. Las reservas probadas son los volimenes que tienen una certeza
razonable de ser recuperados de acumulaciones conocidas de acuerdo a la
informacion geologica y de ingenieria disponible. Estas reservas a su vez se
subdividen, de acuerdo a sus facilidades de produccién, en desarrolladas y no
desarrolladas. Las reservas probadas desarrolladas son los volimenes que

pueden ser recuperados del yacimiento a través de los pozos e instalaciones
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disponibles, mientras que las no desarrolladas requieren de nuevos pozos e

instalaciones o profundizacion de los pozos existentes para ser recuperadas.

Las reservas no probadas son volumenes de hidrocarburos que, de acuerdo a
la informacién geoldgica y de ingenieria disponible, tienen un menor grado de
certeza en su recuperacion que las reservas probadas. Este grado de certeza

es menor para las reservas posibles comparadas con las probables.

Las reservas probadas son estimadas bajo las condiciones econdmicas,
operacionales y regulaciones gubernamentales prevalecientes, mientras que,
para las reservas probables y posibles, su recuperacion estqd atada a

tecnologia y condiciones econdémicas futuras.

Por otra parte, de acuerdo al método de recuperacion las reservas se clasifican
en primarias y secundarias, siendo las primarias las reservas que pueden ser
extraidas por la energia natural del yacimiento, mientras que las secundarias
requieren de métodos de recuperacion que aporten energia al yacimiento o

contribuyan en el desplazamiento de los hidrocarburos.
2.2.1.2. METODOS PARA EL CALCULO DE RESERVAS

Para el calculo de las reservas es necesario tener disponible una estimacion
confiable del hidrocarburo original en sitio y ademas calcular el factor de
recobro, que es la relacion entre el volumen de hidrocarburos que se espera
extraer hasta el momento de abandonar la explotacién y el volumen de

hidrocarburos original en sitio.

El volumen de hidrocarburos original en sitio puede ser estimado por diferentes
meétodos, dependiendo de la cantidad y la calidad de la informacion disponible

y el grado de desarrollo de los yacimientos, estos métodos son:

e METODO VOLUMETRICO: Utiliza un modelo geolégico que
geomeétricamente describe el yacimiento y las propiedades de la roca y
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los fluidos. Es el método oficial para el célculo de las reservas en
Venezuela. Con este se puede calcular petréleo, gas y condensado

original en sitio.

e BALANCE DE MATERIALES: Es un método que requiere de datos de
produccién, historico de presiones y analisis PVT de los fluidos del
yacimiento para el célculo del petrdleo original en sitio.

e CURVAS DE DECLINACION: Utiliza la historia de produccién de un
yacimiento para pronosticar el comportamiento futuro del mismo por
medio de la extrapolacion de las curvas tasa/tiempo. La integracion de
estas curvas es un procedimiento valido para la estimacion de las

reservas.

e SIMULACION NUMERICA: Consiste en la utilizacion de modelos
matematicos para simular los procesos que tienen lugar en el medio
poroso durante la produccién del yacimiento. Requiere de buena

informacion geoldgica y de los fluidos del yacimiento.

Cabe destacar, que el factor de recobro esta asociado a las fuentes de energia
disponibles, por lo que cada proceso resulta en un factor de recobro distinto.
Para el calculo de las reservas, generalmente, se suele estimar este valor

coherente con las fuentes de energia.
2.2.2. DECLINACION DE PRODUCCION

La declinacién de produccion de un pozo o yacimiento depende de ciertas
propiedades del yacimiento y del fluido tales como presion inicial, saturacion,
viscosidad y permeabilidad efectiva del petrdleo. Estas propiedades varian con

el tiempo y ocasionan una disminucion de la tasa de produccion de petréleo.

10
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2.2.2.1. TIPOS DE DECLINACION DE PRODUCCION

Existen dos tipos de declinacién de produccion (energética y mecénica), de
acuerdo a los factores que la afecten. La sumatoria de declinacion energética

mas la declinacidon mecanica indica la declinacion total.

e DECLINACION ENERGETICA: Este tipo de declinacion se genera
debido al agotamiento de energia del yacimiento y/o a la disminucion
de la permeabilidad relativa al petréleo y saturacion de petroleo

alrededor del pozo.

e DECLINACION MECANICA: Esta declinacion se produce cuando
existe algun problema que afecta los métodos produccion. Entre ellos:
arenamiento, produccion de asféltenos, dafios a la formacién e

incrementos de la produccion de gas.

2.2.2.2. ANALISIS DE CURVAS DE DECLINACION DE
PRODUCCION [4l. (6]

El analisis de curvas de declinacién es realizado a través de un método grafico
en el cual se estudian las tasas de petréleo y gas a través del tiempo cuando
las condiciones operacionales de produccién se mantienen constantes. El tipo
de informacion a graficar para obtener las curvas pertinentes son tasa versus
tiempo y tasa versus produccion acumulada. Para obtener informacién futura

en estas graficas, basta con realizar una simple extrapolacion de la curva.

Es importante mencionar que, con el analisis de curvas de declinacion, se
pueden estimar las reservas recuperables durante la vida productiva del pozo.
Por otra parte, la tasa de declinacion puede ser expresada de dos formas:

nominal y efectiva.

La declinacion nominal, es la declinacion de la tasa de produccion de petroleo

por unidad de tiempo, expresada como una fraccioén de la tasa de produccion.

11
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Es una funcién continua y graficamente se puede definir como la pendiente
negativa de la curva que representa el logaritmo de la tasa de produccién en
funcion del tiempo (go en funcion de t). La declinacion nominal es expresada

mediante la siguiente ecuacion:

dq
B d(Lnq) _ (ﬁ) (Ec.1)
dt q

D=

Donde:

e D: Tasa de declinacién nominal, tiempo-t.
e (: Tasa inicial de produccién, BPD, BPM.

e t: Tiempo de produccion, dias, meses.

Por su parte, la declinacion efectiva es la caida de produccién de petréleo
desde una tasa qi hasta gi+1 en un periodo de tiempo igual a la unidad (1 mes
o 1 afio), dividido entre la tasa de produccién al comienzo del periodo gi, como
se observa en la Ecuacion 2. Es una fraccion discreta y, por lo tanto, es el
término mas comunmente utilizado debido a que presenta mayor

correspondencia con la tasa de produccion real registrada.

D, = — "% (Ec.2)
q

Donde:

e De: Tasa de declinacion efectiva, adimensional.
e (i: Tasa inicial de produccién, BPD, BPM.

e (1 Tasa de produccion al final del periodo considerado, BPD, BPM.
2.2.2.3. TIPOS DE CURVAS DE DECLINACION

A su vez, existen tres tipos de curvas de declinacién que son expresadas en

relacion del caudal en funcion del tiempo q(t):

12
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Donde:

g: Caudal al tiempo t, BPD.
t: Tiempo, meses.
gi: Caudal de produccion inicial a t=0, BPD.

d: Tasa de declinacion, 1/mes.

DECLINACION EXPONENCIAL: Es el tipo de declinacion mas
utilizada. En ella la declinacion de produccién ocurre a un porcentaje

constante, y matematicamente se expresa de la siguiente forma:

q= qie—dt (Ec.3)

DECLINACION HIPERBOLICA: En esta se cumple que la tasa de
declinacion es proporcional a una potencia fraccional “b” positiva y que
estd en un rango de cero a uno. La ecuacion que define este tipo de

declinacion es la siguiente:

q=q,(1+bdt)”" (Ec.4)

DECLINACION ARMONICA: Es un caso particular de la declinacion
hiperbdlica con b=1, por lo tanto, se obtiene que la tasa de declinacién
es proporcional es a la tasa de produccion y se denota

matematicamente como sigue:

q=q(1+dt)" (Ec.5)

En la Figura 1, es posible observar los diferentes tipos de declinacion de

produccion.

13
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Tasa de Exponencial

produccién
Hiperbdlica

Armoénica

Tiempo

Figura 1.Tipos de curvas de declinacion [©!

2.2.3. EMPRESAS MIXTAS 7] [8]

A partir de los afios 1990, la apertura petrolera permitio la entrada al pais de
capitales extranjeros y nacionales en el negocio petrolero. Para esta época los
precios del crudo apenas llegaban a 15 US$ el barril, ante esta situaciéony a la
baja produccién de crudo, se hacia necesario grandes inversiones y nuevas
tecnologias en el pais. Con la intencion de reactivar los campos inactivos, el
Ejecutivo Nacional encomendd a Petrdleos de Venezuela S.A. (PDVSA) a
trabajar en funcién de los Convenios de Servicio de Operacién, los cuales
permitieron la participacion privada nacional y extranjera en las actividades en
materia de hidrocarburos de conformidad con la Ley Organica que Reserva al
Estado la Industria y Comercio de Hidrocarburos (LOREICH), bajo las
siguientes modalidades: Asociaciones Estratégicas para proyectos integrados
en la Faja Petrolifera del Orinoco; Convenios de Asociacion para la

Exploracion a Riesgo de nuevas Areas y Produccion de Hidrocarburos bajo el

14
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esquema de Ganancias compartidas; Convenios Operativos en Campos
Marginales .

Los Convenios de Servicio de Operacion, se realizaron entre La Contratista y
la Filial PDVSA e implicaban la produccion de crudo por parte de la empresa
estatal, pero a riesgo y costo de La Contratista, sin que esta ultima tuviese
derecho sobre los hidrocarburos ya que estos eran comercializados por la filial.
Estos contratos tenian una duracion a 20 afios. Es importante mencionar, que
los procesos de apertura traian inmersos una cuota de sacrificio fiscal, en
opinion de administracion tributaria ya que las contratistas petroleras en base
a una tarifa den materia de impuesto sobre la renta de 34% y una regalia
16,67%. No obstante, se debe mencionar que no se tenia previsto realizar
inversion alguna por parte de PDVSA en los campos seleccionados,
considerando que estos no eran generadores de renta, o que estaba previsto
era que continuara la declinacion natural del yacimiento hasta llegar a su limite

econdémico.

Es por ello, que para el afio 2005 se da fin a los convenios operativos para
abrir paso al esquema de las Empresas Mixtas a partir del 2006, alternativa
prevista en la Ley Organica de Hidrocarburos (LOH), las cuales se encargarian
de revertir los efectos negativos econdmicos, legales y politicos, generados
por el antiguo esquema de negociacion. En el proceso de migracién de las
contratistas a Empresas Mixtas se prevido que el Estado alcanzaria como
minimo 51% de participacion, de acuerdo con la LOH. De esta forma, no fue
descartada la posibilidad de que la participacion accionaria estatal llegara, en
algunos casos a 60% o0 aun mas, a la devolucion a PDVSA del campo. Las
Empresas Mixtas deben contar con la siguiente estructura: una junta directiva,
con tres directores de PDVSA, dos directores de la empresa asociada y
distintos gerentes y algunos puestos estratégicos reservados tanto para
PDVSA como a los socios. Seran organizaciones totalmente autbnomas que

declararan sus ganancias a los accionistas y que deberan pagar como minimo

15
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y en cada afio fiscal una tarifa de 50% de los ingresos brutos en el Impuesto
Sobre la Renta (ISLR) y regalias del 30%.

2.2.4. CATEGORIAS DE POZOS @

Segun normativas internas de PDVSA, los pozos pueden ser clasificados de

acuerdo a su estado de produccién, como se detalla a continuacion:

CATEGORIA 1 (ESTADOS DE POZOS ACTIVOS): Son aquellos
pozos que producen de forma natural o con algin método de
produccién secundaria.

CATEGORIA 2 (ESTADOS DE POZOS INACTIVOS CAPACES DE
PRODUCIR INMEDIATAMENTE): Son los pozos que estan inactivos
por cortos periodos de tiempo pero que son capaces de producir en
cualguier momento. Algunos de estos casos son aquellos que estan
esperando instalaciones de superficie o inicio de flujo, cerrado
temporalmente por estudio de yacimiento, entre otros.

CATEGORIA 3 (ESTADOS DE POZOS INACTIVOS NO CAPACES
DE PRODUCIR INMEDIATAMENTE): Son los pozos que estan
inactivos por periodos de tiempo mas largos y que no son capaces de
producir en este tiempo. Ejemplos de ellos son los siguientes: aquellos
gue estan esperando levantamiento artificial, cerrado por investigacion,
cerrado por alta RAP (Relacion Agua- Petrdleo), esperando instalacion
se subsuelo, entre otros.

CATEGORIA 5 (ESTADOS DE POZOS NO ECONOMICOS
ACTUALMENTE): Son aquellos pozos que no son econémicamente
rentables, entre ellos: los pozos esperando abandono y alta RAP
antieconomico.

CATEGORIA 6 (ESTADOS DE POZOS DE ALIVIO DE GAS
SUPERFICIAL): Son aquellos que se utilizan para el alivio de gas en la

superficie, de los pozos que presentan gas asociado a petrdleo.

16
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e CATEGORIA 7 (ESTADOS DE POZOS DE GAS): Son aquellos pozos
gue solo producen gas y estan cerrados.

e CATEGORIA 8 (ESTADOS DE POZOS DE INYECCION): Son pozos
utilizados para la inyeccion de petrdleo, agua o gas.

e CATEGORIA 9 (ESTADO DE POZOS ABANDONADOS): Son los
pozos abandonados por razones econdémicas o de yacimiento, con 0

sin tuberia de revestimiento, devuelto abandonado, entre otros.
2.2.5. REPARACIONES DE POZzOS (10

Las reparaciones son trabajos de rehabilitacién de pozos que estan asociados
con la correccion de problemas de naturaleza mecanica y con aquellos que,

sin ser mecanicos, no modifican las condiciones del yacimiento.
2.2.6. REACONDICIONAMIENTO DE POZOS 119

El reacondicionamiento se refiere a todos los trabajos efectuados en un pozo
que involucran actividades en la zona productora después de su completacion
original. Algunos requieren el empleo de taladros o gabarras y otros solo
equipos especiales como tuberia continua. También hay trabajos que se

pueden realizar con equipos normales de guaya fina.
2.2.7. PLAN DE EXPLOTACION 11

Un plan de explotacién contiene todos los elementos requeridos para el
desarrollo del yacimiento, desde el nimero 6ptimo de puntos de drenaje, asi
como el disefio de los pozos a perforar y los costos asociados a la construccion
de los mismos, ademas de las inversiones asociadas a las instalaciones
requeridas para su produccion, transporte, recoleccion y almacenamiento en
el destino final seleccionado dentro del analisis de opciones hechos en las

diferentes etapas del proceso.

17
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En la medida en que se disponga de informacion real obtenida de los pozos
por medio de las pruebas de presion y del analisis continuo de fluidos, las
simulaciones se convierten en predicciones y pasan a ser un mecanismo de
optimizacién de la explotacion del yacimiento y un elemento fundamental para

establecer la estrategia de explotacion del yacimiento.

Otro elemento de la estrategia, lo representa la creacion de escenarios para
determinar la mejor viabilidad del plan de explotacion, tomando en cuenta los
riesgos y las incertidumbres que se puedan presentar, a fin de seleccionar
aguel escenario que minimice estos elementos para, finalmente, someterlo al
analisis econdmico y asi determinar la dimension de creacion de valor del
escenario seleccionado, que pasa a convertirse en el plan de explotacion a
proponerse para el yacimiento.

2.2.8. METODOS DE RECUPERACION (12

La extraccion o recuperacion de petréleo puede realizarse a través de los

siguientes métodos:

RECUPERACION PRIMARIA: Es cuando el yacimiento tiene suficiente
energia natural para facilitar la salida del petroleo hacia el pozo. Entre los
meétodos de recuperacidon primaria se encuentran: empuje por agua, empuje
por gas en solucion, expansion de la roca y fluido, empuje por capa de gas 'y
drenaje por gravedad. Ademas, se encuentran las siguientes técnicas no
convencionales de recuperacion primaria: CHOPS (Cold Heavy Oil Production
with Sand), la cual consiste en producir la arena de formacién conjuntamente
con el petroleo extra-pesado, usando una bomba de cavidad progresiva (BCP)
como equipo de levantamiento; CP (Cold Production), que se define como la
produccion no térmica de petroleo pesado sin arena y PPT (Pressure Pulse
Technology), la cual busca incrementar la recuperacion de crudo por medio de

la compactacion de las arenas a través de ondas sonicas.

18
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RECUPERACION SECUNDARIA: En este escenario de produccion la energia
de del yacimiento es baja 0 no es suficiente para producir de forma natural,

por lo cual es necesario inyectar gas o agua para mantener la presion.

RECUPERACION TERCIARIA: También denominada como recuperacion
mejorada, son procesos aplicados para modificar las propiedades fisicas y/o
quimicas del yacimiento o fluidos. A su vez, estos procesos pueden ser

clasificados en: métodos térmicos y no térmicos.

e METODOS TERMICOS: Consiste en la introduccién de calor en el
yacimiento para reducir la viscosidad del petréleo. Entre ellos se
encuentran: Drenaje por Gravedad Asistido por Vapor, Inyeccion
Alterna de Vapor, Inyeccion Continua de Vapor, Combustion,
Calentamiento Eléctrico.

e METODOS NO TERMICOS: En estos métodos no se aplica calor al
yacimiento. Se clasifican en métodos quimicos e inyeccion de gases.
Entre los primeros se encuentran: inyeccion de surfactantes, alcali y
polimeros; mientras que en la inyeccién de gases destacan: inyeccion

de nitrégeno, hidrocarburo miscible y diéxido de carbono.
2.2.9. SISTEMAS DE LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL [3]

Con el tiempo, la presion original de los yacimientos va disminuyendo y esta
no es suficiente para transportar los fluidos hasta el pozo y de alli a superficie.
Para compensar la falta de energia natural, los operadores equipan los pozos
con sistemas de levantamiento artificial y para ello los ingenieros deben tomar
en cuenta diversos parametros, incluyendo caracteristicas del yacimiento,
propiedades de produccion, tipos de fluidos y condiciones operacionales.
Ademas, deben considerar el retorno potencial de su inversion. Los sistemas
de levantamiento artificial son desplegados principalmente para prolongar la

vida productiva de los pozos. Pero estos sistemas también pueden contribuir
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a acortar el tiempo existente entre la primera produccién y el abandono. Por

ejemplo, los operadores pueden obtener ventajas econémicas a traves de la

aceleracion de las tasas de recuperacion, proceso que permite drenar mas

rapido el yacimiento, lo que se traduce en ahorros de erogaciones en

situaciones caracterizadas por costos de operacion elevados.

Los sistemas de levantamiento artificial, utilizan una diversidad de principios

de operacion, los cuales se describen a continuacion:

BOMBAS ELECTRICAS SUMERGIBLES (BES): Estas bombas
comprenden una serie de etapas contenidas en una cubierta de
proteccién. Un motor eléctrico sumergible que acciona la bomba se
despliega en el extremo inferior de la tuberia de produccion, se conecta
a los controles de superficie y a la fuente de energia eléctrica mediante
un cable armado sujeto a la parte externa de la tuberia. Los sistemas
de BES modernos pueden levantar fluidos con altas relaciones gas-
petréleo (RGP), pueden ser diseflados utilizando materiales y

configuraciones capaces de tolerar fluidos corrosivos.

BOMBAS DE BALANCIN: Este sistema se compone de un impulsor
principal, una bomba de balancin, una sarta de varillas de bombeo y
dos valvulas. El impulsor principal accionado eléctricamente o por gas
hace girar una manivela, lo que produce el movimiento alternativo de un
balancin. El movimiento ascendente y descendente que resulta, levanta
y baja una sarta de varillas sujeta a uno de los extremos del balancin.
El movimiento de la sarta de varillas abre y cierra las valvulas de esfera
movil y fija para captar el fluido o permitir que fluya hacia el interior del
pozo. Las bombas de balancin son recomendadas para manejar tasas
de produccion menores a 200 BPD, temperaturas de 100 a 500°F y
crudos con gravedad APl mayor a 8°.

20



Capitulo II. Marco tedrico

BOMBAS DE CAVIDAD PROGRESIVA (BCP): Consiste en un rotor
emplazado dentro de un estator. El rotor es un tornillo que posee roscas
redondeadas profundas y un paso (la distancia que existe entre los
extremos superiores de las roscas) extremadamente largo. El estator
posee un paso mas largo y una rosca mas que el rotor. Cuando el rotor
gira dentro del estator, las diferencias de pasos y roscas generan una
cavidad en el cilindro de la bomba que se llena con el fluido de la
formacion. El rotor gira por medio de una sarta de varillas conectada a
un motor en la superficie o por medio de un motor eléctrico colocado en
el fondo del pozo en la bomba que desplaza el fluido hacia la superficie.
Entre las ventajas de utilizar este sistema se encuentran: alta eficiencia
(55 a 70%), puede manejar alta produccion de arena y sélidos al igual
gue altos porcentaje de gas libre. Por otro lado, las BCP también poseen
ciertas limitaciones: maxima tasa de produccion de 2000 BPD,
temperaturas menores a 212°F o 350°F en el caso de utilizar un
elastbmero especial y manejo de crudos con gravedad APl menor a 25°.
Es importante mencionar, que el sistema presenta cierta sensibilidad ya
gue el elastomero del estator puede hincharse o deteriorarse al
exponerse a ciertos fluidos, incluidos los fluidos de tratamiento de

pOZos.

EMBOLOS: Consta de un piston, o émbolo, que exhibe solo un huelgo
pequefio a través de la tuberia de produccién y puede ser lanzado hacia
el fondo del pozo. Estos sistemas son utilizados principalmente en
pozos con una alta relacion gas petroleo para extraer los fluidos del
pozo a fin de permitir la recuperacion del gas. Una valvula en la
superficie se cierra, o que hace que la presion natural del yacimiento
se incremente en el espacio anular existente entre la tuberia de
revestimiento y la tuberia de produccion. A un nivel de presién prefijado,

la valvula en la superficie se abre y la presion proveniente del espacio
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anular ingresa en la tuberia de produccién y cuando llega a la superficie
el embolo ingresa en el lubricador, una seccion corta de tuberia que se
extiende por encima del cabezal del pozo. Como el émbolo ya no se
encuentra en el trayecto del flujo, el gas que proporcioné la energia de
levantamiento puede pasar por debajo de éste y a lo largo de la linea
de flujo. Cuando la presion existente en el cabezal del pozo cae hasta
un nivel predeterminado, la valvula de superficie se cierra, el émbolo

cae desde el lubricador hasta el fondo del pozo, y el ciclo se reitera.

BOMBAS HIDRAULICAS: Consiste en bombear un fluido de potencial
desde la superficie hasta una bomba en el subsuelo a través de la
tuberia de produccion. Las bombas del subsuelo, que pueden ser de
chorro, pistones alternativos o turbinas rotativas, fuerzan a los fluidos
de la formacion y el fluido de potencia hacia la superficie a través de
una segunda sarta de tuberia. Los sistemas de bombeo hidraulico
ofrecen dos ventajas: como la bomba del subsuelo flota libremente,
puede hacerse circular fuera del pozo para su reparacién con bajo costo
de intervencién. Y el fluido de potencia, que en general es aceite
refinado, se mezcla con el fluido producido; la columna de fluido
resultante ejerce una presion hidrostatica mas leve que la que ejerce el
fluido de formacion solamente, reduce la resistencia al flujo y alivia el
trabajo requerido de la bomba de donde de pozo. En consecuencia, las
bombas hidraulicas se escogen con frecuencia para ser utilizadas en

operaciones con petroleo pesado.

LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL POR GAS: Estos sistemas consisten
en una serie de valvulas instaladas a diversas profundidades a lo largo
de la sarta de tuberia de produccion, que se abren en respuesta a la
presién que ejerce sobre ellas la columna de fluido ascendente. Cuando
la valvula se abre, el gas inyectado se mezcla con la columna del fluido

y la aligera, reduciendo la presién hidrostatica y, por ende, la presion de
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fondo de pozo. La presion hidrostatica mas baja reduce la presion
diferencial y permite que el fluido de formacion ingrese al pozo. Los
sistemas de levantamiento artificial por gas utilizan un proceso de
inyeccion continua de gas con una tasa que asegura un flujo constante
de fluidos a la superficie. No obstante, si las presiones diferenciales son
insuficientes, pueden implementarse esquemas de inyeccion
intermitentes que utilizan valvulas de levantamiento artificial por gas
para dar tiempo a los fluidos de la formacion para que ingresen en el

pozo; luego, el gas lleva los tapones de fluido a la superficie.
2.2.10. EVALUACION ECONOMICA [14]. [15]. [16]

La evaluacion econdmica tiene como objetivo identificar las ventajas y
desventajas asociadas a la inversion de un proyecto antes de la
implementacion del mismo. Es un método de andlisis util para adoptar
decisiones racionales ante diferentes alternativas. Una evaluacion economica,
estd basada en un modelo matemético que considera las variables que
intervienen en el proceso de negocio y que se resumen en ingresos, Costos y
gastos; cada una de ellas detallada y enmarcada en las condiciones
contractuales, fiscales, econdémicas, sociales y riegos inherentes al tipo de

actividad y la region donde se ejecuta el negocio.

FLUJO DE CAJA: Todo proceso de inversion genera un flujo de caja, también
llamado flujo de efectivo, lo cual no es mas que la cantidad de dinero que va a
ingresar y egresar de las arcas del inversionista, llamese empresa productora,
de servicios, de comercio, etc. Como consecuencia de la inversion bajo
consideracion el flujo de caja puede ser determinado para cualquier periodo:

semana, mes, afio, entre otros.

Se determina con los ingresos y egresos que genere la propuesta durante el
horizonte economico establecido. La estimacion de flujo de efectivo constituye

la primera fase de evaluacion. La buena calidad de las estimaciones y el mayor
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conocimiento respecto a las variables a ser consideradas, inciden en la

obtencién de resultados mas reales.

Por lo tanto, el flujo de caja neto estara representado por la diferencia entre

los ingresos y los egresos:

Flujo de caja = Flujo de ingresos — Flujo de egresos (Ec.6)

El flujo de ingresos lo componen todas aquellas entradas liquidas generadas

por el proyecto, representadas por las ventas de produccion, servicios, etc.

De manera similar el flujo de egresos lo componen todas aquellas salidas
liquidas (pagos) que se requieren para la ejecucién del proyecto. En la
industria petrolera, este se compone principalmente por la inversion, los costos
de personal, los costos por mantenimiento y operacién, los impuestos, las

regalias, el capital de trabajo, entre otros.

A los efectos de la evaluacion financiera de proyectos se consideran,
generalmente, los flujos anuales relativos a las inversiones, como si estas
tuvieran lugar al principio del periodo, y al final del periodo para el caso de los
ingresos y otros egresos. Esta consideracion, si bien no representa con
exactitud la realidad operativa del negocio dia a dia, es compensada por la
simplificacion de los calculos y las estimaciones, con un grado de desviacion
aceptable, lo cual se conoce como descontar discretamente, aun cuando

existen empresas que utilizan el método de descuento continuo.

COSTOS DE INVERSION: Los costos de inversién capitalizables, son
conocidos como CAPEX (Capital Expenditures), por sus siglas en inglés, y son
los desembolsos de dinero requeridos para la adquisicion de bienes de capital

necesarios para poner en funcionamiento el proyecto.

El monto acordado para el CAPEX, es utilizado para adquirir o mejorar

recursos en un periodo. Se espera tener beneficios a mediano o largo plazo
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de estos recursos. Los activos se capitalizan en el instante en que los mismos

forman parte del proceso productivo de la empresa.

COSTOS DE PRODUCCION: Los costos de produccion o de operacion OPEX
por sus siglas en inglés (Operational Expenditure), son los desembolsos de
efectivo necesarios para establecer las labores de operacion y mantenimiento
de instalaciones de produccién. El personal que labora en el proceso de
produccion, costos de mantenimiento de instalaciones o equipos, ademas de
la estructura administrativa de la empresa conforman los costos de produccion.
Los recursos implicados en el OPEX, se consumen en un periodo de tiempo

muy corto.

INGRESOS BRUTOS: Son los ingresos totales antes de impuestos, créditos

y deducciones.

HORIZONTE ECONOMICO DEL PROYECTO: El periodo de tiempo fijado
para calcular los flujos de caja de una propuesta de inversion es el horizonte
econémico de un proyecto. Se incluyen el periodo de inversiones y
operaciones; a su vez deben considerarse aspectos como el tipo de proyecto,
duracioén del mismo, tiempo de vida util de sus activos, condiciones politicas,

econdmicas y sociales del pais.

DEPRECIACION: Es un célculo que permite distribuir el uso de un activo a
través del tiempo y considerarlo a los efectos del célculo del impuesto sobre la
renta. Al utilizar un activo, con el tiempo se hace necesario reemplazarlo, por
lo cual ese activo tendra una vida util, la cual es diferente en cada activo y
depende de la naturaleza del mismo. Los métodos de depreciacion mas
utilizados en la industria petrolera son depreciacion por linea recta y

depreciacién por unidad de produccion.

e DEPRECIACION POR LINEA RECTA: Se aplica a todos los activos
cuya vida util se asocia a un periodo determinado. La depreciacion para
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este caso serd el costo del equipo entre su vida util, como indica la

siguiente formula:

t
|
D, = z G (Ec.7)
t=I

Donde:

e Dt Depreciacion del afio t, US$.
e t: Afio dentro del periodo de la vida util
e |: Monto de inversion del activo, US$.

e VU: Vida util del activo a depreciar, afios.

e DEPRECIACION POR UNIDAD DE PRODUCCION (UOP): Se aplica a
todos los activos cuya vida util se asocia a una cantidad total de
produccién. La formula para el célculo de la depreciacion anual es la

siguiente:

(Ec.8)

Donde:

e Dt Depreciacion del afio t, US$.
e Pt Produccion total del afio t, BPD.
e |: Inversion, US$.

e Yi_, Py Produccion total del pozo durante su vida (til, BPD.
2.2.10.1. PREMISAS FISCALES 116l [17]. [18], [19], [20], [21], [22]

En materia fiscal, un proyecto debe cumplir con la Ley Organica de

Hidrocarburos y demas leyes, reglamentos y normas aplicables.
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LEY ORGANICA DE HIDROCARBUROS: Es su articulo 48, detalla los

impuestos que se describen a continuacion:

e IMPUESTO DE EXTRACCION: Representa un tercio (1/3) del valor de
los hidrocarburos liquidos extraidos de cualquier yacimiento menos el
valor correspondiente a la regalia de crudo, el cual sera pagado
mensualmente por la empresa operadora que extraiga dichos

hidrocarburos, y calculado hasta un limite maximo de 80 US$ por barril.

e REGALIA DE CRUDO: Por otra parte, el articulo 44 de esta Ley
establece la obligacion a pagar al Estado Venezolano una regalia del
treinta por ciento (30%) de los volumenes de hidrocarburos extraidos
de cualquier yacimiento, calculado hasta un limite maximo de 80
US$/Bbl. Si se demuestra que un yacimiento maduro o de petréleo
extrapesado de la Faja Petrolifera del Orinoco, no es econdmicamente
rentable con la regalia del 30%, la misma podré ser bajada a 20%.

IMPUESTO SOBRE LA RENTA (ISLR): La Ley de Impuesto Sobre la Renta
en Venezuela, sefiala que todas aquellas Empresas que se dediquen a la
explotacion de hidrocarburos y de actividades conexas, estaran sujetos al

impuesto de 50% sobre los enriquecimientos obtenidos.

CONTRIBUCION CIENCIA Y TECNOLOGIA: De acuerdo a la Ley Organica
de Ciencia y Tecnologia, la empresa debe aportar anualmente un 0,5% de sus

ingresos brutos obtenidos en el ejercicio econdémico inmediatamente anterior.

CONTRIBUCION ESPECIAL ANTIDROGAS: La Ley Organica Contra el
Tréfico llicito y el Consumo de Sustancias Estupefacientes y Psicotropicas
establece que aquellas empresas que superen 50 trabajadores, destinaran el

1% de su ganancia neta anual al Fondo Nacional Antidrogas.

CONTRIBUCION ESPECIAL DEL DEPORTE: La Ley Organica de Deporte,
Actividad Fisica y Educacion Fisica, publicada en la Gaceta Oficial N° 39.741
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de fecha 23 de agosto de 2011, en su articulo 68 establece que las empresas
aportaran el 1% sobre la utilidad neta o ganancia contable anual, cuando ésta

supere las veinte mil unidades tributarias (20.000 U.T.).

VENTAJA ESPECIAL (IMPUESTO SOMBRA): En la Gaceta Oficial N° 39.404
de fecha 06 de abril de 2010, se establece el pago de un impuesto Sombra,
equivalente a la diferencia si la hubiere entre el 50% del valor de los
hidrocarburos extraidos y la suma de los pagos efectuados por la empresa
mixta por concepto de impuestos, contribuciones especiales y regalias,
incluyendo el impuesto sobre la renta y otras ventajas especiales que sean

pagadas al Estado Venezolano.

CONTRIBUCION ESPECIAL SOBRE PRECIOS EXTRAORDINARIOS Y
EXORBITANTES: Durante el afio 2013 se establecieron modificaciones de la
base imponible de la contribucién especial por precios extraordinarios,
indicando que es la diferencia entre el promedio mensual de las cotizaciones
internacionales de la cesta de hidrocarburos liquidos venezolanos cuando
sean mayores al precio por barril establecido en la Ley Anual de Presupuesto
del respectivo ejercicio econdémico financiero, hasta los ochenta doélares
estadounidenses por barril (80 US$/Bbl), con una alicuota de veinte por ciento
(20%). Por otro lado, para la contribucidén especial sobre precios exorbitantes,
se tiene que las bases imponibles son aquéllas cuyo promedio mensual de las
cotizaciones internacionales de la cesta de hidrocarburos liquidos

venezolanos sea mayor a ochenta doélares por barril (80 US$/Bbl).

Ademas, se establecen ciertos intervalos que indican la existencia de varias
bases imponibles, que estaran sujetas a distintas alicuotas, como se indica a

continuacion:

1. Cuando los precios exorbitantes se ubiquen entre los ochenta ddélares
por barril (80 US$/Bbl) y noventa doélares por barril (90 US$/Bbl), se
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aplicara una alicuota equivalente al ochenta por ciento (80%), sobre la

diferencia entre ambos precios.

2. Cuando los precios exorbitantes sean mayores o iguales a noventa
dolares por barril (90 US$/BbI) e inferiores a cien dolares por barril (100
US$/Bbl), se aplicard una alicuota equivalente al noventa por ciento

(90%), sobre la diferencia entre ambos precios.

3. Cuando los precios exorbitantes sean mayores o iguales a cien dolares
por barril (100 US$/Bbl), se aplicara una alicuota equivalente al noventa
y cinco por ciento (95%), sobre la diferencia entre ambos precios.

No obstante, el articulo 12 de la Ley establece la excencion del pago cuando
se trate de Empresas Mixtas que vendan hidrocarburos liquidos, tanto
naturales como mejorados y productos derivados, como consecuencia de la
ejecucion de proyectos relacionados a nuevos desarrollos de yacimientos y
aquéllos que incrementen la produccion de los planes de explotacion ya
aprobados por el Ministerio del Poder Popular para el Petrdleo y Mineria,

mientras no hayan recuperado la totalidad de su inversién en los mismos.

FINANCIAMIENTO [23: Es el conjunto de recursos monetarios financieros
requeridos para llevar a cabo una actividad econdmica determinada. Esta
compuesto por los recursos propios, y complementado con recursos de tercero
recibidos en préstamo u otras modalidades. Existen diferentes tipos de
financiamientos, sin embargo, en este Trabajo Especial de Grado se hara

énfasis en el financiamiento bancario.

e FINANCIAMIENTO BANCARIO: Son los créditos concedidos por el
sistema bancario a las empresas, asi como valores emitidos por
empresas privadas, sector publico y Banco Central adquiridos por el

sistema bancario.
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2.2.10.2. INDICADORES ECONOMICOS [24

TASA DE DESCUENTO: Independientemente de la inflacion, el dinero tiene
un valor en el tiempo o, en otras palabras, el capital tiene un valor o costo que
se representa a través de una tasa de interés. La tasa que representa el valor
al cual un inversionista esta dispuesto a arriesgar su capital se conoce como
tasa de descuento, siendo uno de sus componentes el costo de oportunidad.
Es universalmente llamada tasa de descuento, y algunas veces denominada
“uso alterno del dinero”, factor que deriva de su uso en el presupuesto, o el
rendimiento de una tasa marginal, siendo la tasa de retorno sobre la ganancia

de la inversion.

La industria petrolera utiliza una tasa de descuento que, ademas de considerar
el costo de capital, cubre el riesgo promedio que puedan generar propuestas
de diferente indole, asi como una cuota de participacion para las propuestas

que no generan ingresos.

Algunas empresas asignan valor a cada tipo de riesgo (econémico, geoldgico,
politico, y otros definidos), para derivar la tasa de descuento y emplearla para
una propuesta determinada. Aunque este planteamiento para derivar la tasa
de descuento tiene méritos es mas complicado su uso y el criterio de decision
es extremadamente dependiente de las suposiciones subjetivas hechas en la

derivacion de la tasa de descuento.

VALOR PRESENTE NETO: EIl valor presente neto (VPN) es uno de los
criterios de comparacion mas comunmente empleados en las empresas,
ademas, es el criterio mas acorde al objetivo general de todo directivo, la
maximizacion del valor de la empresa por el accionista, puesto que indica
exactamente cuanto aumentara de valor la empresa si realiza la propuesta que
se esta valorando. El valor presente neto mide el capital creado a la compaiiia

a una tasa de descuento determinada.
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Conceptualmente el “Valor presente neto” corresponde al valor actual de los
flujos de efectivo neto (ingresos-egresos) determinados para una propuesta
conforme a su horizonte econdmico. Otra forma de expresarlo, es el valor
actual de todos los rendimientos futuros esperados, es decir, la suma de todos

los flujos anuales descontados al afio base.

Como un indicador de decision econdémica el VPN reconoce el valor del dinero
en el tiempo y aplica la misma ponderacion a todos los ingresos futuros. Para
calcular el valor presente o valor actualizado de flujo de efectivo como también
es conocido, éste se descuenta a una tasa de interés dada (tasa de
descuento), la sumatoria de los flujos de efectivo descontados, que estructuran

la propuesta, constituyen el valor presente neto.

Matematicamente, el valor presente neto de una serie de flujos se expresa a

través de la siguiente férmula:

VPN=Cotaantasmt T arr
O en forma compacta usando sumatoria:
t=n
_ G (Ec.10)
VPN = ) o

Donde:

e Ct: Flujo neto de efectivo esperado en el periodo t, US$.

e r: Costo de capital de la propuesta, US$.

Los flujos de salida (egresos) de efectivo se tratan como flujo de efectivo

negativo, mientras que los ingresos poseen signo positivo.

31



Capitulo II. Marco tedrico

Criterios de decision econdmica del indicador valor presente neto para aceptar

una propuesta:

TASA

Si el resultado del VPN es cero significa que los flujos de efectivo de la
propuesta son justamente suficientes para reembolsar (recuperar) el
capital invertido y para proporcionar la tasa requerida de rendimiento

sobre ese capital, se dice que la propuesta es indiferente.

Si el resultado del VPN es positivo significa que la propuesta satisface
desde un punto de vista econémico las exigencias requeridas, entonces
esta generando mas efectivo del que necesita para recuperar su deuda
y generar el rendimiento propuesto por los accionistas, este exceso de
efectivo se acumularé para los accionistas de la empresa, por lo tanto,
si una empresa toma un proyecto con un VPN positivo, la posiciéon de

los accionistas se vera mejorada y el proyecto deberia ser aceptado.

Si el resultado del VPN es negativo, significa que los flujos de efectivo
descontados a la tasa establecida son insuficientes para recuperar la
inversion en el horizonte econémico correspondiente. En este caso, la

decision estrictamente econdmica debe ser “no invertir’.

Si los proyectos son mutuamente excluyentes, aquel que tenga el VPN
mas alto debera ser elegido, siempre y cuando el VPN sea positivo.
Cuando dos propuestas tengan un VPN negativo y son obligatorias se

escoge la que genere menos pérdidas a los accionistas.

INTERNA DE RETORNO: Se denomina tasa interna de retorno

(generalmente conocida por su acronimo TIR) a la tasa de rendimiento que

iguala el valor presente de un flujo de ingresos con el valor presente de un flujo

de egresos.

La TIR representa el interés compuesto al cual se reinvierten los excedentes

de tesoreria de una propuesta, independientemente del costo de capital de la
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empresa. A este indicador se le conoce también como eficiencia marginal de

la inversion, la TIR es un indicador dinamico relativo.

La TIR se utiliza cuando se desea obtener una indicacién porcentual del
rendimiento financiero durante la vida de una propuesta que permita

compararlo con el rendimiento de otras propuestas o instrumentos financieros.

Partiendo del enfoque del valor presente neto y utilizando la ecuacion 11, que
se emplea para el calculo del VPN y, ademas, sustituyendo la tasa de

descuento r por la tasa interna de retorno se obtiene:

C Ca Cn (Ec.11)

O=CotarmR T arTRE T T AT TRN

Donde:

e Cn: Flujo neto de efectivo esperado en el periodo n, US$.

¢ TIR: Tasa interna de retorno, porcentaje.
Para que una propuesta pueda considerarse atractiva utilizando el indicador
TIR, el resultado de este indicador debe superar la tasa minima de rendimiento

gue exige la empresa para la propuesta.

TIEMPO DE PAGO DINAMICO (TPD): En inglés Payback, es un indice que
calcula el periodo de tiempo en el cual se paga la inversion inicial, utilizando

los flujos de caja descontados.
2.3. GENERALIDADES DEL AREA EN ESTUDIO
2.3.1. FAJA PETROLIFERA DEL ORINOCO [23

La Faja Petrolifera del Orinoco se encuentra ubicada en la Costa Oriental de
Venezuela, entre los estados Guarico, Anzoategui, Monagas y Delta Amacuro,
abarcando un area de 70.000 km?. Geogréaficamente, se le ha dado el nombre

de Orinoco, debido a que en la parte sur limita con este rio. Como se puede
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observar en la Figura 2, esta conformada por cuatro &reas de produccion:
Boyaca (antiguamente Machete), Junin (Zuata), Ayacucho (Hamaca) y
Carabobo (Cerro Negro). El area de explotacion actual es de 11.593 km?. Cabe
destacar que la Faja posee gran importancia debido a la gran cantidad de
reservas de hidrocarburos pesados y extrapesados presentes y a su ubicacion

geografica.

Boyacé Junin Carabobo

Figura 2. Faja Petrolifera del Orinoco 124

Los yacimientos de la Faja estan conformados por arenas no consolidadas de
alta porosidad (30%) y alta permeabilidad (10 a 20 Darcys), que se encuentran
a profundidades someras. La gravedad API de la zona varia dependiendo del

area perforada entre 6° y 12°API.
2.3.2. CAMPOS

La empresa petrolera en estudio realiza sus actividades de explotacion en tres
campos ubicados en la Faja Petrolifera del Orinoco: Campo A, Campo B y

Campo C, nombrados asi por politicas de confidencialidad de la empresa.

El Campo A, se encuentra ubicado al sur de los Estados Guarico y Anzoategui,
contando con una superficie de 447,86 km2. Estd conformado por las
siguientes unidades sedimentarias: Unidad Sedimentaria |, la cual es
equivalente a la Formacion Merecure de edad Oligoceno; Unidad Sedimentaria
II, equivalente con el intervalo de Arenas Basales en su parte inferior; Unidad

Sedimentaria lll, la cual corresponde a la parte superior del intervalo de Arenas
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Basales; Unidad Sedimentaria IV, equivalente a la parte inferior del intervalo
Mioceno Temprano, el cual corresponde a la Formacién Oficina; y Unidad
Sedimentaria V, correspondiente a la parte superior del Mioceno Temprano,

de la Formacién Oficina.

De esta forma, los mejores espesores se ubican en la parte central sur del
campo A, correspondiendo a las Arenas Basales de la Formacion Oficina y
Formacion Merecure del Oligoceno. Las caracteristicas petrofisicas promedio
para estas zonas son las siguientes: porosidad de 32%, contenido de arcilla
de 17%, saturacion de agua de 20%, espesor de arena neta de 349 pies y
espesor de arena neta petrolifera de 264 pies. De este campo se extrae crudo

extrapesado de 8°API.

Los campos B y C se encuentran ubicados en la parte este de la Faja. El
campo B cuenta con una superficie de 132,34 km? y esta ubicado entre los
estados Anzoategui y Monagas, mientras que el campo C cuenta con 209,87

km? de superficie en el estado Monagas.

Los intervalos productores de estas dos areas estan asociados a la Formacion
Oficina de edad Mioceno. Esta formacion esta dividida en cuatro miembros
principales los cuales son: Morichal, Yabo, Jobo y Pilén, desde el mas
profundo al mas somero respectivamente, siendo el miembro Morichal el mas
prospectivo desde el punto de vista de hidrocarburos y donde se centran los

planes de desarrollo del area.

En cuanto a la evaluacion petrofisica de los campos, en las arenas presentes
en el Miembro Morichal, para el campo B se tiene una porosidad promedio de
31%, una saturacion de agua de 14% y una arcillosidad de 11%, con espesor
total de 472 pies y con 258 pies de espesor neto; mientras que para el campo
C la porosidad promedio es de 29,7%, la saturacion de agua de 11,9%, un
espesor total de 450 pies y espesor neto de 198 pies. Las arenas en ambas

areas son poco consolidadas.
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De ambos campos se extrae crudo extrapesado de 8 — 9 °API con 3,5% de
azufre, 416 ppm de vanadio y 79 ppm de niquel en promedio, ademas presenta
viscosidades menores a las que normalmente presentan los crudos
extrapesados. Esto implica que el crudo presenta buena movilidad a
condiciones de reservorio, siendo la mejor area la mas profunda por efectos

de la temperatura.
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CAPITULO IlI

MARCO METODOLOGICO

3.1. TIPO O NIVEL DE LA INVESTIGACION [28]

La investigacion llevada a cabo en este Trabajo Especial de Grado es de tipo
descriptiva y explicativa, ya que se procedi6 a estudiar las causas del
incumplimiento del plan de desarrollo original de tres campos ubicados en la
Faja Petrolifera del Orinoco, para luego caracterizar y estructurar posibles

escenarios de explotacion de los mismos.

La investigacion descriptiva, “consiste en la caracterizacion de un hecho,
fendbmeno, individuo o grupo, con el fin de establecer su estructura o
comportamiento”. Con respecto a la investigacion explicativa, “se encarga de
buscar el porqué de los hechos mediante el establecimiento de relaciones
causa-efecto. En este sentido, los estudios explicativos pueden ocuparse tanto
de la determinacién de las causas, como de los efectos, mediante la prueba

de hipotesis”.
3.2. DISENO DE LA INVESTIGACION (28]

El disefio aplicable en este trabajo es documental, ya que se baso en la
revision de informacién ya existente de los campos A, B y C, utilizando
herramientas computacionales. De esta forma, dicha investigacion “es un
proceso basado en la busqueda, recuperacién, analisis, critica e interpretacion
de datos secundarios, es decir, los obtenidos y registrados por otros
investigadores en fuentes documentales: impresas, audiovisuales o

electronicas”.
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3.3. METODOLOGIA DE LA INVESTIGACION

La metodologia utilizada para el desarrollo de este Trabajo Especial de Grado,
consta de cinco fases, las cuales estan basadas en los objetivos planteados.
En la Figura 3, se presenta la metodologia empleada para el desarrollo de la

investigacion.

Fase I: Busqueda y
recoleccion de informacion

Fase Il: Revision del
histérico de produccion de
los campos

Fase lll: Estudio del

analisis de cumplimiento de
los Planes de Desarrollo

Fase |V: Establecimiento
de los escenarios de
produccion

Fase V: Evaluacion
economica

Figura 3. Metodologia utilizada para la investigacion

FASE I. BUSQUEDA Y RECOLECCION DE INFORMACION: Se reviso el
material bibliografico disponible sobre los campos en estudio y los conceptos
basicos requeridos para elaborar un plan de desarrollo. Entre las fuentes
consultadas se incluyen: trabajos previos, libros, articulos técnicos,

informacion y datos divulgados por medios impresos y electronicos.
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FASE Il. REVISION DEL HISTORICO DE PRODUCCION DE LOS CAMPOS:
Se revisaron los histéricos de produccion de petréleo, gas y agua de los
campos desde el inicio de explotacion de los mismos hasta marzo del 2018.
De esta forma fue posible establecer las reservas extraidas de cada uno de

los campos y de la Empresa Mixta en general.

FASE Ill. ESTUDIO DEL ANALISIS DE CUMPLIMIENTO DE PLANES DE
DESARROLLO: Para cumplir con esta fase, se estudio la produccion real de
petrdleo de los campos desde el inicio de la Empresa Mixta hasta marzo del
2018, asi como las inversiones, gastos y actividades de perforacion para
compararlas con las establecidas en el Plan de Desarrollo Original y asi

determinar el porcentaje de cumplimiento de las mismas.

FASE IV. ESTABLECIMIENTO DE LOS ESCENARIOS DE PRODUCCION:
Para establecer los diferentes escenarios a estudiar, fue necesario tomar en
cuenta factores como el potencial de los pozos, la tasa de declinacion, los
meétodos de produccién del campo y las actividades a llevar a cabo para el
drenaje de las reservas. La herramienta utilizada para generar el modelo que
permitié evaluar los diferentes escenarios fue el programa Microsoft Excel.

El primer paso para establecer los planes de desarrollo de los campos
consistié en fijar la meta a alcanzar, es decir, el plateau de produccion para
cada campo, basado en el potencial de los pozos existentes en cada area y la

informacion de campos vecinos.

Una vez establecido el plateau, se procedié a definir las actividades de
perforacion necesarias para alcanzarlo. Para poder establecer esto fue
necesario tomar en cuenta las curvas de declinacion de los pozos. Se utilizé
un modelo de declinacién exponencial, ya que si bien el que teéricamente
mejor se ajusta al comportamiento real es el hiperbdlico, para hacer uso de
este debe conocerse muy bien el comportamiento de los pozos, ademas que

suele ser asintatico al final, por lo que aportaria un mayor numero de reservas
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de las que pueden extraerse realmente. Para la tasa de declinacion se tomo
la establecida por la Empresa Mixta en su Plan de Desarrollo Original que a su
vez esta basada en el comportamiento histérico de empresas vecinas. Por otra
parte, se considero el limite econdmico de los pozos el cual es importante para
saber la vida util de los mismos y asi calcular las reservas que con ellos se
pueden drenar. Adicionalmente, se tomd en cuenta la reactivacion de pozos

categoria 2.

A continuacion, en la Tabla 2 se muestran las premisas consideradas para

cada uno de los campos:

Tabla 2. Parametros considerados para los campos

Campo A |[Campo B |Campo C

Potencial inicial

500BPD 800BPD 600 BPD

del pozo
IEEE Ee 13% 15% 20%
declinacion
——
imite 25BPD  25BPD  25BPD
economico
P
0z0s por 20 24 24
macolla
Dias d
1as ae 30 30 30
perforacion
5% 1% 1%

110 PC/Bbl 110 PC/Bbl 110 PC/Bbl

Por otra parte, de acuerdo al area de cada campo, se estableci6 el tamafio de
cada macolla y de esta forma el nUmero maximo de las mismas que pueden

abrirse.

Posteriormente, se estimaron los perfiles de produccion de petréleo

resultantes del numero de actividades planteadas. Para estimar los perfiles de
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produccion de gas y agua se calculd la relacién gas-petroleo y el porcentaje
de agua en base al historico de produccién del campo, como se muestra en la
Tabla 3.

Tabla 3. Tabla tipo de perfiles de produccion

Afio 2019 2020 2021
365 366 365

Z Actividades * Q;

e e _dt Ve -
Q02019 * Dias Qo 2020 * Dias + Qy2019€ Q02021 * Dias + Qo 2920€™%

Qo * %AyS

1 — %AyS

Qw*t
1000

Q, *RPG
1000

Qg*t

Para la seleccion del sistema de levantamiento artificial que utilizaran los
pozos, se consideraron los criterios de seleccion expuestos en el capitulo |,
donde se observan diferentes métodos, tomando en cuenta factores como tasa
de produccion, temperatura, manejo de corrosion y de gas, gravedad API,
eficiencia y otros. De acuerdo a lo anterior y considerando las caracteristicas

de cada uno de los campos se establecio el sistema a utilizar.

El crudo producido en los campos A, By C es de 8,5 °API, sin embargo, para
poder transportarlo se inyectara diluente en el cabezal del pozo para llevar el
crudo a 17°API. Para obtener la cantidad de diluente, se utilizé una ecuacion
basica de mezcla, la cual se detalla en el Anexo 1, en la cual se conocia los
grados API de cada uno de los fluidos y con ello sus densidades. De esta

forma, se obtuvo la siguiente relacion:
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Vg = 0,383V, (Ec.12)

Donde:

¢ V4. Volumen de diluente requerido, Bbl.

e Vxp: Volumen de crudo extrapesado producido, Bbl.

Finalmente, se calcularon las reservas extraidas con el plan, para, a

continuacion, realizar la evaluacion econémica del proyecto.

VARIACION DE ESCENARIOS PROPUESTOS: La metodologia descrita
anteriormente fue aplicada a cada escenario planteado. A pesar de que los
campos en estudio corresponden a una misma empresa mixta, los mismos
fueron trabajados de manera individual. Los escenarios planteados se
diferencian unos de otros por el plateau a alcanzar y el numero de taladros a

utilizar.

e CAMPO A: Para este campo, se proyectaron dos escenarios con
diferente plateau de produccion (120 MBD y 200 MBD). A su vez, a cada
escenario se le planted la utilizacién de 4, 6 y 8 taladros. El campo A
posee pozos categoria 2, por lo cual los escenarios incluyen la
reactivacion de los mismos. En el caso de estos pozos, se considerd

una tasa inicial de 200 BPD.

e CAMPOS B Y C: Para cada campo, se le proyectaron de igual forma
dos plateau de produccion (120 MBD y 200 MBD), con las mismas
variaciones de taladros que el campo A. A diferencia de los campos A
y B, el campo C entra en produccién a partir del afio 2023, por

establecimiento de la empresa mixta.

Es importante mencionar, que para cada escenario planteado se considerd
gue el maximo de taladros podra ser utilizado a partir del afio 2023 para el

caso de los campos A y B y a patrtir del afio 2027 para el campo C. Se
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consideraron estos afios, ya que para esos afios ya ha comenzado la venta
de crudo mejorado, por lo tanto, se tienen mayores ingresos que permiten

apalancar el proyecto.

FASE V. EVALUACION ECONOMICA: Posterior al establecimiento de los
perfiles de produccion, se realizaron los perfiles de inversiones y gastos
correspondientes a cada escenario. En el caso de las inversiones, se tomo en
cuenta el costo de perforacién del pozo y la infraestructura necesaria para
transportar y procesar los fluidos tomando en cuenta la cantidad estimada de
kilometros de tuberias (oleoductos, diluenductos y gasoductos) requerida.
Estos costos se encuentran expresados en la Tabla 4. En cuanto a los gastos,
se incluyé una tarifa general de costo por barril de 7 US$/Bbl. Esta tarifa fue
obtenida del Informe del Comisario 2016 7], el cual indica que este es el costo
aproximado para producir crudo en la Faja Petrolifera del Orinoco. Es
importante mencionar que los costos de actividades de rehabilitacion y
reacondicionamiento estan incluidos en los gastos. Ademas, se tomé en

cuenta una tarifa de 4,5 US$/Bbl por el alquiler de los mejoradores.
Tabla 4. Precios base para el calculo de las inversiones

Lineas de flujo [MMUSD/Km] CPF [MMUSD]

1,06 1,06 0,7 112 224

El modelo econdmico se disefié basado en las siguientes premisas, las cuales
fueron obtenidas de la Gerencia de Evaluaciones Economica, Corporacion
Venezolana del Petréleo (CVP):

e El diluente requerido es suministrado por PDVSA, por lo cual no se
incluyé en el costo por barril.

e Cada afio se mejorara el 30% de la produccién total de cada campo.
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Debido a la falta de un mejorador propio para la empresa mixta, el crudo
sera enviado a los mejoradores de las empresas vecinas.

El primer barril mejorado para los campos A y B, sera a partir del afio
2022, y para el campo C a partir del 2026.

El mejorador funciona con una eficiencia del 95%.

Tasa de descuento del 12%.

Inflacion internacional del 2% anual.

Las inversiones realizadas hasta el afio 2017 fueron la base para el
calculo de los activos fijos. Para el campo A, el 100% de estas
inversiones se deprecio por unidad de produccion, mientras que para
los campos B y C no se consideré depreciacion debido a que la

produccién no fue significativa.

La seleccidon del proyecto se basé en un analisis econdmico tomando en

consideracion los siguientes indicadores econdémicos: valor presente neto,

tasa interna de retorno, y tiempo de pago descontado. El modelo econémico

se realizé a través de una hoja de calculo estructurada de la siguiente forma:

INPUT: Se recopilaron y ordenaron los datos de entrada del modelo.
Estos datos son los siguientes: producciéon de crudo y de gas,
inversiones, gastos, precios de venta y detalles del financiamiento.
Cuenta también con una seccion para elegir el perfil de produccion a

trabajar, como se muestra en la Figura 4.
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INPUT
A B C
Dias operacionales 365 366 365 365
2019 2020 2021 2022

., MBD
Producccion crudo MMBbls

Reservas Crudo

MMPCND
MMPCN
MMBTU

%Gas a Venta
MBD
MMBbls
Xp porcion MBD
Xp porcién MMBIs
Eficiencia Mejorador
Mejorado MMBIs

Inversiones UOP [MMUS$]
Inversiones LR [MMUS$]
Gastos [MMUS$]

Cestavenezolana
Brent
Precios Venta de XP
Venta de Mejorado
Regalia de Gas
Regalia de Crudo
Financiamiento Sin financiamiento
[MMUS$] FC negativo

Produccion Gas

XP aventa

Mejorado

Figura 4. Hoja Input

e PRECIOS: Se reunié informacion de mercados internacionales de
crudos con caracteristicas similares al crudo en estudio. Como se
observa en la Figura 5, se consideraron proyecciones del crudo Brent,
Cesta venezolana, Arab Light y Western Canadian Select las cuales se
muestran en el Anexo 2. Dichas proyecciones fueron obtenidas de la

Agencia Internacional de Energia [?8],
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PRECIOS

2019 2020 2021 2022
Cesta Venezolana
Brent
Venta de XP

Venta de Mejorado
US$/BIs

US$/MMBTU
Regalia de Gas
US$/MMBTU

Regalia de Crudo
US$/Bls

Figura 5. Hoja Precios

e DEPRECIACION: Se calcularon los activos fijos netos afio a afio tanto
por unidad de produccién como por linea recta como se indica en la
Figura 6. El resultado tomado para la depreciacién corresponde a la

suma de cada método.
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DEPRECIACION UOP Activos fijos UOP

2019 2020 2021
Reservas [MMBbIs]

Produccion Anual [MMBDblIs]

Saldo Final [MMBbIs]
Inversiones UOP [MMUSS$]

Factor de Depre.

Depreciacion [MMUS$]

Depreciacién acu[MMUS$]
Activos Fijos

DEPRECIACION LR Vida Util Activos fijos LR

2019 2020 2021
Inversiones [MMUS$]
Inversiones Acumuladas [MMUS$]
Depreciacion [MMUS$]

DEPRECIACION

Ao 2019 2020 2021
Depreciacion [MMUS$]

2022

2022

2022

Figura 6. Hoja Depreciacion

e FINANCIAMIENTO: Se utiliz6 un financiamiento bancario con las

condiciones reflejadas en la Tabla 5. Los montos a financiar se

establecieron a partir de los flujos de caja negativos. En la Figura 7, se

presenta la hoja que permitio realizar estos calculos.

Tabla 5. Condiciones del financiamiento

Tasade |Periodo de

interés gracia

8% 1 afo 7 afnos
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FINANCIAMIENTO

Interés Anual
Tasa por perido
N° pagos por des.

Periodo de gracia

Afio Periodos Desembolso Saldo Inicial Capital Intereses Serv. Deuda Saldo Final
1
2
2019 3
4
5
6
2020 7
8
9
10
2021 11
12
13
2022
15
16

Figura 7. Hoja Financiamiento

e FLUJO DE CAJA LIBRE: Se calcul6 el flujo de caja resultante de los
ingresos tomando en cuenta las premisas fiscales expuestas en el
Capitulo Il, los desembolsos del financiamiento, los intereses que éste
genera, asi como las inversiones y los gastos del proyecto. El diagrama
detallado de flujo de caja libre utilizado puede observarse en la Figura
8, mientras que en la Figura 9, se observa su respectiva hoja de célculo.
Ademas, se calcularon los indicadores economicos mencionados

anteriormente para, finalmente, comparar los diferentes escenarios.
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Impuesto de

Regalias

extraccion
Ingresos por

ventas

Ingresos brutos

Cienciay
tecnologia

. CEPEYE
Ganancia

Contribucion operativa
antidrogas

Intereses J
fi iamient
inanciamiento Ganancia a/ISLR
ISLR

Contribucion al
deporte

Impuesto J Financiamiento
sombra .
CEREREERE]

Depreciacion

Costos
operativos

v

Depreciacion

Ganancia d/ISLR

»
P

A

Flujo de caja Inversiones

libre

Repago

Figura 8. Flujo de caja libre

49



Capitulo Ill. Marco metodolégico

FCL

2019 2020 2021 2022
Ingresos por ventas
Compras Diluente
Ingresos brutos
Regalias
Imp. Extraccion
LOCTI
CEPEYE
Costos operativos

Depreciacion

Ganancia operativa
ONA

Int. Financiamento
Ganancia a/ISLR
ISLR

Ganancia d/ISLR
Deporte

Sombra
Ganancia neta
Financiamiento
Depreciacion
Inversiones
Repago

FCL

Presupuesto Nacional
[MMUS$]

Precio Cesta

Precios extraordinarios
Precios exorbitantes. T1
Precios exorbitantes. T2
Precios exorbitantes. T3
Total

Figura 9. Hoja flujo de caja libre
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CAPITULO IV

ANALISIS DE RESULTADOS

En el presente capitulo se presentan los resultados obtenidos a lo largo del
desarrollo del Trabajo Especial de Grado, los cuales involucran sus
respectivos andlisis de acuerdo a los objetivos planteados.

4.1. HISTORICO DE PRODUCCION DE LOS CAMPOS
CAMPO A

El campo A, inicié su produccion de crudo extrapesado (8,5 °API) en el afio
2013 con 5 pozos y un promedio de 1,9 MBD. A partir de este afio, la
produccion fue en aumento hasta alcanzar para marzo del 2018 una
produccion de 16,6 MBD, como se observa en la Figura 10. De esta forma, se
ha producido hasta la actualidad un total de 21,6862 MMBN. En cuanto al gas,
su produccién comienza a notarse a partir del afio 2014 con 0,1 MMPCD, la
cual aumenta a 0,4 MMPCD en el 2015, para luego disminuir y manterse

constante en 0,1 MMPCD hasta la actualidad.
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Figura 10. Perfil historico de produccion, Campo A

Es importante mencionar que, para el caso del Campo A no se contd con el

histérico de produccion de agua.

Actualmente, este campo cuenta con 75 pozos activos de los cuales 69 son

categoria 1 y 6 son categoria 2.
CAMPO B

El Campo B, inicié su produccién de crudo extrapesado (8,5°API) en el afio
2017, con un promedio 2,06 MBD, la cual aumento a 3,52 MBD para el 2018.
Hasta el presente, se han producido un total de 2,036 MMBN. Las reservas
iniciales fueron 15.600 MMBN, de las cuales quedan 15.597 MMBN
remanentes. La produccién de gas se registra en el afio 2018, mientras que la
produccion de agua comienza en el afio 2017 y aumenta para el afio 2018.
Actualmente, el campo cuenta con una macolla en produccién con 8 pozos

activos. En la Figura 11 se evidencia la produccion de petroleo, gas y agua.
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Figura 11. Perfil historico de produccion, Campo B

CAMPO C

El campo C no posee pozos perforados, por lo tanto no cuenta con histérico

de produccién hasta el momento.

En general, la Empresa Mixta hasta la actualidad ha producido un total de 23,8

MMBN con respecto a la volumetria contractual establecida.
4.2.  ANALISIS DE CUMPLIMIENTO
CAMPO A

En el Plan de Negocios Original (PDNO) para este campo, desarrollado en el
2009, se estimé recuperar un total de 2.941 MMBN de crudo extrapesado en
el periodo 2010-2034. Para ello se consideré producir 50 MBD de crudo
durante 2 afios (afios 2014 y 2015) y 100 MBD durante el afio 2016.
Seguidamente, para el afio 2017 se estim0 alcanzar una produccion de 200
MBD y a partir del quinto afio (2018) 450 MBD. Se planted sostener esta
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produccién por 7 afios mas, hasta finales del 2024. A partir del afio 2025, se
iniciaria la implementacion de procesos térmicos tales como: Inyeccién Alterna
de Vapor (IAV) e Inyeccion Continua de Vapor (ICV) en la zona Oligoceno, que
permite sostener la produccién hasta 450 MBD luego de 10 afios de

produccién primaria.

Cabe destacar, que la produccién de este campo inicia partir del afio 2013. En
el periodo 2013-2018, se tiene un acumulado real de 21,68 MMBN en
comparaciéon con el PDNO que estimaba un total de 146,1 MMBN, lo que
representa una diferencia de 124,42 MMBN. Es decir, que solo se tiene un

cumplimiento del 14,83% de la volumetria a drenar, como se observa en la

Figura 12.
PDNO vs Real
1000
2 100
=
S 10 — ot
Q
Q
3
°© 11
o
0
2013 2014 2015 2016 2017 2018
—e—PDNO 0 50 50 100 200 450
—e—Real 19 43 88 138 14 16,6

Figura 12. Cumplimiento de produccién de petréleo, PDNO, Campo A

Con el objetivo de lograr un desarrollo adecuado, en el PDNO se contemplaron
actividades de perforacion, en las cuales se consideraron macollas con una
cantidad de pozos horizontales que variara entre 6 y 20, dependiendo del
tamafio de la arena/yacimiento. Desde mediados del afio 2013 hasta el 2034

se pondrian a producir de acuerdo a las predicciones del modelo de simulacion
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aproximadamente 3010 pozos productores en el area asignada, bajo
esquemas de produccion primaria. De estos pozos, a partir del 2024, 1249
pozos serian convertidos a térmico y se perforarian 929 pozos inyectores de

vapor.

Cabe destacar, que las actividades de perforacion reales difieren a las del plan,
ya que el campo actualmente cuenta con 75 pozos, mientras que el PDNO
hasta el 2018 contemplaba perforar 2224 pozos, es decir solo se tiene un
3,37% de cumplimiento como se detalla en la Figura 13. Las inversiones
realizadas desde el afio 2011 hasta el 2017, solo representan el 18,47% de lo
planificadas, mientras que los gastos reales superan en un 133% los
planeados. Es importante mencionar, que actualmente el campo A, cuenta con

un Centro de Procesamiento de Fluidos (CPF) con un tren de 60 MBD.

PDNO vs Real
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n 390 1
g 300 -
Q 250 -
Q
'g 200 4
E 150 1
E 100 -
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mPDNO 0 40 70 200 360 360 360
HReal 1 4 15 24 19 12 0

Figura 13. Cumplimiento actividades de perforacion, PDNO, Campo A

Ahora bien, las empresas mixtas presentan un Plan de Operacion Anual (POA)
que difiere al PDNO. En las Figuras 14 y 15, se muestran la producciéon de
crudo y de gas planeada y la real, en la cual se puede observar un
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cumplimiento promedio del 62,7% para el caso del crudo y 65,3% para el caso

del gas.
POA vs Real
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Figura 14.Cumplimiento de produccién de petréleo, POA, Campo A
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Figura 15.Cumplimiento de produccién de gas, POA, Campo A

En cuanto a las actividades de perforacion anual, se tiene un cumplimiento

promedio del 68,5%, lo cual se puede observar en la Figura 16.
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Figura 16. Cumplimiento de actividades de perforacién, Campo A

Enlo que refiere a los dias/pozo, se observo que evidentemente los dias reales
para los primeros tres afios fueron mayor a lo estimado, mientras que para los
altimos tres afios fueron menor. De esta forma se tiene que, actualmente los
dias/pozo son de aproximadamente 30 dias. El cumplimiento de las
inversiones es de un 70,99% en comparacion con las planeadas, mientras que

los gastos superan el plan en un 239%.
CAMPO B

En el Plan de Negocios Original (PDNO), se estimé recuperar 1.522 MMBN
con una produccién promedio anual de 60 MBD (maximo 100 MBD) de crudo
extrapesado en el afio 2016; en el afio 2019 se esperaria alcanzar la
produccion acordada en el negocio de 200 MBD. A partir del afio 2027
comenzaria la inyeccion alternada de vapor a 18 pozos, y para el afio 2032
comenzaria la inyeccién continua de vapor en 5 pozos. Para el afio 2037 la
produccion en frio seria de 16 MBD, que representan un 8% del total de la
produccion. Para el mismo afo se estaria inyectando vapor en forma alternada

a 122 pozos y en forma continua a 63 pozos.
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La produccién real de este campo, en lugar de comenzar en el afio 2016,
comienza para el afio 2017. Como se observa en las Figuras 17 y 18 el
porcentaje de cumplimiento para la produccion de crudo es de 1% hasta la

actualidad, y la produccion de gas 0,45%.
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Figura 17. Cumplimiento de produccién de petréleo, PDNO, Campo B
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Figura 18. Cumplimiento de produccion de gas, PNO, Campo B
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Para lograr el perfil de produccion deseado, en el PDNO se contemplaba la
perforacion de 377 pozos desde el afio 2016 hasta el 2034. Hasta el afio 2018,
se obtendrian 157, de los cuales solo se han perforado 8 pozos, lo que

representa un 5% de ejecucion del plan.

Durante el periodo 2013-2017, las inversiones presentaron una sub-ejecucion
que se ubico en 98% por debajo del Plan de Negocios Original. En cuanto a
los gastos, durante el mismo periodo, también se presentd una sub-ejecucion

de 31% con respecto al Plan de Negocios Original.
CAMPO C

En el Plan de Negocios Original para este campo, se estimo recuperar 1.518
MMBN desde el afio 2016 hasta el 2034. Inicialmente, se produciria un
promedio anual de 60 MBD (maximo 100 MBD) de crudo extrapesado en el
afo 2016; en el afio 2019 se esperaria alcanzar la produccion acordada en el
negocio (200 MBD). A partir del afio 2030 comenzaria la inyeccion alternada
de vapor a 21 pozos y para el afio 2035 comenzaria la inyeccién continua de
vapor en 6 pozos. Para el afio 2037 la produccion en frio seria de 76 MBD que
representan un 38% del total de la produccién. Para el mismo afio se estaria
inyectando vapor en forma alternada a 99 pozos y en forma continua a 25
pozos. En total la cantidad de pozos en frio a perforar segun el PDNO serian
476. Hasta la actualidad este campo no posee pozos perforados, por lo cual

tiene 0% de cumplimiento en sus actividades perforaciéon y produccion.
4.3. ESCENARIOS DE PRODUCCION PROPUESTOS
CAMPO A

Todos los escenarios propuestos para el Campo A, ademas de incluir la
perforacion de nuevos pozos, incluyen la reactivacion de 6 pozos categoria 2

en el primer afio del proyecto, es decir, en el 2019.
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De acuerdo al tamafio de este campo (447,86 km?) y el de las macollas que
ya estan abiertas en el mismo, se establecieron macollas de 4,5 km?, por lo

tanto, se pueden abrir un maximo de 96 macollas en todo el campo.

El primer escenario evaluado, permite alcanzar un plateau de produccién de
120 MBD. A su vez, posee la variacion del numero de taladros (4, 6 y 8)
méaximo a utilizar por afio, al igual que en el escenario 2, el cual permite

alcanzar un plateau de produccién de 200 MBD.

Como se observa en la Figura 19, al aumentar el niumero de taladros,
disminuye el tiempo en alcanzar el plateau y por ende aumenta la duracién del
mismo. Para el escenario 1, es notable que, utilizando 6 y 8 taladros, la
duracion del plateau es la misma, aun cuando en uno de los casos hay mayor

disponibilidad de taladros.

Plateau 120 MBD
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2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035
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—4 taladros —6 taladros ——8 taladros

Figura 19. Perfiles de produccion de petroleo, Campo A, escenario 1

La Figura 20, refleja el perfil de produccion de petroleo para un plateau de 200
MBD con las mismas variaciones que el escenario anterior. Cabe destacar,
que utilizando 4 taladros no es posible alcanzar el plateau fijado, pudiéndose
alcanzar un maximo de 150 MBD, por lo tanto, a este caso no se le realizd

evaluacién econémica.
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Figura 20. Perfiles de produccion de petréleo, Campo A, escenario 2

Las Figuras 21 y 22, detallan afio a afio la cantidad de pozos a perforar para
cada uno de los casos. Para el escenario 1, se observa un cambio brusco de
actividades para el caso de 8 taladros, con una disminucion de 96 a 48 pozos
por afio. Por otra parte, en el escenario 2 la perforacién de pozos aumenta y

disminuye de forma gradual para todos los casos.
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m8taladros| 24 | 36 | 48 | 60 | 96 | 48 | 30 | 32 | 31 | 32 | 31 | 31| 31 | 32| 32 | 32

Figura 21. Actividades de perforacion, Campo A, escenario 1
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Figura 22. Actividades de perforacion, Campo A, escenario 2

La Tabla 6, presenta un resumen de cada uno de los escenarios con los
indicadores técnicos mas importantes. De esta forma, se observa que las
reservas a drenar en cada escenario no difieren en gran proporcion entre los
casos. Es por esto, que para el escenario 1 es mas factible hacer uso de 6
taladros, ya que el plateau tiene mayor duracién que para el caso de 4 taladros,
y produce 7% mas de petrdleo que este. Técnicamente, el caso de 8 taladros
puede ser descartado, ya que al igual que el caso de 6 taladros la duracion del
plateau es de 10 afios, con una diferencia de produccién de petréleo de 0,83%
y en este caso solo se hace uso del maximo de los taladros disponibles un
afo. Es decir, la meta de produccién deseada puede ser alcanzada con menos
taladros. En cuanto al escenario 2, se observa que la produccién aumenta en

un 6,5% si se hace uso de 8 taladros en lugar de 6.
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Tabla 6. Resumen de indicadores técnicos, Campo A

120 MBD 200 MBD
Numero de pozos 601 626 632 726 974 1.017
Tiempo de duracion
del plateau [Afios] 6 Y 10 No llega 6 9
Petréleo producido
[MMBN] 506,26 543,28 547,83 568,92 788,37 840,29
Gas producido
[MMPCN] 55.688,83 59.760,82 60.261,56 62.581,62 86.720,40 92.431,81
Agua producida 26,35 28,30 28,54 29,65 41,20 43,93
[MMBA] g ' , ] : .
Diluente requerido
[MMBDbI] 193,76 207,92 209,66 217,74 301,72 321,59

Asi mismo, en la Tabla 6, se muestra la cantidad de diluente final del proyecto
gue sera necesario para ser mezclado con el crudo extra pesado en el cabezal
de los pozos, que luego sera enviado al centro de procesamiento de fluidos y
posteriormente a través de un sistema de oleoductos, el 30% de la produccién
hasta el mejorador mas cercano. En el mejorador, el petréleo sera convertido
en un crudo sintético de 32°API para luego ser vendido. El otro 70% sera
vendido a PDVSA. Cabe acotar que a medida que aumenta el nimero de
taladros, aumenta el nUmero de pozos que estan produciendo y por lo tanto la
cantidad de diluente. En cuanto al plateau de 200 MBD, la cantidad de diluente
requerido, aumenta en comparacion con el escenario 1, ya que la produccién

a alcanzar es mayor.

Con respecto al manejo en superficie del crudo producido, ya el Campo cuenta
con un tren de 60 MBD en el Centro de Procesamiento de Fluidos (CPF), es
por ello para el escenario 1, adicionalmente se construiran dos trenes de 30
MBD c/u. Mientras que para el escenario 2 se construiran tres trenes de 30
MBD c/u y uno de 60 MBD.

En lo que refiere al método de levantamiento artificial a implementar en el
Campo A, se plantea el uso de Bombas de Cavidades Progresivas (BCP),

debido a que es el método mas eficiente en la Faja Petrolifera del Orinoco y
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por lo tanto es el mas utilizado por las Empresas Mixtas vecinas. Ademas,
cumple con las condiciones de tasa de crudo a manejar, temperatura, manejo
de gas y arena y gravedad API, como se muestra en la Tabla 7. Asi mismo,

este método presenta alto porcentaje de eficiencia (50 al 70%).

Tabla 7. Método de levantamiento artificial, BCP, Campo A

Pardmetros BCP Campo A
<2000 500 (Méx.)

212 (Max)  90-100

1500 (Max) 110
Excelente Alto
<25 8,5

CAMPO B

De acuerdo al tamarfio del Campo B (132,34 km?) y el de las macollas que ya
estan abiertas en el mismo, se establecieron macollas de 4,5 km?, por lo tanto,

se pueden abrir un maximo de 26 macollas en todo el campo.

Aligual que para el Campo A, se plantearon dos escenarios de produccion con
el objetivo de alcanzar de 120 MBD y 200 MBD, con las variaciones de la

disponibilidad de 4, 6 y 8 taladros de perforacion.

En la Figura 23, se muestra el perfil de produccién de petréleo para el
escenario 1, en el que se observa que las diferencias de duracion de plateau
entre los casos es de 1 afio. Mientras que para el escenario 2, utilizando 4
taladros, a diferencia del Campo A cuyos pozos tienen un menor potencial, si
es posible alcanzar el plateau establecido, aunque tan solo por 4 afios, como

se indica la en la Figura 24.
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Plateau 120 MBD

140,00 -

120,00 -
o

m 100,00 A
=3

c 80,00 -
o

8 60,00 -
3

© 40,00 -
o

20,00

0,00 ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ : . : . .
2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035
Tiempo [Afios]
—4 taladros ——86 taladros ——8 taladros
Figura 23. Perfiles de produccion de petréleo, Campo B, escenario 1
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Figura 24. Perfiles de produccion de petréleo, Campo B, escenario 2

Las actividades de perforacion que respaldan los perfiles de produccion se
detallan en las Figuras 25 y 26, para el escenario 1 y 2 respectivamente. Al
igual que para el Campo A, en el escenario 1 se observa un cambio brusco en
el nimero para el caso de 8 taladros entre los afios 2023 y 2024,

comportamiento que se refleja también en el escenario 2.
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Figura 25. Actividades de perforaciéon, Campo B, escenario 1
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Figura 26. Actividades de perforacion, Campo B, escenario 2

En el resumen presentado en la Tabla 8, es de notarse la minima diferencia
entre los casos del escenario 1. Con respecto al uso de 4 taladros, la
produccion aumenta 0,2% para un maximo de 6 taladros y 1,3% para el caso
de 8 taladros. Por lo tanto, es necesario tomar en cuenta los resultados
arrojados por la evaluacién economica para discriminar entre los casos. Con

respecto al escenario 2, la duracion del plateau aumenta considerablemente
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haciendo uso de 6 taladros en lugar de 4. Asi, se tiene que utilizando 6 taladros
se produce 14,4% mas de petrdleo y utilizando 8 taladros se drena 16,37%

mas que en el primer caso.

Tabla 8. Resumen de indicadores técnicos, Campo B

120 MBD 200 MBD
NUmero de pozos 430 431 435 664 726 734
Tiempo de duracion
del plateau [Afos] 9 1y 11 4 9 10
Petréleo producido
[MMBN] 521,41 522,49 528,27 766,15 876,68 891,60
Gas producido
[MMPCN] 57.354,70 57.473,49 58.109,90 84.276,14 96.434,53 98.075,66
Agua producida
[MMBA] 22 528 534 774 8,86 9,01
Diluente requerido. e 199,96 202,18 293,22 335,52 341,23

[MMBDbI]

Con respecto al manejo en superficie del crudo producido, para el escenario
1, adicionalmente se construiran cuatro trenes de 30 MBD c/u. Mientras que
para el escenario 2 se construiran cinco trenes de 30 MBD c/u y uno de 60
MBD.

Aligual que en el Campo A, en el Campo B se implementara el uso de Bombas
de Cavidades Progresivas por las mismas razones, ademas de que cumple

con las condiciones operacionales mostradas en la Tabla 9.
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Tabla 9. Método de levantamiento artificial, BCP, Campo B

Parametros BCP Campo B

<2000 800 (Max.)

212 (Max.) 108-125

1500 (Méax.) 110
Excelente Alto
<25 8,5

CAMPO C

Debido a politicas internas de la Empresa Mixta que esta encargada de la
explotacion de los campos en estudio, para el caso del Campo C, se tomé en

cuenta su desarrollo a partir del afio 2023.

De acuerdo al tamafio de este campo (209,87 km?), se establecieron macollas
de 5 km?, por lo tanto, se pueden abrir un maximo de 42 macollas en todo el

campo.

Al igual que para los campos Ay B, se analizaron los escenarios para alcanzar
un plateau de 120 MBD y 200 MBD con sus respectivos casos. Las Figuras 27
y 28, muestran los perfiles de produccion para cada escenario. Para el
escenario 2, se observa que utilizando 4 y 6 taladros no es posible alcanzar el
plateau de produccion establecido, alcanzando un tope de 130 MBD y 190

MBD respectivamente.
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Figura 27. Perfiles de produccion de petréleo, Campo C, escenario 1
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Figura 28. Perfiles de produccion de petrdleo, Campo C, escenario 2

Las Figuras 29 y 30, detallan las actividades de perforacion para los
escenarios de produccion establecidos. Con respecto al escenario 1, para el
caso de 4 taladros, es necesario perforar la maxima cantidad de pozos desde
el primer afio del proyecto. Por otra parte, se observa una disminucién abrupta
en la cantidad de pozos a perforar entre los afios 2027 y 2028 para el caso de
8 taladros. En cuanto al escenario 2, no es posible alcanzar el plateau

establecido, aun cuando se perforen el maximo de pozos por afio.
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Figura 29. Actividades de perforacion, Campo C, escenario 1
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Figura 30. Actividades de perforacién, Campo C, escenario 2

El resumen de los indicadores mas importantes del campo C, se detallan en la
Tabla 10. Se tiene para el escenario 1, un aumento de 5,4% en la produccién
de petréleo si se utiliza 6 taladros en lugar de 4; y un aumento de 6,9% si se
utilizan 8.
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Tabla 10. Resumen de indicadores técnicos, BCP, Campo C

120 MBD 200 MBD
Numero de pozos 552 570 577 576 864 943
Tiempo de duracion
del plateau [Afios] C 6 7 No llega No llega 5
Petréleo producido
[MMBN] 350,49 369,55 374,94 354,26 531,90 599,98
Gas producido
[MMPCN] 38.553,42 40.650,64 41.243,72 38.968,27 58.452,40 65.997,46
Agua producida
[MMBA] 24 3,73 379 358 5,37 6,06
Diluente requerido
[MMBDbI] 134,14 141,43 143,50 135,58 203,37 229,62

En cuanto al manejo en superficie del crudo producido, para el escenario 1,
adicionalmente se construiran cuatro trenes de 30 MBD c/u. Mientras que para

el escenario 2 se construirdn cinco trenes de 30 MBD c/u y uno de 60 MBD.

Como sucede en los Campos A y B, en el Campo C también se hara uso de
Bombas de Cavidades Progresivas. Las caracteristicas operacionales en este
campo se muestran en la Tabla 11.

Tabla 11. Método de levantamiento artificial, Campo C

Parametros BCP Campo C

<2000 600 (Max.)

212 (Max.) 108-125

1500 (Max.) 110
Excelente Alto
<25 8,5
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Cabe acotar, que en ninguno de los campos fue cerrado algin pozo ya que,
en el periodo del tiempo del proyecto, estos no alcanzaron su limite econémico

indicado en el Capitulo IIl.

Adicional a los casos estudiados, como aporte complementario, se evalud
disminuir los dias/pozo a 20. Esto se aplic6 como prueba al Campo A, con la
meta de alcanzar una producciéon de 200 MBD y con disponibilidad de 4
taladros al afio. Como se muestra en la Figura 31, se observé que
disminuyendo los dias de perforacion si es posible alcanzar el plateau
establecido, con una duracion de 5 afos. Este perfil permite drenar 775,84
MMBN de petréleo, 40,85 MMBA de agua y 85,32 MMMPCN de gas. Las
actividades de perforacion que respaldan este perfil se detallan en la Figura
32, la cual indica la perforacion de un total de 959 pozos para el final del
proyecto. En comparacién, con el uso de 6 taladros con 30 dias de perforacion
y un plateau de 200 MBD por 6 afios, se logra drenar 1,61% menos de

petrdleo.

Se tiene entonces, que realizando las actividades de perforacién de forma méas
eficiente (disminuyendo los dias/pozo) es posible alcanzar metas de

produccion que antes no se podian alcanzar.
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Plateau 200 MBD

250,00 -
200,00 -
(=)
i)
£ 150,00
o
©
[&]
g 100,00 A
T
o
& 50,00

0,00 T T T T T T T T T T T T T T T T 1
2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035
Tiempo [Afios]
—4 taladros

Figura 31.Perfil de produccion, 20 dias/pozo, Campo A

Plateau 200 MBD
80 -

70 A
60 -
50 A

40 -

Numero de pozos

30 A
20 A
10 I
0 12019/2020(20212022(2023|2024(2025|20262027[2028[2029|2030(2031]2032( 2033|2034
M4 taladros| 12 | 57 | 57 | 57 | 76 | 76 | 76 | 76 | 76 | 76 | 61 | 52 | 54 | 48 | 54 | 51

Figura 32. Actividades de perforacion, 20 dias/pozo, Campo A

4.4. EVALUACION ECONOMICA
CAMPO A

En las Figuras 33, 34 y 35 se detallan los perfiles de inversiones y gastos para
el escenario 1 con sus respectivos casos. Como se observa, las mayores

inversiones se realizan entre los afios 2022 y 2023, ya que en estos se
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incorporan los nuevos trenes en el CPF para el manejo de la produccion vy,
ademas, comienzan a utilizarse el maximo de taladros disponibles. Con
respecto a los gastos, estos aumentan a medida que aumenta la produccion

hasta mantenerse constantes, debido a la estabilizacion de la produccion.

500 1
450 A
400 -
350 A
300 A
250 A

MMUS$

200 -
150 ~
100 ~
50 A
01 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028 | 2029 | 2030 | 2031 | 2032 | 2033 | 2034

mInversiones | 54,63 [122,46|108,02|246,26|263,56(120,63(123,04|144,15|128,02| 99,98 | 82,20 |108,00|102,04| 87,23 |110,39| 88,60
u Gastos 57,66 | 79,59 [113,21|172,14|214,79|264,03|308,34|350,05|388,88|422,67|423,93|431,64|440,70{451,34|459,06|465,19

Figura 33. Inversiones y gastos, Campo A, 120 MBD, 4 taladros

500 1
450 A
400 -
350 A
300 A
250 A

MMUS$

200 -
150 ~
100 ~
50 A

01 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028 | 2029 | 2030 | 2031 | 2032 | 2033 | 2034

m|nversiones | 53,58 [120,32|142,70|300,89|318,15(177,47| 65,75 | 93,69 | 91,81 | 77,42 | 99,42 | 82,54 |103,44{105,51| 83,36 (105,46
u Gastos 57,66 | 79,59 [119,97|1204,66|278,72(357,01(400,18|401,14|409,23|415,81|422,26|430,15|438,74|448,78|456,44|462,27

Figura 34. Inversiones y gastos, Campo A, 120 MBD, 6 taladros
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500 -
450 -
400 -
350 -
300 -
250 A

MMUS$

200 -
150 -
100 -
01 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028 | 2029 | 2030 | 2031 | 2032 | 2033 | 2034

HInversiones | 54,63 |122,46|261,41/304,24/260,60/120,63| 90,61 | 77,46 | 96,15 | 80,59 |100,03| 81,85 |104,07|108,22| 88,97 |112,60
u Gastos 57,66 | 79,59 |119,07|204,66|295,50(391,38|394,23|399,99/408,49|416,61|424,29/430,30(437,18|445,81|454,12|463,80

Figura 35. Inversiones y gastos, Campo A, 120 MBD, 8 taladros

Con respecto al escenario 2, sus perfiles de inversiones y gastos se observan
en las Figuras 36, 37 y 38.

900 -

800 -

700 -

600 -

500 -

MMUS$

400 -
300 -
200 -

100 -
o [l

2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028 | 2029 | 2030 | 2031 | 2032 | 2033 | 2034
HInversiones | 73,83 |158,60/298,27|304,24|426,36|322,52|202,84/|188,26|211,04/195,86|219,57|139,83|175,39/172,68|176,14|147,05
u Gastos 64,16 | 99,20 |151,52/247,20|316,82|391,23|458,21|521,22|579,87|636,28|686,05/723,99(732,39|751,83|764,61|778,64

Figura 36. Inversiones y gastos, Campo A, 200 MBD, 6 taladros
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900 -

800 -

700 -

600 -

500 -

MMUS$

400 -
300 -
200 -

100 -
o [l

2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028 | 2029 | 2030 | 2031 | 2032 | 2033 | 2034
mInversiones | 73,83 |158,60/298,27|324,61/503,06|382,84|264,37|227,12|167,65/132,49/162,72|163,99|148,71|172,68|154,72|177 51
u Gastos 64,16 | 99,20 |151,52/255,43|349,09/456,58|552,83|642,17|678,86|695,21|704,84|721,56(734,39750,76(763,66| 777,79

Figura 37. Inversiones y gastos, Campo A, 200 MBD, 8 taladros

En la Tabla 12, se presentan los indicadores econémicos calculados que junto
a los indicadores técnicos permiten definir el mejor escenario de produccion.
Con respecto al VPN a través del tiempo, es posible observarlo en el Anexo 3.
De esta forma, se tiene que para el escenario de 120 MBD, el mayor VPN lo
presenta el caso de 8 taladros, 10,9% mas que el caso de 4 taladros, no
obstante, posee la misma TIR y el Payback que el caso de 6 taladros. Por esta
razén, y considerando que ambos casos tienen la misma duracién de plateau,
es mas favorable para la empresa el uso de 6 taladros para alcanzar 120 MBD.

Este caso posee un VPN 10% mayor que el caso de 4 taladros.

En cuanto al escenario 2, si es favorable el uso de 8 taladros al afio, ya que,
ademas de presentar un VPN de 9,14% mas que utilizando 6 taladros y una
TIR mayor, la maxima disponibilidad de taladros es aprovechada durante tres

afos del proyecto.
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Tabla 12. Indicadores econémicos, Campo A

120 MBD 200 MBD
Total CAPEX
TV 108922 202150 206451 341248 351318
Total OPEX
VNS 504320 538262 542358 700323 839895
VEN 1.74391 191845 193570 2.406,77 2.626,98
[MMUS$] @ ’ . ] . y B ’ o g
17% 19% 19% 20% 21%
Payback 11,25 10,12 10,03 10,36 9,62

[Afos]

Cabe destacar que, para todos los escenarios planteados, el tiempo de pago
es menor al tiempo de duracion del proyecto (2019-2034).

CAMPO B

En las Figuras 38, 39 y 40 se detallan los perfiles de inversiones y gastos para
cada uno de los casos del escenario 1. En ellas se observa que el proyecto
presenta sus mayores inversiones al inicio, que a su vez son mayores que las
planteadas en el Campo A para este escenario, ya que el Campo B posee
menos infraestructura para el manejo de la produccion en superficie, lo que

hace necesaria la realizacion de estas inversiones.
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450 -
400 -
350 -

MMUS$
N
o
s

200 -
150 +
100 -
50 -

01 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028 | 2029 | 2030 | 2031 | 2032 | 2033 | 2034

mInversiones |142,00/207,12|262,31|247,33|171,15/174,58| 89,03 | 82,20 | 95,56 | 85,52 | 90,28 | 92,08 | 97,10 |102,27|104,32| 67,29

u Gastos 24,75 | 53,87 |101,89]187,03[259,38|339,94|383,80392,68|401,04/413,39416,07]422,80|430,12|441,04]452,78|464 61

Figura 38. Inversiones y gastos, Campo B, 120 MBD, 4 taladros

500 -

400 -
350 -
300 -

MMUS$
n
o
s

150 +
100 +
50 -

01 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028 | 2029 | 2030 | 2031 | 2032 | 2033 | 2034

mInversiones |142,00207,12|211,26|267,55|256,73|120,41| 83,40 | 93,69 | 83,84 | 91,50 | 99,42 | 88,98 |103,44| 89,34 | 97,72 | 77,39

u Gastos 24,75 53,87 | 91,21 |162,06|263,97/380,38/383,03/391,64/402,90|408,02|416,25/430,28|434,28/449,61|449,75|457,38

Figura 39. Inversiones y gastos, Campo B, 120 MBD, 6 taladros
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450 -
400 -
350 -
300 -

MMUS$
N
o
s

150 +
100 -
50 -
01 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028 | 2029 | 2030 | 2031 | 2032 | 2033 | 2034

mInversiones|142,00/207,12|211,26|267,55|342,31| 41,40 | 86,22 | 87,94 | 89,70 | 88,51 | 96,37 | 95,19 | 93,93 | 95,80 |101,02/103,04
u Gastos 24,75 53,87 | 91,21 |162,086|290,48/386,41|389,96|395,55|403,76|411,17|416,94/430,70(439,19/442,05|453,00/462,79

Figura 40. Inversiones y gastos, Campo B, 120 MBD, 8 taladros

Los perfiles de inversiones para el caso 2, se muestran en las Figuras 41, 42
y 43.

900 1

800 -

700 -

600 -

500 -

MMUS$

400 -
300 -
200 -
100 ~
01 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028 | 2029 | 2030 | 2031 | 2032 | 2033 | 2034

HInversiones |206,06[237,72|262,31|247,33|413,62(298,23(178,07|181,63|185,26|188,97|192,75/181,06|172,00{144,31|172,35[140,05
u Gastos 44,76 | 93,96 [148,34|235,67|302,08(377,53|444,29|505,98|562,45|615,94|662,41|704,57|720,95|742,26|753,01|763,69

Figura 41. Inversiones y gastos, Campo B, 200 MBD, 4 taladros
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900 -

800 -

700 -

600 -

500 -

400 -

MMUS$

300 -
200 -
100 -
01 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028 | 2029 | 2030 | 2031 | 2032 | 2033 | 2034

mInversiones |206,06|287,76|324,73|351,45|499,20(385,52|178,07|133,89|153,04/133,32/162,27|162,41|144,66/172,20|150,50/165,70
u Gastos 44,76 |104,43|190,22|333,07|442,21|556,69|649,97|649,40/663,73677,01|690,75|706,95|726,26|742,04|756,03|767 27

Figura 42. Inversiones y gastos, Campo B, 200 MBD, 6 taladros

900 -

800 -

700 -

600 -

500 -

MMUS$

400 -
300 -
200 -
100 -
01 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028 | 2029 | 2030 | 2031 | 2032 | 2033 | 2034

mInversiones |206,06|287,76|324,73|383,29|584,77|309,28|158,36|152,91|133,64|156,10|139,04|162,41|165,66|147,55|175,65|140,05
u Gastos 44,76 |104,43|190,22|346,07|494,19/636,61|636,01|651,19|664,69/679,23|692,69|708,65|725,29|740,99|755,10|766 46

Figura 43. Inversiones y gastos, Campo B, 200 MBD, 8 taladros

Los indicadores econdmicos calculados para el Campo B se presentan en la
Tabla 13. El VPN a través del tiempo, es posible observarlo en el Anexo 4.
Para el escenario de 120 MBD, todos los casos poseen la misma TIR e igual
Payback y, a pesar de que el VPN es 1,1% mayor para el caso de 8 taladros
en comparacion al uso de 4 taladros, su aplicacion no es la mas efectiva, ya
gue solo se hace uso del maximo de estos taladros durante un afio.

Comparando los casos de 4 y 6 taladros, resultaria mas efectivo el uso de 4,
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puesto que se obtienen resultados bastante similares con una menor cantidad

de taladros disponible.

Por otra parte, para el escenario de 200 MBD, el uso de 4 taladros es
descartado por poseer una duracién del plateau de tan solo 4 afios, menos de
la mitad de duracién que resultaria utilizando 6 y 8 taladros. Utilizando 8
taladros, el VPN es 3,2% mayor que utilizando 6 taladros, sin embargo, solo
hay aprovechamiento de los taladros por un afo. Por esta razon es mas
favorable utilizar 6 taladros para alcanzar 200 MBD.

Tabla 13. Indicadores econémicos, Campo B

120 MBD 200 MBD
Total CAPEX
SRPIUE 211014 211370 214938 340172 361079 362726
Total OPEX
WSSl 518517 510038 525391 767780 870078 883658
VPN 152067 152467 154720 207250 258763 2.67046
[MMUS$] 529, 524, 547, 072, 587, 670,
30% 30% 30% 32% 36% 37%
SIS 726 728 717 774 6.74 651

[Afios]

Igualmente, como sucede para el campo A, el payback para el Campo B es

menor a los afios que le restan al contrato de la empresa.
CAMPO C

Las Figuras 44, 45 y 46 presentan las inversiones y gastos que deben
realizarse para cumplir con el escenario de produccién de 120 MBD.
Observandose que, a pesar de que este campo comienza su produccion a
partir del afio 2023, en los afos previos comienzan a realizarse las primeras
inversiones que van dirigidas a la adquisicion de sismica y a la construccion

de infraestructura para el manejo de la produccion.
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450 -
400 -
350 -
300 -

MMUS$
N
o
s

200 -
150 -
100 +
50 -

0

- -
2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028 | 2029 | 2030 | 2031 | 2032 | 2033 | 2034

minversiones| 0,00 | 12,24 | 12,48 |131,59|165,05/292,01|297,85/303,80(178,65|182,23|185,87|189,59(193,38|163,30({161,61|178,30

u Gastos 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 |32,30 | 93,88 |146,32/228,58|275,37|316,89/351,89|383,51|411,72/437,21/450,05|450,25

Figura 44. Inversiones y gastos, Campo C, 120 MBD, 4 taladros

500 -
450 -

300 -
250 -

MMUS$

150 -
100 +
50 -

0

- -
2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028 | 2029 | 2030 | 2031 | 2032 | 2033 | 2034

mlnversiones| 0,00 | 12,24 | 12,48 |131,59/165,05[292,01[297,85|338,26(267,98|206,13|161,49|164,72/180,70[137,43[174,80149,71

u Gastos 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 |32,30 | 93,88 |146,32/238,80(315,45/391,10/407,52/410,71419,22/433,80(435,67|442,32

Figura 45. Inversiones y gastos, Campo C, 120 MBD, 6 taladros
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500 -
450 -
400 -
350 -
300 -
250 -

MMUS$

200 -
150 -
100 +
50 -

0

|| ||
2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028 | 2029 | 2030 | 2031 | 2032 | 2033 | 2034
minversiones| 0,00 | 12,24 | 12,48 |131,59286,28[292,01[171,72|346,88]357,31/146,37|141,70|161,61/168,02/150,37|174,80/174,94
u Gastos 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 |32,30 | 93,88 |146,32/239,32(341,48|405,36/413,68/413,63422,12/430,17|437,64|445 09

Figura 46. Inversiones y gastos, Campo C, 120 MBD, 8 taladros

Para cumplir con el escenario de 200 MBD, es necesario realizar las
inversiones y gastos que se indican en la Figura 47.

800 -

700 -

600 -

500 -

400 -

MMUS$

300 -

200 -

100 +

0 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028 | 2029 | 2030 | 2031 | 2032 | 2033 | 2034

minversiones| 0,00 | 12,24 | 12,48 |131,59377,06|385,52|427,02|620,57|501,75|377,94|351,97|307,34/248,09/293 88(296,46/305,75
u Gastos 0,00 | 0,00 | 0,00 | 0,00 | 48,45 [140,83[227,88|382,17|488,11|581,34]659,54/694,19|708,07720,89|733,87|748 32

Figura 47. Inversiones y gastos, Campo C, 200 MBD, 8 taladros

La Tabla 14, detalla los indicadores econdémicos resultantes de los escenarios
estudiados para el Campo C. El VPN a través del tiempo se puede observar
en el Anexo 5. Para el escenario de 120 MBD, el uso de 4 taladros ademas de
resultar en tan solo 2 afios de plateau, presenta un VPN 86% menor y una TIR
menor que para los casos de 6 y 8 taladros. Para descartar entre estos dos

altimos que poseen TIR, VPN y Payback similares, se tomé en cuenta que el
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uso de 8 taladros solo es aprovechado en un afio. Por esta razén el caso
favorable para este escenario es el uso de 6 taladros, con un VPN 0,74%

mayor que utilizando 8 taladros.

En lo que refiere al escenario de 200 MBD, no se realiz6 la comparacion, ya
gue con disponibilidad de 4 y 6 taladros al afio no es posible alcanzar el plateau
de produccion establecido. Para el Campo C, al igual que para los dos campos
anteriores, las inversiones son recuperadas antes de que finalice el contrato

de la empresa.

Tabla 14. Indicadores econémicos, Campo C

120 MBD 200 MBD
To[tslMCUASZ']EX 264796 2.692,46 272832  4.65057
T?,\t/lal\'/ﬁg:]x 357799 3767,00 3.820,98  6.133,67
[M}\/ATJ%] 37399 43330 430,11 658,11
21% 2206 2206 2206
Payback 10,97 10,46 10,43 10,73

[Afos]

Con respecto al caso adicional evaluado, disminuyendo los dias/pozo para el
Campo A, se tiene, en la Figura 48, el perfil de inversiones y gastos necesario
para el proyecto. De acuerdo a este perfil se tiene un VPN de 2.208,59
MMUSS, una TIR de 19% y un payback de 11,3 afios. Comparando este caso
con el uso de 6 taladros y 30 dias de perforacién para alcanzar 200 MBD, se

tiene que los gastos son menores en un 2,9% y un VPN 8,9% menor.
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900 4

800 4

700 4

600 -

500 4

MMUS$

400 -
300 4
200 4
100 -
01 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028 | 2029 | 2030 | 2031 | 2032 | 2033 | 2034

u Inversiones [206,06|237,99263,42248,19] 416 |301,31|181,88|186,23[190,69]195,27/199,99|189,29/181,27| 149,5 | 183,9 146,45
mGastos  |44,762|93,955(148,34235 67302,08|377,53|444,29]505,98/562,45|615,94|662,41|704,57|720,95| 742 26(753,01 763,69

Figura 48. Inversiones y gastos, 20 dias/pozo, Campo A

Como aporte complementario, se evaluo la aplicacion de un financiamiento
60% tipo bancario y 40% tipo aporte de capital a uno de los proyectos
propuestos. Para ello, se seleccion6 el Campo B, con la meta de alcanzar 200
MBD con disponibilidad de 6 taladros. Este campo, presenta en sus primeros
3 afos de proyecto flujo de caja negativo como se indica en la Tabla 15. Tal
como se esperaba, se observo un incremento en el flujo de caja libre luego de
aplicar el financiamiento, logrando cubrir el déficit los dos primeros afios y
disminuir considerablemente el del tercer afio. Con respecto a los indicadores

econdémicos, se observa un aumento en el VPN y en la TIR.

Tabla 15. Flujo de caja libre, financiamiento

FCL [MMUS$]. Antes

del finacimiento -15015 15511 7737

FCL [MMU S$]. Después
del finacimiento

2217 11,73 937

85



Conclusiones

CONCLUSIONES

Hasta la actualidad, el Campo A ha drenado un total de 21,68
MMBN, es decir un 14,83% de lo establecido en su Plan de Negocios
Original. El Campo B ha drenado 2,04 MMBN, cumpliendo con el 1%
de su plan. Mientras que el Campo C no ha iniciado su produccion.
Con respecto al PDNO, el Campo A presenta un cumplimiento del
3,37% en las actividades de perforacion, el Campo B un
cumplimiento del 5% y el Campo C 0%.

El Campo A, invirtié un 18,47% en comparacion con el plan original;
el Campo B un 2% y el Campo C 0%. En cuanto a los gastos, el
Campo A present6 un 139% de sobre-ejecucion y el Campo B una
sub-ejecucion del 31%.

Tomando en cuenta todos los escenarios estudiados, se observo
que, si bien en el de 8 taladros es con el que més pronto se alcanza
el plateau de produccién, este no siempre es el caso ideal, ya que
en ciertos casos solo se utiliza la maxima disponibilidad por un afio.
Hay casos en los cuales puede haber un mejor aprovechamiento de
los recursos como, por ejemplo, en el escenario 2 del Campo B, la
maxima cantidad de taladros disponibles se aprovecha por mas de
un ano.

Para lograr un plateau de produccién de 120 MBD, el caso mas
favorable para el Campo A es utilizar 6 taladros de perforacién, para
el Campo B, se utilizarian 4 taladros y para el Campo C, 6 taladros
de perforacion.

En cuanto al escenario de 200 MBD, el caso mas favorable para el
Campo A es hacer uso de 8 taladros y para el Campo B, 6 taladros.
Mientras que, para el Campo C, sélo se alcanza el plateau con 8

taladros.
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Conclusiones

En cuanto a los indicadores econdmicos, se observé una mejora en
los VPN y la TIR para el plateau de 200 MBD, ya que se obtendria
un mayor drenaje de reservas de petroleo. Sin embargo, para ello

se requieren mayores gastos que para el escenario de 120 MBD.
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Recomendaciones

RECOMENDACIONES

Evaluar los diferentes escenarios planteados tomando en cuenta la
aplicacion de métodos térmicos para mantener la produccién
Realizar una evaluacion técnico-econdémica sobre la construccion de
un mejorador propio para la Empresa Mixta en estudio y evaluar el
impacto que esto produciria en los escenarios planteados.

Debido a que a la Empresa Mixta le restan 15 afios de contrato, se
recomienda plantear una extension de la misma, de manera que sea
un incentivo para los inversores.

Evaluar todos los escenarios propuestos con la disminucion en los
dias de perforacién, ya que como se indicé en el Capitulo IV, hay
casos en los cuales no es posible alcanzar el plateau de produccién
establecido con 30 dias/pozo, pero si con 20 dias/pozo.

Se recomienda a la Escuela de Petréleo, adecuar en el pensum de
pregrado la asignatura Introduccion al Analisis y Toma de
Decisiones, especificamente a proyectos petroleros, de modo que
se analicen cada una de las variables involucradas en estos, para
mejorar la toma de decisiones y con ello el crecimiento profesional

de los estudiantes.
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ANEXO 1
Relacion de volumen de diluente requerido
Partiendo de suma de volumenes y balance de masa:
Vdilido = Vxp + VNafta
Mgiluido = Mxp + Mpafta
Donde:
Vdilido = Volumen de petroleo, 17 °API
Vxp = Volumen de petrdleo producido, 8,5 °API
VNafta =Volumen de nafta requerida, 45 °API
m

De la formula de densidad, p = 7 Sustituyendo dicha relacion en la segunda

ecuacion:

Pgiluido Y dilido = popr + Prafta VNafta

Y sustituyendo la primera ecuacion en lo anterior, se tiene:
Paitvido Vxp T VNatta) = pxpvxp + Prafta VNafta

Despejando el volumen de Nafta:

(Pyp ~ Paituido)

® (Pginido — Phatta)

VNafta =

Donde p,, = 1,011 arim®; Py = 0953gr/m® y p__.=0,802gr/m3,

gquedando:

VNafta = 0,383 pr
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ANEXO 2

Proyeccion de precios utilizada

Brent Cesta Venezolana| XP (8.5°API) Mejorado (32°APl)

Afo |Precio [US$/Bbl] | Precio [US$/Bbl] |Precio [US$/Bbl]| Precio [US$/Bbl] [Usg/rhj:/;;TU]
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ANEXO 3

Valor Presente Neto a través del tiempo, Campo A
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ANEXO 4

Valor Presente Neto a través del tiempo, Campo B
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ANEXO 5

Valor Presente Neto a traveés del tiempo, Campo C

Plateau 120 MBD
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