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RESUMEN

En el contexto de la industria petrolera, la eficiente recuperacion de recursos es
esencial para poder optimizar la produccion a largo plazo. Esta tesis se enfoca en el
analisis técnico-econdmico de la implementacién de recuperacion secundaria por
inyeccién de agua debido a que es una estrategia clave para mejorar la extraccion del
hidrocarburo en yacimientos maduros de forma econémica y rapida ya que ayuda al
yacimiento en mantener o aumentar la presion del reservorio empujando el petréleo
hacia los pozos productores.

Este estudio se basa en un enfoque multidisciplinario que integra conceptos de
ingenieria de yacimientos y evaluacion de proyectos para el andlisis econdémico.
Mediante el uso de la data de produccion, se grafico la curva de declinacion natural del
yacimiento ademas de generar la nueva curva de declinacibn al implementar
recuperacion secundaria. Estos graficos permitieron proyectar el porcentaje de
declinacién mensual del yacimiento, el tiempo de abandono y la produccién acumulada
de petr6leo en barriles. El andlisis econdmico se centra en evaluar la viabilidad
financiera del proyecto considerando los costos de operacion de la empresa
involucrando los gastos de: produccion de petréleo por inyeccion, tratamiento de agua,
depreciacion de equipos, transporte por el SOTE, ademas del costo de operacion del
Consorcio que corresponde al 20% de la produccién, precio por barril y utilizando una
tasa de descuento del 10%.

Los resultados obtenidos mostraron que los barriles de petrdleo producidos a lo largo
de 7 afios con recuperacion primaria fueron de 651.688,76 BLS que equivale al
57,77%, mientras que se estima tener una produccion de aproximadamente 476.359,28
BLS al implementar la recuperacion secundaria produciendo el 42,22%, obteniendo una
produccion acumulada de 1.128.048,04 BLS. Referente al analisis econdmico, existe
una utilidad bruta total del proyecto durante los 12 afios de vida util del pozo de mas de
$26 millones de dolares, de los cuales se produjeron $15 millones de utilidad bruta que
corresponden al 56.44% del total ganado; en tanto que, con la recuperacion secundaria
se obtiene una utilidad bruta de $11,6 millones que equivalen al 43.55% del total

obtenido en délares americanos.



Se concluye que el proyecto de recuperacion secundaria ayuda a incrementar la
cantidad de barriles de petroleo siendo econémicamente rentable mejorando la vida util

del pozo 5 afios mas.

Palabras Clave: Recuperacion secundaria, Inyeccibn de Agua, Analisis técnico-

econdmico, Yacimiento.



ABSTRACT

In the context of the oil industry, the efficient recovery of resources is essential to be
able to optimize production in the long term. This thesis focuses on the technical-
economic analysis of the implementation of secondary recovery by water injection
because it is a key strategy to improve the extraction of hydrocarbon in mature deposits
in an economical and fast way, since it helps the deposit to maintain or increase the
pressure of the reservoir pushing the oil towards the producing wells.

This study is based on a multidisciplinary approach that integrates concepts of reservoir
engineering and project evaluation for economic analysis. By using the production data,
the natural decline curve of the reservoir was plotted in addition to generating the new
decline curve when implementing secondary recovery. These graphs made it possible
to project the percentage of monthly decline of the reservoir, the abandonment time,
and the accumulated oil production in barrels. The economic analysis focuses on
evaluating the financial viability of the project considering the operating costs of the
company involving the expenses of oil production by injection, water treatment,
equipment depreciation, transportation by SOTE, in addition to the operating cost of the
Consortium that corresponds to 20% of production, price per barrel and using a
discount rate of 10%.

The results obtained showed that the barrels of oil produced over 7 years with primary
recovery were 651,688.76 BLS, which is equivalent to 57.77%, while it is estimated to
have a production of approximately 476,359.28 BLS when implementing the recovery.
secondary producing 42.22%, obtaining an accumulated production of 1,128,048.04
BLS. Regarding the economic analysis, there is a total gross profit of the project during
the 12 years of useful life of the well of more than $26 million dollars, of which $15
million of gross profit was produced, corresponding to 56.44% of the total earned; while,
with the secondary recovery, a gross profit of $11.6 million is obtained, which is
equivalent to 43.55% of the total obtained in US dollars.

It is concluded that the secondary recovery project helps to increase the number of
barrels of oil, being economically profitable, improving the useful life of the well for 5

maore years.



Keywords: Secondary recovery, Water injection, Technical-economic analysis,

Reservoir.
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CAPITULO |

1. INTRODUCCION

Un yacimiento petrolero esta conformado por tres fluidos: gas, agua y petroleo siendo
este Ultimo el mas importante de todos, ya que es un aceite natural formado por una
mezcla heterogénea de hidrocarburos provenientes de restos fésiles acumulados
durante miles de millones de afios en océanos o continentes, materia prima que se
utiliza para la produccion de combustible, plasticos entre otros.

La extraccion del petréleo no es un proceso facil debido a que se deben tener en
cuenta las propiedades de los fluidos y como podrian variar al someterse a cambios de
presién y temperatura permitiendo asi, determinar el comportamiento de produccion del
yacimiento, evaluacion de reservas, estimacion de produccidon de petréleo, disefio de
equipos en superficie, incluso determinar la compatibilidad del crudo en las refinerias y
estimar que tan corrosivo o incrustante sera el fluido.

Naturalmente el yacimiento posee tres etapas de recuperacién; primaria, secundaria y
terciaria. La recuperacion primaria del yacimiento es cuando este puede llegar a
superficie por su propia y natural energia. Mientras que la recuperacién secundaria
tiene como objetivo aumentar o mantener la presion del yacimiento (energia natural)
inyectando agua o gas para poder desplazar el hidrocarburo hacia el pozo productor
(Paris de Ferrer, 2009).

La recuperacion secundaria por inyeccién de agua es considerada como un método de
facil aplicacion y bajo costo en comparacion con otros métodos, por lo cual, es aplicado
en algunos pozos maduros en el Ecuador, siendo indispensable realizar un andlisis de
indice de productividad para evaluar el rendimiento del pozo, en funcién de la presion y
su produccion verificando la efectividad de la recuperacion secundaria al lograr un
factor de recobro maximo de produccién de hidrocarburos, en un tiempo optimo
estimado para dicha implementacién y por supuesto el ingreso econdmico que le
genera al pais la industria petrolera.



1.1 Descripcion del problema

El primer paso para extraer el petroleo puede llevarse a cabo por medio de la
recuperacion primaria, que utiliza la presion natural del pozo; sin embargo, con el
tiempo el yacimiento petrolifero declina su produccion, disminuyendo la presion en el
subsuelo y reduciendo su capacidad natural para empujar petréleo hacia los pozos
productores; es decir, que la recuperacion primaria ya no es tan eficiente, porque existe
una disminucion significativa de la produccion del petrdleo, ya que la energia natural
del yacimiento decrece. Como consecuencia hay una declinacion de ingresos en el
pais por la baja produccién del petréleo, siendo esto un gran problema econémico para

la industria petrolera del Ecuador.

Por lo cual, es indispensable que se realice un andlisis para la implementacion de
recuperacion secundaria por inyeccién de agua de formacion en pozos petroleros,
donde se aumente el factor de recobro de petrdleo en yacimientos maduros,
manteniendo o aumentando la presién en el yacimiento, ayudando a desplazar el
petréleo hacia los pozos productores, facilitando su extraccion y aumentando la tasa de
produccion, ademas de mejorar la eficiencia del barrido.

1.2 Justificacion del problema

Mediante este proyecto se pretende verificar que tan factible puede ser implementar
recuperacion secundaria por inyecciéon de agua de formacion en el pozo, es decir,
analizar cuanto mejoraria la producciéon del petréleo en un pozo maduro y en el ambito
econdmico cuanto mas aportara el aumento de la produccion de este pozo en los
ingresos del pais mediante la venta del petréleo, ya sea a nivel nacional o a través de
exportaciones. Ademas, un aumento en la produccién de petréleo puede reducir la
dependencia de las importaciones de derivados de petréleo y mejorar asi la balanza
comercial del pais.

Es importante recalcar que no en todos los pozos que se desee implementar
recuperacion secundaria por inyeccion de agua tendra un resultado positivo, por eso es
imprescindible analizar cada una de las variables desde las caracteristicas del
yacimiento, composicion del petréleo, el volumen requerido y la calidad de agua a

inyectar, hasta el posible impacto ambiental de la inyeccién de agua de formacion.



1.3 Objetivos
1.3.1 Objetivo General

Realizar un analisis técnico-econdmico de un pozo productor durante la
implementacion de recuperacion secundaria por un pozo inyector, mediante el
historial de informacion para su aplicacién en pozos donde ya no es posible la

extraccion por recuperacion primaria.
1.3.2 Objetivos Especificos

1. Evaluar los datos de produccion de un pozo productor antes y después de la
aplicacién de recuperacién secundaria.

2. Determinar el aumento de barriles de petréleo y exponer las diferencias que se
generan por la implementacién de recuperacion secundaria.

3. Analizar el beneficio econ6mico de la implementacion de recuperacion
secundaria por la inyeccién de agua de formacion del pozo inyector FICT 02 al

pozo productor FICT 01.

1.4 Marco teodrico
1.4.1 Hidrocarburo

Se conoce que el hidrocarburo es una serie de compuestos organicos de Carbono (C)
e Hidrogeno (H) que se encuentra como fluido entre las rocas de yacimientos
petroliferos con la habilidad de generar muchos mas compuestos mediante distintas
cadenas, basadas en las reglas implementadas por la Unién Internacional de Quimica
donde dependera del tipo de hidrocarburo: saturado o insaturado para la construccion

del nombre de las diferentes moléculas (Paris de Ferrer, 2009).

1.4.2 Yacimiento Petrolifero

Segun Salager (2005), un yacimiento petrolifero es una formacién geoldgica
subterranea que contiene acumulaciones de hidrocarburos, como gas natural y
petréleo, los cuales se encuentran atrapados en los poros de rocas sedimentarias
porosas y permeables. Dichas acumulaciones son el resultado de procesos geoldgicos
y bioquimicos a lo largo de millones de afios y su explotacion constituye una papel

fundamental en la industria energética y econémica.



1.4.3 Arenas productoras

En la Cuenca del Oriente Ecuatoriano, precisamente en la region amazoénica del pais,
las arenas productoras: Basal Tena (Bt) y U inferior (Ui), son parte de dicha formacion
geolégica. Basa Tena forma parte del “Subgrupo Tena” y esta compuesta por
sedimentos arenosos, que implica la presencia de areniscas y conglomerados, suelen
tener una alta permeabilidad, favoreciendo asi al flujo de fluidos del petrdleo y gas a
través de la roca. Por otro lado, la arena productora U esta compuesta por tres
miembros: superior, medio e inferior, puede presentar una variedad de texturas y
porosidades, es una mezcla de sedimentos de arenisca blanca, cuarzosa de grano fino
a medio, de buena seleccion y el cemento es siliceo o calcareo con presencia de
glauconita en miembros superiores. El tope y base de cada zona productora, va a

depender del pozo de estudio (Baby, Rivadeneira, & Barragan, 2004).

1.4.4 Locacidon de estudio

En la ilustracion 1, podemos observar el mapa estructural de BT y la ubicacién de los
pozos de estudio donde FICT 01 es el pozo productor y FICT 02 el pozo inyector, aqui
podemos observar que el pozo inyector se ubica hacia el flanco de la estructura norte,

lo cual permitird barrer reservas desde el este al pozo productor FICT 01.

FICTO1 *  oton ®

Mapa Estructural Basal Tena

Figura 1.1 Mapa estructural y ubicacién de pozos de estudio



1.4.5 Propiedades petrofisicas de los yacimientos

Las propiedades de la roca en un reservorio son muy importantes ya que influyen
directamente en la existencia de hidrocarburo presente en el yacimiento y permite
saber las caracteristicas especificas del mismo.

1.4.5.1 Porosidad

Como ya sabemos, mediante la porosidad podemos determinar la cantidad de petroleo
presente ya que es la relacion del volumen poroso y el volumen total de la roca
expresado en porcentaje (Herrera, 2018).

1.4.5.1.1 Porosidad Primaria

Hace referencia a los espacios vacios originalmente presentes en la formacion de la
roca sedimentaria, dichos espacios son generados durante el proceso de deposicién y
compactacion de los sedimentos. Los factores que afectan a la porosidad primaria son:

e Empaquetamiento es la configuracibn geométrica de la distribucion de las
particulas, describiendo el tipo de arreglo de los granos de la arena.

e Compactacion es la presién ejercida sobre las rocas, capa supra-adyacentes.

e Angularidad y redondez hace referencia al entrelazamiento de las particulas.

e Cementacion el material que mantiene unido los granos de las rocas.

e Seleccion tiene que ver con el tamafio y la forma de las particulas, la mejor
seleccion es cuando el tamafio y la forma es uniforme.

1.4.5.1.2 Porosidad Secundaria

Se desarrolla después de que la roca sedimentaria se ha formado y compactado
después de procesos de evolucién y diagénesis, es decir, que los espacios porosos
originales se llenan con materiales o se modifican debido a procesos geoldgicos
posteriores.

e Porosidad de fractura es cuando la roca experimenta fracturacién debido a la
tectonica u otro proceso, generando nuevos espacios porosos.

e Porosidad de disolucion secundaria, se genera luego de la formacién de la roca
donde los fluidos pueden disolver los minerales en los espacios porosos,
creando nuevos poros.

e Porosidad de recristalizacion donde los minerales existentes pueden disolverse y

luego recristalizarse en un patron mucho mas poroso (Sandoval, 2000).



1.4.5.2 Permeabilidad
La permeabilidad permite el flujo de fluidos a través de sus poros interconectados sin
deteriorar su estructura interna o desplazar las particulas, es decir, que si los poros de
la roca no se encuentran interconectados no puede existir permeabilidad (Medina,
2010).
1.4.5.2.1 Clasificaciéon de la permeabilidad
Existen tres tipos de permeabilidades que son:
e Permeabilidad Absoluta es la permeabilidad de la roca completamente saturada
por un fluido.
e Permeabilidad Relativa hace referencia a la relacion de la permeabilidad efectiva
con respecto a un valor base.
e Permeabilidad Efectiva se refiere a la permeabilidad de la roca a un fluido
cuando esta, se encuentra saturada solo parcialmente con ese fluido.
1.4.5.3 Saturacion
La saturacion es la relacion que existe entre el volumen que ocupa un fluido y el
volumen de poro y se la expresa en porcentaje o fraccion. Se la puede determinar de
forma directa o indirecta, es decir: extraer de los fluidos del yacimiento o la lixiviacion
de los fluidos de una muestra de la roca del yacimiento, o de forma indirecta mediante
la medicion de alguna otra propiedad como la presion capilar y la derivacion
matematica de la relacion entre la propiedad medida y la saturacion.
Existen diferentes saturaciones asociadas a una misma fase en el medio poroso (Terry
& Rogers, 2015):
e Saturacion critica de petroleo (Soc)
e Saturacion de petréleo residual (Sor)
e Saturacion de petréleo movil (Som)
e Saturacion critica de gas (Sgc)

e Saturacion critica de agua (Swc)
1.4.6 Presion capilar

Se puede definir a la presion capilar como la diferencia entre la presién del fluido de la
fase no mojante y la fase mojante, donde la fase mojante tendra siempre la presion
mas baja, es decir que la presién capilar puede ser positiva 0 negativa y va a depender
de la preferencia de la mojabilidad. En un yacimiento de petroleo, las fuerzas capilares

presentes van a depender de distintas caracteristicas: tension interfacial, geometria y



tamafio de los poros y de las caracteristicas humectantes del sistema, lo cual va a

impedir remover todo el petréleo del yacimiento (Ramirez, 2013).
1.4.7 Humectabilidad

La humectabilidad es la tendencia de una superficie solida a dejarse mojar
preferencialmente por un fluido en presencia de otros fluidos, con los cuales es
inmiscible. El fluido que se adhiere sobre la superficie se denomina fase humectante, y
en yacimientos de hidrocarburos usualmente agua o aceite son las fases humectantes
(Arias & Chancusig, 2017).

1.4.8 Tensién interfacial

La tensién interfacial, o, es la tension que existe entre la interfase de dos fluidos
inmiscibles. Y es una medida indirecta de la solubilidad que a medida que la tensién
interfacial se hace mas baja, las dos fases se aproximan mas a la miscibilidad (Rivera,
2015).

1.4.9 Movilidad

La razon de movilidad M es la relacidon entre la movilidad de la fase desplazante y la

fase desplazada, mientras mayor sea M, menor sera el recobro al momento de

alcanzar la ruptura, es decir, que la cantidad de agua producida ser4 mayor para poder

recuperar la misma cantidad de petrdleo y segun Forrest (1982) se debe a dos efectos:
e Pequeias areas barridas a la ruptura

e Influencia del grado de estratificacion
1.4.10 Densidad

Se define como la masa por una unidad de volumen a una presion y temperatura
especifica, usualmente expresada en libras por pie cubico.

1.4.10.1.1 Densidad del petrdleo

Segun Dajnov (1982), la densidad del petréleo se determina por su composicion
quimica y se han propuesto varias correlaciones para su célculo utilizando los datos
PVT como la gravedad y solubilidad del gas, ademas de la gravedad del petréleo. La
densidad del petrdleo va a depender de la temperatura y el gas disuelto, de acuerdo

con la siguiente ecuacion:

62.4 *y, + 0.00136 * R * y,

pO BO



Donde:

Yo,= gravedad especifica del petréleo tomada en el tanque de lavado
Yg= gravedad especifica del gas

R,= solubilidad de gas, [scf/CTB]

B,= factor volumétrico del petréleo

p,= Densidad del petréleo, [Ibs/ft3]
1.4.11 Temperatura

Segun Campbell (2015) la temperatura es la medida de la energia cinética promedio de
las moléculas en su sistema de petroleo. Esta propiedad es esencial en la industria
petrolera ya que influye en procesos criticos como la viscosidad, volatilidad, fluidez,
transferencia de calor en los sistemas de produccion, transporte y refinacion del

petréleo.
1.4.12 Viscosidad

Se conoce que la viscosidad es una propiedad fisica de un fluido que mide su
resistencia interna al flujo; es decir, la capacidad que tiene el fluido para fluir con
facilidad cuando posee baja viscosidad, y con mayor dificultad cuando posee
viscosidad alta. La viscosidad del petréleo depende de varios factores como: la

composicion quimica, la temperatura y la presion (Farias & Merola, 2014).
1.4.13 Relacion gas petréleo en solucion (RGP)

Es el resultado de dividir un volumen de gas a condiciones normales por determinado
volumen de petréleo que también debe ser a condiciones normales. Este valor es
medido en superficie y va a depender principalmente de la presion y temperatura del

recipiente donde se encuentra (Arauz, 1978).
1.4.14 Mecanismos de produccion

Existen 5 mecanismos de produccion el cual hace referencia a las fuerzas naturales del
yacimiento que hace que los fluidos se muevan hasta los pozos para ser producidos:

e Empuje por agua

e Empuje por gas en solucién

e Empuje por expansion de roca y fluido



e Empuje por capa de gas

e Empuje por drenaje gravitacional
1.4.15 Tipos de recuperacion

Segun Paris de Ferrer (2001), los trabajos que se desarrollan para recuperar el petréleo
estan subdividas en tres etapas: primaria, secundaria y terciaria. Cada etapa describira
la produccion del yacimiento en orden cronolégico que muy pocas veces suele llevarse

a cabo en dicho orden, es decir que va a depender del tipo de yacimiento.

1.4.15.1 Recuperacion Primaria

El efecto del gradiente de presion que existe, entre el fondo del pozo y el yacimiento va
a permitir que el petrdleo se desplace de forma natural hacia los pozos. En los
yacimientos que poseen mayor profundidad, la presion sera mayor que la presion
hidrostética lo cual va a permitir que este, llegue hasta superficie con su energia
natural. A medida que se expanden los fluidos en el yacimiento, la presion tiende a
bajar rapidamente en funcién al mecanismo que se utilice, por lo cual, el periodo de
recuperacion primaria es variable, pero es muy importante, ya que nos permite saber el
comportamiento del yacimiento. El porcentaje de recuperacion primaria del crudo
originalmente en sitio es un promedio del 10 al 15%.

1.4.15.2 Recuperacion secundaria

El aumento de la presion en el yacimiento luego de la declinacion de produccion
primaria es el resultado de la implementacién de recuperacion secundaria, que consiste
en inyectar en el yacimiento un fluido menos costoso que el petréleo ya sea agua o
gas, para mantener el gradiente de presion, permitiendo asi, que el fluido inyectado en
pozos inyectores desplace una parte del petrdleo a los pozos productores que son
benefactores de dicha inyeccion. Este método permite aumentar la recuperacion del

crudo original en sitio hasta un promedio de 25 a 30%.

1.4.15.3 Recuperacion Terciaria

Luego de aplicar recuperacion primaria y secundaria aun queda un promedio de 60 a
80% del crudo original en sitio (OlIP) debido a que dichos métodos tienen dos
limitantes: a nivel de la escala de poros su saturacion residual es sumamente baja
guedandose atrapado el crudo por las fuerzas capilares. Y a nivel de escala del
yacimiento al implementar la inyeccién de agua este fluido no penetra en ciertos
lugares. Este proceso utiliza gases miscibles, quimicos o energia térmica luego de que

un proceso secundario no sea rentable (Yerbes, 2022).



1.4.16 Petrdéleo en sitio

El petréleo original en sitio (POES) es el volumen total de petroleo estimado que existe
inicialmente en el yacimiento y se lo obtiene en base a la informacion geoldgica,

geofisica, petrofisica y de ingeniera de yacimientos.

7758 * Vipeqg * @ * S,
Boi

POES =

Donde:

V-0ca= VOlumen de la roca
&= Porosidad

S,= Saturacion de petroleo

B,;= Factor volumétrico inicial de petroleo

1.4.17 Factor de recobro

Hace referencia al porcentaje de petréleo o gas en sitio que puede ser recuperado bajo
técnicas de produccién mediante tecnologia que va de la mano con el mecanismo de

produccion del yacimiento (Berasategui & Malagon).

Petroéleo producido

Fr (%) = POES

1.4.18 Reservas

Segun D'Orazio (2007), las reservas son volumenes de hidrocarburos que existen en el
yacimiento, accesibles para la extraccion y/o recuperacion de crudo y se clasifican en:
reservas probadas, reservas no probadas, reservas remanentes.

1.4.18.1 Reservas Probadas

Son volumenes de hidrocarburos que existen en el yacimiento, obtenidos mediante la
informacion adquirida en la geologia, perforacion de pozos y las pruebas de
produccion, lo cual da como resultado la recuperacion de crudo al implementar la

siguiente formula:
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Fr
Bls
Boi (5F)

Reservas (BF) = POES(BF)

Donde:

Fr = Factor de recobro

B,; = Factor volumétrico inicial de petréleo

1.4.18.2 Reservas No Probadas

Son reservas que no disponen de la suficiente informacion geoldgica para poder
asegurar el volumen de hidrocarburos.

1.4.18.3 Reservas Posibles- Remanentes

Las reservas remanentes hacen referencia al volumen de hidrocarburos que
permanecen en el yacimiento y son recuperables o se puede cuantificar en cualquier

fecha luego del inicio de la produccion, para la cual empleamos la siguiente ecuacioén:

Reserv. Remanentes (Bls) = Reserv. Probadas — Produccion acumulada (Bls)

1.4.19 Curvas de declinacién

Segun Pérez (2014) las curvas de declinacion es posiblemente uno de los métodos
mas aplicados en la industria petrolera pero asi también, la menos comprendida para
poder predecir el comportamiento de la produccién. Sin embargo, el estudio de Arps
provee una variedad de resultados donde incluye diferentes tipos de declinacién:
exponencial, hiperbdlica y arménica desarrollando la primera técnica convencional para
predecir el comportamiento, analisis y prediccién de los datos de produccién.
Para lo cual, se debe suponer:
e Flujo Pseudo-estable
e El pozo esta drenando de un &rea constante y bajo condiciones de flujo de limite
conocidas.
e La produccion debe estar estabilizada en el tiempo de analisis.
e El pozo debe estar produciendo a su capacidad total o cerca de ella, donde la
declinacién de la produccién debe reflejarse en las caracteristicas del pozo o

yacimiento.
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1.4.19.1 Tipos de declinaciéon

1.4.19.1.1 Exponencial

Si bien es cierto, este tipo de declinacidon es la mas usada, sin embargo, es la menos

optimista para el calculo de reservas. Para realizar el analisis, se utiliza una tasa de

declinacién constante, es decir que n=0, y se debe emplear la siguiente ecuacién para

determinar cual es la tasa de declinacion:
q=q;*e it

Donde:

g= Tasa de produccion a cualquier periodo

q;= Tasa inicial de produccion

a=D; = D = Tasa de declinacién nominal

t= Periodos de produccion

1.4.19.1.2 Hiperbdlica

En este tipo de declinacion se debe tomar en cuenta, que la tasa de declinaciéon es
variable con el tiempo, es decir que ne]0,1[. Ademas, se puede decir que este tipo de
declinacién es la que mas se ajusta a la realidad con respecto al célculo de reservas y
a su vez es la menos utilizada debido a su grado de complejidad a la hora de hacer los
calculos. Para determinar cual es la tasa de declinaciébn se emplea la siguiente

ecuacion:

q=q(1+ nDit)_(%)
Donde:
g= Tasa de produccion a cualquier periodo
q;= Tasa inicial de produccion
a=D; = D = Tasa inicial de declinacion nominal
t= Periodos de produccién

n=Exponente adimensional

1.4.19.1.3 Armonica
Este tipo de declinacion es variable con el tiempo y el valor de n toma un valor igual a
1, logrando ser la mas optimista para el calculo de reservas. Empleando la siguiente

ecuacion se puede adquirir la tasa de declinacion:
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4di
q= TDlt
Donde:
g= Tasa de produccion a cualquier periodo
q;= Tasa inicial de produccion
a=D; = D = Tasa inicial de declinacion nominal

t= Periodos de produccion

1.4.20 Teoria de la Inyeccion de agua

Muskat (1949) indica que, la inyeccidén de agua es el método mas simple y uno de los
procesos mas utilizados en el mundo actual y es responsable de una fracciéon

significativa del petréleo que se produce hoy en dia.

1.4.20.1 Tipos de inyeccion
La implementacion de recuperacion secundaria se puede llevar a cabo mediante la
inyeccion de agua por dos métodos, que dependen de la posicion de los pozos

inyectores y productores.

1.4.20.1.1 Inyeccion periférica o externa

Es también denominada inyeccion tradicional, debido a que el pozo inyector se
encuentra en el acuifero, es decir, fuera de la zona de petrdleo donde el fluido
inyectado, en este caso el agua, va hacia los flancos del yacimiento. Este método es
utilizado cuando no se tiene una buena descripcibn o cuando la estructura del
yacimiento favorecerd la inyeccién. Una de las ventajas de este tipo de inyeccién es
gue no se requiere perforar mas pozos, es decir que se puede utilizar pozos antiguos
como pozos inyectores disminuyendo la inversion en areas con pozos perforados
irregularmente e incluso donde el espaciamiento de los pozos es muy grande (Paris de
Ferrer, 2001).

1.4.20.1.2 Inyeccion en arreglos o dispersa

En este método, el agua es inyectada dentro de la zona de petrdleo a través de pozos
inyectores que forman un arreglo geométrico con el pozo productor, invadiendo la zona
y desplazando los fluidos del volumen invadido, hacia los pozos productores. Esta
invasion es mucho mas rapida en yacimientos homogéneos de bajo buzamiento y bajas
permeabilidades efectivas con alta densidad de los pozos ya que la distancia que existe

entre el pozo inyector-productor es pequefa.
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Hoy en dia, se optimiza el nimero de pozos inyectores gracias al avance tecnoldgico y
el constante estudio de yacimientos sobre las caracteristicas de flujo y la descripcion
sedimentoldgica pudiendo asi, determinar un arreglo de pozos productores e inyectores
de forma irregular. Este método tiene una alta eficiencia de barrido areal, una réapida
respuesta del yacimiento y presiones, una disminucion del efecto negativo de las
heterogeneidades sobre el recobro, ademas de permitir tener un excelente control del

frente de invasion y del factor de reemplazo (Paris de Ferrer, 2001).
1.4.21 Factores que controlan la recuperacién por inyeccion de agua

Como menciona Ahmed (2018), para poder determinar la factibilidad del método de
recuperacion secundaria por medio de la inyeccion de agua se debe considerar

distintos factores:

1.4.21.1 Geometria del yacimiento

Mediante la estructura y estratigrafia de un yacimiento se puede definir algunos puntos:
el tipo de inyeccion de agua que se debe implementar, la ubicacion de los pozos, definir
el tipo de patrén y en caso de que el yacimiento presente un angulo de buzamiento, la
mejor opcion de inyeccion sera la externa, debido a que se obtendra una mayor y mejor
eficiencia.

1.4.21.2 Litologia

La litologia y las propiedades de la roca afectan la capacidad de flujo de los fluidos a
través del medio. La porosidad, permeabilidad, el contenido de arcilla y el espesor neto
de la formacion son propiedades que presentan mayor incidencia en la eficiencia de la
inyeccion de agua.

1.4.21.3 Profundidad del yacimiento

Este factor incide principalmente en aspectos economicos del proyecto y en aspectos
técnicos. Conforme aumente la profundidad del pozo inyector, la presion maxima de
inyeccion también incrementara. En el aspecto econdmico, el costo de levantamiento
de pozos productores profundos es limitado por la maxima relacion agua-aceite (WOR)
tolerada, lo cual reduce la recuperacion final estimada (EUR) e incrementa el costo total
de operacion del proyecto.

1.4.21.4 Continuidad de las propiedades de laroca

El yacimiento debe contar con cierta uniformidad para lograr tener éxito durante la
implementacion de inyeccion de agua, esto debido a que cuando existen formaciones

gue se caracterizan por ser estratos de bajo espesor y alta permeabilidad, se generan
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canalizaciones del agua hacia pozos productores lo cual evita que las formaciones de
interés puedan ser barridas de forma eficiente. Es indispensable identificar este tipo de
zonas para aislarlas desde el principio e impedir que la relacion agua-aceite aumente
en brevedad superando el limite econdmico previsto. Ademas, es importante resaltar
que la continuidad areal de la zona de interés es pre-requisito para obtener un proyecto
de inyeccion de agua exitoso; es decir, que el pozo productor e inyector deben estar
conectados hidraulicamente mediante la formacién para que asi, el mecanismo de

desplazamiento sea efectivo.

1.4.21.5 Magnitud y distribucién de las saturaciones de los fluidos

Es indispensable tener identificado la cantidad de fases presentes en un yacimiento y
cudl es la distribucién de esta con respecto al medio poroso. Cuando la saturacién de
petréleo es alta al inicio de la inyeccion, la movilidad del petréleo incrementara
permitiendo obtener una eficiencia de recobro mayor. Si el yacimiento se encuentra por
encima del punto de burbuja, pues no existira saturacion de gas libre y se obtendra una
respuesta inmediata en el yacimiento con respecto al proceso de inyeccion.

1.4.21.6 Porosidad

Por otra parte, Arias & Chancusig (2017) indican que la porosidad es un parametro muy
importante para determinar la factibilidad de la inyeccion de agua puesto que, a mayor
saturacion de petréleo en el yacimiento al inicio de la invasion, mayor sera el factor de
recobro y si este es elevado, el petréleo sobrepasado por el agua ser4 menor y el
retorno de la inversion por lo general sera mayor.

1.4.21.7 Propiedades de los fluidos y permeabilidades relativas

En el caso de la inyeccion de agua aplicada para recuperacion secundaria, para poder
determinar cuantos pozos adicionales se debe perforar para poder cumplir con el
programa en la invasion de agua en un lapso razonable, se debe conocer; la maxima
presion de inyeccidn aconsejable y la relacion entre tasa y espaciamiento a partir de los
datos de presién-permeabilidad. Es importante resaltar que el grado de variacion de la
permeabilidad, determina la cantidad de agua que se requiere utilizar y mientras mas
heterogénea sea esta propiedad, mas exitosa sera la inyeccion de agua.

En yacimientos donde se observe grandes variaciones en la permeabilidad y los
estratos individuales mantienen su continuidad sobre areas extensas, el agua inyectada

alcanzara la ruptura anticipadamente en estratos con alta permeabilidad, transportando
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altas cantidades de agua antes que los estratos con baja permeabilidad impidiendo asi

tener un barrido eficiente (Medina, 2010).
1.4.22 Teoria de Buckley - Leverett

Como se sabe, debido a que el petréleo no tiene la habilidad de salir por si mismo de
los poros de la roca del yacimiento en los cuales se encuentra atrapado, es necesario
gue se utilice un medio de empuje a través de un fluido asociado al petréleo como el
gas, o el agua, por lo cual, el proceso de desplazamiento ocurre cuando dicho fluido
pasa a ocupar el lugar de otro en un medio poroso. Generalmente los fluidos
desplazantes son el agua y el gas, y el desplazado es el petréleo. Para que exista
desplazamiento, el fluido desplazante debe tener mas energia que el desplazado. Y, a
medida que se inyecta el primero, se va formando una fuente de separacion donde se
comienza a distinguir dos zonas en el yacimiento: una zona no es invadida y se forma
un banco de petroleo, debido al petroleo que es desplazado hacia adelante. Detras de
ese banco se tiene la zona invadida, formada por el fluido inyectado (agua o gas) y el

petréleo remanente (Owusu, DeHua, & Nagre, 2014).
1.4.23 Ecuacién de flujo fraccional

Para poder calcular la fraccion de flujo total, es decir el agua, se debe aplicar la
ecuacioén de flujo fraccional en cualquier punto del reservorio, suponiendo la saturacion
de agua en dicho punto y al implementar la ecuacion de Darcy, se obtiene la siguiente

ecuacion (Owusu, DeHua, & Nagre, 2014):

kk., A OP

14 =102 (=<
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Y se debe considerar lo siguiente:
e Ley de conservacion de masa
¢ Flujo unidireccional de dos fluidos inmiscibles
e Medio poroso continuo y homogéneo
e Incompresibilidad de fluido y medio poroso
Al considerar un deposito horizontal (sina; = 0) y despreciando la presién capilar, la

ecuacion se reduce y queda de la siguiente manera:
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1.4.24 Ecuacién de avance frontal

Esta ecuacion describe el desplazamiento inmiscible de dos fases en un sistema
(German, 2017).

dx_ 5615q, <afw) _ 5,615W; (afw>
at”w —  gA \as,) oA \as,

donde:

x=Distancia recorrida por una saturacion fija S,, durante un tiempo, t, [ft]

q. = Rata de flujo total (igual que la rata de inyeccion) [%]

t= Intervalo de tiempo de interés [Dias]

W, = Agua inyectada acumulada [Bbls]

Ofw

Frot Pendiente de la curva de flujo fraccional a la saturacion de agua de interés
w

1.4.25Tipos de desplazamientos

Como se menciond anteriormente, el desplazamiento es definido como el mecanismo
por el cual un fluido desplaza a otro ocupando su lugar en el espacio poroso del
reservorio y se dividen en dos grupos segun L.P.DAKE (1978):

1.4.25.1 Tipo piston

Este modelo idealizado es usado en el tratamiento analitico de los procesos de
desplazamiento, donde se asume que solamente el flujo de petréleo y gas esta por
delante del frente (avanza hacia el pozo productor), es decir el agua connata no es
movible, considerando un barrido completo, donde el fluido desplazado es totalmente
reemplazado por el fluido desplazante.

1.4.25.2 Tipo pistdon con fuga

Por otra parte, este tipo de desplazamiento es el mas real debido a que considera que
el barrido es incompleto en el frente de desplazamiento, en otras palabras, esto quiere
decir que existe un remanente del fluido desplazado detras del frente por las
irregularidades que presenta la roca reservorio en sus caracteristicas. Este caso, se

genera en dos etapas:
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Etapa inicial que hace referencia al tiempo desde el inicio de la inyeccion hasta que el
frente alcance el pozo productor.

La etapa subordinada es cuando empieza la ruptura y concluye en el limite econémico
del proyecto.

La produccion genera en estas dos etapas se da por empuje y por arrastre
respectivamente, donde la etapa inicial obtendra una produccion mayor mientras que
en la etapa subordinada su produccién decrecera debido a que se produce también

fluido desplazante.
1.4.26 Eficiencia de barrido

Segun Riveros Roa, Cardernas Bejarano, & Goémez (2022) indican que de forma
general se puede decir que el barrido de una invasion es definido como la fraccion del
volumen total en el patrén de invasién barrido o contactado por el fluido que se inyecta
a un determinado tiempo. Si el barrido es horizontal, la fraccion es considerada
eficiencia de barrido areal (E,) por otro lado, si el barrido es vertical se considera
eficiencia de barrido vertical (E,) pero siempre seran interpretados como la eficiencia a

la ruptura, a menos que especifique lo contrario.
1.4.27 Eficiencia de barrido areal (E,)

Para determinar la eficiencia de barrido areal se debe tener en cuenta distintos factores
como son:

e Movilidad de los fluidos

e Patron de inyeccion

e Heterogeneidades areales

¢ Volumen total del fluido inyectado
Y hace referencia a la fraccién del area total del yacimiento que esta invadida por el

flujo inyectado.
1.4.28 Eficiencia de barrido Vertical (E,)

Se conoce que la eficiencia de barrido vertical es influenciada por la relacién que existe
entre las fuerzas viscosas y gravitacionales, haciendo referencia a la fraccion del area
vertical del yacimiento que se encuentra en contacto con el fluido desplazante.
Entre los factores que afectan la eficiencia de este barrido se tiene:

e Heterogeneidad del yacimiento: a mayor heterogeneidad vertical, menor

eficiencia.
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e Movilidad de los fluidos: si aumenta la razon de movilidad, disminuye la
eficiencia de barrido.

e Segregacion gravitacional
1.4.29 Eficiencia de desplazamiento (Ep)

También conocida como eficiencia microscoépica, el cual hace referencia a la efectividad
con la que el fluido desplazante barre el petréleo del yacimiento hacia el pozo
productor, es decir determina la cantidad de petréleo movible desplazado en un tiempo
determinado y como cualquier método de desplazamiento deja petroleo residual, por
ende, siempre Ep <1. Se puede expresar de forma matematica la eficiencia de

desplazamiento de la siguiente manera:

(Volumen poroso) % — (Volumen poroso) g—"
oi o

ED = S -
(Volumen poroso) 3%+
ol

Donde:

S,i = Saturacion de petréleo al inicio de la inyeccién
B,; = Factor de volumen inicial del petroleo, Bbls/STB
B, = Factor de volumen del petréleo final, Bbls/STB

S, = Saturacion promedio del petréleo para un patrén de inyeccion en un punto

particular del yacimiento.
1.4.30 Ruptura

Al alcanzar el llene, el avance de frente continGia con la diferencia de que la produccion
del petroleo aumenta y eventualmente la tasa de inyeccion de agua. Si la saturacion de
agua inicial es menor que la que se requiere para fluir, la produccién del petréleo estara
libre de agua y cuando se empiece a obtener una produccion significativa de agua, se
puede determinar que se ha producido la ruptura del frente de agua en el pozo
(Herrera, 2018).

1.4.31 Comportamiento a la ruptura

La saturacion del agua permanece constante hasta el tiempo de ruptura durante la
inyeccion de agua, donde la saturacién promedio de agua en el reservorio al tiempo de
ruptura S,,,; €s S,,, lo cual significa que la saturacion de agua en el reservorio se

incrementd en una cantidad (S,,,: — S,y;) como resultado de la inyeccion de agua, y que
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la saturacién de petrdleo disminuyd en una cantidad equivalente, este cambio en la
saturacion determina la eficiencia del proceso de desplazamiento. La produccion de
petréleo debido a la inyeccion de agua se puede determinar de acuerdo con la

siguiente ecuacion (Valencia, 2012):

Np = NEASEVS'ED

Donde:
N,, =Produccion de petréleo acumulado

E,s= Eficiencia de barrido areal

Ey s = Eficiencia de barrido vertical

Ep = Eficiencia de desplazamiento

N= Petrdleo in situ al inicio de la inyeccion

1.4.32 Posterior a la ruptura

Esta es la etapa final de la inyeccién y es donde el area barrida aumentara y proveera
suficiente produccion de petroleo justificando la continuacién de la inyeccion, es decir,
que durante esta etapa la produccién de agua va a aumentar a expensas de la
produccion de petréleo. Al llegar al final de la etapa de agotamiento de la inyeccién de
agua, el yacimiento solo va a contener petréleo residual y agua en aquella porcion
inundada del yacimiento y dicho procedimiento llegara a su final cuando ya no sea

rentable econdmicamente (Herrera, 2018).
1.4.33 indice de inyectividad

El indice de inyectividad, corresponde a la capacidad de inyeccion que poseen los
pozos que son utilizados para implementar recuperacion secundaria y esta definido
como el numero de barriles por dia del liquido bruto inyectado, en un pozo con respecto
a la presion diferencial entre la presion de inyeccion media y la presién del reservorio
media en unidades psi. Y se la determina mediante la siguiente formula (Sanchez,

Sanchez, & Alabuela, 2022):

= & :—Qi
AP Pif_Pr
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Donde:
|= indice de inyectividad [Bp%]

q; =Tasa de inyeccion
AP =Diferencia de presion
P;s = Presion de inyeccion en fondo

B. = Presion de reservorio
1.4.34 Conceptos econémicos y financieros

Para analizar la viabilidad del proyecto de recuperacion secundaria se estudiara
algunos indicadores econdmicos que son indispensables para la evaluacion de su
rentabilidad como son: valor presente neto (VPN), valor actual neto (VAN), tasa interna
de retorno (TIR), periodo de recuperacion de la inversion y la razén beneficio/costo.
1.4.34.1 Valor actual neto (VAN)

El VAN permite calcular el valor actual de todos los flujos futuros de caja los cuales
estan proyectados desde el primer periodo operacional, restando la inversion total en el
momento cero; es decir, que nos ayuda a medir la rentabilidad deseada del proyecto
después de recuperar toda la inversion.

e En el caso de que el resultado sea mayor que cero, este, mostrara la ganancia
del proyecto después de recuperar la inversion por sobre la tasa que se exigia
de retorno al proyecto.

e Si el resultado es igual a cero, el proyecto reportard exactamente la tasa de
retorno que se queria obtener después de recuperar el capital invertido.

e Y si se obtiene un resultado negativo el proyecto muestra qué monto falta para
poder tener la ganancia deseada después de la inversion (Perez & Chamorro,
2020).

Para obtener el VAN se debe conocer algunas variables que intervienen en su
definicion como son:

1.4.34.1.1 Inversion Inicial

Indica la importancia del empleo de una determinada cantidad de dinero para poder
efectuar un proyecto, para lo cual se necesita realizar un plan de inversion
estableciendo gastos imprescindibles o susceptibles de aplazamiento en la ejecucién

del proyecto que busca conseguir un beneficio (Mete, 2014).
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1.4.34.1.2 Flujo de caja

Este evalla los valores de los cobros generados del proyecto durando un tiempo
determinado; es decir, que en el flujo de caja son los ingresos menos egresos para
determinar la rentabilidad del proyecto (Pinillo Cardenas, 2020).

1.4.34.1.3 Tasade interés

Finalmente, se puede definir al VAN como la sumatoria de los flujos netos de caja
actualizados menos la inversién inicial como se indica en la siguiente ecuacion (Roca,
2002).

FCN,

VAN = —lp + ) -t
AVACENST

Donde:

I, = Inversion inicial

FCN = Flujo de caja

k=Indice que muestra el afio correspondiente

r= Tasa de interés

n= Periodos de la vida util del proyecto

1.4.34.2 Tasa interna de retorno (TIR)

El TIR es la tasa de rentabilidad o interés en porcentaje que ofrece una inversion, es
decir, que hace referencia al valor de tasa de descuento que hace que el VAN sea igual
a cero (Pillajo, 2018).

FCN,

0=-—I —_—
o+t £ (1 +TIR)X

Donde:

I, = Inversion inicial

FCN = Flujo de caja

k=Indice que muestra el afio correspondiente

n= Periodos de la vida til del proyecto

La tasa interna de retorno indica la rentabilidad del proyecto, es decir que, si el TIR es

mayor, mas deseable seré llevar a cabo el proyecto.
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1.4.34.3 Costo beneficio

La relacion costo/beneficio permite determinar qué tan conveniente es un proyecto
mediante el axioma que identifica que para que exista ganancia es indispensable que
los beneficios excedan los costos de inversion. Mediante la siguiente ecuacion se

determina la relacién entre el costo actual neto y el monto del capital:

VAN
Inversion inicial

Relacién Costo — Beneficio =

Donde:
Si la relacion C/B > 0, el proyecto es rentable generando ganancias.
Si la relacion C/B = 0, los beneficios y costos son iguales

Si la relacion C/B < 0, el proyecto no es rentable.

1.4.34.4 Periodo de recuperacion de inversion

El PRI tiene como objetivo medir en cuanto tiempo se podra recuperar la inversion
incluyendo el costo de capital involucrado, siendo el tercer criterio mas usado al evaluar
un proyecto ya que al ser considerado como un indicador econémico, permite medir la
liquidez del proyecto como el riesgo relativo ya que permite anticipar los eventos en el

corto plazo (Arias & Chancusig, 2017).
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CAPITULO Il

2. METODOLOGIA

En este capitulo, se detalla el proceso que se llevd a cabo para poder cumplir con los
objetivos establecidos en este proyecto de titulacion “Analisis técnico-econdémico del
pozo productor FICT 01 durante la implementaciéon de recuperacion secundaria por el
pozo inyector FICT 027, se realiz6 la metodologia a base de modelos analiticos y de
observaciéon para lo cual, se requirié del analisis de los datos de produccion previos a
ejecutarse recuperacion secundaria y lo proyectado, es decir los datos luego de

implementar la inyeccion de agua de formacion.
2.1 Tipo de estudio

El presente estudio es de caracter analitico y retrospectivo. Se determina que el tipo de
estudio es de caracter analitico debido a que evalta informacion de fuentes fidedignas
del area petrolera a nivel nacional como internacional. También es retrospectivo ya que
se realizO un seguimiento de los registros del historial de produccion del pozo
productor/benefactor FICT 01 antes y después de implementar recuperacién
secundaria por inyeccion de agua en las distintas zonas productoras Basal Tena (BT) y
U Inferior (Ui) y el seguimiento de los trabajos de workover realizados tanto para el
pozo benefactor FICT 01 como el pozo inyector FICT 02. Con esto, se estima la
produccion de petrdleo que hay actualmente y en afios posteriores hasta que culmine
la vida util del pozo.

2.2 Procedimiento realizado

Para cumplir con el objetivo de evaluar los datos de produccion del pozo productor
FICT 01, primero se determiné el tiempo de inicio de su produccién una vez culminada
su perforacién. Segun el historial de produccién que se tiene del pozo, se sabe que la
produccion comenzé a inicios del afio 2014 hasta la actualidad, para lo cual, se delimité
el periodo de produccion antes del proyecto y después del mismo, verificando con los
diagramas mecénicos los equipos instalados y mostrando el flujo del proceso en las
tuberias; es decir, como estaran aisladas las zonas productoras y cuales seran dichas
zonas, que como se menciond anteriormente, este pozo produce por dos arenas: Bty
Ui.
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Para la arena productora Bt, su produccién comenzé en el afio 2014 hasta el afio 2019
teniendo un total de 5 afios de produccién. Luego, se realiza un trabajo de workover
donde se cambia de zona productora a Ui, registrando data de produccion desde mayo
2019 hasta finales del afio 2020.

El segundo periodo de estudio comienza a partir del 30 de diciembre del 2020 donde se
aplica recuperacion secundaria. Debido al desperfecto del equipo de fondo, (packer
desasentado que permite aislar la zona productora), se registro la produccion de ambas
arenas (Ui + Bt) durante un periodo de tiempo (un afio). Cuando a finales del afio 2021
nuevamente se registra un trabajo de workover que permite el arreglo del packer
desasentado y, con esto, el cambio de zona productora, es decir que nuevamente se
registra la data de produccion Unicamente de Bt.

Por lo tanto, es indispensable realizar una clasificacion de datos para poder realizar el
andlisis correspondiente, separando la produccién generada por Ui en ese afio y la
produccion de Bt durante ese mismo afio hasta mayo 2023, fecha en que se limit6 el
estudio. Con los datos tabulados y graficados de manera estadistica, se realiza el
analisis respectivo para visualizar que desde el afio 2020 si existe aumento significativo
en la produccion del pozo.

Por otra parte, para poder determinar el aumento de barriles de petréleo por la
inyeccion de agua y exponer las diferencias que se generan por la implementacién de
recuperacion secundaria. Primero, se realizo la curva base segun la declinacion natural
del yacimiento sin recuperacion secundaria por medio de gréaficos estadisticos, donde
se utilizé la data del historial de produccién para los dos periodos de estudio, es decir,
los barriles de petroleo producidos versus el tiempo, modificando el eje de las “Y”
colocando en coordenada logaritmica mientras que el eje de las “X” en coordenada
cartesiana. Una vez generado esos cambios, se procedié a trazar una recta para
determinar el tipo de declinacién (exponencial, hiperbdlica o arménica), de acuerdo con
los datos de produccion.

Entonces, una vez identificada el tipo de declinacion se debe utilizar la ecuacion
correspondiente, determinando de forma visual cual sera la tasa inicial de produccion
(qi), la tasa de produccién a cualquier periodo (q), el periodo de produccion en dias (t)
para poder aplicar la ecuacién respectiva obteniendo finalmente la tasa de declinacién
nominal mensual en ese periodo de estudio (Di).

Posteriormente, se prolonga esa recta hasta el final de la producciéon pudiendo calcular

mediante la ecuacion adecuada a la declinacion, cual sera el tiempo de vida del
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reservorio antes de su abandono, donde visualmente se determind: la tasa de
abandono (ga), la tasa inicial de prediccion (qi). Lo mismo se realizd para el segundo
periodo de produccion cuando ya inicié recuperacion secundaria; es decir, con el dato
historico de produccion del pozo benefactor FICT 01 se generé una nueva curva de
declinacién siguiendo la misma metodologia antes expuesta.

Por ultimo, una vez que se obtuvo el tipo de declinacion antes y después del proyecto,
y se determiné el tiempo de abandono, se procedi6 a calcular la produccion acumulada
de petrleo (Np) antes y después de la investigacion, mediante la ecuacién
correspondiente al tipo de declinacién, donde se utiliza los datos de la tasa de
produccion (qi y q), que se establecié para el tiempo de abandono. Esta produccion
acumulada de petroleo hace referencia al area bajo la curva de la tasa de produccion
en funcion del tiempo, y la diferencia que existe entre ambos Np calculados permitié

determinar cuanto fue el aumento de barriles de petroleo.
2.3 Anélisis econdémico

Una vez que se determind la metodologia para los parametros técnicos, es necesario
realizar un estudio econdémico el cual consiste en estimar cual fue el beneficio
financiero de la inyeccion de agua para recuperacion secundaria. A fin de cuentas, para
poder determinar cual fue dicho beneficio se debe calcular algunos indicadores
financieros como: el valor actual neto (VAN), para lo cual, primero se elaboro el flujo de
caja detallando todos los parametros correspondientes para los ingresos y egresos. Por
lo tanto, primero se indicé el monto total de inversién antes y después del proyecto para
el pozo productor e inyector; en el caso de los egresos totales, se determind el costo
para: la operacion de la empresa y del consorcio (es decir cuanto cuesta mantener el
pozo inyectando), el monto de produccidn de petréleo por inyeccion, el costo del
tratamiento de agua, costo de transporte por el SOTE, en este caso no se genera
ningun valor de impuesto, todos estos costos se establecieron por cada barril.

En el caso de los ingresos, primero se determiné cuanto fue la produccion por afio y en
la pagina oficial del Banco Central del Ecuador se buscé el documento de la “Cifra del
Sector Petrolero Ecuatoriano” donde se detalla el precio del crudo de forma anual,
pudiendo de esta forma calcular cual fue el ingreso total por afio en base de la
produccion obtenida sin ningun proyecto de recuperacion secundaria y lo mismo se
realizd cuando ya se implementé el proyecto; es decir, se descargé la data de venta del

crudo del afio 2021 hasta junio 2023, y se hizo una prediccién para los otros afos
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utilizando el mismo valor referencial de la venta de petréleo del afio 2023; debido a
gue, no hay proyecciones de posibles precios de petrdleo para los afios venideros por
causa de la inestabilidad en el precio del crudo a nivel mundial. Con estos datos del
precio del barril de petréleo determinado en la tabla 2.1 podemos determinar cuéanto
serian los ingresos en esos periodos de tiempo en base a los barriles de petréleo

producidos.

Tabla 2.1 Precio referencial del petréleo

ANO $/BARRIL

2014 $ 84,16
2015 $ 43,44
2016 $ 37,17
2017 $ 47,35
2018 $ 63,20
2019 $ 58,38
2020 $ 37,88
2021 $ 63,40
2022 $ 89,08
2023 $ 64,80

Fuente: [Banco Central del Ecuador]

ANO $/BARRIL
2024 S 70
2025 $ 70

Fuente: [JP MORGAN & CHASE CO]

Posterior a todos los calculos antes mencionados, se realizo el flujo de caja; es decir,
los ingresos menos los egresos. También se calculé el flujo de caja descontado donde
se utilizo la tasa de descuento que es del 10%, el tiempo en afos y el flujo de caja

antes descrito, haciendo uso de la siguiente ecuacion:

Flujo de caja

FDCD = '
(1 + tasa de descuento)tiempo

Luego, se determiné el flujo de caja acumulado a partir del afio 1, donde se utiliza el

flujo de caja acumulado en el afio cero (es decir cuando solo se tenia la inversion
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inicial) mas el flujo de caja en el afio uno, y asi sucesivamente con el resto de los afios,
este apartado me permitira saber en qué afio se recupero la inversion.

Una vez concluida la tabla de valores, se pudo calcular tasa interna de retorno (TIR) y
el periodo de recuperacion de inversion (PRI). Como el objetivo de este estudio es
analizar el beneficio econémico de la implementacion de recuperacion secundaria se
debe comparar los valores obtenidos antes y después de la recuperacion secundaria

donde la diferencia de estos refleja el beneficio/ganancia del proyecto.
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CAPITULO IlI

3. Resultados

En este capitulo, se detallara el paso a paso de los resultados obtenidos en base al
estudio realizado para el pozo benefactor FICT 01 antes y después de la
implementacion de recuperacion secundaria por inyeccion de agua, para lo cual se
mostrard mediante tablas y graficos, los barriles producidos durante ese lapso.

También se mostrard las curvas de declinacién con respecto a las arenas productoras
gue posee el pozo FICT 01, en este caso hay dos tipos de declinacion: exponencial que
corresponde a Basal Tena (Bt) e hiperbdlica para U inferior (Ui) donde se determina la
tasa inicial de prediccion (qi), tasa de produccién (qg), el tiempo de produccion (t),
tiempo de abandono (ta), la produccién acumulada de petréleo (Np) para poder
determinar el aumento de barriles de petroleo luego de aplicar recuperacion
secundaria.

Adicional, se mostraréa el flujo de caja para los dos tiempos de estudio, identificando el
ingreso anual, el costo de produccion y mantenimiento, calculando el flujo de caja del
proyecto, VAN, TIR, el periodo de recuperacion de inversion y la relacion

costo/beneficio.
3.1 Datos obtenidos antes del proyecto

Como se menciond anteriormente, existen dos periodos de estudio: antes y después de
aplicar el proyecto de recuperacion secundaria. Primero, se mostraran los datos
correspondiente a la arena productora Basal Tena antes del proyecto, donde se
procedio a clasificar y evaluar los datos de la produccién diaria del pozo productor FICT
01 el cual se muestra mediante tabulacion donde se indica: el inicio de su produccion
gue corresponde al afio 2014 hasta finales del afio 2019 que es cuando el pozo fue
intervenido para un trabajo de workover realizando el cambio de zona productora.

En la tabla 3.1, se muestra la cantidad de petroleo producido diariamente durante 5

afos consecutivos con respecto a la arena productora Basal Tena.
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Tabla 3.1: Datos de produccién de Bt antes de recuperacion secundaria

DATOS ANTES DE RECUPERACION SECUNDARIA

26/1/2014 1586,2 8/1/2015 700,92 28/9/2015 1927,2 20/7/2016 1346,8 1/5/2018 285,67 6/12/2018 0
1/2/2014 2106,72 15/1/2015 652,41 28/9/2015 1927,2 21/7/2016 1346,8 5/5/2018 286 7/12/2018 0
5/2/2014 2423,52 22/1/2015 657,36 2/10/2015 1909,38 27/7/2016 1244,4 10/5/2018 260 8/12/2018 0
8/2/2014 3608,55 8/2/2015 663,3 3/10/2015 1987,26 3/8/2016 1296,25 18/5/2018 240 9/12/2018 45
10/2/2014 4014,45 9/2/2015 775,17 4/10/2015 1926,4 6/8/2016 1348,1 23/5/2018 227,5 14/12/2018 78
15/2/2014 3450,15 12/2/2015 745,47 10/10/2015 1928,96 12/8/2016 1295,5 24/5/2018 216,6 15/12/2018 98

20/2/2014 3113,55 13/2/2015 753,39 15/10/2015 1959,04 13/8/2016 1240,8 25/5/2018 216,16 16/12/2018 140

24/2/2014 2737,35 15/2/2015 760,32 20/10/2015 1964,8 18/8/2016 1295,5 28/5/2018 198,1 17/12/2018 174

28/2/2014 3107,61 17/2/2015 819,72 21/10/2015 1904,64 23/8/2016 1305,5 1/6/2018 188 24/12/2018 189
6/3/2014 2604,69 5/3/2015 718,74 23/10/2015 1843,2 27/8/2016 1201,06 10/6/2018 200 2/1/2019 158
7/3/2014 2483,91 7/3/2015 776,16 29/10/2015 1780,6 6/9/2016 1147,96 11/6/2018 280 10/1/2019 161
10/3/2014 2290,86 11/3/2015 709,83 30/10/2015 1780,6 7/9/2016 1147,96 12/6/2018 315 16/1/2019 123
11/3/2014 2273,04 13/3/2015 772 31/10/2015 1722 19/9/2016 1072,94 14/6/2018 350 25/1/2019 95
15/3/2014 2255,22 24/3/2015 776,16 3/11/2015 1728,72 21/9/2016 1079,4 28/6/2018 0 28/1/2019 111
17/3/2014 2255,22 30/3/2015 636,57 11/11/2015 1834 24/9/2016 1024,17 29/6/2018 44,86 30/1/2019 114

27/3/2014 2279,97 31/3/2015 693,99 20/11/2015 1774 6/10/2016 999,6 30/6/2018 162,2 3/2/2019 113

28/3/2014 2285,91 1/4/12015 693,99 23/11/2015 1707 7/10/2016 952 1/7/2018 276,98 14/2/2019 89
6/4/2014 2231,46 7/4/2015 703,89 4/12/2015 1645 12/10/2016 876,86 2/7/2018 317,9 17/2/2019 88
7/4/2014 2231,46 9/4/2015 758,34 7/12/2015 1582 19/10/2016 876,86 4/7/2018 351 12/3/2019 91
9/4/2014 2162,16 10/4/2015 758,34 18/12/2015 1583 24/10/2016 932,94 6/7/2018 310,38 18/3/2019 91
11/4/2014 2230,47 14/4/2015 754,38 19/12/2015 1549,59 25/10/2016 988,95 7/7/2018 259,8 21/3/2019 91
13/4/2014 2197,8 18/4/2015 752,4 26/12/2015 1547,44 9/11/2016 1002,82 9/7/2018 300 22/3/2019 89
14/4/2014 2197,8 26/4/2015 906,84 31/12/2015 1420,94 10/11/2016 1055,6 10/7/2018 309,6
15/4/2014 2236,41 27/4/2015 1142,46 1/1/2016 1421,28 19/11/2016 1052,8 12/7/2018 326,52
16/4/2014 2211,66 28/4/2015 1344,42 4/1/2016 1356 21/11/2016 946 13/7/2018 318,72
18/4/2014 2211,66 29/4/2015 1373,13 6/1/2016 1352 22/11/2016 1003 15/7/2018 318
19/4/2014 2140,38 1/5/2015 1373,13 11/1/2016 1353,6 24/11/2016 1004 16/7/2018 322,8

21/4/2014 2118,6 2/5/2015 1364,22 21/1/2016 1407 10/12/2016 1054,2 18/7/2018 314,16

22/4/2014 2118,6 10/5/2015 1371,15 22/1/2016 1368 14/12/2016 1105,5 21/7/2018 360

23/4/2014 2143,35 18/5/2015 1471,14 30/1/2016 996 22/12/2016 1107,48 22/7/2018 413,38

241412014 1909,71 25/5/2015 1544,4 31/1/2016 1750 8/1/2017 1156,9 24/7/2018 416,02

25/4/2014 1963,17 28/5/2015 1593,9 1/2/2016 1925 16/1/2017 1257,5 25/7/2018 415,47

26/4/2014 1995,84 29/5/2015 1593,9 2/2/2016 2220 22/1/2017 1317,16 2/8/2018 455,04

28/4/2014 2000,79 31/5/2015 1611,72 3/2/2016 2280 28/1/2017 1322,1 3/8/2018 454,92
2/5/2014 2016,63 1/6/2015 1611,72 8/2/2016 2283,8 30/1/2017 1476,1 4/8/2018 492,83
3/5/2014 2148,3 2/6/2015 1652,31 9/2/2016 2356 4/2/2017 1425,2 10/8/2018 530,74
4/5/2014 2162,16 9/6/2015 1655,28 16/2/2016 2357,14 9/2/2017 1272,5 12/8/2018 568,65
5/5/2014 2128,5 19/6/2015 1360 17/2/2016 2382,98 16/2/2017 1192,5 13/8/2018 568,65
6/5/2014 2227,5 20/6/2015 3150,18 18/2/2016 2424,4 21/2/2017 1333,8 14/8/2018 565,5
7/5/2014 2178 21/6/2015 3122,46 21/2/2016 2473,8 28/2/2017 1407,78 20/8/2018 567,56
9/5/2014 2176,02 22/6/2015 3296,7 24/2/2016 2394 2/3/2017 1459,92 21/8/2018 527,02
19/5/2014 2021,58 24/6/2015 3324,42 25/2/2016 2314,2 17/3/2017 1454,93 25/8/2018 496,73

20/5/2014 2021,58 27/6/2015 3347,19 26/2/2016 2253,3 22/3/2017 1304,42 27/8/2018 491,79

25/5/2014 1967,13 3/7/2015 2964,06 27/2/2016 2190,96 31/3/2017 1208,64 28/8/2018 465,53

31/5/2014 1966,14 4/7/2015 2973,96 29/2/2016 2190,24 18/4/2017 1178,16 2/9/2018 439
5/6/2014 1978,02 8/7/2015 3027,42 1/3/2016 2121,12 20/4/2017 1129,07 3/9/2018 486,47
14/6/2014 1986,93 12/7/2015 3076,92 3/3/2016 2247,38 3/5/2017 1086,29 4/9/2018 422,85
18/6/2014 1915,65 13/7/2015 3177,9 5/3/2016 2161,17 17/5/2017 991,83 13/9/2018 422,5

21/6/2014 1957,23 20/7/2015 3180,87 8/3/2016 2168,2 24/5/2017 888,51 14/9/2018 420

29/6/2014 1879,02 23/7/2015 3099,69 9/3/2016 2162,16 29/5/2017 944,6 15/9/2018 408,46
8/7/2014 1881 24/7/2015 3183,84 12/3/2016 2102,1 31/5/2017 905,2 16/9/2018 400,4
13/7/2014 1871,1 26/7/2015 3118,5 13/3/2016 2042,04 8/6/2017 915,4 18/9/2018 364

23/7/2014 1819,62 1/8/2015 3120,48 15/3/2016 1921,28 13/6/2017 1006,72 20/9/2018 335,53

26/7/2014 1813,68 2/8/2015 2920,5 16/3/2016 1800 19/6/2017 915,4 23/9/2018 304,98

31/7/2014 1697,85 5/8/2015 2922,48 17/3/2016 1739,7 20/6/2017 864,8 24/9/2018 287,04
2/8/2014 1697,85 6/8/2015 2560,8 18/3/2016 1623,72 2/7/2017 867,36 25/9/2018 287,04
18/8/2014 1499,85 8/8/2015 2631,2 20/3/2016 1652 13/7/2017 867,6 29/9/2018 237,25

20/8/2014 1546,38 9/8/2015 2646 22/3/2016 1534 15/7/2017 802,8 1/10/2018 214,5

21/8/2014 1503,81 12/8/2015 2495,64 24/3/2016 1574,04 2/8/2017 871,8 2/10/2018 174,59

24/8/2014 1525,59 14/8/2015 2604 25/3/2016 1675,62 9/8/2017 914,4 3/10/2018 140,4
3/9/2014 1734,48 15/8/2015 2797,1 28/3/2016 1737,68 13/8/2017 955,2 8/10/2018 117
11/9/2014 1610,73 17/8/2015 2783,9 29/3/2016 1800,03 3/9/2017 876,4 12/10/2018 132
14/9/2014 1630,53 19/8/2015 2736,34 2/4/2016 1863 12/9/2017 964,26 15/10/2018 143
19/9/2014 1584,99 20/8/2015 2809,32 4/4/2016 1764,9 26/9/2017 920,43 16/10/2018 165

21/9/2014 1541,43 21/8/2015 2820,8 5/4/2016 1701,9 10/10/2017 921,48 18/10/2018 190,08

26/9/2014 1497,87 22/8/2015 2751,84 9/4/2016 1812,9 14/10/2017 963,6 20/10/2018 190,08

28/9/2014 1494,9 23/8/2015 2682,22 11/4/2016 1734,3 17/10/2017 1050,72 22/10/2018 215,16

15/10/2014 1441,44 24/8/2015 2682,22 17/4/2016 1693,8 31/10/2017 1081,92 23/10/2018 240,35
27/10/2014 1329,57 25/8/2015 2618,26 4/5/2016 1652,1 28/11/2017 1038 28/10/2018 246,95
30/10/2014 1344,42 3/9/2015 2617,44 10/5/2016 1656 14/12/2017 917 30/10/2018 245,74

4/11/2014 1349,37 4/9/2015 2617,44 16/5/2016 1624,2 12/1/2018 831 31/10/2018 256,52
7/11/2014 1290,96 6/9/2015 2542,64 29/5/2016 1656,6 28/2/2018 754 2/11/2018 276,1
9/11/2014 1344,42 7/9/2015 2298,44 30/5/2016 1537,8 8/3/2018 615 3/11/2018 271,59
21/11/2014 1188 8/9/2015 2473,92 31/5/2016 1599 14/3/2018 439 4/11/2018 292,05
22/11/2014 1186,02 10/9/2015 2423,52 1/6/2016 1537,8 22/3/2018 386 10/11/2018 317,9
28/11/2014 831,6 11/9/2015 2328,48 13/6/2016 1486,54 24/3/2018 424,48 11/11/2018 316,03
29/11/2014 779,13 12/9/2015 2243,6 12/6/2016 1486,54 25/3/2018 335,4 12/11/2018 308,33
30/11/2014 781,11 14/9/2015 2252,83 13/6/2016 1486,54 9/4/2018 334,68 13/11/2018 289,3

2/12/2014 779,13 18/9/2015 2183,96 1/7/2016 1384,56 17/4/2018 336,12 15/11/2018 208,56

8/12/2014 695,97 21/9/2015 2135,2 10/7/2016 1486,62 22/4/2018 336,12 16/11/2018 253,88

19/12/2014 705,87 24/9/2015 2040,68 17/7/2016 1399,68 A 25/4/2018 308,11 18/11/2018 221,54
27/12/2014 657,36 26/9/2015 1980 18/7/2016 1399,68 30/4/2018 285,67 19/11/2018 133,21




Con esa data, se utiliza graficos estadisticos para poder visualizar los barriles de
petréleo producido por dia (BPPD), sin embargo, para una mejor visualizacion se ajusto

la grafica mostrando el tiempo por afio, tal como se observa en la Figura 3.1.

Histotice do produceién
FICT 0%- Basal Tana

Figura 3.1: Histérico de produccion antes de recuperacion secundaria en BT

Corroborando con el historial de produccion del pozo, y como se menciond
anteriormente, en los primeros dias del mes de mayo comenzé el trabajo de workover
(WO) #5 para aislar la arena Bt, cambiando de zona productora a U inferior (Ui).

Por lo tanto, en la tabla 3.2 se muestran los datos de produccion correspondiente a
dicha zona, la data inicia desde finales de mayo 2019 luego de que se finaliza el trabajo
de workover y se estabiliza la produccién ademas de la estabilizacion del % BSW, data
gue concluye hasta finales de diciembre del 2020 que es cuando se inicia la

implementacion de recuperacion secundaria.
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Tabla 3.2: Datos de produccién de Ui antes de recuperacion secundaria

DATOS ANTES DE RECUPERACION SECUNDARIA

15-may-19 0 30-ago-19 360 22-ene-20 150,19
24-may-19 0 1-sep-19 231,3 24-ene-20 170,2
25-may-19 36,9 3-sep-19 239,4 25-ene-20 166,75
26-may-19 91,5 5-sep-19 247,5 4-feb-20 181,7
27-may-19 407,25 6-sep-19 288 5-feb-20 177,1
28-may-19 711,9 8-sep-19 333 8-feb-20 170,2
29-may-19 870,4 11-sep-19 315 9-feb-20 164,45
30-may-19 946,86 14-sep-19 316,35 10-feb-20 150,65
31-may-19 1004,96 20-sep-19 313,65 12-feb-20 157,78
1-jun-19 1029,6 25-sep-19 310,05 13-feb-20 150,78
2-jun-19 1092,96 27-sep-19 330,72 16-feb-20 153,3
3-jun-19 1104 28-sep-19 374,4 19-feb-20 153,72
6-jun-19 1188 29-sep-19 306,24 21-feb-20 117
7-jun-19 1188 2-oct-19 298,08 26-feb-20 116,25
9-jun-19 1046,43 4-oct-19 334,08 4-mar-20 135,75
10-jun-19 1012,77 5-oct-19 348,48 8-mar-20 137
11-jun-19 1076,13 6-oct-19 367,68 9-mar-20 28,8
14-jun-19 1066,23 17-oct-19 334,08 14-abr-20 135,75
16-jun-19 1123,65 20-oct-19 334,08 19-abr-20 137,25
17-jun-19 1287 21-oct-19 323,9 29-abr-20 136,95
20-jun-19 1249,38 23-oct-19 277,57 20-may-20 136,5
22-jun-19 1287 26-oct-19 259,12 22-may-20 137,25
25-jun-19 1248 27-oct-19 256,25 25-may-20 135,6
26-jun-19 1208,4 30-oct-19 326,25 4-jun-20 135,0
27-jun-19 1150 4-nov-19 272,7 12-jun-20 116,4
28-jun-19 1094,8 9-nov-19 321,3 14-jun-20 75,6
29-jun-19 1028,3 10-now-19 272,7 15-jun-20 75,6
2-jul-19 970,1 11-now-19 302,85 21-jun-20 76,7
3-jul-19 897,12 15-now-19 270 27-jun-20 72,9
7-jul-19 971,8 16-now-19 312,8 30-jun-20 72,0
8-jul-19 974,38 18-now-19 333,25 7-jul-20 78,3
11-jul-19 951,72 20-nov-19 329,38 9-jul-20 77,2
12-jul-19 929,06 21-nov-19 311,75 12-jul-20 72,2
13-jul-19 906,4 24-nov-19 314,06 15-jul-20 70,0
14-jul-19 883,74 25-nov-19 292 18-jul-20 72,0
16-jul-19 759,11 26-nov-19 291,6 21-jul-20 57,6
18-jul-19 670 27-nov-19 269,8 23-jul-20 58,4
19-jul-19 741,02 1-dic-19 267,9 31-jul-20 57,6
20-jul-19 702,16 9-dic-19 270,94 2-ago-20 43,2
21-jul-19 617,07 13-dic-19 267,9 3-ago-20 43,2
22-jul-19 651,91 16-dic-19 271,7 6-ago-20 28,8
23-jul-19 592,28 19-dic-19 228,8 8-ago-20 29,8
25-jul-19 592,28 20-dic-19 204 9-ago-20 28,8
26-jul-19 592,28 22-dic-19 165,2 3-sep-20 28,68
31-jul-19 592,28 26-dic-19 177 27-sep-20 30,4
1-ago-19 538,68 29-dic-19 195 2-oct-20 26,55
2-ago-19 592,02 2-ene-20 196,2 6-0ct-20 28,75
5-ago-19 499,8 6-ene-20 137,5 22-oct-20 27,5
6-ago-19 441 7-ene-20 128,26 1-nov-20 25,1
18-ago-19 411,6 8-ene-20 127,68 14-nov-20 19,15
21-ago-19 380,8 9-ene-20 128,1 18-now-20 27,45
23-ago-19 360,15 13-ene-20 139,48 16-dic-20 27,4
26-ago-19 343 14-ene-20 147,2 26-dic-20 29,5
29-ago-19 315 15-ene-20 149,5
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Mediante gréaficos estadisticos, podemos observar en la Figura 3.2, los barriles de
petréleo producido por la arena Ui desde mayo 2019 hasta diciembre 2020 tal como se

detallé en la tabla 3.2, visualizando que a medida que transcurre el tiempo, la cantidad

de barriles producidos va disminuyendo hasta llegar a finales del 2020 que ya produce
menos de 40 BPPD.

Figura 3.2: Historico de produccion en Ui antes de recuperacion secundaria

3.2 Datos obtenidos después del proyecto

En vista de que ya tenemos definido el periodo de produccion antes del proyecto, se
debe comenzar a ordenar mediante tablas, la data de produccion diaria de petréleo al
aplicar recuperacion secundaria es decir a finales del 2020 para las dos arenas
productoras.

Como se menciono anteriormente, a finales del mes de diciembre del afio 2020 se
recopilaron datos de produccion de las dos arenas debido a que el pozo estaba
trabajando con un packer desasentado en Bt, y no hubo necesidad de discretizar la
produccion por arena debido a que el registro de produccién se encontraba separado;
es decir, que se tenia la data correspondiente para cada arena. Por lo cual, la data con
respecto a Ui va desde finales del afio 2020 hasta finales del afio 2021, como podemos
observar en la tabla 3.3, en ese periodo la produccion de Ui es de maximo 29 BPPD
gue a pesar de estar influenciada por la inyeccion de agua del pozo inyector FICT 02

gue se encuentra ubicado hacia el flanco de la estructura norte, lo cual permitira barrer
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reservas desde el sentido este, hacia el pozo productor FICT 01 dicha inyeccion en Ui

tuvo muy poca influencia y no fue suficientemente productiva.

Tabla 3.3: Datos de produccién en Ui al implementar recuperacién secundaria

DATOS DESPUES DE RECUPERACION SECUNDARIA

30/12/2020 28,8 1/3/2021 17,91 1/5/2021 12,73 1/7/2021 11,55 31/8/2021 10,85 31/10/2021 7,23
31/12/2020 28,76 2/3/2021 17,81 2/5/2021 12,65 2/7/2021 11,56 1/9/2021 9,51 1/11/2021 7,24
1/1/2021 28,61 3/3/2021 17,7 3/5/2021 12,48 3/7/2021 11,18 2/9/2021 10,86 2/11/2021 7,22
2/1/2021 28,53 4/3/2021 17,64 4/5/2021 12,47 4/7/2021 11,46 3/9/2021 10,87 3/11/2021 7,37
3/1/2021 28,53 5/3/2021 17,58 5/5/2021 12,4 5/7/2021 11,41 4/9/2021 10,85 4/11/2021 7,37
4/1/2021 28,39 6/3/2021 17,45 6/5/2021 12,37 6/7/2021 11,41 5/9/2021 10,83 5/11/2021 7,22
5/1/2021 28,08 7/3/2021 17,45 7/5/2021 12,1 7/7/2021 11,42 6/9/2021 10,94 6/11/2021 7,07
6/1/2021 27,54 8/3/2021 17,33 8/5/2021 11,92 8/7/2021 11,43 7/9/2021 10,95 7/11/2021 7,37
7/1/2021 27,39 9/3/2021 17,28 9/5/2021 11,92 9/7/2021 11,42 8/9/2021 10,94 8/11/2021 7,46
8/1/2021 27,25 10/3/2021 17,17 10/5/2021 11,9 10/7/2021 11,71 9/9/2021 10,94 9/11/2021 7,47
9/1/2021 26,94 11/3/2021 17,07 11/5/2021 11,9 11/7/2021 11,72 10/9/2021 10,96 10/11/2021 7,47

10/1/2021 26,87 12/3/2021 16,99 12/5/2021 11,87 12/7/2021 11,71 11/9/2021 10,97 11/11/2021 7,47
11/1/2021 26,24 13/3/2021 16,92 13/5/2021 11,85 13/7/2021 11,71 12/9/2021 10,95 12/11/2021 7,47

12/1/2021 25,93 14/3/2021 16,75 14/5/2021 11,8 14/7/2021 11,69 13/9/2021 10,96 13/11/2021 7,46
13/1/2021 25,34 15/3/2021 16,54 15/5/2021 11,8 15/7/2021 11,68 14/9/2021 10,51 14/11/2021 7,48
14/1/2021 25,04 16/3/2021 16,42 16/5/2021 11,73 16/7/2021 11,7 15/9/2021 10,99 15/11/2021 7,47
15/1/2021 24,94 17/3/2021 16,42 17/5/2021 11,68 17/7/2021 11,7 16/9/2021 9,95 16/11/2021 7,46
16/1/2021 24,69 18/3/2021 16,32 18/5/2021 11,6 18/7/2021 11,71 17/9/2021 9,14 17/11/2021 7,84
17/1/2021 24,65 19/3/2021 16,26 19/5/2021 11,6 19/7/2021 11,72 18/9/2021 9,14 18/11/2021 7,84
18/1/2021 24,46 20/3/2021 16,13 20/5/2021 11,55 20/7/2021 11,7 19/9/2021 8,34 19/11/2021 7,84
19/1/2021 24,41 21/3/2021 16,11 21/5/2021 11,51 21/7/2021 11,46 20/9/2021 8,33 20/11/2021 7,85
20/1/2021 24,36 22/3/2021 15,84 22/5/2021 11,42 22/7/2021 11,46 21/9/2021 8,3 21/11/2021 7,84
21/1/2021 23,86 23/3/2021 15,78 23/5/2021 11,24 23/7/2021 11,46 22/9/2021 8,28 22/11/2021 7,84

22/1/2021 23,46 24/3/2021 15,72 24/5/2021 11,02 24/7/2021 11,47 23/9/2021 8,27 23/11/2021 7,84
23/1/2021 23,36 25/3/2021 15,69 25/5/2021 11,01 25/7/2021 11,47 24/9/2021 8,28 24/11/2021 7,84

24/1/2021 23,33 26/3/2021 15,61 26/5/2021 10,89 26/7/2021 11,42 25/9/2021 8,24 25/11/2021 7,84
25/1/2021 22,94 27/3/2021 15,6 27/5/2021 10,82 27/7/2021 11,44 26/9/2021 8,24 26/11/2021 7,84
26/1/2021 22,9 28/3/2021 15,45 28/5/2021 10,77 28/7/2021 11,43 27/9/2021 8,24 27/11/2021 7,84
27/1/2021 22,42 29/3/2021 15,45 29/5/2021 10,73 29/7/2021 11,43 28/9/2021 8,24 28/11/2021 7,84
28/1/2021 22,32 30/3/2021 15,43 30/5/2021 10,69 30/7/2021 11,42 29/9/2021 8,23 29/11/2021 6,33
29/1/2021 21,58 31/3/2021 15,3 31/5/2021 10,66 31/7/2021 11,46 30/9/2021 8,33 30/11/2021 6,33
30/1/2021 21,31 1/4/2021 14,95 1/6/2021 10,63 1/8/2021 11,52 1/10/2021 8,33 1/12/2021 6,33
31/1/2021 20,18 2/4/2021 14,81 2/6/2021 10,52 2/8/2021 11,53 2/10/2021 8,34 2/12/2021 5,55
1/2/2021 20 3/4/2021 14,64 3/6/2021 10,49 3/8/2021 11,53 3/10/2021 8,34 3/12/2021 5,55
2/2/2021 19,98 4/4/2021 14,62 4/6/2021 10,43 4/8/2021 11,49 4/10/2021 8,24 4/12/2021 5,81
3/2/2021 19,93 5/4/2021 14,54 5/6/2021 10,27 5/8/2021 11,49 5/10/2021 8,24 5/12/2021 5,8
4/2/2021 19,92 6/4/2021 14,49 6/6/2021 10,15 6/8/2021 11,51 6/10/2021 8,23 6/12/2021 5,8
5/2/2021 19,87 714/2021 14,47 7/6/2021 10,06 7/8/2021 11,52 7/10/2021 8,19 7/12/2021 5,95
6/2/2021 19,63 8/4/2021 14,45 8/6/2021 10 8/8/2021 11,51 8/10/2021 8,24 8/12/2021 5,67
7/2/2021 19,5 9/4/2021 14,44 9/6/2021 11,5 9/8/2021 11,79 9/10/2021 8,24 9/12/2021 6,13
8/2/2021 19,47 10/4/2021 14,38 10/6/2021 11,5 10/8/2021 11,78 10/10/2021 8,24 10/12/2021 6,14
9/2/2021 19,46 11/4/2021 14,37 11/6/2021 12,82 11/8/2021 11,78 11/10/2021 8,25 11/12/2021 6,12
10/2/2021 19,44 12/4/2021 14,3 12/6/2021 4,29 12/8/2021 11,8 12/10/2021 8,25 12/12/2021 6,26
11/2/2021 19,43 13/4/2021 14,06 13/6/2021 12,42 13/8/2021 11,77 13/10/2021 8,26 13/12/2021 6,12
12/2/2021 19,4 14/4/2021 14,03 14/6/2021 12,41 14/8/2021 11,75 14/10/2021 5,5 14/12/2021 6,8
13/2/2021 19,26 15/4/2021 14,01 15/6/2021 12,4 15/8/2021 11,72 15/10/2021 8,26 15/12/2021 6,8
14/2/2021 18,97 16/4/2021 13,98 16/6/2021 12,4 16/8/2021 11,71 16/10/2021 8,45 16/12/2021 1,69

15/2/2021 18,88 17/4/2021 13,97 17/6/2021 11,47 17/8/2021 11,71 17/10/2021 8,45
16/2/2021 18,77 18/4/2021 13,88 18/6/2021 11,48 18/8/2021 11,71 18/10/2021 8,45
17/2/2021 18,73 19/4/2021 13,78 19/6/2021 11,47 19/8/2021 11,7 19/10/2021 8,45
18/2/2021 18,7 20/4/2021 13,66 20/6/2021 11,49 20/8/2021 11,73 20/10/2021 8,45
19/2/2021 18,65 21/4/2021 13,66 21/6/2021 11,54 21/8/2021 11,74 21/10/2021 8,45
20/2/2021 18,62 22/4/2021 13,58 22/6/2021 11,52 22/8/2021 11,74 22/10/2021 8,44

21/2/2021 18,5 23/4/2021 13,57 23/6/2021 11,55 23/8/2021 11,24 23/10/2021 8,43
22/2/2021 18,46 24/4/2021 13,33 24/6/2021 11,55 24/8/2021 11,23 24/10/2021 8,42
23/2/2021 18,38 25/4/2021 13,3 25/6/2021 11,5 25/8/2021 10,84 25/10/2021 8,42
24/2/2021 18,27 26/4/12021 13,28 26/6/2021 11,53 26/8/2021 10,83 26/10/2021 8,4
25/2/2021 18,15 27/4/2021 13,06 27/6/2021 11,53 27/8/2021 10,83 27/10/2021 8,4
26/2/2021 18,07 28/4/2021 12,92 28/6/2021 11,53 28/8/2021 10,84 28/10/2021 8,4
27/2/2021 18,04 29/4/12021 12,87 29/6/2021 11,54 29/8/2021 10,86 29/10/2021 8,4

28/2/2021 18,02 30/4/2021 12,77 30/6/2021 11,54 30/8/2021 10,86 30/10/2021 7,22
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En la Figura 3.3 se plasma como fue la produccion de barriles de petréleo en la arena
productora Ui es decir se muestra la grafica de todo su periodo de produccion: la curva
de color celeste del lado izquierdo hace referencia al antes de la inyeccion, mientras
que la curva azul marino lado derecho, hace referencia a la data después de la
aplicaciéon del proyecto. En este caso, no se mostrd la grafica del histérico de
produccion en ese periodo debido a que la produccién fue muy baja y mejor se

visualiza la diferencia en dicha ilustracion.

Mistorico de produccion
FICTOTL U

Figura 3.3: Histérico de produccion de Ui

En la tabla 3.4, se detalla la data de produccion de petroleo generada por Bt y segun el
historial del pozo se registra que a finales del mes de diciembre del 2021 se realizé
nuevamente un sexto trabajo de workover debido a que el equipo del pozo presentaba
fases desbalanceadas y bajo aislamiento con respecto a tierra, ademas se cambio
nuevamente de zona productora debido a que Ui presentaba bajo aporte a pesar de
estar influenciada por la inyeccién de agua del pozo FICT 02; es decir, no se obtuvo un
resultado favorable para dicha arena.

El trabajo de workover finaliza el 10 de enero del 2022 y desde esa fecha ya se registra
la data de produccion de Bt, sin embargo hay que recordar que debido al packer
desasentado que presentaba el pozo, se tiene la data de produccion que generd Bt
desde finales del 2020 hasta la actualidad ya que el proyecto de recuperacion
secundaria continta, pero como se detall6 anteriormente, el presente estudio se limita

hasta finales del mes de mayo del 2023 tal como se muestra en las siguientes tablas
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adjuntadas a continuacion que para mayor practicidad de la informacién se coloc6 en

cada tabla la data de produccién correspondiente para cada afo.

Tabla 3.4: Data de produccién de Bt en el afio 2021

DATOS DESPUES DE RECUPERACION SECUNDARIA

FECHA BPPD FECHA BPPD FECHA BPPD FECHA BPPD
30/12/2020 196,14 28/3/2021 706,86 2416/2021 763,94 20/9/2021 553,42
31/12/2020 201,08 29/3/2021 707,09 25/6/2021 762,53 21/9/2021 551,73

1/1/2021 602,93 30/3/2021 633,97 26/6/2021 764,22 22/9/2021 550,03
2/1/2021 1203,35 31/3/2021 634,02 27/6/2021 764,33 23/9/2021 549,36
3/1/2021 1580,94 1/4/2021 634,28 28/6/2021 764,52 24/9/2021 550,21
4/1/2021 1768,12 2/4/2021 635,42 29/6/2021 764,73 25/9/2021 547,71
5/1/2021 1966,61 3/4/2021 634,93 30/6/2021 765,22 26/9/2021 547,54
6/1/2021 1973,88 4/4/2021 694,63 1/7/2021 765,72 27/9/2021 547,48
7/1/2021 1973,98 5/4/2021 694,59 2/7/2021 766,55 28/9/2021 547,65
8/1/2021 1973,36 6/4/2021 693,55 3/7/2021 741,4 29/9/2021 547,32
9/1/2021 1972,77 7412021 692,96 41712021 743,18 30/9/2021 553,67
10/1/2021 1972,24 8/4/2021 692,65 5/7/2021 739,63 1/10/2021 553,82
11/1/2021 1866,14 9/4/2021 692,65 6/7/2021 739,84 2/10/2021 554,12
12/1/2021 1731,02 10/4/2021 692,98 7712021 740,6 3/10/2021 553,95
13/1/2021 1583,16 11/4/2021 693,19 8/7/2021 740,99 4/10/2021 547,35
14/1/2021 1454,52 12/4/2021 693,02 9/7/2021 740,28 5/10/2021 547,6
15/1/2021 1343,13 13/4/2021 693,38 10/7/2021 741,47 6/10/2021 547,21
16/1/2021 1342,99 14/4/2021 695,8 11/7/2021 742,02 7/10/2021 544,11
17/1/2021 1221,87 15/4/2021 694,43 12/7/2021 741,84 8/10/2021 547,74
18/1/2021 1179,92 16/4/2021 694,8 13/7/2021 741,94 9/10/2021 537,79
19/1/2021 1179,52 17/4/12021 693,84 14/7/2021 740,53 10/10/2021 537,74
20/1/2021 1178,96 18/4/2021 733,07 15/7/2021 742,78 11/10/2021 538,25
21/1/2021 1179,84 19/4/2021 732,4 16/7/2021 744,01 12/10/2021 538,33
22/1/2021 1063,48 20/4/2021 733,96 17/7/12021 744,26 13/10/2021 538,45
23/1/2021 1063,41 21/4/2021 732,94 18/7/2021 744,82 14/10/2021 359,08
24/1/2021 1062,76 22/4/2021 731,47 19/7/2021 745,42 15/10/2021 538,83
25/1/2021 1067,58 23/4/2021 7311 20/7/2021 744,14 16/10/2021 539,62
26/1/2021 1023,47 24142021 731,59 21/7/2021 744,66 17/10/2021 539,67
27/1/2021 1025,34 25/4/2021 732,53 22/7/2021 744,79 18/10/2021 539,42
28/1/2021 1020,63 26/4/2021 731,99 23/7/2021 745,14 19/10/2021 539,43
29/1/2021 1021,04 271412021 731,98 24/7/2021 745,48 20/10/2021 539,3
30/1/2021 951,91 28/4/2021 732,08 25/7/2021 745,42 21/10/2021 539,49
31/1/2021 953,57 29/4/2021 732,37 26/7/2021 745,78 22/10/2021 538,63

1/2/2021 865,23 30/4/2021 732,26 27/7/2021 746,75 23/10/2021 538,05
2/2/2021 866,44 1/5/2021 732,97 28/7/2021 746,16 24/10/2021 537,89
3/2/2021 864,8 2/5/2021 732,73 29/7/2021 745,71 25/10/2021 537,71
4/2/2021 864,32 3/5/2021 732,31 30/7/2021 745,16 26/10/2021 536,62
5/2/2021 865,34 4/5/2021 732,95 31/7/2021 747,59 27/10/2021 536,57
6/2/2021 861,1 5/5/2021 733,4 1/8/2021 756,2 28/10/2021 536,48
71212021 860,32 6/5/2021 733,26 2/8/2021 757,11 29/10/2021 536,14
8/2/2021 862,81 7/5/2021 733,37 3/8/2021 757,31 30/10/2021 478,53
9/2/2021 859,76 8/5/2021 732,9 4/8/2021 755,81 31/10/2021 479,19
10/2/2021 859,91 9/5/2021 766,77 5/8/2021 756,22 1/11/2021 479,66
11/2/2021 859,49 10/5/2021 766,99 6/8/2021 757 2/11/2021 478,71

12/2/2021 832,04 11/5/2021 766,58 7/8/2021 758,18 3/11/2021 488,65
13/2/2021 834,21 12/5/2021 766,78 8/8/2021 757,06 4/11/2021 488,25
14/2/2021 834,6 13/5/2021 767,26 9/8/2021 758,66 5/11/2021 478,64
15/2/2021 834,08 14/5/2021 766,65 10/8/2021 757,96 6/11/2021 468,76
16/2/2021 813,13 15/5/2021 766,57 11/8/2021 758,34 7/11/2021 488,45
17/2/2021 810,32 16/5/2021 766,91 12/8/2021 759,45 8/11/2021 479,02
18/2/2021 810,49 17/5/2021 766,41 13/8/2021 757,23 9/11/2021 479,52
19/2/2021 810,67 18/5/2021 766,8 14/8/2021 756,04 10/11/2021 479,67
20/2/2021 722,2 19/5/2021 766,39 15/8/2021 754,23 11/11/2021 479,76
21/2/2021 721,36 20/5/2021 766,74 16/8/2021 755,63 12/11/2021 479,45
22/2/2021 697,26 21/5/2021 766,71 17/8/2021 755,52 13/11/2021 479,26
23/2/2021 697,44 22/5/2021 766,89 18/8/2021 755,47 14/11/2021 480,09
24/2/2021 697,65 23/5/2021 757,14 19/8/2021 755,14 15/11/2021 479,42
25/2/2021 698,27 24/5/2021 756,96 20/8/2021 757,05 16/11/2021 479,39
26/2/2021 698,29 25/5/2021 757,02 21/8/2021 757,5 17/11/2021 479,74
27/2/2021 698,45 26/5/2021 756,86 22/8/2021 757,69 18/11/2021 479,54
28/2/2021 648,43 27/5/2021 756,79 23/8/2021 723,46 19/11/2021 479,52

1/3/2021 648,87 28/5/2021 756,35 24/8/2021 722,85 20/11/2021 479,81
2/3/2021 648,9 29/5/2021 757,16 25/8/2021 697,48 21/11/2021 479,26
3/3/2021 648,76 30/5/2021 756,76 26/8/2021 697,18 22/11/2021 479,53
4/3/2021 648,95 31/5/2021 757,29 27/8/2021 697,2 23/11/2021 479,26
5/3/2021 621,37 1/6/2021 755,47 28/8/2021 697,96 24/11/2021 479,52
6/3/2021 648,36 2/6/2021 754,97 29/8/2021 698,95 25/11/2021 479,18
713/2021 676,74 3/6/2021 757,28 30/8/2021 698,82 26/11/2021 479,5
8/3/2021 676,74 4/6/2021 757,32 31/8/2021 698,53 27/11/2021 479,38
9/3/2021 677,05 5/6/2021 759,13 1/9/2021 612,22 28/11/2021 479,36

10/3/2021 701,18 6/6/2021 759,48 2/9/2021 698,84 29/11/2021 415,56
11/3/2021 701,66 7/6/2021 759,16 3/9/2021 699,51 30/11/2021 415,69
12/3/2021 482,37 8/6/2021 758,92 4/9/2021 698,6 1/12/2021 415,65

13/3/2021 701,08 9/6/2021 758,95 5/9/2021 697,4 2/12/2021 362,98
14/3/2021 702,3 10/6/2021 758,9 6/9/2021 704,44 3/12/2021 363,1
15/3/2021 701,79 11/6/2021 758,6 7/9/2021 704,9 4/12/2021 364,21
16/3/2021 701,54 12/6/2021 253,55 8/9/2021 703,97 5/12/2021 363,85
17/3/2021 702,76 13/6/2021 758,31 9/9/2021 704,07 6/12/2021 364

18/3/2021 704,24 14/6/2021 757,71 10/9/2021 705,89 7/12/2021 3731
19/3/2021 704,33 15/6/2021 757,62 11/9/2021 706,21 8/12/2021 355,86
20/3/2021 660,42 16/6/2021 757,64 12/9/2021 705,1 9/12/2021 374,21
21/3/2021 705,63 17/6/2021 758,89 13/9/2021 705,73 10/12/2021 374,31
22/3/2021 704,55 18/6/2021 759,42 14/9/2021 676,73 11/12/2021 373,53
23/3/2021 704,82 19/6/2021 758,76 15/9/2021 707,26 12/12/2021 382,17
24/3/2021 705,28 20/6/2021 759,93 16/9/2021 659,21 13/12/2021 373,36
25/3/2021 705,61 21/6/2021 763,36 17/9/2021 604,87 14/12/2021 377,17
26/3/2021 706,15 22/6/2021 762,32 18/9/2021 604,65 15/12/2021 377,46
27/3/2021 706,92 23/6/2021 764,21 19/9/2021 554,22 16/12/2021 93,97
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Tabla 3.5: Data de produccién de Bt en el afio 2022

DATOS DESPUES DE RECUPERACION SECUNDARIA

FECHA BPPD FECHA [BPPD| FECHA BPPD FECHA BPPD
11/1/2022 53,3 9/4/2022 [552,1| 15/7/2022 | 396,37 | 11/10/2022 304,53
12/1/2022 98,16 10/4/2022 | 538 | 16/7/2022 | 383,28 | 12/10/2022 304,16
13/1/2022 197,46 11/4/2022 |537,8| 17/7/2022 | 422,65 13/10/2022 197,85
14/1/2022 148,2 12/4/2022 |552,5| 18/7/2022 | 422,66 [ 14/10/2022 304,14
15/1/2022 197,37 13/4/2022 |552,7| 19/7/2022 | 423,08 15/10/2022 304,44
16/1/2022 148,37 14/4/2022 |552,5| 20/7/2022 | 423,59 | 16/10/2022 304,79
17/1/2022 197,74 15/4/2022 |552,3| 21/7/2022 | 423,6 17/10/2022 305,11
18/1/2022 267,09 16/4/2022 |552,5| 22/7/2022 | 424,36 | 18/10/2022 305,02
19/1/2022 351,06 17/4/2022 |532,4| 23/7/2022 | 424,55 | 19/10/2022 304,99
20/1/2022 350,43 18/4/2022 | 533 | 24/7/2022 | 424,47 20/10/2022 303,46
21/1/2022 350,32 19/4/2022 |533,1| 25/7/2022 | 425,43 | 21/10/2022 303,05
22/1/2022 350,31 20/4/2022 [532,7| 26/7/2022 | 424,89 22/10/2022 302,49
23/1/2022 347,95 21/4/2022 |534,2| 27/7/2022 | 424,69 | 23/10/2022 302,23
24/1/2022 348,17 22/4/2022 |534,4| 28/7/2022 | 424,53 24/10/2022 302,2
25/1/2022 348,12 23/4/2022 |494,9| 29/7/2022 | 425,31 | 25/10/2022 301,81
26/1/2022 348,14 24/4/2022 |492,5| 30/7/2022 | 425,26 | 26/10/2022 301,45
27/1/2022 347,91 25/4/2022 |494,6| 31/7/2022 | 425,48 | 27/10/2022 301,19
28/1/2022 348,98 26/4/2022 |495,1| 1/8/2022 | 425,6 28/10/2022 301,31
29/1/2022 364,14 27/4/2022 [495,3| 2/8/2022 | 425,48 29/10/2022 301,36
30/1/2022 363,83 28/4/2022 |495,1| 3/8/2022 | 424,96 | 30/10/2022 319,33
31/1/2022 363,83 29/4/2022 [494,6| 4/8/2022 | 424,84 31/10/2022 319,89

1/2/2022 418,67 30/4/2022 |494,1| 5/8/2022 | 425,17 | 1/11/2022 319,67
2/2/2022 418,74 1/5/2022 |468,2| 6/8/2022 | 385,13 | 2/11/2022 320,5
3/2/2022 420,57 2/5/2022 |468,2| 7/8/2022 | 319,94 | 3/11/2022 321,01
4/2/2022 445,96 3/5/2022 |468,6| 8/8/2022 | 424,46 | 4/11/2022 321,73
5/2/2022 445,94 4/5/2022 |470,1| 9/8/2022 | 424,2 5/11/2022 313,46
6/2/2022 445,74 5/5/2022 | 470 | 10/8/2022 | 424,21 | 6/11/2022 314,56
7/2/2022 446,25 6/5/2022 |469,5| 11/8/2022 | 424,4 7/11/2022 314,69
8/2/2022 446,57 7/5/2022 |456,7| 12/8/2022 | 424,04 | 8/11/2022 305,82
9/2/2022 477,14 8/5/2022 |456,7| 13/8/2022 | 423,61 9/11/2022 305,92

10/2/2022 477,57 9/5/2022 |468,8| 14/8/2022 | 423,37 | 10/11/2022 305,7
11/2/2022 478,33 10/5/2022 |456,1| 15/8/2022 | 423,57 11/11/2022 305,23
12/2/2022 477,03 11/5/2022 | 456 | 16/8/2022 | 423,67 [ 12/11/2022 305,35
13/2/2022 477,02 12/5/2022 |455,7| 17/8/2022 | 423,97 | 13/11/2022 305,17
14/2/2022 477,09 13/5/2022 |469,3| 18/8/2022 | 423,86 14/11/2022 305,12
15/2/2022 560,01 14/5/2022 |469,5| 19/8/2022 | 424,53 | 15/11/2022 305,08
16/2/2022 559,47 15/5/2022 |469,7| 20/8/2022 | 424,15 16/11/2022 234,96
17/2/12022 559,83 16/5/2022 |443,7| 21/8/2022 | 396,49 [ 17/11/2022 235,07
18/2/2022 559,67 17/5/2022 |468,2| 22/8/2022 | 396,9 18/11/2022 250,46
19/2/2022 541,44 18/5/2022 |468,2| 23/8/2022 | 397,33 | 19/11/2022 250,49
20/2/2022 542,24 19/5/2022 |467,9| 24/8/2022 | 397,45 | 20/11/2022 250,17
21/2/2022 542,53 20/5/2022 | 468 | 25/8/2022 | 395,88 | 21/11/2022 250,14
221212022 541,61 21/5/2022 | 468 | 26/8/2022 | 419,29 | 22/11/2022 240,37
23/2/2022 495,81 22/5/2022 |468,2| 27/8/2022 | 419,44 23/11/2022 247,52
241212022 540,79 23/5/2022 |468,3| 28/8/2022 | 419,33 | 24/11/2022 256,95
25/2/2022 540,53 24/5/2022 [469,5| 29/8/2022 | 419,09 25/11/2022 256,99
26/2/2022 540,87 25/5/2022 |469,3| 30/8/2022 | 419,27 | 26/11/2022 257,4
27/2/12022 540,46 26/5/2022 |469,4| 31/8/2022 | 420,15 | 27/11/2022 257,42
28/2/2022 540,28 27/5/2022 |470,1| 1/9/2022 | 386,29 | 28/11/2022 257,55

1/3/2022 540,3 28/5/2022 |470,1| 2/9/2022 | 421,17 | 29/11/2022 257,32
2/3/2022 545,57 29/5/2022 | 470 | 3/9/2022 | 421,18 | 30/11/2022 257,05
3/3/2022 545,62 30/5/2022 |495,9| 4/9/2022 | 420,96 | 1/12/2022 256,25
4/3/2022 545,12 31/5/2022 [469,8| 5/9/2022 | 420,94 2/12/2022 256,63
5/3/2022 545,37 1/6/2022 |470,5| 6/9/2022 | 421,1 3/12/2022 208,46
6/3/2022 545,02 2/6/2022 |470,4| 7/9/2022 422,4 4/12/2022 208,33
7/3/2022 544,65 3/6/2022 |471,1| 8/9/2022 | 422,27 | 5/12/2022 208,01
8/3/2022 567,7 4/6/2022 |457,6| 9/9/2022 | 421,71 | 6/12/2022 208,22
9/3/2022 567,86 5/6/2022 |445,7| 10/9/2022 | 421,32 | 7/12/2022 208,05
10/3/2022 568,38 6/6/2022 |471,7| 11/9/2022 | 422,7 8/12/2022 234,55
11/3/2022 584,01 7/6/2022 |406,6 | 12/9/2022 | 422,99 9/12/2022 234,52

12/3/2022 624,44 8/6/2022 |471,2| 13/9/2022 | 423,22 | 10/12/2022 260,77
13/3/2022 624,81 9/6/2022 |471,4| 14/9/2022 | 423,3 11/12/2022 285,34
14/3/2022 624,78 10/6/2022 |472,4| 15/9/2022 | 423,23 | 12/12/2022 278,14
15/3/2022 624,72 11/6/2022 |472,8| 16/9/2022 | 423,49 13/12/2022 261,53
16/3/2022 617,69 12/6/2022 |459,4| 17/9/2022 | 401,03 [ 14/12/2022 261,46
17/3/2022 680,02 13/6/2022 |473,3| 18/9/2022 | 401,3 15/12/2022 261,37
18/3/2022 680,21 14/6/2022 |450,8| 19/9/2022 | 424,5 16/12/2022 261,57
19/3/2022 680,06 15/6/2022 |427,1| 20/9/2022 | 389,19 [ 17/12/2022 263,26
20/3/2022 669,64 16/6/2022 |427,1| 21/9/2022 | 427,68 18/12/2022 262,73
21/3/2022 670,25 17/6/2022 |427,6| 22/9/2022 | 325,64 | 19/12/2022 262,23
22/3/2022 612,44 18/6/2022 |427,6| 23/9/2022 | 305,5 20/12/2022 262,32
23/3/2022 612,44 19/6/2022 |427,6| 24/9/2022 | 307,35 21/12/2022 262,45
24/3/2022 612,28 20/6/2022 | 428 | 25/9/2022 | 307,36 | 22/12/2022 262,91
25/3/2022 592,83 21/6/2022 | 427 | 26/9/2022 | 307,2 23/12/2022 263,12
26/3/2022 591,67 1/7/2022 |210,8| 27/9/2022 | 296,81 | 24/12/2022 263,33
27/3/2022 588,99 2/7/2022 |421,4| 28/9/2022 | 296,82 | 25/12/2022 263,46
28/3/2022 588,77 3/7/2022 |420,8| 29/9/2022 | 280,58 | 26/12/2022 264,04
29/3/2022 587,98 4/7/2022 |421,3| 30/9/2022 | 308,62 27/12/2022 264,32
30/3/2022 587,98 5/7/2022 |421,4| 1/10/2022 | 309,34 | 28/12/2022 264,2
31/3/2022 588,03 6/7/2022 |421,4| 2/10/2022 | 309,37 29/12/2022 263,8
1/4/2022 587,23 7/7/2022 |421,7| 3/10/2022 | 309,39 | 30/12/2022 296,23
2/4/2022 587,41 8/7/2022 |421,6| 4/10/2022 | 308,14 | 31/12/2022 263,85
3/4/2022 587,64 9/7/2022 [395,3| 5/10/2022 | 304,6
4/4/2022 544,77 10/7/2022 [421,4| 6/10/2022 | 305,51
5/4/2022 499,63 11/7/2022 |421,5| 7/10/2022 | 305,16
6/4/2022 544,64 12/7/2022 [421,5| 8/10/2022 | 304,79
7/4/2022 563,2 13/7/2022 |422,3| 9/10/2022 | 304,39
8/4/2022 553,33 14/7/2022 |422,4| 10/10/2022 | 304,21
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Tabla 3.6: Data de produccién de Bt en el afio 2023

DATOS DESPUES DE RECUPERACION SECUNDARIA

FECHA BPPD FECHA BPPD FECHA BPPD FECHA BPPD FECHA BPPD
1/1/2023 263,99 1/2/2023 260,28 4/3/2023 209,73 4/4/2023 159,32 5/5/2023 155,54
2/1/2023 263,64 2/2/2023 276,43 5/3/2023 184,19 5/4/2023 159,48 6/5/2023 155,93
3/1/2023 263,48 3/2/2023 277,02 6/3/2023 187,31 6/4/2023 159,58 7/5/2023 155,76
4/1/2023 295,58 4/2/2023 277,13 7/3/2023 160,71 7/4/2023 156,39 8/5/2023 155,93
5/1/2023 279,58 5/2/2023 261,73 8/3/2023 160,69 8/4/2023 156,79 9/5/2023 156,05
6/1/2023 279,34 6/2/2023 261,8 9/3/2023 160,78 9/4/2023 157,52 10/5/2023 156,04
7/1/2023 263,17 7/2/2023 206,74 10/3/2023 160,82 10/4/2023 131,7 11/5/2023 156,11
8/1/2023 263,59 8/2/2023 205,88 11/3/2023 160,95 11/4/2023 126,26 12/5/2023 156,04
9/1/2023 263,4 9/2/2023 206,02 12/3/2023 160,95 12/4/2023 126,01 13/5/2023 156,15

10/1/2023 263,27 10/2/2023 210,72 13/3/2023 160,97 13/4/2023 126,04 14/5/2023 156,53
11/1/2023 263,09 11/2/2023 210,54 14/3/2023 158,93 14/4/2023 126,05 15/5/2023 156,53
12/1/2023 263,03 12/2/2023 210,75 15/3/2023 159,16 15/4/2023 126,02 16/5/2023 156,52
13/1/2023 262,61 13/2/2023 210,66 16/3/2023 159,35 16/4/2023 126,15 17/5/2023 156,35
14/1/2023 262,64 14/2/2023 210,77 17/3/2023 159,3 17/4/2023 115,55 18/5/2023 156,46
15/1/2023 262,73 15/2/2023 210,77 18/3/2023 133,14 18/4/2023 126,08 19/5/2023 156,67
16/1/2023 263,26 16/2/2023 210,84 19/3/2023 158,78 19/4/2023 126,18 20/5/2023 156,81
17/1/2023 263,4 17/2/2023 211,09 20/3/2023 158,54 20/4/2023 126,17 21/5/2023 136,41
18/1/2023 263,61 18/2/2023 211,44 21/3/2023 158,33 21/4/2023 126,16 22/5/2023 136,33
19/1/2023 263,56 19/2/2023 211,59 22/3/2023 158,53 22/4/2023 105,17 23/5/2023 136,02
20/1/2023 263,58 20/2/2023 211,59 23/3/2023 158,53 23/4/2023 126,17 24/5/2023 136,06
21/1/2023 263,38 21/2/2023 211,58 24/3/2023 158,57 24/4/2023 126,3 25/5/2023 136,13
22/1/2023 262,46 22/2/2023 211,5 25/3/2023 158,51 25/4/2023 126,29 26/5/2023 136,26
23/1/2023 262,61 23/2/2023 211,49 26/3/2023 158,65 26/4/2023 126,18 27/5/2023 136,31
24/1/2023 262,65 24/2/2023 212,16 27/3/2023 158,66 27/4/2023 126,02 28/5/2023 135,88
25/1/2023 256,59 25/2/2023 196,08 28/3/2023 159,11 28/4/2023 125,83 29/5/2023 136

26/1/2023 256,71 26/2/2023 188,81 29/3/2023 158,93 29/4/2023 126,24
27/1/2023 256,9 27/2/2023 154,64 30/3/2023 158,9 30/4/2023 126,18
28/1/2023 256,67 28/2/2023 153,73 31/3/2023 159,02 1/5/2023 126,02

29/1/2023 258,1 1/3/2023 212,95 1/4/2023 159,43 2/5/2023 125,98
30/1/2023 260,1 2/3/2023 213,16 2/4/2023 159,01 3/5/2023 125,91
31/1/2023 260,24 3/3/2023 213,86 3/4/2023 159,03 4/5/2023 126,02

Como podemos observar en la tabla 3.4, los datos de produccion de la arena
productora Bt después de la inyeccién de agua al compararlo con el ultimo barril de
petréleo registrado en el afio 2018 se puede identificar el aumento de barriles.

En la tabla 3.5, se observa que en enero del 2022 la cantidad de barriles de petrdleo
producidos disminuyé esto se debe a que en esa fecha fue cuando se finaliz6 el trabajo
de workover #6 pero a partir de ese momento, la cantidad de barriles de petréleo van
en aumento.

Mientras que en la tabla 3.6, la data que podemos observar corresponde al afio 2023
donde la cantidad de barriles de petréleo producido siguen siendo altos, sin embargo,
conforme pase el tiempo, la cantidad de barriles producidos ir4 decreciendo.

Para una mejor visualizacion, se adjunta la Figura 3.4 donde se puede ver la grafica del
historial de produccién en Bt: la curva con azul oscuro del lado derecho es la data luego
de implementar recuperacion secundaria y la curva de color celeste del lado izquierdo

hace referencia a la data de produccién sin el proyecto de inyeccidén de agua.
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Figura 3.4: Histérico de produccion del pozo FICT 01 en Bt

3.3 Datos obtenidos de curvas de declinaciéon

Continuando con los resultados obtenidos, una vez determinado el tiempo de
produccion para antes y después del proyecto de recuperacion secundaria, es
indispensable realizar la curva de declinacion para dichos tiempos. En la Figura 3.5
mostrada a continuacion, podemos observar la curva de declinacién de Bt antes de la
inyeccion.

CURVA DE DECLINACION FICT 01 - BT

Artes osla n\eccion

Figura 3.5: Curva base de declinacion
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Como se puede observar, la curva de declinacién pertenece al tipo exponencial debido
a que la recta trazada se ajusta muy bien a la data de produccion desde noviembre
2017 a febrero 2019 (recta verde). Y, mediante la ecuacion correspondiente se calculd
gue el yacimiento declinard 15,18% mensual nominal.

Para determinar el tiempo de abandono, primero se fija una tasa inicial de prediccion
(recta roja) que como se puede observar en la ilustracion, sera de 90 barriles por dia,
ademas, se considera que el proyecto no es rentable econémicamente cuando este
produce menos de 15 barriles de petréleo por dia denominado caudal de abandono,
mediante esos datos previos, se obtiene como resultado (tabla 3.7) que el tiempo de
abandono es de 354,06 dias y una produccion acumulada de petrdleo de 14.820,30
barriles, en otras palabras, sin aplicar recuperacion secundaria el pozo solo podra
producir hasta febrero 2020 debido a que ya no seria rentable continuar con su

produccion.

Tabla 3.7: Resultados obtenidos en Bt en recuperacion primaria

Tasa inicial de produccion qi 1000
Tasa de produccién q 100
Tiempo inicial ti nov-17
Tiempo final t feb-19
DT (dias) DT 455,0
Declinacion Nominal Diaria D 0,01
Declinacion Nominal Mensual D 0,15
D% 15,18
‘ Declinacion Efectiva Mensual d 0,14
d% 14,09
| Prod Acumulada de Petréleo (BLS) | Np | 1482030
TIEMPO DE ABANDONO (dias) ta 354,06
Tasa de abandono ga 15
Tasa inicial de prediccion qi 90

Por otra parte, la declinacion del yacimiento luego de aplicar recuperacion secundaria
se determina de la misma forma, y como se puede observar en la Figura 3.6, la recta
verde se ajusta bien a la data de produccién correspondiente a enero 2021 hasta abril

2023, dando como resultado una declinaciéon de 7,58% mensual nominal.
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Figura 3.6: Curva de declinacién luego de recuperaciéon secundaria

En la tabla 3.8, se detalla que el tiempo de abandono en base a la prediccion (recta
roja) sera de 854,84 dias es decir que el pozo producird hasta agosto 2025 con una
produccion acumulada de petroleo de 45523,15 BLS donde dejara de ser rentable al
producir 15 barriles diarios de petrdleo.

Tabla 3.8: Resultados de Bt luego de aplicar recuperacion secundaria

Tasa inicial de produccion qi 1000
Tasa de produccion q 126
Tiempo inicial ti ene-21
Tiempo final t abr-23
DT (dias) DT 820,0
Declinacion Nominal Diaria D 0,003
Declinacion Nominal Mensual D 0,076
D % 7,58
| Declinacion Efectiva Mensual d 0,07
d% 7,30
‘ Prod Acumulada de Petréleo (BLS) ‘ Np 45523,15
TIEMPO DE ABANDONO (dias) ta 854,84
Tasa de abandono ga 15
Tasa inicial de prediccién qi 130

En la Figura 3.7, se muestra de forma general la declinacién del pozo FICT 01 antes y
después del proyecto, de manera visual se puede observar el cambio de pendiente que
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existe en las rectas de predicciones. En el lado izquierdo se observa que la pendiente
es mucho mas inclinada, lo cual se comprob6 en la resolucion, que antes de la
implementacion de recuperacion secundaria el pozo declinaria mas rapido, mientras

gue luego de la inyeccion, la declinacion serd mas lenta.

CURVA OE DECLINACION FICT 01 - BT

Figura 3.7: Curva de declinacion en Bt

Para el caso de Ui, luego de generar el caudal modelado (curva verde) se observa en

la Figura 3.8 cOmo se ajusta a una curva de declinacién hiperbdlica.

CURVA DE DECLINACION FICT 01 - Ul

Figura 3.8: Curva de declinacién en Ui
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Visualmente, en dicha curva verde, se puede definir que la tasa inicial es de 1000
(bppd) y una tasa final 20 (bppd) desde junio 2019 hasta diciembre 2020, por otra
parte, la curva del caudal modelado final (curva roja) es la prediccion para el pozo con
una tasa inicial de 30 bppd y un caudal de abandono ya definido en 15 bppd como se

muestra en la tabla 3.9.

Tabla 3.9: Resultado de Ui antes de aplicar recuperacion secundaria

Tasa inicial de produccion qi 1000
Tasa de produccion q 20
Tiempo inicial ti jun-19
Tiempo final t dic-20
DT (dias) DT 515,00
Tasa inicial de declinacion nominal diario Di 0,005
Declinacion Nominal Diaria % D% 0,50
Declinacion Nominal Mensual % D% 15,00
n n 0,20
Declinacion Efectiva Anual d 1,00
d% 100,00
Prod Acumulada de Petrdleo (BLS) ‘ Np 3192,38
TIEMPO DE ABANDONO (dias) ta 148,70
Tasa de abandono ga 15
Tasa inicial de prediccion qi 30

Adicional, se calcula el tiempo de abandono, que dio como resultado 148,70 dias, lo
cual corresponde a 4 meses, es decir que el arena productora dejara de ser rentable
economicamente en abril del 2021.

Luego de aplicar recuperacion secundaria en Ui, podemos observar en la Figura 3.9
gue en la curva de declinacion generada ya se producia por debajo de los 15 barriles
de petréleo diario, por lo cual, finalmente se decide cerrar dicha arena y cambiar de
zona productora a Basal Tena como se menciond anteriormente. Entonces, debido a
gue ya no era economicamente rentable, no hay necesidad de realizar una prediccion,
pero en dicha figura se puede ver como Ui produjo por debajo del caudal de abandono
llegando a obtener hasta 1,69 BPPD.
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Figura 3.9: Curva de declinacién en Ui después de implementar recuperacion secundaria

3.4 Resultados del analisis econdmico

Considerando lo anteriormente expuesto para el analisis econémico a continuacion, se
mostraran los resultados de los dos escenarios: sin proyecto de recuperacion

secundaria y luego de implementar recuperacién secundaria por inyeccion de agua.
3.4.1 Sin proyecto de recuperacion secundaria

En esta primera seccidn, se muestran los resultados obtenidos para el primer
escenario, la tabla 11 detalla el resultado de la produccién anual acumulada de petréleo

para las arenas Bty Ui.
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Tabla 3.10: Resultados de produccidén acumulada de petréleo sin proyecto

SIN PROYECTO DE RECUPERACION
SECUNDARIA
ARENA BT | ARENA Ul
PROD.
ACUM
PROD. PROD. TOTAL
ANO | ACUMULADA | ACUMULADA |  [BLS]
2014| 157564,66 0 157564,66
2015| 200700,90 0 200700,90
2016| 140428,15 0 140428,15
2017 | 43428,40 0 43428,40
2018| 31470,74 0 31470,74
2019| 16234,30 55794,99 72029,29
2020 0 6066,62 6066,62
|  TOTAL | 65168876 |

Como ya se obtuvo el resultado de la produccion anual, se realiza el flujo de caja
detallado en la tabla 3.12 y 3.13, donde se calcularon los ingresos en base a la
produccion anual de barriles de petrdleo por el precio del barril en cada afio. Adicional,
se define cuales son los costos de operacion, depreciacion de equipos, el costo del
transporte por el SOTE que hace referencia a los egresos totales. De acuerdo con la
fuente de Petroecuador, se manejo de manera fija los siguientes datos, debido a que no

se encuentra informacion detallada de los costos.

Tabla 3.11: Costos del proyecto

Costo de operacion de empresa S 4,50
Costo de operacion del consorcio (%) 20,00
Produccién de petréleo por inyecciéon | $ 3,00
Tratamiento de agua S 0,17
Depreciacion de equipos S 0,97
Transporte por el SOTE S 1,46

Fuente: [Petroecuador]

Para una mejor visualizacion se presenta el flujo de caja para los primeros 3 afios
(tabla 3.12), y para los ultimos afios, se presenta el flujo de caja en la tabla 3.13.
Adicional, es importante recalcar que la tasa de descuento utilizada corresponde al
10%.
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Tabla 3.12: Flujo de caja paralos primeros 3 afios (2014-2016)

SIN PROYECTO DE RECUPERACION SECUNDARIA

Afos 0 1 2 3
Inversién Pozo Productor $ 18.000.000,00
Trabajos de workover (Productor) $ 277.000,00 | $ 277.000,00
Inversién Pozo Inyector S -
Inversion Total $ 18.000.000,00 | $ - 277.000,00 | $ 277.000,00
Costo de operacion de empresa S 450 $ 709.040,97 903.154,05 | $ 631.926,68
Costo de operacion del consorcio 20%| $ 2.652.128,36 1.743.689,42 | $ 1.043.942,87
Produccion de petréleo por inyeccion S 3,00
Tratamiento de agua S 0,17($ 26.785,99 34.119,15| $ 23.872,79
Depreciacién de equipos S 0,97| S 152.837,72 194.679,87 | $ 136.215,31
Transporte por el SOTE S 1,46| S 230.674,66 293.826,12| $ 205.586,81
Impuesto S - IS -
Egresos Totales S 18.000.000,00 | S 3.771.467,70 3.446.468,61| $ 2.318.544,44
Produccién 157564,66 200700,9 140428,15
Precio del petréleo/anual S 84,16 43,44 (S 37,17
Ingresos totales S 13.260.641,79 8.718.447,10| $ 5.219.714,34
FLUJO DE CAJA S -18.000.000,00 | $ 9.489.174,08 5.271.978,48| $ 2.901.169,89
FLUJO DE CAJA DESCONTADO S 8.626.521,89 4.357.007,01 | $ 2.179.691,88
FLUJO DE CAJA ACUMULADO S -18.000.000,00 | $ -8.510.825,92 -3.238.847,43 | $ -337.677,54
Tabla 3.13: Flujo de caja para los ultimos 4 afios (2017-2021)
Aios 4 5 6 7 8
Inversién Pozo Productor S -
Trabajos de workover (Productor) S 277.333,82 | $ 100.000,00 S 500.000,00
Inversion Pozo Inyector S -
Inversion Total - S 277.333,82| $ 100.000,00 | $ - S 500.000,00
Costo de operaciéon de empresa 195.427,80( $ 141.618,33 [ $ 324.131,80 | $ 27.299,79 | S 1.180.112,59
Costo de operacién del consorcio 411.266,95 | $ 397.790,15 | $ 841.013,98 | $ 45.960,71 | S 3.325.295,02
Produccion de petréleo por inyecciéon S 786.741,72
Tratamiento de agua 7.382,83| S 5.350,03 | $ 12.244,98 | $ 1.031,33($ 44.582,03
Depreciacién de equipos 42.125,55| $ 30.526,62 | $ 69.868,41| $ 5.884,62 | $ 254.379,82
Transporte por el SOTE 63.579,18| $ 46.073,16 | $ 105.450,88 | $ 8.881,53| $ 383.929,96
Impuesto
Egresos Totales 719.782,30| $ 898.692,11 | $ 1.452.710,05 | $ 89.057,98 | $ 6.475.041,14
Produccion 43428,4 31470,74 72029,28919 6066,62 262247,2412
Precio del petréleo/anual 47,35($ 63,20 S 58,38 | S 37,88 S 63,40
Ingresos totales 2.056.334,74| $ 1.988.950,77 | $ 4.205.069,90 | $ 229.803,57 | $ 16.626.475,09
FLUJO DE CAJA 1.336.552,44 | $ 1.090.258,66 | S 2.752.359,85 | $ 140.745,58 | $ 10.151.433,95
FLUJO DE CAJA DESCONTADO 912.883,30( $ 676.964,85 | $ 1.553.635,38 | $ 72.224,74 | S 4.735.718,86
FLUJO DE CAJA ACUMULADO 998.874,90 | $ 2.089.133,56 | S 4.841.493,41|S 4.982.23899| S 15.133.672,94

Finalmente, en la tabla 3.14 se muestra un resumen de los resultados obtenido una vez

realizado el analisis econdmico para el primer escenario. Donde se puede constatar

gue el periodo de recuperaciéon de inversion se obtiene en el 4to afio, es decir en el afio

2017. El proyecto genera una ganancia después de la inversion de $5'114.647,91 USD

también se obtuvo el TIR que indica que la tasa interna de retorno sera del 19%
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ademas que la relacién costo/beneficio es igual a 0,94 demostrando que el proyecto si

es rentable generando ganancias.

Tabla 3.14: Analisis econémico sin recuperacion secundaria

S

VAN 5.114.647,91

TIR 19%
COSTO/BENEFICIO 0,94

3.4.2 Al implementar el proyecto de recuperacion secundaria

La tabla 3.15 detalla el resultado de la produccion anual acumulada de petréleo luego

de aplicar recuperacion secundaria.

Tabla 3.15: Produccién total acumulada de petréleo luego de aplicar recuperacion

secundaria
LUEGO DE RECUPERACION SECUNDARIA
ARENA BT ARENA Ul
PROD. PROD.
ANO ACUMULADA ACUMULADA PROD. ACUM TOTAL [BLS]
2014-2020 651688,76 0 651688,76
2021 254490,10 7757,14 262247,24
2022 141161,59 0 141161,59
2023 49540,71 0 49540,71
2024 18865,25 0 18865,25
2025 4544,49 0 4544,49
TOTAL 1128048,04

Como se puede observar en la tabla 3.15, la produccion total acumulada de petréleo
sera de 1'128.048,04 BLS durante los 12 afios de vida util del pozo. La produccién
acumulada desde finales de mayo 2023 hasta diciembre del mismo afio se determind
mediante el area bajo la curva de los graficos de declinacidbn antes expuestos, asi
mismo para el afio 2024 y 2025, afio en el cual se predijo que el pozo alcanzaria el
caudal de abandono; es decir, los 15 barriles de petréleo diario donde el proyecto ya no
sera econdmicamente rentable para continuar con su produccion.

A continuacion, se muestra la produccion acumulada de petroleo (Np) para el afio 2023
(Tabla 3.16), afio 2024 (Tabla 3.17) y agosto 2025 (Tabla 3.18).
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Tabla 3.16: Produccién acumulada de petréleo afio 2023

2023
Tasa inicial de produccion qi 130
Tasa de produccion q 80
Tiempo inicial ti may-23
Tiempo final t dic-23
DT (DIAS) DT 211,7
Declinacion Nominal Diaria D 0,002
Declinacion Nominal Mensual D 0,07
D % 6,88
Declinacion Efectiva Anual d 0,002
d% 0,23
Prod Acumulada de Petréleo
[BLS] Np 21801,91

Tabla 3.17: Produccién acumulada de petréleo afio 2024

2024
Tasa inicial de produccion qi 80
Tasa de produccién q 31
Tiempo inicial ti ene-24
Tiempo final t ene-25
DT (dias) DT 365,0
Declinacion Nominal diaria D 0,003
Declinacion Nominal Mensual D 0,08
D % 7,79
Declinacion Efectiva Anual d 0,003
d% 0,26
Prod Acumulada de Petréleo [BLS] ‘ Np 18865,25
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Tabla 3.18: Produccién acumulada de petréleo noviembre 2025

ago-25
Tasa inicial de produccion qi 30
Tasa de produccion q 15
Tiempo inicial ti ene-25
Tiempo final t ago-25
DT (dias) DT 210,0
Declinacion Nominal diaria D 0,003
Declinacion Nominal Mensual D 0,10
D% 9,90
‘ Declinacién Efectiva Anual d 0,003
d% 0,33
’ Prod Acumulada de Petréleo ‘ Np ‘ 4544,49 ‘

Por otra parte, la tabla 3.19 detalla el flujo de caja total; es decir, se presenta cudl sera
la ganancia al final de todo el proyecto, pero para mejor visualizacidbn se mostraran 2

tablas, donde la primera muestra el flujo de caja para los primeros 7 afos.

Tabla 3.19: Flujo de caja 2014-2020

RECUPERACION PRIMARIA

Afios 0 1 2 3 4 5 6 7
Inversion Pozo Productor S 18.000.000,00
Trabajos de workover $ 277.000,00 | S 277.000,00 $ 277.333,82| $ 100.000,00

Pozo Inyector $ -
Inversion Total $ 18.000.000,00 | $ - S 277.000,00 | $ 277.000,00 | $ - $ 277.333,82| $ 100.000,00 | $ -
Costo de operacién de empresa $ 4,50|$ 709.040,97 [ $ 903.154,05 [ $ 631.926,68 | $ 195.427,80| $ 141.618,33 [ $ 324.13,80($ 27.299,79
Costo de operacién del consorcio 20%| S 2.652.128,36 | $ 1.743.689,42 | $ 1.043.942,87 [ $ 411.266,95 | $ 397.790,15 | $ 841.013,98 | $ 45.960,71
Produccion de petréleo por inyecci $ 3,00
Ti i de agua $ 0,17|$ 26.785,99 | $ 34.119,15[ $ 23.872,79| $ 7.382,83|$ 5.350,03 | $ 12.244,98| $ 1.031,33
Depreciacion de equipos $ 0,97|$ 152.837,72| $ 194.679,87 | $ 136.215,31| $ 42.125,55 [ $ 30.526,62 | $ 69.868,41| $ 5.884,62
Transporte por el SOTE $ 1,46|$ 230.674,66 | $ 293.826,12 | $ 205.586,81 | $ 63.579,18| $ 46.073,16 | $ 105.450,88 | $ 8.881,53

$ - 1$ -

Egresos Totales $ 18.000.000,00 | $ 3.771.467,70 | $ 3.446.468,61| S 2.318.544,44 | $ 719.782,30| $ 898.692,11 [ $ 1.452.710,05 | $ 89.057,98

Produccion 157564,66 200700,9 140428,15 43428,4 31470,74 72029,28919 6066,62|

Precio del petréleo/anual $ 84,16| S 43,44| S 37,17| $ 47,35($ 63,20 S 58,38 | $ 37,88
Ingresos totales S 13.260.641,79|$  8.718.447,10($ 5.219.714,34 | $ 2.056.334,74 [ $  1.988.950,77|$  4.205.069,90| $  229.803,57
FLUJO DE CAJA $ -18.000.000,00 | $ 9.489.174,08 |5 5.271.978,48|$ 2.901.169,89 | $ 1.336.552,44|$  1.090.258,66[$  2.752.359,85| $  140.745,58
FLUJO DE CAJA DESCONTADO S 8.626.521,89|$  4.357.007,01($ 2.179.691,88 | $ 912.883,30 | $ 676.964,85|$  1.553.635,38$ 72.224,74
FLUJO DE CAJA ACUMULADO 5 -18.000.000,00( $  -8.510.82592|$  -3.238.847,43| $ -337.677,54 | $ 998.874,90( $  2.089.133,56|$  4.841.49341|$ 4.982.238,99
[TAsA DE DESCUENTO [ 10%|
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Tabla 3.20: Flujo de caja 2021-2025

RECUPERACION SECUNDARIA
Afos 8 9 10 11 12
Inversion Pozo Productor S
Trabajos de workover $ 100.000,00
Inversion Pozo Inyector S 500.000,00
Inversion Total S 500.000,00 | $ 100.000,00 | $ - S - S -
Costo de operacion de empresa S 1.180.112,59 | $ 635.227,16 | S 222.933,22|$ 84.893,62 | S 20.450,20
Costo de operacion del consorcio S 3.325.295,02 | $ 2.515.029,00 | $ 642.047,66| $ 264.113,49| $ 63.622,85
Produccion de petréleo por inyeccion S 786.741,72| S 423.484,77 | $ 148.622,14 | $ 56.595,75 | $ 13.633,47
Tratamiento de agua S 44.582,03 | $ 23.997,47 | S 8.421,92 [ $ 3.207,09( $ 772,56
Depreciacion de equipos S 254.379,82| $ 136.926,74| $ 48.054,49 | $ 18.299,29 | $ 4.408,15
Transporte por el SOTE 5 383.929,96 | $ 206.660,57 | $ 72.527,61($ 27.618,72($ 6.653,13
Impuesto
Egresos Totales S 6.475.041,14 | S 4.041.325,70| $ 1.142.607,04 | $ 454.727,9 | S 109.540,37
Produccion 262247,2412 141161,59 49540,71473 18865,24909 4544,489379
Precio del petréleo/anual S 63,40| S 89,08 | S 64,80 S 70,00 | S 70,00
Ingresos totales $ 16.626.475,09 | $ 12.575.144,98 | S 3.210.238,31($ 1.320.567,44 | $ 318.114,26
FLUJO DE CAJA S 10.151.433,95 | $ 8.533.819,28 | $ 2.067.631,27 [ $ 865.839,47 | $ 208.573,88
FLUJO DE CAJA DESCONTADO S 4.735.718,86 | $ 3.619.172,43 [ $ 797.161,36 | $ 303.471,45| S 66.458,07
FLUJO DE CAJA ACUMULADO S 15.133.672,94 | $ 23.667.492,21| $ 25.735.123,48| $ 26.600.962,96 | S 26.809.536,84
TASA DE DESCUENTO 10%)

Como podemos observar en la Tabla 3.20 el flujo de caja acumulado es decir la utilidad
bruta total del proyecto durante los 12 afios de vida Gtil del pozo se estima que sera de
$26.809.536,84 USD. Es importante recalcar que dichos valores van a depender del
precio anual por barril, en este estudio, se determind que para el afio 2024 y 2025,
segun JP MORGAN, el precio estimado sera de $70 y los valores correspondiente a los
afos anteriores fue obtenidos del Banco Central del Ecuador (Ver Tabla 2.1).
Finalmente, en la tabla 3.21 se muestra un resumen de los resultados obtenido una vez
realizado el analisis econdémico luego de implementar recuperacion secundaria. Donde
se puede constatar con el VAN que hay una rentabilidad después de la inversion de
$9.900.911,22 USD que también es corroborable con la relacion costo/beneficio que
como podemos observar es mayor a 1, lo cual indica que es un proyecto rentable
generando ganancias, asi mismo con el TIR ya que el resultado indica que la tasa
interna de retorno sera del 23% a diferencia del primer escenario. Por lo tanto, al
aplicar recuperacion secundaria por inyeccién de agua la ganancia que se genera sera
de $4'786.263,31 dolares americanos.

Tabla 3.21: Analisis econdémico luego de implementar recuperacion secundaria

S
VAN 9.900.911,22
TIR 23%
COSTO/BENEFICIO 1,14
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En definitiva, la implementacion de recuperacién secundaria es beneficiosa como se

muestra en la tabla 3.22:

Tabla 3.22: Beneficio de aplicar recuperacién secundaria

BARRILES PRODUCIDOS (BLS)
SIN RECUPERACION (7ANOS) 651688,76
CON RECUPERACION (5 ANOS) 476359,28
PRODUCCION TOTAL
ACUMULADA DE PETROLEO 1128048,04

Se muestra que los barriles de petréleo producidos a lo largo de 7 afios con
recuperacion primaria fueron de 651.688,76 BLS mientras que se estima tener una
produccion de aproximadamente 476.359,28 BLS al implementar la recuperacion
secundaria obteniendo una produccion acumulada de 1.128.048,04 BLS. La mayor
parte se produce en los primeros 7 afios que equivale al 57.77% y en los posteriores 5
afios con recuperacion secundaria se produce el 42,22% de produccion. Lo cual nos
evidencia que si hay una produccion muy significativa utilizando el método de inyeccion

de agua.

Tabla 3.23: Resultado del andlisis econdmico al implementar recuperacion secundaria

RESULTADO ECONOMICO
UTILIDAD BRUTA TOTAL DEL S
PROYECTO 26.809.536,84
UTILIDAD BRUTA DURANTE $
EXTRACCION PRIMARIA 15.133.672,94
UTILIDAD BRUTA DURANTE $
RECUPERACION SECUNDARIA 11.675.863,90

Por otra parte, revisando la tabla 3.23 referente al andlisis econémico, existe una
utilidad bruta total durante los 12 afios de vida util del pozo de mas de $26 millones de
dolares, de los cuales, los primeros 7 afios que corresponde a la utilidad bruta durante
la extraccion primaria fue de casi $15 millones que se ajusta al 56.44% del total
ganado; en tanto que, la utilidad bruta durante recuperacion secundaria se obtiene

$11,6 millones que equivalen al 43.55% del total obtenido en ddlares americanos.
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CAPITULO IV

4. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

En el siguiente capitulo se detallaran las conclusiones de este trabajo las cuales
parten del analisis de los resultados determinados con el cumplimiento de los objetivos
planteados al comienzo del proyecto, ademas de las recomendaciones que se pueden

implementar en un futuro enfoque de este.
4.1 Conclusiones

El pozo productor FICT 01 estuvo trabajando con recuperacion primaria
hasta el afio 2020 con una declinacion mensual del 15,18% con tiempo de
abandono de 354 dias (casi 1 afio); es decir, que el pozo solo produciria hasta
febrero 2020 sin aplicar la recuperacion secundaria, debido a que alcanzara los
15 barriles diarios de petroleo denominado como caudal de abandono donde ya
no sera econdémicamente rentable.

Al implementar recuperacion secundaria, la declinacion del yacimiento
disminuye casi un 10% es decir que ahora la declinacion de éste sera de 7,57%
pudiendo aumentar la vida util del pozo hasta el afio 2025.

El aumento de la produccién acumulada de petrdleo es de 476359,28
BLS por la aplicacion de la recuperacion secundaria. El total acumulado de
petréleo del pozo en los 12 afios de vida util del mismo es de 1128048,04 BLS y
antes del proyecto fue de 651,688.76 BLS (con respecto a las 2 arenas
productoras Bt y Ui).

Realizando el respectivo flujo de caja del proyecto se concluye que el afio
con mayor utilidad fue 2021 con 10,15 MMUSD, y el periodo de recuperacion de
inversion (PRI) sera a partir del cuarto afo.

Al aplicar inyeccion de agua como recuperacion secundaria no se genera
mayor gasto y la tasa interna de retorno que se obtiene es del 23% a diferencia
del primer escenario que se obtuvo un 19% convirtiendo al proyecto
econdmicamente rentable con una ganancia de mas de $4millones de dolares

americanos.
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4.2 Recomendaciones

Se recomienda realizar andlisis en base a la ubicacion de pozos cercanos,
para ampliar el proyecto de recuperacion secundaria determinando la eficiencia de
barrido en otros pozos productores pudiendo asi aumentar la produccion de barriles
de petréleo en campos maduros.

Monitorear y regular sistematicamente el modelo de inyeccién de agua,
pudiendo detectar a tiempo problemas de corrosién, formacién de escala u otras
futuras complicaciones.

Utilizar trazadores en el yacimiento o en los fluidos de produccion, pudiendo
monitorear a medida que se desplazan a través del sistema permitiendo asi rastrear
la direccion del flujo de fluidos para poder comprender como se estd moviendo el
petroleo y los fluidos relacionados para la toma de decisiones al optimizar la
produccion y maximizar la recuperacion de petréleo.

Actualizar el modelo dinamico del campo en base a la data real de los
resultados del proyecto de recuperacion secundaria, para poder comprender como
los fluidos se mueven y se comportan.

Analizar la propuesta de implementar recuperacion secundaria en Ui luego de

culminar en la zona productora Bt.
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