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Resumen

El Campo X objeto de estudio, ubicado en la Cuenca de los Llanos Orientales ha implementado la inyeccion
de agua desde el ano 2015 como método de recobro secundario. Sin embargo, debido a la naturaleza del
fluido producido (crudo pesado) se han presentado altos cortes de agua, ocasionando una baja eficiencia
de barrido en las zonas donde ha ocurrido el proceso de recuperacion secundaria y en consecuencia altas
saturaciones residuales de petréleo y la irrupcion temprana del agua inyectada en los pozos productores
generando adicionalmente un mayor consumo de barriles de agua durante el proceso de inyeccién.

Por ello el desarrollo de este proyecto busca evaluar y analizar la prefactibilidad técnica y econémica de dos
escenarios en un sector del campo X, por medio de simulacién de yacimientos usando el paquete de programas
del software Computer Modelling Group. El primer escenario consistio en evaluar la inyecciéon de polimeros.
El segundo escenario consistio en evaluar la inyeccion de polimeros junto con nanoparticulas debido a que
los polimeros presentan limitaciones en su rendimiento a condiciones de alta temperatura y/o alta salinidad,
generando degradaciéon quimica, mecanica o térmica en sus moléculas, perdiendo sus propiedades originales y
disminuyendo los beneficios por los cuales fueron seleccionados, entre ellos su viscosidad. Estos efectos han
sido ampliamente estudiados y se ha demostrado a nivel de laboratorio que las nanoparticulas disminuyen en
una gran cantidad la degradaciéon del polimero.

A partir de estudios preliminares, se establecié a partir de ensayos roca-fluido y fluido-fluido, que el polimero
mas apropiado para las condiciones del yacimiento es la Poliacrilamida con las siguientes concentraciones
a evaluar 500 ppm, 1500 ppm y 2000 ppm. Sumado a esto, para observar el efecto de la salinidad en el
rendimiento de la inyeccién de polimeros, se realizé6 un conjunto de pruebas de inyeccién con una solucién
de polimero de 500 ppm que contenia diferentes concentraciones de sal (14000 ppm, 24000 ppm y 34000
ppm); este método se repitié para soluciones de polimero de 1500 ppm y 2000 ppm. Se concluy6 que el
mejor escenario de inyeccion de polimero es el escenario PF-Bache08 (Salinidad agua de inyeccion 34000
ppm - 1500 ppm de HPAM) con una recuperacion de petroleo de 225.656 bbls lo cual equivale a un 3,07 %
con respecto a la proyeccion de la inyecciéon de agua de igual manera el escenario PF-Bache08 permite una
reduccion en la producciéon de agua acumulada de 232.009 bbls que representa un 2,63 % con respecto a la
proyeccion de la inyeccién de agua.

Posteriormente se procedié a evaluar los anteriores escenarios junto con la presencia de nanoparticulas
a concentraciones de nanoparticulas de 10ppm, 100ppm y 300 ppm, obteniendo que el mejor escenario
es el escenario PFN-24 (Salinidad agua de inyecciéon 34000 ppm - 1500 ppm de HPAM - 300 ppm de
Nanoparticulas) es el mejor escenario para un proyecto de Inyeccién de nano polimero permitiendo un
incremental en produccion de 252.280 barriles acumulados durante los 5 anos de estudio que significan un
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incremento porcentual de 11,80 % en el factor de recobro con respecto a las ganancias obtenidas por medio
de la inyeccién de polimero a las mismas condiciones de salinidad y concentracion de HPAM.

Palabras clave: Inyeccién de Polimeros, Nanoparticulas, Recobro Mejorado, Simulaciéon de Yacimientos.
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Abstract

Field X, the object of study, located in the Eastern Plains Basin, has implemented waterflooding since 2015
as a secondary recovery method. However, due to the nature of the produced fluid (heavy crude oil), high
water cuts have occurred, resulting in low sweep efficiency in the areas where the secondary recovery process
has occurred and, consequently, high residual oil saturations. This has also led to the early breakthrough of
injected water in the producing wells, which also generates higher consumption of barrels of water during
the injection process.

Therefore, this project seeks to evaluate and analyze the technical and economic prefeasibility of two scenarios
in a sector of field X, through reservoir simulation using the Computer Modeling Group software package.
The first scenario consisted of evaluating polymer injection. The second scenario consisted of evaluating
polymer injection in conjunction with nanoparticles because polymers present performance limitations under
high-temperature and/or high-salinity conditions, generating chemical, mechanical, or thermal degradation
of their molecules, losing their original properties and diminishing the benefits for which they were selected,
including their viscosity. These effects have been extensively studied, and it has been demonstrated in
laboratory settings that nanoparticles significantly reduce polymer degradation.

Based on preliminary studies, rock-fluid and fluid-fluid tests determined that the most appropriate polymer
for the reservoir conditions is polyacrylamide, with the following concentrations to be evaluated: 500 ppm,
1500 ppm, and 2000 ppm. In addition, to observe the effect of salinity on polymer flooding performance, a
set of flooding tests were performed with a 500 ppm polymer solution containing different salt concentrations
(14,000 ppm, 24,000 ppm, and 34,000 ppm); this method was repeated for 1500 ppm and 2000 ppm polymer
solutions. It was concluded that the best polymer flooding scenario is the PF-Bache08 scenario (injection
water salinity 34,000 ppm - 1500 ppm HPAM) with an oil recovery of 225,656 bbls, which is equivalent
to 3.07 % relative to the water flood projection. Similarly, the PF-Bache08 scenario allows a reduction in
accumulated water production of 232,009 bbls, which represents 2.63 % relative to the water flood projection.

The previous scenarios were subsequently evaluated, along with the presence of nanoparticles at nanoparticle
concentrations of 10 ppm, 100 ppm, and 300 ppm. The best scenario was found to be the PFN-24 scenario
(injection water salinity of 34,000 ppm - 1,500 ppm HPAM - 300 ppm nanoparticles). This scenario is the
best scenario for a nanopolymer injection project, allowing for an accumulated production increase of 252,280
barrels over the five years of the study, representing a percentage increase of 11.80 % in the recovery factor
compared to the gains obtained through polymer injection under the same salinity and HPAM concentration
conditions.
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Analisis de Prefactibilidad Técnica y Econémica para Inyeccién de Polimeros con y sin
Nanoparticulas por medio de Simulaciéon de Yacimientos

Acronimos

En el presente documento se usan los siguientes acrénimos, incluyendo la universalidad de algunas siglas en
inglés.

ACIPET Asociacion Colombiana de Ingenieros de Petroleos
ANH Agencia Nacional de Hidrocarburos

bbl Barriles

CMG Computer Modelling Group

DPD Grado de Degradacion del polimero
ECOPETROL Empresa Colombiana de Petréleos
EOR Enhanced Oil Recovery

gal Galon

HPAM Poliacrilamida parcialmente hidrolizada
ICP Instituto Colombiano del Petroleo

b libras

ppm Partes por Millon

TIO Tasa de Interés de Oportunidad

USD Dolar Estadounidense

VPN Valor Presente Neto



Analisis de Prefactibilidad Técnica y Econémica para Inyeccién de Polimeros con y sin
Nanoparticulas por medio de Simulaciéon de Yacimientos

Introduccién

La pérdida de energia natural de los yacimientos petroleros producto de la explotacion del crudo por largos
periodos de tiempo ha hecho necesario llevar a cabo procesos complementarios que faciliten el desplazamiento
del crudo a través de los poros hasta la superficie. En primer lugar se encuentran los sistemas de levantamiento
artificial en donde, por medio de energia eléctrica, neumatica, mecanica o hidraulica asisten al yacimiento
permitiendo mantener voliimenes rentables de producciéon. Cuando estos métodos de levantamiento artificial
no son suficientes, es necesario aumentar la presion del yacimiento por medio de la inyecciéon de un fluido
(agua o gas) de tal manera que exista la presion suficiente para que el reservorio drene los hidrocarburos
hacia los pozos productores. La inyeccion de agua es el método de inyeccion de fluidos més utilizado debido a
la disponibilidad del agua, la facilidad con que el agua se transporta a través de las formaciones y la eficiencia
del agua para el desplazamiento de aceite (Castro, 2014)

En cuanto a la recuperacion mejorada de petroleo (EOR), se suelen utilizar gases miscibles, sustancias
quimicas y/o energia térmica para desplazar petroleo adicional después de que un proceso secundario se vuelve
no rentable. Estos procesos interacttian con el sistema roca/fluido, debido a procesos o mecanismos fisicos
y quimicos a fin de crear condiciones favorables como, por ejemplo: disminuciéon de la tension interfacial,
reduccion de la viscosidad del petroleo, modificacion de la humectabilidad o comportamiento favorable de
las fases presentes en el yacimiento. (Paris de Ferrer, 2001)

El objetivo principal de este trabajo consiste en Analizar la prefactibilidad técnica y econoémica para la
inyeccion de polimeros con y sin nanoparticulas en un sector del Campo X, por medio de simulaciéon de
yacimientos. Para ello se utilizo el paquete de software Computer Modelling Group (CMGQG); es asi como a
partir de la construccion del modelo de simulacién y sus dos esquemas de explotacion (inyeccion de polimeros
sin nanoparticulas e inyeccion de polimeros con nanoparticulas) se esperan determinar los incrementales
del factor de recobro y asi lograr estimar cual esquema de explotaciéon brinda una mayor recuperacién de
petroleo con respecto al esquema actual de explotacion (inyeccion de agua), teniendo presente la relacion
beneficio costo de los dos esquemas de explotacion que se determinan a partir de la evaluacion financiera del
mismo.

Este documento esta estructurado de la siguiente manera: en el primer capitulo se presenta el estado del arte,
en donde se describen trabajos previos relacionados con el desarrollo del presente documento, en el segundo
capitulo se describen las generalidades geolégicas del campo, en cuanto a Historia, geologia estructural,
geologia del petréleo e historial de produccion, en el tercer capitulo se describe la metodologia utilizada para
el desarrollo del presente trabajo, en el cuarto capitulo se describen y se analizan los resultados obtenidos a
partir de la construccion del modelo de simulacion y sus dos esquemas de explotacion (inyeccion de polimeros
sin nanoparticulas e inyeccién de polimeros con nanoparticulas), finalmente, en el ultimo capitulo se hace
una evaluacion financiera de los dos métodos de recobro propuestos y asi lograr estimar cual esquema
de explotaciéon brinda una mayor recuperacion de petréleo con respecto al esquema actual de explotacion
(inyeccion de agua), teniendo presente la relacion beneficio costo de los dos esquemas de explotacion.
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1 Estado del Arte

Los proyectos de recuperacion secundaria con polimeros se han vuelto cada vez mas importantes debido a que
més yacimientos de petroleo estan alcanzando la madurez, y son méas limitados los nuevos descubrimientos
de yacimientos petroliferos importantes, razoén por la cual, la inyecciéon de polimeros tiene un rango de
aplicabilidad mucho méas amplio que en el pasado, es asi que estos incluyen yacimientos de alta temperatura,
formaciones con salinidad y dureza extremas, carbonatos fracturados naturalmente y yacimientos de arenisca
con petroleo crudo pesado y viscoso, esto se debe en parte al avance en las formulaciones quimicas y el uso
conjunto con las nanoparticulas, situacion esta que ha aumentado el interés de la industria en utilizar el
simulador de yacimientos como una herramienta para la evaluacion y gestion de yacimientos con el fin de
minimizar los costos y aumentar la eficiencia del proceso, es por ello que a continuacion se describen algunos
trabajos relacionados con estas temaéticas desarrollados en los tultimos 10 anos, a saber:

Maghzi y Kharrat (2014), estudiaron el papel de las nanoparticulas en la modificacion del rendimiento de los
polimeros en presencia de sal, en este estudio, se realizaron experimentos de inyecciéon de polimeros en un
micro modelo de vidrio de cinco puntos saturado con petrdleo pesado, se utilizaron soluciones de poliacrilamida
( concentraciones de 1000, 2000, 3000 ppm respectivamente)y nanoparticulas de silice (concentraciones de
0,1,0,5, 1, 1,5, 2, 2,5, 3, 4) dispersas en poliacrilamida con diferentes salinidades (1.400, 7.400, 14.000, 24.000,
34.000, 44.000, 54.000, 64.000, 74.000, 84.000 ppm), para examinar el efecto de las nanoparticulas de silice
en el rendimiento de la poliacrilamida en presencia de sales durante la inyeccién de polimeros de petroleo
pesado, los resultados mostraron que la recuperacion de petréleo disminuye al aumentar la concentraciéon de
sal durante la inyecciéon de poliacrilamida, asi como la inyeccion con suspensiéon de nanoparticulas de silice en
poliacrilamida hasta una concentraciéon de 24000 ppm de sal, los resultados de las mediciones de viscosidad
mostraron que el aumento de la concentracion de sal reduce la viscosidad de la solucién de poliacrilamida
a un valor minimo; a valores més altos, las sales tuvieron un efecto inverso y aumentaron la viscosidad
de la solucion, ademas, la viscosidad de la nanosuspension de silice en poliacrilamida fue mayor que la de
la solucién de poliacrilamida a la misma salinidad. Este aumento de la viscosidad se hace mas notorio al
aumentar la concentraciéon de nanoparticulas de silice sin importar la concentraciéon de sal o la concentracion
de polimero, finalmente observaron un aumento del 11,2 % en la recuperacion de petroleo mediante la
inyeccién con nanosuspension en comparacion con la inyeccion con polimero.

Yousefvand, Jafari (2015), investigaron el rendimiento de la poliacrilamida hidrolizada aniénica (HPAM).en
presencia de nanoparticulas de silice, los experimentos fueron llevados a cabo en un micro modelo de vidrio
de cinco puntos, fuertemente humedecido con petroleo pesado para observar el efecto de las Nanoparticulas
en la alteracion de la mojabilidad del medio poroso, se realizaron tres pruebas de inundacién que incluyen,
inundaciéon de agua, inundaciéon de polimero e inundaciéon de nanopolimero, los resultados obtenidos se
resumen en la siguiente imagen
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Table 3. Results of flooding tests.

Test Breakthrough time Ultimate Recovery Viscosity of the injected fluid
(min) (Ya) (cp)
WF 42 16.63 1
PF 64 26.32 8
NPF 84 35.00 35
40
35
= 30 4
= 251
-
s 20 R R
zﬂ ——r—r—r * * *
= 15 1
10
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Fig. 4. The oil recovery versus pore volume of injected fluids.

Figura 1-1: Resultados estudio H Yousefvand, A Jafari

A partir de los resultados obtenidos, los investigadores concluyeron que, la recuperacion de petréleo mejora
en un 10 % para la inyeccion de polimero y un 20 % para la inyecciéon de polimero con nanoparticulas de
silice, lo cual se debe a un aumento en la viscosidad del fluido inyectado que mejora el desplazamiento del
petroleo, adicionalmente las nanoparticulas a escala de poro pueden modificar la condicién de mojabilidad, ,
lo cual mejora la recuperacion de petroéleo.

Cheraghian (2016), Llevo a cabo una investigacion a escala de laboratorio, acerca del desemperio de las
nanoparticulas de 705 en la viscosidad de los polimeros y en la mejora en la recuperaciéon de crudo pesado,
tuvo lugar en el experimento que consistié en un ntucleo de arenisca limpio, una muestra de crudo de los
campos de petroleo pesado iranies (17° API), una salmuera sintética con una concentracion de 20.000 ppm,
solucion polimérica con concentraciones de 3100 ppm, 3150 ppm y 3200ppm, nanoparticulas de T%Os con una
concentracion variable en la solucion de polimero de 1,9, 2,1, 2,3 y 2,5 % en peso, la prueba de inundacion
mostré un aumento del 4% en la recuperacion de petroleo para la soluciéon de nanopolimero (2,3 % en peso
de NP y 3150 ppm de Polimero) en comparacion con la solucion de polimero después de un volumen poroso
inyectado.

Giraldo et al (2016), evaluaron la interaccion de nanoparticulas de silice y el polimero para inhibir la
degradacion de la soluciéon polimérica, los autores se enfocaron en los fenémenos de adsorcion de HPAM
sobre nanoparticulas de SiO5 por medio de la unién quimica del polimero a la superficie de la nanoparticula,
alli se observé una interaccién multicapa y se atribuyé a las fuerzas intermoleculares entre los componentes
mas polares del polimero (principalmente grupos funcionales) y los grupos silanol presentes en la silice
pirogénica, obteniendo Porcentajes de desorcién menores al 1 % indicaron un proceso de adsorcion irreversible
, indicando dificultad en remover el polimero de la superficie de las nanoparticulas, corroborando asi
que las modificaciones realizadas a los polimeros en la superficie de las nanoparticulas pueden inhibir la
degradacion del sistema. Estudios reologicos indicaron que las soluciones poliméricas sometidas a aumentos
de temperatura en atmosfera inerte fueron mas propensas a la degradacion que las muestras en presencia
de nanoparticulas de silice, lo que afecté directamente la eficiencia de barrido del sistema obteniendo un
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factor de recobro de alrededor del 74 % para la inyeccion de polimeros y un 83 % para la inyeccion hibrida de
polimeros-nanoparticulas.

Giraldo et al (2017), investigaron los efectos de las nanoparticulas de SiOs. en la mejora del comportamiento
reologico y la inhibicion de la degradacion térmica de soluciones de poliacrilamida hidrolizada (HPAM). Las
interacciones de SiOy y el HPAM se evaluaron a través de i) adsorcion de polimero sobre nanoparticulas,
ii) estudios reoldgicos y iii) evaluaciéon de la estabilidad térmica en presencia o ausencia de oxigeno. Los
resultados de los experimentos de adsorciéon mostraron que las isotermas siguieron un comportamiento de Tipo
III, ademas, se encontrd que la desorcion del polimero de la superficie de las nanoparticulas era insignificante
y, por lo tanto, el proceso de sorcién puede considerarse irreversible en las condiciones evaluadas. Las pruebas
reologicas en el rango de 25 a 70 °C mostraron un comportamiento no newtoniano generalizado para todas
las combinaciones de Si05 - HPAM probadas la estabilidad térmica de las soluciones poliméricas en ausencia
y presencia de nanoparticulas se evalu6é en atmosferas inertes y oxidativas a 70 °C durante 14 dias, se
observo que un menor grado de degradacion resultoé en soluciones poliméricas en presencia de nanoparticulas
y ausencia de oxigeno, lo que indica que las nanoparticulas de SiOs pueden inhibir la degradacion de HPAM
a través de la adsorcion y, posteriormente, mejorar su estabilidad térmica.

Jiang et al (2017) al tener presente que la alteracion de la humectabilidad y la reduccion de la tension interfacial
(IFT) son dos mecanismos importantes para la recuperacion mejorada de petroleo (EOR), investigaron que
efectos tienen las nanoparticulas de silice desnudas en estas propiedades, para ello, hicieron la mediciéon
del dngulo de contacto en placas de calcita evidenciando una tendencia de que cuanto menor es el tamano
de la nanoparticula y mayor la concentraciéon de nanofluido, menor es el angulo de contacto, ademas, las
nanoparticulas de silice no tuvieron efecto en la IFT. Los experimentos de inundacién del ntcleo mostraron
un aumento del 8,7 % en el factor de recuperacion de petroleo mediante el uso de nanoparticulas de silice,
que respaldan el uso de nanoparticulas como mecanismo adicional en la recuperacion de petroleo debido a la
alteracion de la mojabilidad.

El uso del paquete de programas del software CMG como simulador de yacimientos ha tenido innumerables
casos de éxito, tal es el caso desarrollado por: Blanco et al (2020); en el Campo la Cira Infantas, ubicado en
Colombia, el campo méas maduro del pais y cuyo mecanismo principal de recuperaciéon ha sido la inyeccion
de agua por més de 50 anos. Esto ha llevado a la implementacién de proyectos de redesarrollo que busquen
optimizar la inyeccion de agua y asi lograr incrementar el factor de recobro. El caso de estudio de los autores
se centrd en optimizar las sartas selectivas de inyecciéon que se habian implementado en el campo, para ello
utilizaron la herramienta de anélisis de sensibilidad, optimizacién e incertidumbre CMOST de CMG; en
primer lugar crearon un modelo y lo calibraron con la data histérica de inyeccién llevada a cabo en una
seccion del campo, este modelo se integré completamente con un modelo avanzado de pozo multisegmentado
(iSegWell) para representar la sarta de inyeccion selectiva, posteriormente se definieron funciones objetivo
para maximizar la producciéon acumulada de petréleo y minimizar la produccién acumulada de agua a
partir de un patréon de inyeccion invertido de 5 puntos durante 15 anos. Tras 500 ejecuciones, concluyeron
que el caso base donde la sarta de perforaciéon tenia 9 véalvulas no era el indicado y se opté por una sarta
de 6 valvulas el cual arrojaba un incremental de 45% y una reduccion de los costos de terminacion en
aproximadamente un 30 % con respecto al caso base.

Luky et al (2021), al evidenciar el potencial de las nanoparticulas para mejorar la recuperacion de petroleo,
como el proceso de inyecciéon de agua asistida por nanoparticulas, notaron que no existe ningun software
de simulaciéon de yacimientos comercial que pueda modelar adecuadamente el comportamiento de las fases
y los fenémenos de transporte de las nanoparticulas, razén por la cual, desarrollaron nuevos algoritmos
que incorporan interacciones fisicoquimicas importantes que existen entre las nanoparticulas junto con el
medio poroso y el fluido tales como: se introdujo una nueva estequiometria de reacciéon para capturar el
proceso de agregacion, el nuevo algoritmo también se incorpor6 para describir la alteracién desproporcionada
de la permeabilidad y la adsorciéon de las nanoparticulas, el efecto de las viscosidades de la fase acuosa,
la reduccién de la tension interfacial y la alteracion de la humectabilidad de la roca; luego, el modelo fue
probado y debidamente validado utilizando varios conjuntos de datos experimentales publicados previamente
que involucraban varios tipos de nanoparticulas, diferentes aditivos quimicos, dureza del agua, amplio rango
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de salinidad del agua y permeabilidad de la roca y viscosidad del petroleo desde temperatura ambiente hasta
temperatura del yacimiento. Obteniendo asi una coincidencia razonable para todos los datos experimentales
publicados (varios tipos de nanoparticulas, concentracion, humectabilidad inicial) pese a esto se han observado
parametros criticos los cuales son fundamentales para obtener las coincidencias de los datos de presion y
produccion.

Luky et al (2022), implementaron un novedoso modelo de simulacion de yacimientos para nanoparticulas
desde la escala de poros hasta la escala de campo, utilizando un campo petrolifero de Malasia en alta mar
como caso piloto de campo, dicho estudio consistié en el desarrollo de un nanofluido a escala de laboratorio
y su respectiva implementaciéon en pruebas de ntucleos. Los nanofluidos desarrollados para el campo previsto
tuvieron un buen desempeno en las pruebas de compatibilidad y estabilidad térmica a la temperatura del
yacimiento, se logr6 alterar la humectabilidad del reservorio, asi como la reduccién de la saturacion de
petroleo residual fue de aproximadamente un 25 %. Estos resultados se ingresaron en el modelo (CMG-STARS
con un asistente de proceso recientemente desarrollado denominado PETRONAS AFM) y el indice de calidad
de coincidencia histérica logré una coincidencia aceptable del 95 %, el modelo se ejecutd y se compard con
respecto al escenario donde no habia presencia del nanofluido arrojando un factor de recuperacion adicional
del 1%. por aflo cuyo prondstico es de 15 afios.

Seright, Wang (2023), hicieron una revision literaria acerca de los factores que han llevado a la inyeccion
de polimeros a su estado actual, proporcionando propiedades, caracteristicas por las cuales el HPAM es el
polimero mas utilizado en estos proyectos, de igual manera esta investigacién brinda recomendaciones y
sugerencias para mejores practicas para la inyecciéon de polimeros con base en proyectos ya desarrollados
alrededor del mundo. Esta informacion fue de bastante utilidad para el desarrollo del presente documento ya
que permitié tomar valores de referencia para llevar a cabo la simulacion de la inyeccién del polimero.

Tellez, Mohammed (2023). teniendo presente el creciente interés de los procesos de inyeccion de polimeros,
hicieron una revision critica de diferentes simuladores numéricos con competencias de recuperaciéon mejorada
de petroleo (CEOR) quimica, como CMG-STARS, ECLIPSE-100 y UTCHEM, para modelar la inyeccion de
polimeros, una tarea desafiante, debido a la dificultad de representar todos los aspectos fisicoquimicos clave,
como la reologia del polimero, el equilibrio de adsorcion, el volumen de poros inaccesibles y el comportamiento
frente a la alta salinidad y dureza. La revisiéon comienza con la descripcion de la formulaciéon numérica y las
aplicaciones de diferentes simuladores, cabe sefialar que los resultados generales no proporcionaron una idea
de la eficiencia del algoritmo o el costo computacional de diferentes simuladores numeéricos, los resultados
sugieren que, con un modelado mecénico apropiado, lo que se espera es que tenga un impacto positivo en la
eficiencia de la recuperacion de petroleo y la economia relacionada.
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2 Generalidades del campo X

En este capitulo se presenta una descripcion de las generalidades y geologfa del campo objeto de estudio, en
cuanto a: historia, marco geologico, e historial de produccion.

2.1 Historia del Campo

FEl Campo X, se ubica en la Cuenca de Los Llanos Orientales, en el departamento del Meta a 156 km de
Bogotéa abarcando un drea aproximada de 95 Km2. Fue descubierto en 1.969 por la compania Chevron,
gracias a la perforacion del pozo X1, con una profundidad de 7397 pies en donde se evidencio crudo pesado
proveniente de las formaciones Mirador (10° API), Une y Guadalupe (13.7° API)

En 1975 se firmo6 un contrato de asociaciéon entre Chevron y la Empresa Colombiana de Petréleos, ECO-
PETROL, el cual finalizo en agosto del 2000; afio en el cual Ecopetrol se convirtioé en el operador directo
del campo (ANH, 2018) Durante este periodo de tiempo el factor de recobro fue cercano al 4% con una
produccion cercana a los 94 millones barriles de crudo (ECOPETROL, 2017).

Durante el ano 2000 la produccién era alrededor de los 20.000 BOPD. En el 2005 la produccién promedio
era de 45.143 BOPD. Al afio 2014 la producciéon promedio era de 104.405 BOPD, para el afio 2015 el campo
alcanzo un maximo de produccion de 125.699 BOPD. Evidenciando asi que la produccién se ha llegado a
triplicar desde el 2004 con un factor de recobro actual de 8.9 %.

2.2 Geologia Estructural

La Cuenca de los Llanos Orientales, fue formada como resultado de varios eventos geolégicos de caracter
transpresional. Que dieron lugar a pliegues y fallas tanto inversas como normales que causaron el acuhamiento
y adelgazamiento de las distintas formaciones.

La estructura del Campo X se encuentra limitado por el Sistema de Piedemonte Llanero, caracterizado por
ser una amplia zona de fallas de tipo compresional. La estructura corresponde a un anticlinal de 5 Km de
ancho y 13 Km de largo con orientaciéon N 60° E. Esta estructura esté cortada por una serie de fallas de
direccion Noreste-Sureste de cardcter normal e inverso. Las pruebas de presion realizadas a los pozos del
campo muestran una uniformidad areal de la presion por lo que sugiere que estas fallas no son de caracter
sellante (Rojas, 2011).
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2.3 Geologia del Petréleo

» Roca Generadora: (Barrero,2007), corresponde a las lutitas marinas de la Formacion Gacheta, donde
alcanzaron la profundidad y presion de sobrecarga necesaria para la generacion de aceite y gas, los
valores de carbono organico total (TOC) estan entre 0.3 % - 3.58 %, el tipo de materia organica presenta
un kerégeno mixto (50 % marino, tipo II y 50 % continental, tipo III), que indica que es potencial
generador de aceite. Con un espesor entre los 100 a 350 pies. Las lodolitas y lutitas de la Formacion
Mirador y los miembros impares de la Formacién Carbonera muestran potencial como posible roca
generadora presentando valores de TOC entre 1%- 3% y un kerégeno tipo IIT con capacidad de
generacion de gas.

= Migracién La migracion de los hidrocarburos esta asociada a dos eventos principales: en primer
lugar se originé en el Eoceno Tardio y el segundo evento comenzo6 en el Mioceno y continua hasta la
actualidad

= Roca Reservorio: Las principales rocas almacén corresponden principalmente a las arenas C3, C5,
C7 de la Formacion Carbonera, adicionalmente las arenas de la Formaciéon Guadalupe y Gacheta. Para
el Campo X, la principal roca almacén es la Unidad K1 de la Formacién Guadalupe, estas areniscas
tienen una porosidad alrededor de 19.5 % con valores de permeabilidad de 1180 mD. Adicionalmente las
areniscas de la Formacion Une tienen una porosidad entre el 11 % - 28 %, y valores de permeabilidad
de 1660 mD.

= Roca Sello: (Barrero,2007), el sello regional de la Cuenca es la Formacion Leon. Aunque las unidades
C2, C4, C6, y C8 de la Formacion Carbonera son sellos locales, al igual que las lutitas de la Formacion
Mirador, y las lutitas marinas de la Formacion Gacheta

» Trampa: (Barrero,2007), el entrampamiento es de tipo estructural y se encuentra ubicado hacia la
parte oeste del Piedemonte Llanero. Para el Campo se presenta un anticlinal limitado al Este por una
falla inversa debido al proceso de compresion.

2.4 Historial de produccién

En 1969 la compania Chevron perforo el primer pozo y solo fue hasta 1972 que inici6é la produccion de crudo
pesado con un promedio de 20 barriles por dia

Como se mencion6 al inicio de este capitulo en 1975 se firmé6 un contrato de asociacién entre Chevron y
Ecopetrol, el cual finalizo en agosto del 2000; afio en el cual Ecopetrol se convirtio en el operador directo del
campo. Durante este periodo de tiempo el factor de recobro fue cercano al 4 % con una produccion cercana a
los 94 millones barriles de crudo (ANH, 2016).

Durante el ano 2000 la produccién era alrededor de los 20.000 BOPD. En el 2005 la produccién promedio
era de 45.143 BOPD. Al afio 2014 la producciéon promedio era de 104.405 BOPD, para el afio 2015 el campo
alcanzo un maximo de produccion de 125.699 BOPD. Evidenciando asi que la produccién se ha llegado a
triplicar desde el 2004 con un factor de recobro actual de 8.9 %.

El mecanismo de produccién de este campo es empuje de agua debido a la presencia de un acuifero regional,
sin embargo, la declinacion natural y las caracteristicas del crudo producido (crudo pesado) a llevado a
que se implemente diversas estrategias para lograr el maximo aprovechamiento de los hidrocarburos que se
encuentran en el subsuelo. Entre ellos cabe mencionar sistemas de levantamiento como lo son el bombeo
mecéanico y bombeo electrosumergible.

14



2. Generalidades del campo X 2.4. Historial de produccion

En el 2009 se iniciaron estudios de screening por parte del ICP para la seleccion del método ideal de recobro.
Conforme las caracteristicas del campo desde el ano 2014 hasta la actualidad, se ha venido inyectando agua
a manera de arreglos irregulares y monitoreando los resultados obtenidos, a fin de saber si el método de
recobro ha sido eficiente.

El alto grado de madurez ha llevado a considerar por parte de la empresa la implementacién de un proyecto
de recobro mejorado, con el objetivo de explotar en mayor medida las reservas disponibles del yacimiento. Se
consider6 el uso de una inyecciéon de polimeros debido a sus similitudes con la inyeccién de agua convencional,
la cual ademéas de haber mostrado buenos resultados hasta la actualidad, posee facilidades en superficie
para el tratamiento e inyecciéon del fluido muy similares a la de la inyeccién convencional. En cuestiones del
yacimiento, la aplicacién de esta técnica también resulté viable debido a que las propiedades de la roca y de
los fluidos esta dentro de los rangos recomendados para la implementacion de esta tecnologia.
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Analisis de Prefactibilidad Técnica y Econémica para Inyeccién de Polimeros con y sin
Nanoparticulas por medio de Simulaciéon de Yacimientos

3 Metodologia

Este capitulo describe la metodologia implementada para analizar la prefactibilidad técnica y econémica de
la inyeccion de polimeros con y sin nanoparticulas en un sector model del Campo X, mediante simulacion
numérica utilizando el paquete de programas del software CMG. El enfoque metodolégico empleado corres-
ponde a un estudio computacional basado en modelado de yacimientos, apoyado en datos experimentales
previamente obtenidos por el Instituto Colombiano del Petroleo (ICP).

La simulacién se diseni6 con el proposito de evaluar el comportamiento del recobro mejorado bajo distintos
escenarios de inyeccion de polimeros, tomando como base los resultados de ensayos roca-fluido y fluido-fluido
realizados por el ICP en 2015 (Hilarion & Melissa, 2018). Dichos estudios identificaron a la Poliacrilamida
como el polimero mas adecuado para las condiciones del yacimiento, por lo cual se establecieron tres
concentraciones a evaluar: 500 ppm, 1500 ppm y 2000 ppm.

Con el fin de analizar la influencia de la salinidad en el desempeno del polimero, se disenaron escenarios
adicionales de simulaciéon que incluyeron soluciones de polimero a 500 ppm, 1500 ppm y 2000 ppm, cada una
combinada con tres niveles de salinidad: 14,000 ppm, 24,000 ppm y 34,000 ppm. De esta forma, se pudieron
identificar los efectos sinérgicos entre la concentraciéon del polimero y la salinidad del fluido inyectado.

Posteriormente, se incorpor6 el uso de nanoparticulas como aditivos en los sistemas de inyecciéon de polimeros,
con el objetivo de comparar su desempeno frente a los escenarios sin nanoparticulas. Para todos los casos, se
analizaron variables clave como la produccion acumulada de petréleo, la relacion agua-petroleo (WOR), el
factor de recobro y los costos asociados a cada estrategia de inyeccion.

La metodologia desarrollada comprendi6 las siguientes etapas:

1. Construcciéon y calibracién del modelo de simulacion en CMG, con base en los parametros del
yacimiento.

2. Definicion de escenarios de inyeccidon de polimeros y nanoparticulas, incluyendo variaciones en
concentracion y salinidad.

e

Ejecucion de simulaciones numeéricas para cada escenario planteado.
4. Evaluacion técnica y analisis comparativo de resultados en términos de desempeno de recobro.

5. Estimacion econémica preliminar para determinar la prefactibilidad de cada caso.

Este enfoque permitié establecer una base técnica confiable para la toma de decisiones futuras respecto a la
aplicacién de técnicas de recobro mejorado quimico en el Campo X.

En las siguientes secciones se expone una descripcion tedrica de la primera etapa de la metodologia, orientada
a detallar los procedimientos y calculos necesarios para la generacion y configuracion de los distintos escenarios
simulados.
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3. Metodologia

La simulaciéon numérica de yacimientos es una herramienta esencial en la ingenieria de petrbleos para
analizar y predecir el comportamiento del reservorio bajo diferentes esquemas de explotacion. Este proceso
se estructura en dos fases fundamentales, que permiten una representacién progresivamente més detallada y
predictiva del sistema.

= Fase 1 — Construcciéon y Calibracién del Modelo: Esta etapa inicial incluye la recopilacion,
validaciéon y adecuacion de la informacion geologica, petrofisica y de produccion necesaria para la
representacion del yacimiento. A partir de estos datos, se construye un modelo conceptual en el
simulador, que es posteriormente ajustado mediante el cortejo historico, es decir, la comparaciéon entre
los resultados del modelo y los datos histoéricos reales del campo, como presiones y tasas de produccion.
La verificacién de los voltimenes iniciales y el comportamiento del sistema aseguran que el modelo
represente fielmente el estado actual del yacimiento.

s Fase 2 — Uso, Monitoreo y Prediccion: Una vez calibrado, el modelo se utiliza para configurar y
analizar diferentes escenarios de explotacion, como cambios en estrategias de inyeccion, variaciones en
la composiciéon de los fluidos o incorporaciéon de tecnologias de recobro mejorado. Esta fase también
permite realizar proyecciones del comportamiento futuro del reservorio y utilizar el modelo como una
herramienta de monitoreo continuo del desemperio real del campo frente a lo simulado.

A nivel estructural, un simulador numérico de yacimientos como CMG se fundamenta en tres modelos
principales: La metodologia desarrollada comprendi6 las siguientes fases:

1. Modelo Diferencial: conformado por el conjunto de ecuaciones diferenciales que describen los procesos
fisicos y quimicos asociados al flujo de fluidos en el yacimiento en funcion del espacio y el tiempo.
Con la finalidad de dar soluciéon numérica al modelo diferencial, se hace necesario tratar el yacimiento
como un sistema compuesto de un conjunto de bloques o celdas individuales, adyacentes entre si, y
un sistema de nodos. Para lograr este objetivo, el yacimiento se enmarca en una malla conforme a su
geometria como, por ejemplo, se ilustra en la Figura 3.1. A cada bloque se le asigna un valor especifico
de cada propiedad (por ejemplo, permeabilidad, espesor, porosidad, contenido de fluidos, elevacion,
viscosidad y densidad). Los pozos productores o inyectores son ubicados en algunos de los nodos a los
cuales se les asigna ratas de produccion o inyeccion.
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3. Metodologia
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Figura 3-1: Esquema de un Yacimiento Enmarcado en un Sistema de Mallas. Fuente: Elaboracion Propia

Figura 3-2: Representacion de una malla en el software CMG. Fuente:https://www.cmgl.ca/

2. Modelo Numérico: Una vez asignada la ubicacion de pozos y las propiedades de la roca y fluidos a
cada bloque, se plantean y discretizan las ecuaciones fundamentales de flujo en cada nodo del sistema,
a diferentes niveles de tiempo. De esta forma, se genera un sistema con un alto nimero de ecuaciones
discretas que constituyen el modelo numérico del simulador.

La simulacién numérica se rige por principios de balance de materiales, tomando en cuenta la hete-
rogeneidad del yacimiento y la direccion de flujo de fluidos. A continuacion,se describe en términos
generales La ecuacion de difusividad para un modelo de simulacion “petroleo negro - Black Oil ” en el
cual se basa el desarrollo de este proyecto de grado.

La ecuacion de difusividad para 3 fases y 3 dimensiones considera las siguientes leyes en su demostracion,
la demostracion se realizara para la fase petroleo (pero puede ser realizada para cualquier fase):
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3. Metodologia

a) Ley de balance de masa o Ecuacion de Continuidad: El balance de masa global en el
elemento considerando un flujo de una particula de petréleo en una direccién arbitraria desde la
periferia del reservorio hacia el elemento infinitesimal representativo del reservorio usando en el
analisis viene dado por:

Masa que entra en el elemento (Moee)-Masa que sale del elemento (Moes) = Acumulacion de
masa en el elemento

/ s |
A/ r/ 1
““““ |
! I | Az
. : I I
V | |
-— _E:C.; : 1 1 Vox+/_\.x
. Ay m T
I AX 1,7
e S
X X+AX
Instante de Instante d
tiempo t —_——— nstante de

., tiempo t+Delta t
Duracion del

Evento (Delta t)

Figura 3-3: Descomposiciéon Vectorial del movimiento de una particula de petréleo a través del elemento
infinitesimal del reservorio en la direcciéon X. Elaboracion propia

= Ecuacién de Balance de materia para la fase de petroleo en 3D

(mox - moa:—i—Aa:) + (moy - moy—i—Ay) + (moz - moz-i—Az) - A"noe (3'1)

Donde: m, = m,;, es la entrada del elemento en la direccion X mye = Mmog4az, € la salida del
elemento en la direccion X meyy — Mog+ar = Amy, = Am, dentro del elemento por flujo en X
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Figura 3-4: Descomposicion Vectorial del flujo masico a través del elemento infinitesimal del reservorio en la
direccién X.Elaboracion propia

b) Ley de Darcy Ecuacion que determina la permeabilidad, permite modelar el flujo laminar a
través de un medio poroso relacionando la tasa de flujo con el gradiente de presion.

X X+AX X
Instante de
. Instante de
tiempo t _———— .
., tiempo t+Delta t
Duracion del

Evento (Delta t)

Figura 3-5: Descomposicién Vectorial de la ley de Darcy de la componente X del flujo masico de la particula
de petroleo. Elaboracion propia

el a[gfoy] A[miy.] O[miot]
ox Y oz ot
_ 3-2
Ay*Az+Ax*Az+Ax*Ay Ay x Az x Az (3-2)
Donde:
Myy = lim %, es el momentum de flujo masico en la direcciéon X
At—0 At

= Ecuacién de difusividad para la fase Petroleo en 3D
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3. Metodologia 3.1. Clasificacion del simulador de acuerdo al tipo de yacimiento

oz 4 0P, Koy , 0P, vy o O(PotporgxAz
i R A I A T DA L i e B TR TS
0z + oy + 0z =TT o (3-3)

Donde:
Do, €s la densidad del liquido
K., es la permeabilidad de la roca
1, es la viscosidad del fluido
P, es la presion
S, es la saturacion de la fase
¢, es el potencial de flujo de la fase
3. Modelo de Computador: Es un conjunto de programas de computacién que, mediante algorit-

mos apropiados, resuelve numéricamente las ecuaciones del modelo matemaético y obtiene soluciones
aproximadas de tales ecuaciones. Cada simulador contiene los siguientes tres tipos de programas:

a) Preprocesador Aquellos programas que permiten preparar, crear y adecuar la informacion
necesaria para la generacién de los casos de simulacion

b) Procesador Aquellos programas que mediante el uso de la ecuacion de difusividad y los métodos
numéricos permiten producir el comportamiento futuro de los simuladores de yacimientos.

¢) Post Procesador Aquellos programas que permiten organizar, visualizar y analizar los resultados
obtenidos de los programas procesadores

3.1 Clasificacién del simulador de acuerdo al tipo de yacimiento

Pueden ser simuladores de yacimientos de gas, de yacimientos de “petréleo negro - Black Oil ” y yacimientos
de “condensado o petroleo volatil - Composicional”. Los simuladores de “petroleo negro - Black Oil”; describen
el flujo de agua, petroleo y gas teniendo en cuenta la solubilidad del gas en el petréleo. . Este modelo asume
lo siguiente:

a. Existen 3 fases presentes en el reservorio (Petroleo - (0), Agua (w), Gas(g))
b. Cada fase estaconstituida por un solo componente, solo hay 3 ecuaciones de difusividad
c. No existe transferencia de masa entre la fase hidrocarburifera liquida y la fase hidrocarburifera gaseosa

d. El fluido de yacimiento es aproximado por dos componentes: un componente no volatil (crudo) y un
componente volatil (gas) soluble en la fase del petroleo

e. La composicion se mantiene constante a lo largo del depletamiento entre el petréleo y el gas
f. El agua y el petréleo se consideran inmiscibles

g. Los fluidos de yacimiento se encuentran en equilibrio termodinédmico.

En los modelos de yacimientos de condensado o petroleo volatil (modelos composicionales), el comportamiento
de hidrocarburos en el yacimiento se representa como una mezcla de componentes individuales y no como la
mezcla de dos fases. Este modelo asume lo siguiente:

a. Existen 3 fases presentes en el reservorio (Petroleo - (o), Agua (w), Gas(g))
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3.2. Paquete de programas del Software Computer Modelling Group CMG 3. Metodologia

b. Las fases hidrocarburiferas pueden estar constituidas por n y m componentes, donde cada componente
tiene su respectiva ecuacion de difusividad

c. Si existe transferencia de masa entre la fase hidrocarburifera liquida y la fase hidrocarburifera gaseosa

d. Si existe el cambio de La composiciéon de las fases hidrocarburiferas liquida y la fase hidrocarburifera
gaseosa

e. Se necesita conocer la ecuacion de estado de cada componente

f. Se necesita conocer las propiedades fisicoquimicas de los componentes

Los modelos composicionales describen més objetivamente el comportamiento de los fluidos en el yacimiento
que los modelos de “petréleo negro”. Sin embargo, los modelos composicionales son complejos y costosos
presentan . dificultades tales como la determinaciéon de las propiedades fisicas de las fases cerca al punto
critico, la caracterizacién de los componentes del crudo y los largos tiempos requeridos para correr el
simulador.

3.2 Paquete de programas del Software Computer Modelling Group
CMG

Es el paquete de software utilizado para el desarrollo del presente trabajo de grado. permite modelar de
manera eficiente el ciclo de vida de un yacimiento, desde planes de desarrollo facilitando la comprension y
pronosticando el impacto de la aplicacion de métodos de recuperacion mejorada de petroleo (EOR) para
optimizar y acelerar la generacion de valor.

A medida que la composicion de los fluidos producidos cambia durante la vida de un proyecto, la simula-
cién proporciona claridad para comprender estos impactos y garantiza que los disenos tengan en cuenta
adecuadamente los impactos actuales y futuros a medida que cambian las condiciones.

1. Fase 1 (Preprocesador): El preprocesador de este software es BUILDER. La ejecucion del modelo
de computador requiere del conocimiento de la siguiente informacion béasica:

a. Geometria del yacimiento.

b. Localizacion de los pozos productores e inyectores.
Representacion de los pozos en un simulador

_ C(2m) (Kh) Ky (Pe — Pu)
Bopio {ln (;‘;) + S}
Donde:
G0, €s la tasa de petroleo

C = 0,001127, cuando se usan unidades de campo
S, factor de dano

P, presiéon de bloque

P, presion de fondo fluyente

7w, radio del pozo

re, radio "equivalente"

K., permeabilidad relativa del petroleo

K, permeabilidad absoluta
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3.2. Paquete de programas del Software Computer Modelling Group CMG

c. Propiedades de la roca en cada bloque. (Porosidad, Permeabilidad, Compresibilidad, Profundidad,
Espesores, Permeabilidades relativas, Presiones capilares, Saturaciones)

d. Distribucién inicial de fluidos en el yacimiento.

e. Presion promedia en cada nodo al inicio de la simulacion.

f. Propiedades de los fluidos (Densidad, Compresibilidad, Factor volumétrico, Viscosidad, Gas en
solucion, Presion de burbujeo).

g. Ratas de produccion e inyeccion.(History Match)

uan Ay

o0s 00z

2
~ =)} wn [ C N N ]

Grid Top (m) 20030101 K layer. 1

. Components: Fluid model

| b\ 1. 1/0 Control: Visual/Graphical or text results output, Restart, etc.

. Reservoir: Grid structure, properties, etc.

. Rock-Fluid: Relative permeability, capillary pressure, etc.

. Initial Conditions: Initial pressure/saturations, P,, etc.

. Numerical: Convergence criteria, explicit/implicit, etc.

. Geomechanics (optional): Stress dependent properties, etc.

8.

Wells & Recurrent: Well trajectories, perforations, constraints, etc.

1.000 [

P 0 0 s S
2 1543

1000
i i i i i i ] 1.484

Figura 3-6: Secciones de la interface Builder. Fuente https://www.cmgl.ca/

A continuacion,se describe el desarrollo del modelo de simulacion, en la siguiente tabla se encuentran
la informacion del sector necesaria para la fase de construccion y calibracién del yacimiento en el

simulador

Tipo de Porosidad
Unidades Geoldgicas
Tipo de Fluido

Temperatura Yacimiento
Porosidad Promedio
Permeabilidad Promedio
Saturacion Promedio de Aceite
Saturacion Promedio de Agua
Gravedad API

Viscosidad del petroéleo
Compresibilidad de la formacion

Profundidad Contacto Agua - Petroleo (DWOC)

Presion @ (DWOC)
Presion de burbuja

Tabla 3-1: Parametros de entrada

Single

17

Black Oil

185 °F

17%

607 mD

58.52 %

15%

12.4 °API Crudo Pesado
140 cP @ 185°F
7E - 05 1/PSI
5600 ft

2844.7 PSI

130 PSI

En la Figura 3-7 se logra apreciar el sector model del Campo X con sus respectivos arreglos de inyeccion
seleccionados I1 e 12, los cuales se caracterizan por ser arreglos irregulares, el arreglo I1 es un arreglo
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de 10 pozos invertidos, el arreglo 12 es un arreglo de 13 pozos invertidos, por otra parte, los patrones I1
e 12 comparten inyeccion en los pozos productores P16, P18, P13, y P20 al ser arreglos de inyeccion
contiguos, asi mismo el patréon I1 comparte inyeccién para los productores P2, P3, P19 y P8 con
inyectores que no hacen parte del proyecto analizado.

Figura 3-7: Campo X, Elaboracién propia

2. Fase 2 (Procesadores) Dentro del paquete de programas de CMG se encuentran los siguientes
procesadores IMEX, GEM o STARS

s IMEX: es el simulador de yacimientos de petréleo negro, lider para evaluar y optimizar los
planes de desarrollo de campos y predecir la recuperacion para métodos de recuperacion primaria
y secundaria en yacimientos complejos y heterogéneos. IMEX permite un analisis rapido de
mecanismos de recuperacion complejos utilizando un enfoque simplificado de petroleo negro antes
de pasar a GEM ™ o STARS ™ para un analisis méas detallado. Estos procesos incluyen, entre
otros, inyeccién de agua de baja salinidad; polimeros; surfactante; inyeccion de gas miscible.

= GEM: Simulador de procesos composicionales, no convencionales y avanzados es el software
de simulaciéon de yacimientos lider para el modelado de yacimientos basado en ecuaciones de
estado (EoS) composicionales, quimicas y no convencionales. Replica con precision el flujo de
fluidos del subsuelo y las interacciones para ayudar en la optimizacién del campo y maximizar
la recuperacion de hidrocarburos. GEM se utiliza ampliamente para capturar la producciéon de
hidrocarburos en yacimientos no convencionales, Inyeccién de agua de baja salinidad, Inyeccién
de Didéxido de carbono Modelos geomecanicos, En cuanto a proyectos de inyeccién de polimeros
tiene presente los efectos asociados con las interacciones geoquimicas entre los productos quimicos
y la roca del yacimiento

= STARS: es el estandar industrial indiscutible para el modelado avanzado de procesos de re-
cuperacion que involucran la inyecciéon de vapor, solventes, aire y productos quimicos. Modela
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con precision los efectos de la reduccion de la tension interfacial en el yacimiento a través de la
interpolacion recurrente de la permeabilidad relativa, modela reacciones geoquimicas incluida
la quimica de electrolitos acuosos, la precipitacion/disolucion de minerales y las reacciones de
intercambio i6nico con arcillas

Para modelar el proceso de inyeccion de Polimeros, el software debe disponer de la siguiente informacién
previamente
a. Datos de inyeccion (Nombre de pozo,Fecha,Petroleo producido, Agua producida, Gas producido)
b. Especificar las fechas a la cual se desea hacer la prediccion
c. Seleccionar el pozo o nimero de pozos inyectores y abrir la seccién de eventos de pozo
d. En la seccién de restricciones se debe determinar el valor de presion maxima

e. En la pestana de fluido inyectado seleccionar Polimero especificando la concentraciéon del mismo,
y su respectiva tasa de inyeccion
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F | depiyed walla 3f 3 51231 ~ B Wall: FUA_2016_1INIT at 2016-12-31 (277.00 day)
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Figura 3-8: Modificacion de restricciones para pozo inyector. Fuente Propia

Para modelar el proceso de inyeccion de Polimeros con nanoparticulas, en CMG se hacen las siguientes
aproximaciones:

a. Se deben modelar las nanoparticulas como si fueran un trazador y darle propiedades de nanoparti-
culas para asi lograr reducir la degradacion del polimero

b. El simulador no modela la adsorciéon de nanoparticulas en el medio poroso

c. Se asume que hay una poca adsorciéon y el polimero junto con la nanoparticula tienen una menor

tasa de degradacién con respecto al polimero

3. Fase 3 (Post Procesadores) Dentro del paquete de programas de CMG se encuentran los siguientes
post procesadores IMEX, GEM o STARS
= Results Report: permite ver los resultados en formato tabulado
= Results Graph: Se encarga de ver los resultados de la simulacion en graficas en planos cartesianos
= Results 3D: Permite ver los resultados del modelo en formato 3D
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Figura 3-9: Comparacion de resultados entre un caso base y un caso de inyeccién de agua

Una vez construidos, calibrados y validados los modelos de simulacién, y definidos los distintos escenarios de
inyeccién de polimeros sin y con nanoparticulas, Tabla 3-2 y Tabla 3-3 respectivamente, se procedi6 a la
ejecucion de las simulaciones correspondientes. Cada escenario fue evaluado en funcién de su impacto técnico
y econémico sobre el comportamiento del yacimiento, considerando variables clave como la produccién
acumulada de petroéleo, la relacion agua-petroleo, el factor de recobro y los costos operativos asociados. Los
resultados obtenidos se presentan y analizan en el siguiente capitulo, con el fin de determinar la viabilidad
comparativa de cada estrategia de inyeccion en las condiciones especificas del sector model del Campo X.

Alcance Temporal de la Simulacion:

Con el fin de asegurar la coherencia entre la calibracién del modelo y la proyeccién de escenarios futuros,
se defini6 un marco temporal especifico para el analisis. Los datos histéricos empleados en la etapa de
construccion y ajuste del modelo corresponden al corte de junio de 2019, fecha hasta la cual se dispone de
informacién validada del comportamiento del yacimiento.

A partir de este punto, se realizaron simulaciones prospectivas bajo los distintos esquemas de inyeccion de
polimeros y nanoparticulas definidos previamente. El horizonte de proyecciéon considerado fue de cinco anos,
permitiendo estimar el desempeno técnico y econémico de cada escenario hasta junio de 2024. Este periodo
resulta adecuado para evaluar la viabilidad operativa de la implementaciéon del proceso de recobro mejorado
y sus efectos sobre la produccién acumulada, el factor de recobro y los indicadores econémicos asociados.
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3. Metodologia 3.2. Paquete de programas del Software Computer Modelling Group CMG

Salinidad Agua | Salinidad Agua Concentracién
Escenario de Formacién de Inyeccién Polimero HPAM
(ppm) (ppm) (ppm)
PF - Bache 01 1900 14000 500
PF - Bache 02 1900 14000 1500
PF - Bache 03 1900 14000 2000
PF - Bache 04 1900 24000 500
PF - Bache 05 1900 24000 1500
PF - Bache 06 1900 24000 2000
PF - Bache 07 1900 34000 500
PF - Bache 08 1900 34000 1500
PF - Bache 09 1900 34000 2000

Tabla 3-2: Determinacion del factor de recobro por medio de la inyeccién de polimero a concentraciones
variables de: Polimero y Salinidades del Agua de Inyeccion

Salinidad Agua | Salinidad Agua Concentraciéon Concentraciéon
Escenario | de Formaciéon de Inyeccion Polimero HPAM | Nanoparticulas de Silice
(ppm) (ppm) (ppm) (ppm)
PFN - 01 1900 14000 500 10
PFN - 02 1900 14000 500 100
PFN - 03 1900 14000 500 300
PFN - 04 1900 14000 1500 10
PFN - 05 1900 14000 1500 100
PFN - 06 1900 14000 1500 300
PFN - 07 1900 14000 2000 10
PFN - 08 1900 14000 2000 100
PFN - 09 1900 14000 2000 300
PFN - 10 1900 24000 500 10
PFN - 11 1900 24000 500 100
PFN - 12 1900 24000 500 300
PFN - 13 1900 24000 1500 10
PFN - 14 1900 24000 1500 100
PFN - 15 1900 24000 1500 300
PFN - 16 1900 24000 2000 10
PFN - 17 1900 24000 2000 100
PFN - 18 1900 24000 2000 300
PFN - 19 1900 34000 500 10
PFN - 20 1900 34000 500 100
PFN - 21 1900 34000 500 300
PFN - 22 1900 34000 1500 10
PFN - 23 1900 34000 1500 100
PFN - 24 1900 34000 1500 300
PFN - 25 1900 34000 2000 10
PFN - 26 1900 34000 2000 100
PFN - 27 1900 34000 2000 300

Tabla 3-3: Determinacion del factor de recobro por medio de la inyeccion de polimero mejorado a concentracio-
nes variables de: Polimero, Nanoparticulas y Salinidades del Agua de Inyeccion. Fuente: elaboraciéon propia.
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Analisis de Prefactibilidad Técnica y Econémica para Inyeccién de Polimeros con y sin
Nanoparticulas por medio de Simulaciéon de Yacimientos

4 Resultados y Analisis

Con el objetivo de evaluar la inyeccion de polimeros en el sector model del Campo X, se tomo como base
la informacion obtenida a partir de los estudios realizados por el Instituto Colombiano del Petroleo (ICP)
en el ano 2015 (Hilarion, J. - Melissa, L. 2018), en donde a partir de ensayos roca-fluido y fluido-fluido
determinaron que el polimero mas apropiado para las condiciones del yacimiento es la Poliacrilamida con
las siguientes concentraciones a evaluar 500 ppm, 1500 ppm y 2000 ppm. Sumado a esto, para observar el
efecto de la salinidad en el rendimiento de la inyeccién de polimeros, se realizoé un conjunto de pruebas de
inundacion con una soluciéon de polimero de 500 ppm que contenia diferentes concentraciones de sal (14000
ppm, 24000 ppm y 34000 ppm); este método se repitié para soluciones de polimero de 1500 ppm y 2000 ppm.
En la Tabla 4-1, se muestran los escenarios desarrollados.

Salinidad Agua | Salinidad Agua Concentracion
Escenario de Formacion de Inyecciéon Polimero HPAM
(ppm) (ppm) (ppm)
PF - Bache 01 1900 14000 500
PF - Bache 02 1900 14000 1500
PF - Bache 03 1900 14000 2000
PF - Bache 04 1900 24000 500
PF - Bache 05 1900 24000 1500
PF - Bache 06 1900 24000 2000
PF - Bache 07 1900 34000 500
PF - Bache 08 1900 34000 1500
PF - Bache 09 1900 34000 2000

Tabla 4-1: Determinacion del factor de recobro por medio de la inyecciéon de polimero a concentraciones
variables de: Polimero y Salinidades del Agua de Inyeccion

La Figura 4-1 muestra los resultados obtenidos por medio del simulador CMG para los escenarios PF-Bache01,
PF-Bache(02, y PF-Bache03 los cuales se caracterizan por tener una concentracién fija de 14000 ppm para la
salinidad del agua de inyeccioén y una concentraciéon variable de HPAM 500 ppm, 1500 ppm y 2000 ppm
respectivamente

Figura 4-1: Resultados Escenarios con salinidad de agua de inyeccion constante (14000 ppm) y variacion en
concentracion de HPAM

A continuacién,en la Tabla 4-2 se logra apreciar la cantidad de petroleo acumulado producido luego de 5 afios
de predicciéon de la inyeccion de polimeros para los escenarios PF-Bache(01, PF-Bache02, y PF-Bache03 y sus
respectivos factores de recobro con respecto a la proyeccion del esquema actual de produccion (Inyeccion de
Agua) el cudl tiene una produccion acumulada de 7.345.440 barriles de petroleo
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Incremental en
Ganancia de bbls roduccion Factor de Recobro
Salinidad Agua | Salinidad Agua Concentraciéon N p Incremental
. x .2 . producidos con con respecto a la

Escenarios de Formaciéon de Inyeccion Polimero HPAM o con respecto a la
(ppm) (ppm) (ppm) respecto al Inyeccion de agua Inyeccién de agua

PP escenario actual (bbls) (%)

durante los 5 anos °

Prediccion Agua 1900 1900 0 7'345.440

PF - Bache 01 1900 14000 500 7°515.060 169.620 2.31

PF - Bache 02 1900 14000 1500 7°532.062 186.622 2.54

PF - Bache 03 1900 14000 2000 7°529.056 183.616 2.50

Tabla 4-2: Determinacion del factor de recobro por medio de la inyeccién de polimero a concentraciones
variables de Polimero y una salinidad constante (14000 ppm). Fuente: elaboracion propia.

Con base en los resultados de la Figura 4-1 y la Tabla 4-2, se infiere que, la inyecciéon de polimeros
independientemente de cual sea su concentraciéon, logra un incremento en la producciéon acumulada de
petroleo, este incremento varia desde 169.620 barriles para una concentracion de 500 ppm de HPAM, hasta
186.622 barriles para una concetracion de 1500 ppm de HPAM. El anélisis detallado revela que el mejor
escenario es el escenario PF-Bache(02, caracterizado por una concentraciéon de polimero de 1500 ppm, el cual
presenta la mayor produccion acumulada de petréleo. Para junio de 2024 el escenario de la inyeccion de
agua presenta un valor acumulado de aceite de 7.345.440 mientras que el escenario PF-Bache(02 alcanza
7.532.062 barriles acumulados lo que representa un incremento porcentual del 2,54 %

La Figura 4-2 presenta los resultados generados mediante el simulador CMG para los escenarios PF-Bache(04,
PF-Bache05 y PF-Bache06. Estos escenarios comparten una concentraciéon constante de 24,000 ppm de
salinidad en el agua de inyeccion, diferenciandose entre si por el contenido de HPAM (Poliacrilamida
parcialmente hidrolizada), con concentraciones de 500 ppm, 1500 ppm y 2000 ppm, respectivamente.

Figura 4-2: Resultados Escenarios con salinidad de agua de inyeccion constante (24000 ppm) y variaciéon en
concentracion de HPAM

La Tabla 4-3 presenta la cantidad de petréleo acumulado producido al cabo de cinco anos de simulacién
para los escenarios PF-Bache04, PF-Bache05 y PF-Bache06, correspondientes a diferentes concentraciones
de polimero inyectado. Asimismo, se incluyen los respectivos factores de recobro asociados a cada caso, en
comparacion con el esquema base de inyeccion de agua actualmente implementado, cuya proyecciéon alcanza
un volumen acumulado de 7.345.440 barriles de petroleo.

Incremental en
Ganancia de bbls roduccion Factor de Recobro
Salinidad Agua | Salinidad Agua Concentraciéon . p Incremental
. o .2 . producidos con con respecto a la

Escenarios de Formaciéon de Inyeccion Polimero HPAM s con respecto a la
(ppm) (ppm) (ppm) respecto al Inyeccion de agua Inyeccién de agua

PP escenario actual (bbls) (%)

durante los 5 anos °

Prediccion Agua 1900 1900 0 7'345.440

PF - Bache 04 1900 24000 500 7°532.094 186.654 2.54

PF - Bache 05 1900 24000 1500 7°552.280 206.840 2.82

PF - Bache 06 1900 24000 2000 7°550.734 205.294 2.80

Tabla 4-3: Determinacion del factor de recobro por medio de la inyeccién de polimero a concentraciones
variables de Polimero y una salinidad constante (24000 ppm). Fuente: elaboracion propia.

A partir de los resultados obtenidos en la Figura 4-2 y la Tabla 4-3, se concluye que la inyecciéon de
polimeros genera una mejora significativa en la produccién acumulada de petrdleo en comparaciéon con
el esquema base de inyeccién de agua, independientemente de la concentraciéon empleada. El incremento
en la producciéon acumulada varia desde 186.654 barriles para una concentraciéon de 500 ppm de HPAM
(PF-Bache04) hasta 206.840 barriles para 1500 ppm (PF-Bache05), lo cudl evidencia una respuesta técnica
favorable del yacimiento frente a este método de recobro mejorado.
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Particularmente, el escenario PF-Bache(05, correspondiente a una concentraciéon de polimero de 1500 ppm,
registré el mayor volumen de petréleo acumulado, alcanzando un total de 7.552.280 barriles al cierre del
perfodo de simulacion (junio de 2024). Este valor representa un incremento del 2,82 % respecto al volumen
proyectado bajo el esquema convencional de inyecciéon de agua, que asciende a 7.345.440 barriles. Este
resultado sugiere que, bajo las condiciones de salinidad evaluadas (24.000 ppm), la concentraciéon de 1500
ppm de HPAM ofrece un equilibrio 6ptimo entre eficiencia de recobro y desempefio operativo.

La Figura 4-3 presenta los resultados obtenidos a través del paquete de simulacién de yacimientos CMG
para los escenarios PF-Bache07, PF-Bache08 y PF-Bache09. Estos casos se caracterizan por mantener una
concentraciéon constante de 34.000 ppm de salinidad en el agua de inyeccion, mientras que la concentracién
del polimero HPAM varia entre 500 ppm, 1500 ppm y 2000 ppm, respectivamente. El objetivo de esta serie
de simulaciones es evaluar el efecto combinado de una mayor salinidad con diferentes concentraciones de
polimero sobre el comportamiento productivo del yacimiento.

Figura 4-3: Resultados Escenarios con salinidad de agua de inyeccion constante (34000 ppm) y variacion en
concentracion de HPAM

La Tabla 4-4 presenta los volimenes de petréleo acumulado obtenidos tras cinco afos de simulacién para los
escenarios PF-Bache07, PF-Bache08 y PF-Bache09, correspondientes a distintas concentraciones de HPAM
bajo una salinidad fija de 34.000 ppm en el agua de inyeccién. Asimismo, se incluyen los factores de recobro
estimados para cada caso, los cuales se comparan con la proyeccion del esquema actual de produccién basado
en inyeccion de agua, que alcanza un volumen acumulado de 7.345.440 barriles de petroleo.

Incremental en
Ganancia de bbls produccion Factor de Recobro
Salinidad Agua | Salinidad Agua Concentraciéon . Incremental
Escenarios de Formaciéon de Inyeccion Polimero HPAM producidos con con re.s‘pecto ala con respecto a la
respecto al Inyecciéon de agua 5y

(ppm) (ppm) (ppm) escenario actual (bbls) Inyecmo; de agua

durante los 5 anos (%)
Prediccion Agua 1900 1900 0 7'345.440

PF - Bache 07 1900 34000 500 7°549.640 204.200 2.78
PF - Bache 08 1900 34000 1500 7°571.096 225.656 3.07
PF - Bache 09 1900 34000 2000 7'570.676 225.236 3.06

Tabla 4-4: Determinaciéon del factor de recobro por medio de la inyeccién de polimero a concentraciones
variables de Polimero y una salinidad constante (34000 ppm). Fuente: elaboracion propia.

Del anélisis conjunto de la Figura 4-3 y la Tabla 4-4, se concluye que la inyecciéon de polimeros bajo
condiciones de alta salinidad (34.000 ppm) continda generando un aumento en la produccién acumulada de
petroleo en comparacion con el esquema base de inyecciéon de agua. No obstante, este incremento presenta
una tendencia menos marcada en comparaciéon con los escenarios evaluados a salinidades menores, lo cual
evidencia el efecto adverso de la salinidad sobre la eficiencia del polimero.

El analisis detallado permite identificar al escenario PF-Bache08, correspondiente a una concentraciéon de
1500 ppm de HPAM, como el de mejor desempeno técnico, con una producciéon acumulada de 7.571.096
barriles al corte de junio de 2024. En comparacion, el escenario base de inyeccién de agua alcanza 7.345.440
barriles, lo que representa un incremento relativo del 3,07 % Estos resultados refuerzan la efectividad del
polimero incluso en ambientes de alta salinidad, aunque también sugieren la necesidad de optimizar su
formulaciéon para mantener la eficiencia en condiciones adversas del yacimiento.

En términos generales, se observa que los mayores incrementos en el factor de recobro se obtuvieron
en los escenarios PF-Bache02, PF-Bache05 y PF-Bache08 los cuales coincidencialmente tienen la misma
concentracion de HPAM (1500 ppm). Esto indica, en primer lugar, que al evaluar diferentes concentraciones
de salmueras (14000 ppm, 24000 ppm y 34000 ppm) como fase acuosa para la preparacion de la solucion
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polimérica, la concentracion optima de HPAM con la cudl se maximiza el factor de recobro es de 1500 ppm
de HPAM. En segundo lugar,concentraciones de HPAM inferiores o superiores a 1500 ppm resultaron en
factores de recobro menores. Es importante destacar que utilizar concentraciones superiores a 1500 ppm de
HPAM implicaria mayores costos operacionales sin recobros adicionales significativos en comparacion con la
inyeccién de polimero a 1500 ppm.

Luego de determinar que los mejores resultados se obtuvieron con soluciones poliméricas de 1500 ppm
de HPAM (escenarios PF-Bache02, PF-Bache05 y PF-Bache08) es indispensable establecer cual de estos
3 escenarios es el mejor. Para ello, es necesario tener en cuenta adicionalmente la cantidad de barriles
producidos de agua al final de la prediccién debido a que dicha cantidad influye en los costos de finales. Esta
informacioén se puede apreciar visualmente en la Figura 4-4 y se encuentra resumida en la Tabla 4-5

Cumulative Water SC - Sector Model Campo X
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Figura 4-4: Agua inyectada, escenarios PF-Bache02, PF-Bache05 y PF-Bache08. Elaboracién Propia
Increment.a‘l en Factor de Recobro . Reduccion en Reduccion de
produccion Agua Inyectada Agua Producida . .
Incremental Agua Producida Agua Producida
. con respecto a la Acumulada Acumulada .
Escenarios iy con respecto a la = = Producida Acumulada
Inyeccién de agua ‘s durante los 5 anos | durante los 5 anos - -
Inyeccion de agua durante los 5 afios | durante los 5 anos
(bbls) (%) (bbls) (bbls) (bbls) (%)
durante los 5 anos
Prediccion Agua 6'566.257 8'820.837
PF - Bache 02 186.622 2.54065107 6’566.257 8’581.624 - 239.213 2.71
PF - Bache 05 206.840 2.81589667 6'566.257 8'584.095 - 236.742 2.68
PF - Bache 08 225.656 3.07205559 6’566.257 8’588.828 - 232.009 2.63

Tabla 4-5: Comparacion resultados escenarios PF-Bache02, PF-Bache05 y PF-Bache08
propia.

. Fuente: elaboracion

Al analizar la Tabla 4-5 se aprecia que: El escenario PF-Bache(8 es el que brinda una mayor recuperacion de
petréleo con 225.656 bbls lo cual equivale a un 3,07 % con respecto a la proyecciéon de la inyeccion de agua;
al comparar estos resultados con respecto a los escenarios PF-Bache02 y PF-Bache05 se tiene un incremental
de 39.034 bbls y 18.816 bbls respectivamente lo cuél es bastante relevante desde el punto de vista econémico.

Por otro lado, en el escenario PF-Bache(08 se obtiene una reduccién en la producciéon de agua acumulada de
232.009 bbls que representa un 2,63 % con respecto a la proyeccién de la inyeccion de agua; al confrontar los
escenarios PF-Bache02 y PF-bache05, el escenario PF-Bache02 es el que permite una mayor reduccién en la
produccién de agua acumulada con 239.213 bbls, es decir, 7.204 bbbls adicionales con respecto al escenario
PF-Bache(8, sin embargo, estos 7.204 bbls de agua permiten recuperar 39.034 bbls adicionales de petroéleo
los cuales brindan un impacto econémico positivo.

Dado lo anterior, se determina que el escenario PF-Bache08 (Salinidad agua de inyeccion 34000 ppm - 1500
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ppm de HPAM) es el mejor escenario para un proyecto de Inyecciéon de polimero en el sector model del
Campo X (campo de estudio en este trabajo).

Aunque se logré evidenciar que la inyeccion de polimeros permitié un incremento en el factor de recobro del
3,07 % con respecto a la inyeccién de agua, como se ha mencionado a lo largo del presente documento, uno
de los principales retos de la inyeccién de polimeros es la degradaciéon del mismo al interior del yacimiento
adicionalmente dado que la viscosidad del petrdleo es alta, entonces la cantidad de polimero a utilizar
también es alta para obtener el control de movilidad deseado, por ello surge la necesidad de optimizar el
proceso de inyeccién buscando minimizar las cantidades de polimero utilizadas, pero a su vez aumentando
su desempeno en incrementales de aceite recobrado, por ende es importante evaluar la inyeccién conjunta
de polimeros y nanoparticulas dadas las ventajas de estas tltimas en la industria. En los dltimos anos
investigadores en el pais (Franco,C. et al- 2017 Giraldo, L. et al 2017) han evaluado los beneficios obtenidos
con las nanoparticulas a concentraciones inferiores a 1500 ppm en proyectos de recobro mejorado, a causa
de lo expuesto anteriormente se opt6é por evaluar la implementacién de nanoparticulas con las siguientes
concentraciones: 10 ppm, 100 ppm y 300 ppm.

Con el objetivo de determinar cuél es el escenario que conlleva a un mayor factor de recobro y a su vez una
menor concentraciéon de polimero gracias a la implementaciéon de nanoparticulas en presencia de distintas
salinidades se evaluaron los siguientes escenarios:

Salinidad Agua | Salinidad Agua Concentracion Concentraciéon
Escenario | de Formacién de Inyecciéon Polimero HPAM | Nanoparticulas de Silice
(ppm) (ppm) (ppm) (ppm)
PFN - 01 1900 14000 500 10
PEFN - 02 1900 14000 500 100
PEN - 03 1900 14000 500 300
PFN - 04 1900 14000 1500 10
PFN - 05 1900 14000 1500 100
PFEFN - 06 1900 14000 1500 300
PFN - 07 1900 14000 2000 10
PFN - 08 1900 14000 2000 100
PFN - 09 1900 14000 2000 300
PFN - 10 1900 24000 500 10
PFN - 11 1900 24000 500 100
PEN - 12 1900 24000 500 300
PFN - 13 1900 24000 1500 10
PEN - 14 1900 24000 1500 100
PFN - 15 1900 24000 1500 300
PEN - 16 1900 24000 2000 10
PFN - 17 1900 24000 2000 100
PEN - 18 1900 24000 2000 300
PFN - 19 1900 34000 500 10
PFEN - 20 1900 34000 500 100
PFN - 21 1900 34000 500 300
PEN - 22 1900 34000 1500 10
PFEFN - 23 1900 34000 1500 100
PFN - 24 1900 34000 1500 300
PFEN - 25 1900 34000 2000 10
PFN - 26 1900 34000 2000 100
PFN - 27 1900 34000 2000 300

Tabla 4-6: Determinacion del factor de recobro por medio de la inyeccion de polimero mejorado a concentracio-
nes variables de: Polimero, Nanoparticulas y Salinidades del Agua de Inyecciéon. Fuente: elaboracion propia.

32



4. Resultados y Analisis

Las Figuras generadas por el paquete de programas del software CMG para los 27 escenarios tienen el mismo
comportamiento a las Figuras presentadas anteriormente (Figura 4-1, Figura 4-2 y Figura 4-3), por tal razén
para evitar confusion en los lectores se decide presentar solo las tablas con los resultados alli obtenidos

La Tabla 4-7 muestra los resultados obtenidos por medio del simulador CMG para los siguientes escenarios:
inyeccion de agua, inyeccién de polimero a condiciones de 14000 ppm de salinidad y 500 ppm de concentracién
de HPAM (PF-Bache01) y los escenarios PFN-01, PFN-02, y PFN-03 los cuales se caracterizan por tener una
concentracion fija de 14000 ppm para la salinidad del agua de inyeccién, una concentracion fija de 500 ppm
de HPAM y una concentracion variable de Nanoparticulas 10 ppm, 100 ppm y 300 ppm respectivamente.

Ganancia de bbls Increme.rttal en Incremental
Salinidad Agua | Salinidad Agua Concentraciéon Concentraciéon producidos con produccion con Factor de Recobro
Escenarios de Formacion de Inyecciéon Polimero HPAM | Nanoparticulas respecto al . resp.e_ctu ala con respecto a la
(ppm) (ppm) (ppm) (ppm) escenario actual (linyeccmn de agua Inyeccién de Agua
(bbls) urante los 5 afnos (%)
(bbls)
Prediccion Agua 1900 1900 0 0 7°345.440
PF - Bache 01 1900 14000 500 0 7'515.060 169.620
PFN - 01 1900 14000 500 10 7°524.586 179.146 5.616083009
PFN - 02 1900 14000 500 100 7°533.838 188.398 11.07062846
PFN - 03 1900 14000 500 300 7541.170 195.730 15.39323193

Tabla 4-7: Determinacion del factor de recobro por medio de la inyeccion de Nano-polimero a concentraciones
de 14000 ppm para la salinidad del agua de inyeccion, concentracion fija de 500 ppm de HPAM y una
concentracion variable de Nanoparticulas 10 ppm, 100 ppm y 300 ppm respectivamente. Fuente: elaboracion
propia.

Con base en los resultados de la Tabla 4-7 se establece que la inyeccién nanopolimerica independientemente
de la concentracién de nanoparticulas permite un incremento en la produccién acumulada de petroleo, este
incremento varia desde 179.146 barriles para una concentraciéon de 10 ppm de nanoparticulas hasta 195.730
barriles para una concetracion de 300 ppm de nanoparticulas con respecto al escenario de inyeccién de
agua. Al analizar en detalle se establece que el escenario PFN-03, es el que presenta la mayor ganancia
incremental acumulada con 195.730 barriles de petréleo lo cuél representa un incremento porcentual del 15,39

%, con respecto a las ganancias obtenidas por medio de la inyeccion de polimero a las mismas condiciones de
salinidad y concentracion de HPAM (PF-Bache01).

La Tabla 4-8 muestra los resultados obtenidos por medio del simulador CMG para los siguientes escenarios:
inyeccion de agua, inyeccion de polimero a condiciones de 14000 ppm de salinidad y 1500 ppm de concentracién
de HPAM (PF-Bache(2) y los escenarios PFN-04, PFN-05, y PFN-06 los cuales se caracterizan por tener una
concentracion fija de 14000 ppm para la salinidad del agua de inyeccién, una concentracion fija de 1500 ppm
de HPAM y una concentracion variable de Nanoparticulas 10 ppm, 100 ppm y 300 ppm respectivamente.

Ganancia de bbls Increme.r}tal en Incremental
Salinidad Agua | Salinidad Agua Concentraciéon Concentraciéon producidos con produccion con Factor de Recobro
Escenarios de Formacioén de Inyecciéon Polimero HPAM | Nanoparticulas respecto al . resp.e_ctu ala con respecto a la
(ppm) (ppm) (ppm) (ppm) escenario actual (linyeccmn de agua Inyeccién de Agua
(bbls) urante los 5 afnos (%)
(bbls)
Prediccion Agua 1900 14000 0 0 7°345.440
PF - Bache 02 1900 14000 1500 0 7°532.062 186.622
PFN - 04 1900 14000 1500 10 7°542.348 196.908 5.511676008
PFN - 05 1900 14000 1500 100 7°550.414 204.974 9.833781655
PFN - 06 1900 14000 1500 300 7'555.428 209.988 12.52049598

Tabla 4-8: Determinacion del factor de recobro por medio de la inyeccion de Nano-polimero a concentraciones
de 14000 ppm para la salinidad del agua de inyeccién, una concentracion fija de 1500 ppm para la concentracion
de HPAM y una concentracién variable de Nanoparticulas 10 ppm, 100 ppm y 300 ppm respectivamente.
Fuente: elaboracién propia.

Con base en los resultados de la Tabla 4-8 se establece que la inyeccién nanopolimerica independientemente
de la concentracion de nanoparticulas permite un incremento en la produccién acumulada de petroleo, este
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incremento varia desde 196.908 barriles para una concentracién de 10 ppm de nanoparticulas hasta 209.988
barriles para una concetracion de 300 ppm de nanoparticulas con respecto al escenario de inyecciéon de agua.
Al analizar en detalle se establece que el escenario PFN-06, es el escenario que presenta la mayor ganancia
incremental acumulada con 209.988 barriles de petroleo lo cuél representa un incremento porcentual del 12,52
%, con respecto a las ganancias obtenidas por medio de la inyeccién de polimero a las mismas condiciones de
salinidad y concentracion de HPAM (PF-Bache02).

La Tabla 4-9 muestra los resultados obtenidos por medio del paquete de programas del simulador CMG para
los siguientes escenarios: inyecciéon de agua, inyecciéon de polimero a condiciones de 14000 ppm de salinidad y
2000 ppm de concentracion de HPAM (PF-Bache03) y los escenarios PFN-07, PFN-08, y PFN-09 los cuales
se caracterizan por tener una concentracion fija de 14000 ppm para la salinidad del agua de inyeccién, una
concentracion fija de 2000 ppm de HPAM y una concentraciéon variable de Nanoparticulas 10 ppm, 100 ppm
y 300 ppm respectivamente.

Ganancia de bbls Increme.r{tal en Incremental
Salinidad Agua | Salinidad Agua Concentraciéon Concentraciéon producidos con pro‘duccwn con Factor de Recobro
Escenarios de Formacién de Inyecciéon Polimero HPAM | Nanoparticulas respecto al . rcspﬁ:cto ala con respecto a la
(ppm) (ppm) (ppm) (ppm) escenario actual (;nyeccwn de agua Inyeccion de Agua
(bbls) urante los 5 afnos (%)
(bbls)
Prediccion Agua 1900 14000 0 0 7°345.440
PF - Bache 03 1900 14000 2000 0 7°529.056 183.616
PFN - 07 1900 14000 2000 10 7'538.974 193.534 5.401490066
PFN - 08 1900 14000 2000 100 7°545.594 200.154 9.006840362
PFN - 09 1900 14000 2000 300 7°550.960 205.520 11.92924364

Tabla 4-9: Determinacion del factor de recobro por medio de la inyeccion de Nano-polimero a concentraciones
de 14000 ppm para la salinidad del agua de inyeccién, una concentracion fija de 2000 ppm de HPAM y una
concentracion variable de Nanoparticulas 10 ppm, 100 ppm y 300 ppm respectivamente. Fuente: elaboracién
propia.

Con base en los resultados de la Tabla 4-9 se establece que la inyeccién nanopolimerica independientemente
de la concentraciéon de nanoparticulas permite un incremento en la produccién acumulada de petréleo. Este
incremento varia desde 193.534 barriles para una concentracién de 10 ppm de nanoparticulas hasta 205.520
barriles para una concetracion de 300 ppm de nanoparticulas con respecto al escenario de inyeccién de
agua. Al analizar en detalle se establece que el escenario PFN-09, este contexto presenta la mayor ganancia
incremental acumulada con 205.520 barriles de petroleo lo cuél representa un incremento porcentual del 11,93
%, con respecto a las ganancias obtenidas por medio de la inyeccién de polimero a las mismas condiciones de
salinidad y concentracion de HPAM (PF-Bache03).

Con base en los resultados de los 9 escenarios evaluados para una concentracién de salinidad de agua de
inyeccion de 14000 ppm se determiné que los escenarios de soluciéon nanopolimerica que permiten un mayor
factor de recobro son los siguientes:

» Escenario PFN-03 (500 ppm de HPAM - 300 ppm de Nanoparticulas): con un incremental en
produccion de 195.730 barriles acumulados durante los 5 afios de estudio que significan un incremento
porcentual de 15,39 % en el factor de recobro con respecto a las ganancias obtenidas por medio de la
inyeccion de polimero a las mismas condiciones de salinidad y concentracion de HPAM

» Escenario PFN-06 (1500 ppm de HPAM - 300 ppm de Nanoparticulas): con un incremental
en produccion de 209.988 barriles acumulados durante los 5 anos de estudio que significan un incremento
porcentual de 12,52 % en el factor de recobro con respecto a las ganancias obtenidas por medio de la
inyeccion de polimero a las mismas condiciones de salinidad y concentracion de HPAM

= Escenario PFN-09 (2000 ppm de HPAM - 300 ppm de Nanoparticulas): con un incremental
en produccion de 205.520 barriles acumulados durante los 5 anos de estudio que significan un incremento
porcentual de 11,93 % en el factor de recobro con respecto a las ganancias obtenidas por medio de la
inyeccion de polimero a las mismas condiciones de salinidad y concentracion de HPAM
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Es indispensable establecer cual de estos 3 escenarios es el mejor. Para ello, es necesario tener en cuenta
adicionalmente la cantidad de barriles producidos de agua al final de la predicciéon debido a que dicha
cantidad influye en los costos de tratamiento finales. Esté informaciéon se puede apreciar visualmente en la
Figura 4-5 y se encuentra resumida en la Tabla 4-10

Cumulative Water SC - Campo X
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Campo X, Cumulative Water SC, Escenario PFN-03 (500 ppm HPAM - 300 ppm Nanoparticulas)
— Campo X, Cumulative Water SC, Escenario PFN-06 (1500 ppm HPAM - 300 ppm Nanoparticulas)
— Campo X, Cumulative Water SC, Escenario PFN-09 (2000 ppm HPAM - 300 ppm Nanoparticulas)
Campo X, Cumulative Water SC, Escenario Base Inyeccion de Agua

2024

Figura 4-5: Agua producida acumulada, escenarios PFN-03, PFN-06, PFN-09 y Escenario Base. Fuente:
Elaboracion Propia

Incremental en Reducciéon en s
‘s Factor de . ‘s Reduccién de
produccion con Agua Inyectada Agua Producida produccion de
Recobro Incremental Agua Acumulada
. respecto a la acumulada durante | acumulada durante | Agua Acumulada
Escenarios .. con respecto a la - - durante
Inyeccion de Agua Inveccion de Aeua los 5 anos los 5 anos durante los 5 afios
(bbls) durante Y (%) g (bbls) (bbls) los 5 afnos (%)
los 5 anos ° (bbls) °
Prediccion Agua 6’566.257 8'820.837
PEN - 03 195.730 15.3932319 6’566.257 8’576.535 - 244.302 2.76960112
PFEN - 06 209.988 12.5204960 6°566.257 8’369.672 - 451.166 5.11476972
PEN - 09 205.520 11.9292436 6°566.257 8’556.178 - 264.659 3.00038420

Tabla 4-10: Comparacion resultados escenarios PFN-03, PFN-06, PFN-09. Fuente: elaboraciéon propia.

Al analizar la Tabla 4-10 se aprecia que: El escenario PFN-06 es el que brinda una mayor recuperacion de
petroleo con 209.988 bbls lo cuél equivale a un 12,52 % con respecto a la proyeccion de la inyeccién de agua;
al comparar estos resultados con respecto a los escenarios PFN-03 y PFN-09 se tiene un incremental de
14.258 bbls y 4468 bbls respectivamente lo cuél es bastante relevante desde el punto de vista econémico.

No obstante , en el escenario PFN-06 se obtiene una reduccién en la produccion de agua acumulada de
451.166 bbls que representa un 5,11 % con respecto a la proyeccion de la inyeccion de agua; al comparar estos
resultados con respecto a los escenarios PFN-03 y PFN-09 se tiene una disminucién adicional de 206.684
bbls y 186.507 bbls de agua respectivamente.

Dado lo anterior, se determina que el escenario PFN-06 (Salinidad agua de inyecciéon 14000 ppm - 1500 ppm
de HPAM - 300 ppm de Nanoparticulas) es el mejor escenario para un proyecto de inyeccién nanopolimerica
en el sector model del Campo X (campo de estudio en este trabajo).
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La Tabla 4-11 muestra los resultados obtenidos por medio del paquete de programas del simulador CMG para
los siguientes escenarios: inyeccion de agua, inyecciéon de polimero a condiciones de 24000 ppm de salinidad y
500 ppm de concentracion de HPAM (PF-Bache04) y los escenarios PFN-10, PFN-11, y PFN-12 los cuales
se caracterizan por tener una concentracion fija de 24000 ppm para la salinidad del agua de inyeccién, una
concentracion fija de 500 ppm de HPAM y una concentraciéon variable de Nanoparticulas 10 ppm, 100 ppm
y 300 ppm respectivamente

Ganancia de bbls h:‘;l;:;:;:,)flczg Incremental
Salinidad Agua | Salinidad Agua Concentraciéon Concentraciéon producidos con pres octo a la Factor de Recobro
Escenarios de Formacion de Inyecciéon Polimero HPAM | Nanoparticulas respecto al . p d con respecto a la
(ppm) (ppm) (ppm) (ppm) escenario actual | - °cCion de agua Inyeccion de Agua
(bbls) durante los 5 anos (%)
(bbls) ©
Prediccion Agua 1900 24000 0 0 7°345.440
PF - Bache 04 1900 24000 500 0 7°532.094 186.654
PFN - 10 1900 24000 500 10 7°541.798 196.358 5.19892421
PFN - 11 1900 24000 500 100 7°549.766 204.326 9.46778531
PFN - 12 1900 24000 500 300 7°558.602 213.162 14.20167800

Tabla 4-11: Determinacion del factor de recobro por medio de la inyecciéon de Nano-polimero a concentraciones
de 24000 ppm para la salinidad del agua de inyeccion, una concentracion fija de 500 ppm de HPAM y una
concentraciéon variable de Nanoparticulas 10 ppm, 100 ppm y 300 ppm respectivamente. Fuente: elaboracién
propia.

Con base en los resultados de la Tabla 4-11 se establece que la inyeccién nanopolimerica independientemente
de la concentraciéon de nanoparticulas permite un incremento en la produccién acumulada de petréleo. Este
incremento varia desde 196.358 barriles para una concentracién de 10 ppm de nanoparticulas hasta 213.162
barriles para una concetracion de 300 ppm de nanoparticulas con respecto al escenario de inyecciéon de agua.
Al analizar en detalle se establece que el escenario PFN-12, es el escenario que presenta la mayor ganancia
incremental acumulada con 213.162 barriles de petroleo lo cual representa un incremento porcentual del 14,20
%, con respecto a las ganancias obtenidas por medio de la inyeccién de polimero a las mismas condiciones de
salinidad y concentracion de HPAM (PF-Bache04).

La Tabla 4-12 muestra los resultados obtenidos por medio del paquete de programas del simulador CMG para
los siguientes escenarios: inyeccion de agua, inyecciéon de polimero a condiciones de 24000 ppm de salinidad y
1500 ppm de concentracion de HPAM (PF-Bache05) y los escenarios PFN-13, PFN-14, y PFN-15 los cuales
se caracterizan por tener una concentracion fija de 24000 ppm para la salinidad del agua de inyeccién, una
concentracion fija de 1500 ppm de HPAM y una concentracion variable de Nanoparticulas 10 ppm, 100 ppm
y 300 ppm respectivamente

Ganancia de bbls Incremehrftal en Incremental
Salinidad Agua | Salinidad Agua Concentraciéon Concentraciéon producidos con produccién con Factor de Recobro
Escenarios de Formacion de Inyecciéon Polimero HPAM | Nanoparticulas respecto al . respfcto ala con respecto a la
(ppm) (ppm) (ppm) (ppm) escenario actual | Yeccion de agua Inyeccién de Agua
(bbls) durante los 5 anos (%)
(bbls)
Prediccion Agua 1900 24000 0 0 7°345.440
PF - Bache 05 1900 24000 1500 0 7'552.280 206.840
PEFN - 13 1900 24000 1500 10 7°562.794 217.354 5.08315606
PFEN - 14 1900 24000 1500 100 7'571.462 226.022 9.27383485
PFN - 15 1900 24000 1500 300 7'577.420 231.980 12.1543222

Tabla 4-12: Determinacion del factor de recobro por medio de la inyeccién de Nano-polimero a concentraciones
de 24000 ppm para la salinidad del agua de inyecciéon, una concentracion fija de 1500 ppm de HPAM y una
concentracion variable de Nanoparticulas 10 ppm, 100 ppm y 300 ppm respectivamente. Fuente: elaboracién
propia.

Con base en los resultados de la Tabla 4-12 se establece que la inyeccién nanopolimerica independientemente
de la concentraciéon de nanoparticulas permite un incremento en la produccién acumulada de petréleo. Este
incremento varia desde 217.354 barriles para una concentraciéon de 10 ppm de nanoparticulas hasta 231.980
barriles para una concetracion de 300 ppm de nanoparticulas con respecto al escenario de inyeccién de agua.
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Al analizar en detalle se establece que el escenario PFN-15, es el escenario que presenta la mayor ganancia
incremental acumulada con 231.980 barriles de petréleo lo cuél representa un incremento porcentual del 12,15
%, con respecto a las ganancias obtenidas por medio de la inyeccion de polimero a las mismas condiciones de
salinidad y concentracion de HPAM (PF-Bache05).

La Tabla 4-13 muestra los resultados obtenidos por medio del paquete de programas del simulador CMG para
los siguientes escenarios: inyeccion de agua, inyecciéon de polimero a condiciones de 24000 ppm de salinidad y
2000 ppm de concentracion de HPAM (PF-Bache06) y los escenarios PFN-16, PFN-17, y PFN-18 los cuales
se caracterizan por tener una concentracion fija de 24000 ppm para la salinidad del agua de inyeccién, una
concentracion fija de 2000 ppm de HPAM y una concentracion variable de Nanoparticulas 10 ppm, 100 ppm
y 300 ppm respectivamente

Ganancia de bbls Ir;zze‘:zs;flcgﬁ Incremental
Salinidad Agua | Salinidad Agua Concentraciéon Concentraciéon producidos con p spect 1 Factor de Recobro
Escenarios de Formacioén de Inyecciéon Polimero HPAM | Nanoparticulas respecto al in respil?;c:ia 2 con respecto a la
Ppm pPpm pPpm pPpm escenario actual > nyeccion de Agua
. 1 yeccioén de agua | | ion de A
durante los 5 afnos o
(bbls) (bbls) (%)
Prediccion Agua 1900 24000 0 0 7'345.440
PF - Bache 06 1900 24000 2000 0 7°550.734 205.294
PFN - 16 1900 24000 2000 10 7'561.136 215.696 5.06687969
PEN - 17 1900 24000 2000 100 7°568.252 222.812 8.53312810
PFN - 18 1900 24000 2000 300 7'573.446 228.006 11.06315820

Tabla 4-13: Determinacion del factor de recobro por medio de la inyecciéon de Nano-polimero a concentraciones
de 24000 ppm para la salinidad del agua de inyecciéon, una concentracion fija de 2000 ppm de HPAM y una
concentracion variable de Nanoparticulas 10 ppm, 100 ppm y 300 ppm respectivamente. Fuente: elaboracion
propia.

Con base en los resultados de la Tabla 4-13 se establece que la inyeccion nanopolimerica independientemente
de la concentraciéon de nanoparticulas permite un incremento en la produccién acumulada de petréleo. Este
incremento varia desde 215.696 barriles para una concentraciéon de 10 ppm de nanoparticulas hasta 228.006
barriles para una concetracion de 300 ppm de nanoparticulas con respecto al escenario de inyeccién de agua.
Al analizar en detalle se establece que el escenario PFN-18; es el escenario que presenta la mayor ganancia
incremental acumulada con 228.006 barriles de petréleo lo cuél representa un incremento porcentual del 11,06
%, con respecto a las ganancias obtenidas por medio de la inyeccion de polimero a las mismas condiciones de
salinidad y concentracion de HPAM (PF-Bache06).

Con base en los resultados de los 9 escenarios evaluados para una concentracién de salinidad de agua de
inyeccion de 24000 ppm se determiné que los escenarios de soluciéon nanopolimerica que permiten un mayor
factor de recobro son los siguientes:

s Escenario PFN-12 (500 ppm de HPAM - 300 ppm de Nanoparticulas): con un incremental en
produccion de 213.162 barriles acumulados durante los 5 afios de estudio que significan un incremento
porcentual de 14,20 % en el factor de recobro con respecto a las ganancias obtenidas por medio de la
inyeccion de polimero a las mismas condiciones de salinidad y concentracion de HPAM

= Escenario PFN-15 (1500 ppm de HPAM - 300 ppm de Nanoparticulas): con un incremental
en produccion de 231.980 barriles acumulados durante los 5 anos de estudio que significan un incremento
porcentual de 12,15 % en el factor de recobro con respecto a las ganancias obtenidas por medio de la
inyeccion de polimero a las mismas condiciones de salinidad y concentracion de HPAM

» Escenario PFN-18 (2000 ppm de HPAM - 300 ppm de Nanoparticulas): con un incremental
en produccion de 228.006 barriles acumulados durante los 5 anos de estudio que significan un incremento
porcentual de 11,06 % en el factor de recobro con respecto a las ganancias obtenidas por medio de la
inyeccion de polimero a las mismas condiciones de salinidad y concentracion de HPAM
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Es indispensable establecer cual de estos 3 escenarios es el mejor. Para ello, es necesario tener en cuenta
adicionalmente la cantidad de barriles producidos de agua al final de la predicciéon debido a que dicha
cantidad influye en los costos de tratamiento finales. Esté informaciéon se puede apreciar visualmente en la
Figura 4-6 y se encuentra resumida en la Tabla 4-14

Cumulative Water SC - Campo X
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— Campo X, Cumulative Water SC, Escenario PFN-18 (2000 ppm HPAM - 300 ppm Nanoparticulas)
Campo X, Cumulative Water SC, Escenario Base Inyeccion Agua
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Figura 4-6: Agua producida acumulada, escenarios PFN-12, PFN-15, PFN-18 y Escenario Base. Fuente:
Elaboracion Propia

Incremental en Reducciéon en s
‘s Factor de . ‘s Reduccién de
produccion con Agua Inyectada Agua Producida produccion de
Recobro Incremental Agua Acumulada
. respecto a la acumulada durante | acumulada durante | Agua Acumulada
Escenarios .. con respecto a la - - durante
Inyeccion de Agua Inveccion de Aeua los 5 anos los 5 anos durante los 5 afios
(bbls) durante Y (%) g (bbls) (bbls) los 5 afnos (%)
los 5 anos ° (bbls) °
Prediccion Agua 6’566.257 8'820.837
PFN - 12 213.162 14.2016780 6’566.257 87582.981 - 237.856 2.69652415
PEFN - 15 231.980 12.1543222 6°566.257 8’553.164 - 267.673 3.03455330
PEFN - 18 228.006 11.0631582 6°566.257 8’555.554 - 265.283 3.00745836

Tabla 4-14: Comparacion resultados escenarios PFN-12, PFN-15, PFN-18. Fuente: elaboracion propia.

Al analizar la Tabla 4-14 se aprecia que: El escenario PFN-15 es el que brinda una mayor recuperacion de
petroleo con 231.980 bbls lo cuél equivale a un 12,15 % con respecto a la proyeccion de la inyeccién de agua;
al comparar estos resultados con respecto a los escenarios PFN-12 y PFN-18 se tiene un incremental de
18.818 bbls y 3.974 bbls respectivamente lo cuél es bastante relevante desde el punto de vista econémico.

Adicionalmente, en el escenario PFN-15 se obtiene una reduccién en la produccion de agua acumulada de
267.673 bbls que representa un 3,03 % con respecto a la proyeccion de la inyeccién de agua; al comparar
estos resultados con respecto a los escenarios PFN-12 y PFN-15 se tiene una disminucién adicional de 29.817
bbls y 2.390 bbls de agua respectivamente

Dado lo anterior, se determina que el escenario PFN-15 (Salinidad agua de inyeccién 24000 ppm - 1500 ppm
de HPAM - 300 ppm de nanoparticulas) es el mejor escenario para un proyecto de Inyeccion de nanopolimero
en el sector model del Campo X (campo de estudio en este trabajo).
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La Tabla 4-15 muestra los resultados obtenidos por medio del paquete de programas del simulador CMG para
los siguientes escenarios: inyeccion de agua, inyecciéon de polimero a condiciones de 34000 ppm de salinidad y
500 ppm de concentracion de HPAM (PF-Bache07) y los escenarios PFN-19, PFN-20, y PFN-21 los cuales
se caracterizan por tener una concentracion fija de 34000 ppm para la salinidad del agua de inyeccién, una
concentracion fija de 500 ppm de HPAM y una concentraciéon variable de Nanoparticulas 10 ppm, 100 ppm
y 300 ppm respectivamente

Ganancia de bbls Increme.rftal en Incremental
Salinidad Agua | Salinidad Agua Concentraciéon Concentraciéon producidos con produccion con Factor de Recobro
Escenarios de Formacion de Inyecciéon Polimero HPAM | Nanoparticulas respecto al . resp‘e‘ct?ia 1a con respecto a la
(ppm) (ppm) (ppm) (ppm) escenario actual ényecclon © agua Inyeccion de Agua
(bbls) urante los 5 anos (%)
(bbls)
Prediccion Agua 1900 34000 0 0 7°345.440
PF - Bache 07 1900 34000 500 0 7°549.640 204.200
PFN - 19 1900 34000 500 10 7°559.414 213.974 4.78648384
PFN - 20 1900 34000 500 100 7'568.940 223.500 9.45151812
PFN - 21 1900 34000 500 300 7°576.480 231.040 13.1439765

Tabla 4-15: Determinacion del factor de recobro por medio de la inyecciéon de Nano-polimero a concentraciones
de 34000 ppm para la salinidad del agua de inyeccion, una concentracion fija de 500 ppm de HPAM y una
concentraciéon variable de Nanoparticulas 10 ppm, 100 ppm y 300 ppm respectivamente. Fuente: elaboracién
propia.

Con base en los resultados de la Tabla 4-15 se establece que la inyeccién nanopolimerica independientemente
de la concentraciéon de nanoparticulas permite un incremento en la produccién acumulada de petréleo. Este
incremento varia desde 213.974 barriles para una concentracién de 10 ppm de nanoparticulas hasta 231.040
barriles para una concetracion de 300 ppm de nanoparticulas con respecto al escenario de inyecciéon de agua.
Al analizar en detalle se establece que el escenario PFN-21, es el escenario que presenta la mayor ganancia
incremental acumulada con 231.040 barriles de petroleo lo cual representa un incremento porcentual del 13,14
%, con respecto a las ganancias obtenidas por medio de la inyeccién de polimero a las mismas condiciones de
salinidad y concentracion de HPAM (PF-Bache07)

La Tabla 4-16 muestra los resultados obtenidos por medio del paquete de programas del simulador CMG para
los siguientes escenarios: inyeccion de agua, inyecciéon de polimero a condiciones de 34000 ppm de salinidad y
1500 ppm de concentracion de HPAM (PF-Bache08) y los escenarios PFN-22, PFN-23, y PFN-24 los cuales
se caracterizan por tener una concentracion fija de 34000 ppm para la salinidad del agua de inyeccién, una
concentracion fija de 1500 ppm de HPAM y una concentracion variable de Nanoparticulas 10 ppm, 100 ppm
y 300 ppm respectivamente

Ganancia de bbls Incremehrftal en Incremental
Salinidad Agua | Salinidad Agua Concentraciéon Concentraciéon producidos con produccién con Factor de Recobro
Escenarios de Formacion de Inyecciéon Polimero HPAM | Nanoparticulas respecto al . respfcto ala con respecto a la
(ppm) (ppm) (ppm) (ppm) escenario actual | Yeccion de agua Inyeccién de Agua
(bbls) durante los 5 anos (%)
(bbls)
Prediccion Agua 1900 34000 0 0 7°345.440
PF - Bache 08 1900 34000 1500 0 7'571.096 225.656
PFEN - 22 1900 34000 1500 10 7°582.238 236.798 4.93760414
PFEFN - 23 1900 34000 1500 100 7'591.384 245.944 8.99067607
PFEN - 24 1900 34000 1500 300 7°597.720 252.280 11.7984897

Tabla 4-16: Determinacion del factor de recobro por medio de la inyeccién de Nano-polimero a concentraciones
de 34000 ppm para la salinidad del agua de inyecciéon, una concentracion fija de 1500 ppm de HPAM y una
concentracion variable de Nanoparticulas 10 ppm, 100 ppm y 300 ppm respectivamente. Fuente: elaboracién
propia.

Con base en los resultados de la Tabla 4-16 se establece que la inyeccién nanopolimerica independientemente
de la concentraciéon de nanoparticulas permite un incremento en la produccién acumulada de petréleo. Este
incremento varia desde 236.798 barriles para una concentraciéon de 10 ppm de nanoparticulas hasta 252.280
barriles para una concetracion de 300 ppm de nanoparticulas con respecto al escenario de inyeccién de agua.
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Al analizar en detalle se establece que el escenario PFN-24, es el escenario que presenta la mayor ganancia
incremental acumulada con 252.280 barriles de petréleo lo cuél representa un incremento porcentual del 11,80
%, con respecto a las ganancias obtenidas por medio de la inyeccion de polimero a las mismas condiciones de
salinidad y concentracion de HPAM (PF-Bache08)

La Tabla 4-17 muestra los resultados obtenidos por medio del paquete de programas del simulador CMG para
los siguientes escenarios: inyeccion de agua, inyecciéon de polimero a condiciones de 34000 ppm de salinidad y
2000 ppm de concentracion de HPAM (PF-Bache09) y los escenarios PFN-25, PFN-26, y PFN-27 los cuales
se caracterizan por tener una concentracion fija de 34000 ppm para la salinidad del agua de inyeccién, una
concentracion fija de 2000 ppm de HPAM y una concentracion variable de Nanoparticulas 10 ppm, 100 ppm
y 300 ppm respectivamente

Ganancia de bbls Ir;zze‘:zs;flcgﬁ Incremental
Salinidad Agua | Salinidad Agua Concentraciéon Concentraciéon producidos con p spect 1 Factor de Recobro
Escenarios de Formacioén de Inyecciéon Polimero HPAM | Nanoparticulas respecto al in respil?;c:ia 2 con respecto a la
(ppm) (ppm) (ppm) (ppm) escenario actual yeccion de agua Inyeccién de Agua
durante los 5 afnos o
(bbls) (bbls) (%)
Prediccion Agua 1900 34000 0 0 7'345.440
PF - Bache 09 1900 34000 2000 0 7’570.676 225.236
PFN - 25 1900 34000 2000 10 7'581.556 236.116 4.83048891
PFEN - 26 1900 34000 2000 100 7’584.868 239.428 6.30094656
PFN - 27 1900 34000 2000 300 7'594.788 249.348 10.70521590

Tabla 4-17: Determinacion del factor de recobro por medio de la inyecciéon de Nano-polimero a concentraciones
de 34000 ppm para la salinidad del agua de inyeccién, una concentracion fija de 2000 ppm de HPAM y una
concentracion variable de Nanoparticulas 10 ppm, 100 ppm y 300 ppm respectivamente. Fuente: elaboracion
propia.

Con base en los resultados de la Tabla 4-17 se establece que la inyeccion nanopolimerica independientemente
de la concentraciéon de nanoparticulas permite un incremento en la produccién acumulada de petréleo. Este
incremento varia desde 236.116 barriles para una concentraciéon de 10 ppm de nanoparticulas hasta 249.348
barriles para una concetracion de 300 ppm de nanoparticulas con respecto al escenario de inyeccién de agua.
Al analizar en detalle se establece que el escenario PFN-27, es el escenario que presenta la mayor ganancia
incremental acumulada con 249.348 barriles de petréleo lo cuél representa un incremento porcentual del 10,70

%, con respecto a las ganancias obtenidas por medio de la inyeccion de polimero a las mismas condiciones de
salinidad y concentracion de HPAM (PF-Bache09)

Con base en los resultados de los 9 escenarios evaluados para una concentracién de salinidad de agua de
inyeccion de 34000 ppm se determiné que los escenarios de soluciéon nanopolimerica que permiten un mayor
factor de recobro son los siguientes:

s Escenario PFN-21 (500 ppm de HPAM - 300 ppm de Nanoparticulas): con un incremental en
produccion de 231.040 barriles acumulados durante los 5 afios de estudio que significan un incremento
porcentual de 13,14 % en el factor de recobro con respecto a las ganancias obtenidas por medio de la
inyeccion de polimero a las mismas condiciones de salinidad y concentracion de HPAM

» Escenario PFN-24 (1500 ppm de HPAM - 300 ppm de Nanoparticulas): con un incremental
en produccion de 252.280 barriles acumulados durante los 5 anos de estudio que significan un incremento
porcentual de 11,80 % en el factor de recobro con respecto a las ganancias obtenidas por medio de la
inyeccion de polimero a las mismas condiciones de salinidad y concentracion de HPAM

» Escenario PFN-27 (2000 ppm de HPAM - 300 ppm de Nanoparticulas): con un incremental
en produccion de 249.348 barriles acumulados durante los 5 anos de estudio que significan un incremento
porcentual de 10,71 % en el factor de recobro con respecto a las ganancias obtenidas por medio de la
inyeccion de polimero a las mismas condiciones de salinidad y concentracion de HPAM
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Es indispensable establecer cual de estos 3 escenarios es el mejor. Para ello, es necesario tener en cuenta
adicionalmente la cantidad de barriles producidos de agua al final de la predicciéon debido a que dicha
cantidad influye en los costos de tratamiento finales. Esté informaciéon se puede apreciar visualmente en la
Figura 4-7 y se encuentra resumida en la Tabla 4-18

Cumulative Water SC - Campo X

2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024

— Campo X, Cumulative Water SC, Escenario PFN-21 (500 ppm HPAM - 300 ppm Nanoparticulas)

— Campo X, Cumulative Water SC, Escenario PFN-24 (1500 ppm HPAM - 300 ppm Nanoparticulas)

— Campo X, Cumulative Water SC, Escenario PFN-27 (2000 ppm HPAM - 300 ppm Nanoparticulas)
Campo X, Cumulative Water SC, Escenario Base Inyeccion Agua

Figura 4-7: Agua producida acumulada, escenarios PFN-21, PFN-24, PFN-27 y Escenario Base. Fuente:
Elaboracion Propia

Incremental en Reducciéon en s
‘s Factor de . ‘s Reduccién de
produccion con Agua Inyectada Agua Producida produccion de
Recobro Incremental Agua Acumulada
. respecto a la acumulada durante | acumulada durante | Agua Acumulada
Escenarios .. con respecto a la - - durante
Inyeccion de Agua Inveccion de Aeua los 5 anos los 5 anos durante los 5 afios
(bbls) durante Y (%) g (bbls) (bbls) los 5 afnos (%)
los 5 anos ° (bbls) °
Prediccion Agua 6’566.257 8'820.837
PFN - 21 231.040 13.1439765 6’566.257 87589.451 - 231.386 2.62317510
PEN - 24 252.280 11.7984897 6°566.257 8’556.190 - 264.647 3.00024816
PFEN - 27 249.348 10.7052159 6°566.257 8’557.082 - 263.755 2.99013574

Tabla 4-18: Comparacion resultados escenarios PFN-21, PFN-24, PFN-27. Fuente: elaboracion propia.

Al analizar la Tabla 4-19 se aprecia que: El escenario PFN-24 es el que brinda una mayor recuperacion de
petroleo con 252.280 bbls lo cuél equivale a un 11,80 % con respecto a la proyeccion de la inyeccién de agua;
al comparar estos resultados con respecto a los escenarios PFN-21 y PFN-27 se tiene un incremental de
21.240 bbls y 2932 bbls respectivamente lo cual es bastante relevante desde el punto de vista econémico.

Adicionalmente, en el escenario PFN-24 se obtiene una reduccién en la produccion de agua acumulada de
264.647 bbls que representa un 3 % con respecto a la proyeccion de la inyeccién de agua; al comparar estos
resultados con respecto a los escenarios PFN-21 y PFN-27 se tiene una disminucién adicional de 33.261 bbls
y 892 bbls de agua respectivamente

Dado lo anterior, se determina que el escenario PFN-24 (Salinidad agua de inyecciéon 34000 ppm - 1500 ppm
de HPAM - 300 ppm de Nanoparticulas) es el mejor escenario para un proyecto de Inyeccion de nanopolimero
en el sector model del Campo X (campo de estudio en este trabajo).
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Los resultados obtenidos se encuentran de acuerdo con estudios reportados en la literatura (Muller, 1981 -
Ali Maghzi, Riyaz Kharrat, 2014 - Algharaib et al., 2014 - Giraldo et al. 2017) La reduccion de la viscosidad
de los polimeros en presencia de sales, sugiere la degradaciéon de las moléculas de polimero debido a la
interaccion ion-dipolo entre los cationes de la sal y el oxigeno presente en las moléculas de la poliacrilamida;
los cationes divalentes Ca®T y Mg?T tienen densidades de carga mas altas que Na® y por lo tanto, estos
cationes divalentes tienen interacciones ion-dipolo mas fuertes con la amida y debilitan la fuerza del enlace
N-H y el enlace doble entre C=0 por lo que las moléculas de polimero se degradan y se disminuye la
viscosidad de la solucién polimérica. Por otro lado, al anadir las nanoparticulas de silice se crean grupos
polares atractivos para el agua, de este modo, se forma la interaccion ion-dipolo entre Cationes y dtomos de
oxigeno en la estructura tetraédrica de la silice (como se observa en la figura 4-8), como resultado el ataque
de los cationes a las moléculas de polimero se reduce y se logra un incremento en la viscosidad de la solucién
cercano al 25 % con respecto a la solucion polimerica, que se traduce en un incremento del 10 % en el factor
de recobro.

Acrylamide | |

Ton-dipole Interaction

Fig. 16. lon-dipole interactions between cations and oxygen in PAM solution in the
absence of silica nanoparticles | 16].

‘H;— CH_ (_‘ _NIIZ
Acrylamide

Weak Ion-dipole
Interaction

Fig. 17. lon-dipole interactions between cations and oxygen in PAM solution in the
presence of silica nanoparticles (Tetrahedral form of silica nanoparticles).

Figura 4-8: Interacciones ion-dipolo en ausencia y presencia de Nanoparticulas

Por otro lado se logr6 evidenciar que la inyecciéon conjunta de nanoparticulas y polimeros, permite reducir la
cantidad de polimero necesaria ya que si se quisiera obtener factores de recobro similares sin la implementacion
de nanoparticulas seria necesario una soluciéon polimerica de mayor concentraciéon lo que se traduce en una
mayor cantidad de polimero y mayores costos. De acuerdo con Boal et al., 2000 Este comportamiento es
una consecuencia de la interaccion entre el polimero y las nanoparticulas a través del ensamblaje de las
nanoparticulas en la red polimérica y sus interacciones multivalentes y, por lo tanto, desarrollando una nueva
estructura. Esto significa que las nanoparticulas pueden actuar como agentes de reticulacion de las cadenas
poliméricas, contribuyendo a la formacion de una matriz nanoparticula-polimero méas estable. Esta nueva
formacion de estructura esta gobernada por un equilibrio entre efectos entropicos y entélpicos que dependen
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de la temperatura del sistema y se verian potenciados a medida que la temperatura disminuye ( Deans et al.,
1999 ), lo que conduce a una menor degradacion del sistema polimérico

Los resultados son consistentes con los reportados por Giraldo et al. 2016 en donde evalu6 con diferentes
concentraciones de nanoparticulas en una soluciéon de polimero de 500 ppm la degradacién del polimero a
una temperatura constante de 70°C bajo una atmosfera oxidativa durante 7 y 14 dias. Alli los resultados
obtenidos indicaron que al anadir nanoparticulas a la soluciéon polimérica, el grado de degradacion de la
solucion polimérica (DPD %) se reduce significativamente pasando de un 71,1 % DPD para una solucion
polimerica de 500 ppm en ausencia de nanoparticulas a un 29,6 % DPD con la adiciéon de 3000 ppm de
nanoparticulas en 7 dias y para 14 dias la degradacion fue de 82,3 % DPD en ausencia de nanoparticulas
mientras que en presencia de 3000 ppm de nanoparticulas se reduce al 49,6 % DPD

De manera analoga los resultados obtenidos por Giraldo et al. 2016 fijando la concentracion de nanoparticulas
y variando la concentracion de polimero indicaron que la estabilidad de la solucién de polimero aumenta
a medida que aumenta la concentracion de HPAM. Cuando la dosis de nanoparticulas de SiOs se fija en
500 mg/L, el DPD sigue el orden 100 >500 >1000 mg/L de HPAM tanto a los 7 como a los 14 dias. Se
observa una situacion similar para una dosis de nanoparticulas de 3000 mg/L. lo que les permiti6 inferir que
al aumentar la cantidad de polimero adsorbido sobre las nanoparticulas se inhibira la degradacion de las
soluciones de polimero.

Los resultados obtenidos concuerdan con el trabajo llevado a cabo por los autores Giraldo et al. (2016) en
este caso evaluaron la sintesis del HPAM a la superficie de las nanoparticulas de SiO5. Estudios reologicos
indicaron que las soluciones poliméricas sometidas a aumentos de temperatura en atmosfera inerte fueron
més propensas (500 ppm HPAM) a la degradacion que las muestras en presencia de nanoparticulas de silice
(500 ppm HPAM + 500 ppm Np - 500 ppm HPAM + 3000 ppm Np) En cuanto a la viscosidad evidenciaron
un incremento de 27 % para la soluciéon (500 ppm HPAM + 500 ppm Np) y de 37 % para la solucion (500
ppm HPAM + 3000 ppm Np) con respecto a la soluciéon polimerica (500 ppm HPAM). El factor de recobro
para solucion polimerica (500 ppm HPAM) fue del 74 %, para la solucion (500 ppm HPAM + 500 ppm Np)
fue del 78 %, y para la solucién (500 ppm HPAM + 3000 ppm Np) fue del 81 %. los autores determinaron una
concentraciéon de 600 ppm de polimero necesaria para obtener un 81 % de factor de recobro sin la presencia
de nanoparticulas lo cual implica una mayor cantidad de polimero y por ende mayores costos.

Por dltimo luego de establecer cuales son los escenarios mas 6ptimos para una inyeccién nanopolimerica en
el campo objeto de estudio, para distintas concentraciones de salinidad de agua de inyeccién:

» Salinidad de agua de inyeccion de 14000 ppm: Escenario PNF-06 (concentraciéon de 1500 ppm
de HPAM y 300 ppm de nanoparticulas)

» Salinidad de agua de inyeccion de 24000 ppm: Escenario PNF-15 (concentracion de 1500 ppm
de HPAM y 300 ppm de nanoparticulas)

» Salinidad de agua de inyeccion de 34000 ppm: Escenario PNF-24 (concentraciéon de 1500 ppm
de HPAM y 300 ppm de nanoparticulas)

Se procede a determinar cudl de estos tres escenarios es el que brinda un mayor factor de recobro y a su vez
una menor produccién acumulada de agua. Para ello en la Figura 4-9 se muestra la produccion acumulada de
agua para estos tres escenarios. Y en la Tabla 4-19 se resumen los datos obtenidos a partir de la Figura 4-9
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Cumulative Water SC - Default-Field-PRO

4e+06

Cumulative Water SC (bbl)

3e+06

2e+06

2020 2021 2022 2023 2024

Campo X, Cumulative Water SC, Escenario PFN-15 (24000 ppm Salinidad - 1500 ppm de HPAM - 300 ppm de Nanoparticulas)
- Campo X, Cumulative Water SC, Escenario PFN-24 (34000 ppm Salinidad - 1500 ppm de HPAM - 300 ppm de Nanoparticulas)
- Campo X, Cumulative Water SC, Escenario PFN-6 (14000 ppm Salinidad - 1500 ppm de HPAM - 300 ppm de Nanoparticulas)
Campo x, Cumulative Water SC, Escenario Base Inyeccion de Agua

Figura 4-9: Agua producida acumulada, escenarios PFN-06, PFN-15, PFN-27 y Escenario Base. Fuente:
Elaboracion Propia

Incremental en Reduccion en s
‘s Factor de . s Reduccién de
produccion con Agua Inyectada Agua Producida produccion de
Recobro Incremental Agua Acumulada
. respecto a la acumulada durante | acumulada durante | Agua Acumulada
Escenarios Y. con respecto a la ~ p durante
Inyeccion de Agua Inveccion de Aeua los 5 anos los 5 anos durante los 5 afios
(bbls) durante Y (%) g (bbls) (bbls) los 5 afos (%)
los 5 anos © (bbls) °
Prediccion Agua 6’566.257 8'820.837
PEN - 06 209.988 12.5204960 6'566.257 8'369.672 - 451.166 5.11476972
PEFN - 15 231.980 12.1543222 6°566.257 8’553.172 - 267.665 3.03446260
PEN - 24 252.280 11.7984897 6°566.257 8’556.190 - 264.647 3.00024816

Tabla 4-19: Comparacion resultados escenarios PFN-06, PFN-15, PFN-24. Fuente: elaboraciéon propia.

Al analizar la Tabla 4-19 se aprecia que: El escenario PFN-24 es el que brinda una mayor recuperacion de
petroleo con 252.280 bbls lo cuél equivale a un 11,80 % con respecto a la proyeccion de la inyeccion de agua;
al comparar estos resultados con respecto a los escenarios PFN-06 y PFN-15 se tiene un incremental de
42.292 bbls y 20.300 bbls respectivamente lo cuél es bastante relevante desde el punto de vista econémico.

Por otro lado, en el escenario PFN-24 se obtiene una reduccién en la producciéon de agua acumulada de
264.647 bbls que representa un 3% con respecto a la proyeccion de la inyecciéon de agua; al confrontar los
escenarios PFN-06 y PFN-15, el escenario PFN-06 es el que permite una mayor reducciéon en la produccién
de agua acumulada con 451.166 bbls es decir 186.519 bbbls adicionales con respecto al escenario PF-24, sin
embargo, estos 186.519 bbls de agua permiten recuperar 42.292 bbls adicionales de petroleo

Debido a que no es posible determinar cuél escenario brinda una mayor retribucién econémica puesto que
por un lado con el escenario PFN-24 se obtiene una mayor producciéon de hidrocarburos por el contario con
el escenario PFN-06 se obtiene una mayor reduccion en barriles acumulados de agua. Se procedera a realizar
la evaluacion financiera para estos dos escenarios en el siguiente capitulo



Analisis de Prefactibilidad Técnica y Econémica para Inyeccién de Polimeros con y sin
Nanoparticulas por medio de Simulaciéon de Yacimientos

5 Evaluacién Financiera

En el presente capitulo se desarrollarala evaluacion financiera para los escenarios PF-Bache08, PFN-06 y
PFEN- 24 los cuales a partir de los resultados y sus respectivos anélisis desarrollados en el capitulo anterior
fueron los mejores escenarios para una inyeccion de polimeros e inyeccién de nanopolimeros respectivamente.

Para la realizacion de la evaluacion financiera de los tres escenarios, se utilizé la metodologia del Valor
Presente Neto (VPN) desde el punto de vista de la compaiifa operadora del campo Ecopetrol S.A. Se utilizo
como unidad monetaria de valor corriente, el dolar americano (USD). La tasa de Interés de Oportunidad
(TIO) de la compaiia utilizada fue del 17 % efectivo anual con un horizonte de tiempo de 5 anos dividido en
5 periodos anuales.

Antes de continuar con la evaluacion financiera de los dos escenarios es necesario tener presente las definiciones
de los siguientes términos, que son indispensables para el desarrolld del presente capitulo:

» Capex: Significa los gastos de capital (Capital Expenditures por sus siglas en inglés), y se refiere a
las inversiones que realiza una empresa para adquirir, mejorar o mantener activos a largo plazo como
edificios, terrenos, maquinaria o equipos. El CapEx incluye gastos en activos fisicos que son necesarios
para las operaciones de la empresa y se espera que proporcionen beneficios durante un largo periodo de
tiempo. Las inversiones en activos suelen ser importantes y pueden afectar a la situaciéon financiera,
el crecimiento futuro y la rentabilidad de la empresa. Por lo tanto, suelen planificarse y evaluarse
cuidadosamente antes de tomar decisiones.

» Opex: Significa los gastos operativos o gastos de explotacion (Operational Expenditures por sus siglas
en inglés), y se refieren a los gastos generales de funcionamiento asociados a las operaciones cotidianas
de la empresa. Incluyen gastos como alquileres, salarios, servicios ptiblicos, marketing y ventas, material
de oficina y otros costes similares.

= Valor Presente Neto (VPN): Es el método mas conocido a la hora de evaluar proyectos de inversion
a largo plazo. El Valor Presente Neto permite determinar la diferencia entre el valor presente de los
flujos de efectivo de una inversién y el coste inicial de la misma. Asi pues, evalia la rentabilidad de las
inversiones, determinando si estas generaran ganancias o pérdidas en términos de valor actualizado a
dia de hoy.

» Tasa de Interés de Oportunidad (TIO): Es la tasa de retorno minima que un inversor espera
obtener al invertir en un proyecto, considerando lo que podria obtener si hubiera invertido en otra
alternativa. Este valor se aplica al calculo del valor presente neto (VPN)
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5.1. Evaluacion financiera propuesta de Inyeccion de Polimero escenario PF-Badhe@valuacion Financiera

5.1 Evaluacién financiera propuesta de Inyeccién de Polimero escena-
rio PF-Bache08

5.1.1 Analisis de Costos de Inversién (CAPEX)

La zona del yacimiento, en el Campo X donde se desarrolld la prediccion del proyecto de inyeccidén de
polimero, contaba previamente con un proyecto en desarrollo de inyecciéon de agua, por tal motivo los
costosdel acondicionamiento de los pozos no se tiene en cuenta en las inversiones que tiene que hacer la
compania para el desarrollo de la inyecciéon de polimeros. Asi mismo, el campo cuenta actualmente con
facilidades de produccién instaladas para el tratamiento del crudo y agua en superficie, en donde se incluyen
tratadores térmicos, tratadores electrostaticos, bombas de transferencia, tanques, entre otros.

Sin embargo, para el desarrollo del proyecto es necesario tratar el polimero y el agua, para lo cual se requiere
la instalacion adicional de un silo de almacenamiento, de una unidad de mezcla y dilucién de polimero y de
un tanque de maduracién, en la planta de tratamiento de agua. En la tabla 5.1 se presentan los distintos
costos asociados al acondicionamiento de la facilidad.

Equipo USD
Silo de almacenamiento 96.000.00
Unidad de mezcla y de dilucién de polimero | 165.000.00
Tanque de almacenamiento 175.000.00
Total 436.000.00

Tabla 5-1: Acondicionamiento de las facilidades de inyeccion. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol

S.A.

Previo a la inyeccién, es necesario un correcto tratamiento del agua, donde el volumen poroso a inyectar a
un tiempo de 5 anos corresponde a 6’566.257 Bbl, segun el software CMG. el costo asociado al tratamiento
se observa en la tabla 5.2.

Fluido | Tratamiento (USD / Bbl) | Volumen (Bbl) USD
Agua 0,3 6’566.257 17969.877,1

Tabla 5-2: Costo de tratamiento del agua. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

Dado a que la predicciéon de la inyecciéon de polimero se realizopor baches en donde el primer afio de ejecucion
del proyecto (1 junio del 2019 - 1 junio del 2020) se inyecta polimero y para los otros 4 afios restantes se
retoma con la inyeccion de agua es indispensable determinar cuéntos barriles de agua son necesarios para la
inyeccion de polimero, este dato se determiné a partir de la grafica de agua inyectada acumulada generada
por el software CMG, al exportar los datos a excel, se identifica que para el 1 de junio del ano 2020 son
necesarios 2'913.757 barriles de agua acumulada. Tomando en consideracion esta informacion se procede a
calcular las libras necesarias de polimero que se deben adicionar a este volumen de agua (2’913.757 barriles),
para obtener una concentraciéon de 1500 ppm de solucién polimérica por lo que se realiza el siguiente calculo:

8,3454 % 1070t 4o

gal %
1ppm 1Bbl

1500ppm = « 2913757Bbl = 1'531,974, 181b (5-1)

Se necesitan 1’531.974,18 1b del polimero HPAM, para el desarrollo del proyecto. La tabla 5.3 muestra el
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costo del polimero por libra y el costo total asociado a este:

Fluido | Costo (USD / 1b) | Polimero (1b) USD
HPAM 0,816 1’531.974,18 1’250.090,93

Tabla 5-3: Costo de polimero. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

Una vez realizada la compra de la cantidad de polimero correspondiente, es necesario hacer un tratamiento
tanto del polimero como del agua a inyectar; el costo de dicho tratamiento es presentado en la tabla 5.4.

Fluido Tratamiento (USD / Bbl) | Volumen (Bbl) USD
Solucién polimero 0,3087 2'913.757 899.476,79

Tabla 5-4: Costo de tratamiento de polimero y agua. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

En la Tabla 5.5, se muestra el CAPEX o el costo de inversion total en dolares

Acondicionamiento de facilidades de inyeccién (USD) 436.000

Costo tratamiento del agua (USD) 1'969.877,1
Costo del polimero (USD) 1250.090,93
Costo de tratamiento solucién polimérica (USD) 899.476,79
Total (USD) 4'555.444,82

Tabla 5-5: Costo de inversion total. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

5.1.2  Analisis de Costos de Operacion (OPEX)

Estos costos se encuentran reflejados en el lifting cost del campo, el cual agrupa todos los costos referidos a
suministros, transporte, produccion, talento humano, mantenimiento, procesamiento, entre otros.

El lifting cost para el Campo X, segtin Ecopetrol, tiene un valor de 6,6 USD/Bbl. Se determina los costos de
operacién, con base a la produccion estimada para cada ano, como se muestra en la tabla 5.6.

Periodo (Anual) | Producciéon diaria (Bbl) | Producciéon Anual (Bbl) | Lifting Cost (USD/Bbl) USD
1 (2020) 4.499 1’642.216 6,6 10°838.626
2 (2021) 4.462 1’628.558 6,6 10°748.483
3 (2022) 4.169 1’521.614 6,6 10°042.652
4 (2023) 3.906 1'425.816 6,6 9’410.386
5 (2024) 3.707 1'352.892 6,6 8’929.087

Tabla 5-6: Analisis de costos de operacién del campo. Fuente: Elaboracion propia.

5.1.3 Analisis de Ingresos

El analisis de ingresos se encuentra asociado a la produccion de petroleo, que en este caso corresponde a
inyecciéon de polimeros. Para el cdlculo de los ingresos se hace una proyeccién a cinco anos donde se toma en
cuenta el precio de venta del barril de crudo, el cual se referencia con respecto al petroleo Brent, las regalias
y la produccién asociada.
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De igual manera se debe tener presente que sobre los precios de referencia, se genera una penalidad de 11
USD/BDbl, dato suministrado por Ecopetrol, debido a la gravedad API que se tiene, la cual es muy baja y su
alta viscosidad, Estos datos se aprecian en la Tabla 5.7

Ano | Precio de referencia (USD/Bbl) | Penalidad (US/Bbl) | Precio final (US/Bbl)
2020 50 11 39
2021 55 11 44
2022 60 11 49
2023 65 11 o4
2024 70 11 59

Tabla 5-7: Precios corregidos de venta del crudo. Fuente: elaboracién propia.

Con el fin de realizar el calculo neto de los ingresos del proyecto, se debe tener en cuenta el porcentaje
correspondiente a las regalias. Segin la ley 756 del 2002, Art.16 el porcentaje de regalias por la explotacion
de hidrocarburos de propiedad nacional se puede calcular usando tabla 5.8

Produccién diaria promedio mes Porcentaje
Produccion igual o menor a 5 KBPD 8%
Produccion mayor a 5 KBPD o igual a 125 KBPD X%
Produccién mayor a 125 KBPD o inferior o igual a 400 KBPD 20 %
Produccion mayor a 400 KBPD o inferior o igual a 600 KBPD Y %
Produccion mayor a 600 KBPD 25%

Tabla 5-8: Porcentaje de regalias segin la Ley 756 de 2002. Fuente: COLOMBIA. CONGRESO DE LA
REPUBLICA. Ley 756. 23, Julio, 2002. Por la cual se modifica la Ley 141 de 1994, se establecen criterios de
distribucion y se dictan otras disposiciones. Diario Oficial 44878. Julio 25 de 2002.

La producciéon promedio del Campo es de 114.170 BPD, por lo que el porcentaje de regalias a pagar esta en
funcion de la ecuacion 5.2.

X % = 8+ [Produccin(KBPD) —5KBPD %0,1] (5-2)

La ecuacion 5.3 muestra la obtencion de las regalias correspondientes para el Campo X.

114170
1000

X%=8+ —5KBPD*0,1| = 18,917% (5-3)

Por medio de la ecuaciéon 7.2, se obtiene que el porcentaje de regalias que debe cancelar el campo corresponde
a 18,917 %. Con base en este porcentaje se procede a calcular la liquidacion de las regalias para el escenario
propuesto. Como se aprecia en la Tabla 5-9.

Periodo (Anual) | Produccién Bruta (Bbl) | Produccién promedio dia (BPD) | Regalias (18,917 %) | Producciéon neta (Bbl)
1 (2020) 1’642.216 4.499 310.658 1’331.558
2 (2021) 1’628.558 4.462 308.074 17320.484
3 (2022) 1’521.614 4.169 287.844 1'233.770
4 (2023) 1.425.816 3.906 269.722 1’156.094
5 (2024) 1.352.892 3.707 255.927 1'096.965

Tabla 5-9: Porcentaje de regalias segun la Ley 756 de 2002 (produccion neta). Fuente: elaboraciéon propia.

En la siguiente tabla se muestran los ingresos netos tomando como base los precios de referencia, como
precios de venta, Tabla 5.10
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Periodo (Anual) | Producciéon neta (Bbl) | Precio de venta (USD/Bbl) | Ingresos (USD)
1 (2020) 17.331.558 39 51'930.762
2 (2021) 1’320.484 44 58’101.282
3 (2022) 1’233.770 49 60’454.744
4 (2023) 1’156.094 54 62’429.097
5 (2024) 1°096.965 59 64720.960

Tabla 5-10: Ingresos netos, Precio Referencia. Fuente: elaboracion propia.

5.1.4 Flujo de Caja.

Los flujos de caja son graficas que facilitan la comprension de los ingresos y egresos que se tiene en un
proyecto. Se debe tener en cuenta que los ingresos se toman con signo positivo y en la linea del tiempo
estardn ubicados en la parte superior, mientras que los egresos se tomaran con signo negativo y estaran
ubicados hacia abajo en la linea del tiempo.

Los datos de ingresos consignados en la Figura 5-1 fueron los valores de ingresos obtenidos en la Tabla 5-10.
El valor de egresos para el periodo 0 que aparece en la figura corresponde al valor total del Capex obtenido
en la Tabla 5-5, para el resto de periodos estos datos corresponden a los Opex, registrados en la Tabla 5-6

Figura 5-1: Flujo de caja polimero. Fuente: elaboracién propia.
El flujo de caja neto para el escenario de precio de referencia aparece en la Figura 5-2

Figura 5-2: Flujo de caja neto polimero, Fuente: elaboracién propia.
5.1.5  Valor Presente Neto (VPN).
La siguiente es la ecuacién que permite calcular el VPN:

FlujoDeFE fectivoNetoDuranteUnSoloPeriodo

NumeroDePeriodo:
(1 + TasaDeDescuento) ™ " erowererodes

Valor PresenteNeto(VPN) = Z (5-4)

Antes de aplicar la formula, se deben definir los términos que la componen. Asi pues, los pasos para calcular
el VPN son:

= Definir el periodo de tiempo: Es importante concretar el lapso de tiempo de la inversion, determi-
nando el nimero de periodos. Para este caso el periodo de tiempo es de 5 anos

= Analizar el flujo de efectivo: Para estimar los flujos de caja futuros, se requiere analizar los ingresos
y los gastos proyectados. De este modo, el flujo de efectivo hara referencia a la diferencia entre los
ingresos y los gastos, tanto presentes como futuros.

s Tasa de Descuento: Corresponde a la tasa de interés de oportunidad. En este caso la tasa fue
establecida en 17 % efectivo Anual
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Desde el punto de vista matematico, el VPN es la sumatoria de los flujos de caja equivalentes a su valor
actual, tal como muestra la ecuacion 5.5

VPN =) F,(1+i) "=F+FR0+) " +FR0+i) "+ +F (1+i)" (5-5)
Donde i, es la tasa de descuento, TIO.

A partir de la ecuacién 5.5, se realiza el calculo del valor presente neto para el precio central, el cual se
encuentra representado en la ecuacion 5.6.

41'092,136  47'352,799  50'412,092 = 53'018,711 = 55/791,873

VPN1r — —4'555,444, 82+
17 A+0,17) (110,172 (140,17 (140,17 (1+0,17)°

= 150/374,459, 4

(5-6)

Una vez calculado el Valor Presente Neto, es importante analizar los resultados para comprender su significado
y tomar decisiones correctas e informadas con las que obtener conclusiones precisas.

= VPN positivo : los flujos de caja futuros superan el coste inicial de inversion y, por tanto, el proyecto
es rentable y vale la pena invertir.

= VPN negativo: los flujos de caja futuros son inferiores al coste inicial invertido, lo que indica que el
proyecto no es rentable y no vale la pena continuar.

= VPN cero:los flujos de ingresos son iguales al dinero invertido, es decir, la inversién no es ni rentable
ni costosa, asi que sera indiferente invertir en el proyecto.

El resultado obtenido fue de 150’374.459,4 USD, que corresponde a un caso econémicamente viable para la
compania, debido a que el resultado fue positivo.

5.1.6 Conclusion de la Evaluacién Financiera

Desde el punto de vista financiero, la implementacion de la solucion polimérica PF-Bache08 como método de
recobro mejorado en el Campo X, es viable debido a que los flujos de caja futuros superan el coste inicial de
inversion y, por tanto, el proyecto es rentable y vale la pena invertir. Obteniendo unas ganancias netas de
150°374.459,4 USD

5.2 Evaluacién financiera propuesta de inyecciéon de nanopolimeros
escenario PFN-06

5.2.1 Analisis de Costos de Inversion (CAPEX)

La zona del yacimiento, en el Campo X donde se desarrollo la prediccion del proyecto de inyeccién de
polimero, contaba previamente con un proyecto en desarrollo de inyecciéon de agua, por tal motivo los
costosdel acondicionamiento de los pozos no se tiene en cuenta en las inversiones que tiene que hacer la
compania para el desarrollo de la inyeccién de polimeros. Asi mismo, el campo cuenta actualmente con
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facilidades de produccién instaladas para el tratamiento del crudo y agua en superficie, en donde se incluyen
tratadores térmicos, tratadores electrostéaticos, bombas de transferencia, tanques, entre otros.

Sin embargo, para el desarrollo del proyecto es necesario tratar el polimero y el agua, para lo cual se requiere
la instalacion adicional de un silo de almacenamiento, de una unidad de mezcla y dilucién de polimero y de
un tanque de maduracién, en la planta de tratamiento de agua. En la tabla 5.11 se presentan los distintos
costos asociados al acondicionamiento de la facilidad.

Equipo USD
Silo de almacenamiento 96.000.00
Unidad de mezcla y de dilucién de polimero | 165.000.00
Tanque de almacenamiento 175.000.00
Total 436.000.00

Tabla 5-11: Acondicionamiento de las facilidades de inyeccién. Fuente: Departamento de Yacimientos,
Ecopetrol S.A.

Previo a la inyeccién, es necesario un correcto tratamiento del agua, donde el volumen poroso a inyectar a
un tiempo de 5 anos corresponde a 6’566.257 Bbl, segin el software CMG. el costo asociado al tratamiento
se observa en la tabla 5.12.

Fluido | Tratamiento (USD / Bbl) | Volumen (Bbl) USD
Agua 0,3 6’566.257 17969.877,1

Tabla 5-12: Costo de tratamiento del agua. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

Dado a que la prediccion de la inyeccion de nanopolimero se realizd por baches en donde el primer ano
de ejecucion del proyecto (1 junio del 2019 - 1 junio del 2020) se inyecta nanopolimero y para los otros 4
anos restantes se retoma con la inyeccion de agua es indispensable determinar cuantos barriles de agua son
necesarios para la inyeccion de la solucién nanopolimérica, este dato se determiné a partir de la grafica de
agua inyectada acumulada generada por el software CMG, al exportar los datos a excel, se identifica que
para el 1 de junio del afio 2020 son necesarios 2°913.757 barriles de agua acumulada.

Tomando en consideracion esta informacion se procede a calcular las libras necesarias de polimero que se
deben adicionar a este volumen de agua (2’913.757 barriles), para obtener una concentracion de 1500 ppm
de solucién polimérica por lo que se realiza el siguiente céalculo:

8,3454 % 10701 4044

gal

2913757 Bbl = 1'531,974, 1 -
oo oy 291375780 = 1'531,974, 181h (5-7)

1500ppm *

Se necesitan 1’531.974,18 Ib del polimero HPAM, para el desarrollo del proyecto. La tabla 5.13 muestra el
costo del polimero por libra y el costo total asociado a este:

Fluido | Costo (USD / 1b) | Polimero (1b) USD
HPAM 0,816 1’531.974,18 1’250.090,93

Tabla 5-13: Costo de polimero. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

De igual manera se procede a calcular la cantidad necesaria de nanoparticulas que se deben adicionar a

o1



5.2. Evaluacion financiera propuesta de inyecciéon de nanopolimeros escenario PEN¥6aluacion Financiera

este volumen de agua (2’913.757 barriles), para obtener una concentraciéon de 300 ppm de solucion de
nanoparticulas por lo que se realiza el siguiente calculo:

42gal
2/913,757bbl F%Iz = 122'377,794gal (5-8)

8,3454 % 10751b/gal  42gal 1gal
) * /g0 IL ¥ 2°913757Bbl = 306387, 49261b + —

= 11 _
lppm * 1 Bb S aap ~ S073T: 1gal (5-9)

300ppm *

Se necesitan 36.737,11 galones de solucién de nanoparticulas, para el desarrollo del proyecto. La tabla 5.14
muestra el costo de las nanoparticulas por galéon y el costo total asociado a este:

Fluido Costo (USD / gal) | Nanoparticulas (gal) USD
Nanoparticulas 12 36.737,11 440.845,31

Tabla 5-14: Costo de nanopolimero. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

Una vez realizada la compra de la cantidad de polimero y nanoparticulas correspondiente, es necesario hacer
un tratamiento tanto del polimero, las nanoparticulas como del agua a inyectar; el costo de dicho tratamiento
es presentado en la tabla 5.15.

Fluido Tratamiento (USD / Bbl) | Volumen (Bbl) USD
Solucién nanopolimérica 0,33 2'913.757 961.539,81

Tabla 5-15: Costo de tratamiento de solucién nanopolimérica. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol
S.A.

En la Tabla 5.16, se muestra el CAPEX o el costo de inversion total en dolares

Acondicionamiento de facilidades de inyeccién (USD) 436.000

Costo tratamiento del agua (USD) 1'969.877,1
Costo del polimero (USD) 1'250.090,93
Costo de las nanoparticulas (USD) 440.845,31
Costo de tratamiento solucién nanopolimérica (USD) 961.539,81
Total (USD) 5058.353,15

Tabla 5-16: Costo de inversion total. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

5.2.2  Analisis de Costos de Operacién (OPEX)

Estos costos se encuentran reflejados en el lifting cost del campo, el cual agrupa todos los costos referidos a
suministros, transporte, produccion, talento humano, mantenimiento, procesamiento, entre otros.

El lifting cost para el Campo X, segtin Ecopetrol, tiene un valor de 6,6 USD/Bbl. Se determina los costos de
operacién, con base a la producciéon estimada para cada ano, como se muestra en la tabla 5.17.
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Periodo (Anual) | Producciéon diaria (Bbl) | Produccién Anual (Bbl) | Lifting Cost (USD/Bbl) USD
1 (2020) 4.593 1’654.445 6,6 10°919.337
2 (2021) 4.492 1’639.686 6,6 10°821.928
3 (2022) 4.197 1’531.758 6,6 10’109.603
4 (2023) 3.927 1'433.259 6,6 97459.509
5 (2024) 3.730 1'361.572 6,6 8’986.375

Tabla 5-17: Anéalisis de costos de operacién del campo. Fuente: Elaboracién propia.

5.2.3 Analisis de Ingresos

El analisis de ingresos se encuentra asociado a la produccién de petréleo, que en este caso corresponde a
inyeccion de la solucion nanopolimérica. Para el calculo de los ingresos se hace una proyeccién a cinco anos
donde se toma en cuenta el precio de venta del barril de crudo, el cual se referencia con respecto al petroleo
Brent, las regalias y la produccién asociada.

De igual manera se debe tener presente que sobre los precios de referencia, se genera una penalidad de 11
USD/Bbl, dato suministrado por Ecopetrol, debido a la gravedad API que se tiene, la cual es muy baja y su
alta viscosidad, Estos datos se aprecian en la Tabla 5.18

Ano | Precio de referencia (USD/Bbl) | Penalidad (US/Bbl) | Precio final (US/Bbl)
2020 50 11 39
2021 55 11 44
2022 60 11 49
2023 65 11 54
2024 70 11 59

Tabla 5-18: Precios corregidos de venta del crudo. Fuente: elaboraciéon propia.

Con el fin de realizar el calculo neto de los ingresos del proyecto, se debe tener en cuenta el porcentaje
correspondiente a las regalias. Segun la ley 756 del 2002, Art.16 el porcentaje de regalias por la explotacion
de hidrocarburos de propiedad nacional se puede calcular usando tabla 5.19

Produccién diaria promedio mes Porcentaje
Produccién igual o menor a 5 KBPD 8%
Produccién mayor a 5 KBPD o igual a 125 KBPD X%
Produccion mayor a 125 KBPD o inferior o igual a 400 KBPD 20 %
Produccién mayor a 400 KBPD o inferior o igual a 600 KBPD Y %
Produccién mayor a 600 KBPD 25%

Tabla 5-19: Porcentaje de regalias segtun la Ley 756 de 2002. Fuente: COLOMBIA. CONGRESO DE LA
REPUBLICA. Ley 756. 23, Julio, 2002. Por la cual se modifica la Ley 141 de 1994, se establecen criterios de
distribucion y se dictan otras disposiciones. Diario Oficial 44878. Julio 25 de 2002.

La produccién promedio del Campo es de 114.170 BPD, por lo que el porcentaje de regalias a pagar esté en
funcién de la ecuaciéon 5.10

X % = 8 + [Produccin(KBPD) — 5KBPD x0, 1] (5-10)
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La ecuacion 5.11 muestra la obtencion de las regalias correspondientes para el Campo X.

114170

Por medio de la ecuacion 5.11, se obtiene que el porcentaje de regalias que debe cancelar el campo corresponde
a 18,917 %. Con base en este porcentaje se procede a calcular la liquidacion de las regalias para el escenario
propuesto. Como se aprecia en la Tabla 5-20.

Periodo (Anual) | Produccién Bruta (Bbl) | Produccién promedio dia (BPD) | Regalias (18,917 %) | Producciéon neta (Bbl)
1 (2020) 1’654.445 4.533 312.971 1’341.474
2 (2021) 1.639.686 4.492 310.179 1'329.507
3 (2022) 1’531.758 4.197 289.763 1'241.995
4 (2023) 1'433.259 3.927 271.130 1'162.129
5 (2024) 1'361.572 3.730 257.569 1.104.003

Tabla 5-20: Porcentaje de regalias segtn la Ley 756 de 2002 (producciéon neta). Fuente: elaboracion propia.

En la Tabla 5.21 se muestran los ingresos netos tomando como base los precios de referencia, como precios
de venta,

Periodo (Anual) | Producciéon neta (Bbl) | Precio de venta (USD/Bbl) | Ingresos (USD)
1 (2020) 1’341.474 39 52'317.472
2 (2021) 17329.507 4 58'498.290
3 (2022) 17241.995 49 60°857.772
4 (2023) 1’162.129 54 62'754.987
5 (2024) 1’104.003 59 65’136.202

Tabla 5-21: Ingresos netos, Precio Referencia. Fuente: elaboracion propia.

5.2.4 Flujo de Caja.

Los flujos de caja son graficas que facilitan la comprension de los ingresos y egresos que se tiene en un
proyecto. Se debe tener en cuenta que los ingresos se toman con signo positivo y en la linea del tiempo
estaran ubicados en la parte superior, mientras que los egresos se tomaran con signo negativo y estaran
ubicados hacia abajo en la linea del tiempo.

Los datos de ingresos consignados en la Figura 5-3 fueron los valores de ingresos obtenidos en la Tabla 5-21.
El valor de egresos para el periodo 0 que aparece en la figura corresponde al valor total del Capex obtenido
en la Tabla 5-17, para el resto de periodos estos datos corresponden a los Opex, registrados en la Tabla 5-6
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Figura 5-3: Flujo de caja PFN-06. Fuente: elaboracién propia.

El flujo de caja neto para el escenario de precio de referencia aparece en la Figura 5-4
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Figura 5-4: Flujo de caja neto PFN-06, Fuente: elaboraciéon propia.
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5.2.5 Valor Presente Neto (VPN).

La siguiente es la ecuacién que permite calcular el VPN:

FlujoDeFE fectivoNetoDuranteUnSoloPeriodo

Valor PresenteNeto(VPN) = Z (1 & TasaDeDescuento) N meroDePeriodos

(5-12)

Antes de aplicar la formula, se deben definir los términos que la componen. Asi pues, los pasos para calcular
el VPN son:

= Definir el periodo de tiempo: Es importante concretar el lapso de tiempo de la inversién, determi-
nando el nimero de periodos. Para este caso el periodo de tiempo es de 5 anos

= Analizar el flujo de efectivo: Para estimar los flujos de caja futuros, se requiere analizar los ingresos
y los gastos proyectados. De este modo, el flujo de efectivo hara referencia a la diferencia entre los
ingresos y los gastos, tanto presentes como futuros.

= Tasa de Descuento: Corresponde a la tasa de interés de oportunidad. En este caso la tasa fue

establecida en 17 % efectivo Anual

Desde el punto de vista matematico, el VPN es la sumatoria de los flujos de caja equivalentes a su valor
actual, tal como muestra la ecuacién 5.5

VPN = Z Fo(l4) " =Fo+ P (0+) "+ R0+ 2+ 4+ FE, (149" (5-13)
Donde i, es la tasa de descuento, TTO.

A partir de la ecuacion 5.5, se realiza el calculo del valor presente neto para el precio central, el cual se
encuentra representado en la ecuacion 5.6.

41'398,135  AT'676,363  50'748,160 | 53205478 56149827
(1+0,17)  (1+40,17)> (140,17 (1+0,17)* (1+0,17)°

VPNg,17) = —5'058,353, 15+ = 150'890,256, 7

(5-14)

Una vez calculado el Valor Presente Neto, es importante analizar los resultados para comprender su significado
y tomar decisiones correctas e informadas con las que obtener conclusiones precisas.

= VPN positivo : los flujos de caja futuros superan el coste inicial de inversion y, por tanto, el proyecto
es rentable y vale la pena invertir.

= VPN negativo: los flujos de caja futuros son inferiores al coste inicial invertido, lo que indica que el
proyecto no es rentable y no vale la pena continuar.

= VPN cero:los flujos de ingresos son iguales al dinero invertido, es decir, la inversién no es ni rentable
ni costosa, asi que sera indiferente invertir en el proyecto.

El resultado obtenido fue de 150’890.256,7 USD, que corresponde a un caso econdémicamente viable para la
compania, debido a que el resultado fue positivo.
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5.2.6 Conclusion de la Evaluacién Financiera

Desde el punto de vista financiero, la implementacién de la solucién nanopolimérica PFN-06 como método
de recobro mejorado en el Campo X, es viable debido a que los flujos de caja futuros superan el coste inicial
de inversién y, por tanto, el proyecto es rentable y vale la pena invertir. Obteniendo unas ganancias netas de
150’890.256,7 USD

5.3 Evaluacién financiera propuesta de inyecciéon de nanopolimeros
escenario PFN-24

5.3.1 Analisis de Costos de Inversién (CAPEX)

La zona del yacimiento, en el Campo X donde se desarrollo la prediccion del proyecto de inyeccion de
polimero, contaba previamente con un proyecto en desarrollo de inyecciéon de agua, por tal motivo los
costosdel acondicionamiento de los pozos no se tiene en cuenta en las inversiones que tiene que hacer la
compania para el desarrollo de la inyeccion de polimeros. Asi mismo, el campo cuenta actualmente con
facilidades de produccién instaladas para el tratamiento del crudo y agua en superficie, en donde se incluyen
tratadores térmicos, tratadores electrostéaticos, bombas de transferencia, tanques, entre otros.

Sin embargo, para el desarrollo del proyecto es necesario tratar el polimero y el agua, para lo cual se requiere
la instalacion adicional de un silo de almacenamiento, de una unidad de mezcla y dilucién de polimero y de
un tanque de maduracién, en la planta de tratamiento de agua. En la tabla 5.22 se presentan los distintos
costos asociados al acondicionamiento de la facilidad.

Equipo USD
Silo de almacenamiento 96.000.00
Unidad de mezcla y de dilucion de polimero | 165.000.00
Tanque de almacenamiento 175.000.00
Total 436.000.00

Tabla 5-22: Acondicionamiento de las facilidades de inyecciéon. Fuente: Departamento de Yacimientos,
Ecopetrol S.A.

Previo a la inyeccién, es necesario un correcto tratamiento del agua, donde el volumen poroso a inyectar a
un tiempo de 5 anos corresponde a 6’566.257 Bbl, segin el software CMG. el costo asociado al tratamiento
se observa en la tabla 5.23

Fluido | Tratamiento (USD / Bbl) | Volumen (Bbl) USD
Agua 0,3 6’566.257 17969.877,1

Tabla 5-23: Costo de tratamiento del agua. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

Dado a que la predicciéon de la inyeccidén de nanopolimero se realizé por baches en donde el primer ano
de ejecucion del proyecto (1 junio del 2019 - 1 junio del 2020) se inyecta nanopolimero y para los otros 4
anos restantes se retoma con la inyecciéon de agua es indispensable determinar cuéntos barriles de agua son
necesarios para la inyecciéon de la solucién nanopolimérica, este dato se determiné a partir de la gréfica de

o7



5.3. Evaluacion financiera propuesta de inyecciéon de nanopolimeros escenario PENExaluacion Financiera

agua inyectada acumulada generada por el software CMG, al exportar los datos a excel, se identifica que
para el 1 de junio del afio 2020 son necesarios 2°913.757 barriles de agua acumulada.

Tomando en consideracion esta informacion se procede a calcular las libras necesarias de polimero que se
deben adicionar a este volumen de agua (2’913.757 barriles), para obtener una concentracion de 1500 ppm
de solucién polimérica por lo que se realiza el siguiente céalculo:

8,3454 * 10—6% 42gal

1ppm * 1Bbl

1500ppm * * 2913757Bbl = 1'531,974, 181b (5-15)

Se necesitan 1’°531.974,18 1b del polimero HPAM, para el desarrollo del proyecto. La tabla 5.24 muestra el
costo del polimero por libra y el costo total asociado a este:

Fluido | Costo (USD / 1b) | Polimero (Ilb) USD
HPAM 0,816 1’531.974,18 1’250.090,93

Tabla 5-24: Costo de polimero. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

De igual manera se procede a calcular la cantidad necesaria de nanoparticulas que se deben adicionar a
este volumen de agua (2'913.757 barriles), para obtener una concentraciéon de 300 ppm de solucion de
nanoparticulas por lo que se realiza el siguiente calculo:

42gal

!
1
2'913,757bbl * T

= 122/377,794gal (5-16)

8,3454  10~%1b/gal . 42gal
1ppm 1Bbl

lgal

300ppm = 8. 340D

* 2'913,757Bbl = 306,387, 49261b *

= 36,737, 11gal (5-17)

Se necesitan 36.737,11 galones de solucién de nanoparticulas, para el desarrollo del proyecto. La tabla 5.25
muestra el costo de las nanoparticulas por galon y el costo total asociado a este:

Fluido Costo (USD / gal) | Nanoparticulas (gal) USD
Nanoparticulas 12 36.737,11 440.845,31

Tabla 5-25: Costo de nanoparticulas. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

Una vez realizada la compra de la cantidad de polimero y nanoparticulas correspondiente, es necesario hacer
un tratamiento tanto del polimero, las nanoparticulas como del agua a inyectar; el costo de dicho tratamiento
es presentado en la tabla 5.26.

Fluido Tratamiento (USD / Bbl) | Volumen (Bbl) USD
Solucion nanopolimérica 0,365 2’913.757 1°063.521,31

Tabla 5-26: Costo de tratamiento de solucion nanopolimérica. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol
S.A.
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En la Tabla 5.27, se muestra el CAPEX o el costo de inversiéon total en dolares

Acondicionamiento de facilidades de inyeccion (USD) 436.000

Costo tratamiento del agua (USD) 1'969.877,1
Costo del polimero (USD) 1'250.090,93
Costo de las nanoparticulas (USD) 440.845,31
Costo de tratamiento solucién nanopolimérica (USD) 1°019.814.95
Total (USD) 5’160.334,65

Tabla 5-27: Costo de inversion total. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

5.3.2  Analisis de Costos de Operacién (OPEX)

Estos costos se encuentran reflejados en el lifting cost del campo, el cual agrupa todos los costos referidos a
suministros, transporte, produccion, talento humano, mantenimiento, procesamiento, entre otros.

El lifting cost para el Campo X, segin Ecopetrol, tiene un valor de 6,6 USD/Bbl. Se determina los costos de
operacion, con base a la producciéon estimada para cada ano, como se muestra en la tabla 5.28

Periodo (Anual) | Produccion diaria (Bbl) | Produccion Anual (Bbl) | Lifting Cost (USD/Bbl) USD
1 (2020) 4.502 1'643.267 6,6 10’845.562
2 (2021) 4.481 1'635.692 6,6 10°795.567
3 (2022) 4.186 1'527.957 6,6 10°084.516
4 (2023) 3.921 1.431.117 6,6 9'445.372
5 (2024) 3.725 1’359.687 6,6 8’973.934

Tabla 5-28: Analisis de costos de operaciéon del campo. Fuente: Elaboracién propia.

5.3.3 Analisis de Ingresos

El anélisis de ingresos se encuentra asociado a la produccién de petréleo, que en este caso corresponde a
inyeccion de la soluciéon nanopolimérica. Para el calculo de los ingresos se hace una proyeccién a cinco anos
donde se toma en cuenta el precio de venta del barril de crudo, el cual se referencia con respecto al petroleo
Brent, las regalias y la produccién asociada.

De igual manera se debe tener presente que sobre los precios de referencia, se genera una penalidad de 11
USD/Bbl, dato suministrado por Ecopetrol, debido a la gravedad API que se tiene, la cual es muy baja y su
alta viscosidad, Estos datos se aprecian en la Tabla 5.29

Ano | Precio de referencia (USD/Bbl) | Penalidad (US/Bbl) | Precio final (US/Bbl)
2020 50 11 39
2021 55 11 44
2022 60 11 49
2023 65 11 54
2024 70 11 99

Tabla 5-29: Precios corregidos de venta del crudo. Fuente: elaboracién propia.

Con el fin de realizar el calculo neto de los ingresos del proyecto, se debe tener en cuenta el porcentaje
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correspondiente a las regalias. Segin la ley 756 del 2002, Art.16 el porcentaje de regalias por la explotacion
de hidrocarburos de propiedad nacional se puede calcular usando tabla 5.30

Produccién diaria promedio mes Porcentaje
Produccién igual o menor a 5 KBPD 8%
Produccién mayor a 5 KBPD o igual a 125 KBPD X%
Produccion mayor a 125 KBPD o inferior o igual a 400 KBPD 20%
Produccién mayor a 400 KBPD o inferior o igual a 600 KBPD Y %
Produccion mayor a 600 KBPD 25%

Tabla 5-30: Porcentaje de regalias segin la Ley 756 de 2002. Fuente: COLOMBIA. CONGRESO DE LA
REPUBLICA. Ley 756. 23, Julio, 2002. Por la cual se modifica la Ley 141 de 1994, se establecen criterios de
distribucion y se dictan otras disposiciones. Diario Oficial 44878. Julio 25 de 2002.

La produccién promedio del Campo es de 114.170 BPD, por lo que el porcentaje de regalias a pagar esté en
funcién de la ecuaciéon 5.18

X % = 8+ [Produccin(KBPD) —5KBPD %0, 1] (5-18)

La ecuaciéon 5.19 muestra la obtencién de las regalias correspondientes para el Campo X.

114170
X%=8+ W75KBPD*O,1 =18,917% (5-19)
Por medio de la ecuacion 5.11, se obtiene que el porcentaje de regalias que debe cancelar el campo corresponde
a 18,917 %. Con base en este porcentaje se procede a calcular la liquidacion de las regalias para el escenario

propuesto. Como se aprecia en la Tabla 5-31

Periodo (Anual) | Producciéon Bruta (Bbl) | Produccion promedio dia (BPD) | Regalias (18,917 %) | Produccion neta (Bbl)
1 (2020) 1643.267 4.502 310.857 1'332.410
2 (2021) 1'635.692 4.481 309.424 1.326.268
3 (2022) 1’527.957 4.186 289.044 1'238.913
4 (2023) 1’431.117 3.921 270.724 1’160.393
5 (2024) 1359.687 3.725 257.212 1'102.475

Tabla 5-31: Porcentaje de regalias segtn la Ley 756 de 2002 (produccion neta). Fuente: elaboracion propia.

En la Tabla 5.32 se muestran los ingresos netos tomando como base los precios de referencia, como precios
de venta,

Periodo (Anual) | Producciéon neta (Bbl) | Precio de venta (USD/Bbl) | Ingresos (USD)
1 (2020) 1'332.410 39 51°063.997
2 (2021) 1’326.268 44 58’355.798
3 (2022) 1’238.913 49 60°706.755
4 (2023) 1’160.393 54 62’661.200
5 (2024) 1'102.475 59 65'046.026

Tabla 5-32: Ingresos netos, Precio Referencia. Fuente: elaboracion propia.

5.3.4 Flujo de Caja.

Los flujos de caja son graficas que facilitan la comprension de los ingresos y egresos que se tiene en un
proyecto. Se debe tener en cuenta que los ingresos se toman con signo positivo y en la linea del tiempo
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estardn ubicados en la parte superior, mientras que los egresos se tomaran con signo negativo y estaran
ubicados hacia abajo en la linea del tiempo.

Los datos de ingresos consignados en la Figura 5-5 fueron los valores de ingresos obtenidos en la Tabla 5-32.
El valor de egresos para el periodo 0 que aparece en la figura corresponde al valor total del Capex obtenido
en la Tabla 5-27, para el resto de periodos estos datos corresponden a los Opex, registrados en la Tabla 5-28

INGRESOS usD
65'046.026
62'661.200
60706.755 A
59'355.798 A
51'963.997 A A
A
Anos
0 1 2 3 4 5
5712.950,135
L 4
L 4
L 4 2'073.934
v 9'445 372
v 100084 516
107795 567
10r845 562
EGRESOS UsD

Figura 5-5: Flujo de caja nanopolimero PFN-24. Fuente: elaboracién propia.

El flujo de caja neto para el escenario de precio de referencia aparece en la Figura 5-6
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INGRESOS usD
56'072.092
53215.828
50'622.239 A
47'560.231 A
41'118.435 A ~
A
Afos
0 1 2 3 4 5

5712.950,135

EGRESOS usb

Figura 5-6: Flujo de caja neto nanopolimero PFN24, Fuente: elaboracién propia.

5.3.5 Valor Presente Neto (VPN).

La siguiente es la ecuacién que permite calcular el VPN:

FlujoDeFE fectivoN etoDuranteUnSoloPeriodo

NumeroDePeriodos
(1 + TasaDeDescuento) ™ " ewerertees

ValorPresenteNeto(VPN) = Z (5-20)

Antes de aplicar la formula, se deben definir los términos que la componen. Asi pues, los pasos para calcular
el VPN son:

= Definir el periodo de tiempo: Es importante concretar el lapso de tiempo de la inversién, determi-
nando el nimero de periodos. Para este caso el periodo de tiempo es de 5 anos

= Analizar el flujo de efectivo: Para estimar los flujos de caja futuros, se requiere analizar los ingresos
y los gastos proyectados. De este modo, el flujo de efectivo haré referencia a la diferencia entre los
ingresos y los gastos, tanto presentes como futuros.

= Tasa de Descuento: Corresponde a la tasa de interés de oportunidad. En este caso la tasa fue
establecida en 17 % efectivo Anual

Desde el punto de vista matematico, el VPN es la sumatoria de los flujos de caja equivalentes a su valor
actual, tal como muestra la ecuacion 5.21

VPN=) F,(1+i) "=F+FR0+i) " +FR0+i) "+ +F (1+i)" (5-21)
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Donde i, es la tasa de descuento, TIO.

A partir de la ecuacion 5.22, se realiza el calculo del valor presente neto para el precio central, el cual se
encuentra representado en la ecuacién 5.6.

41'118,435 47'560,231  50'622,239  53'215,828  56'072,091
1 0.17 + 2+ 3 4 5
(1+0,17)  (1+40,17)* (140,17 (140,17)* (140,17)

VPN,17) = —5'160,334, 65+ = 150'307,790,9

(5-22)

Una vez calculado el Valor Presente Neto, es importante analizar los resultados para comprender su significado
)
y tomar decisiones correctas e informadas con las que obtener conclusiones precisas.

= VPN positivo : los flujos de caja futuros superan el coste inicial de inversion y, por tanto, el proyecto
es rentable y vale la pena invertir.

= VPN negativo: los flujos de caja futuros son inferiores al coste inicial invertido, lo que indica que el
proyecto no es rentable y no vale la pena continuar.

= VPN cero:los flujos de ingresos son iguales al dinero invertido, es decir, la inversién no es ni rentable
ni costosa, asi que sera indiferente invertir en el proyecto.

El resultado obtenido fue de 150’307.790,9 USD, que corresponde a un caso econémicamente viable para la
compania, debido a que el resultado fue positivo.

5.3.6 Conclusion de la Evaluacién Financiera

Desde el punto de vista financiero, la implementaciéon de la solucién nanopolimérica PFN-24 como método
de recobro mejorado en el Campo X, es viable debido a que los flujos de caja futuros superan el coste inicial
de inversién y, por tanto, el proyecto es rentable y vale la pena invertir. Obteniendo unas ganancias netas de
150°307.790,9 USD

5.4 Evaluacién financiera propuesta de inyeccion de nanopolimeros
escenario PFN-03

5.4.1 Analisis de Costos de Inversion (CAPEX)

La zona del yacimiento, en el Campo X donde se desarrollo la predicciéon del proyecto de inyeccién de
polimero, contaba previamente con un proyecto en desarrollo de inyecciéon de agua, por tal motivo los
costosdel acondicionamiento de los pozos no se tiene en cuenta en las inversiones que tiene que hacer la
compania para el desarrollo de la inyeccién de polimeros. Asi mismo, el campo cuenta actualmente con
facilidades de produccién instaladas para el tratamiento del crudo y agua en superficie, en donde se incluyen
tratadores térmicos, tratadores electrostaticos, bombas de transferencia, tanques, entre otros.

Sin embargo, para el desarrollo del proyecto es necesario tratar el polimero y el agua, para lo cual se requiere
la instalacion adicional de un silo de almacenamiento, de una unidad de mezcla y diluciéon de polimero y de
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un tanque de maduracién, en la planta de tratamiento de agua. En la tabla 5.33 se presentan los distintos
costos asociados al acondicionamiento de la facilidad.

Equipo USD
Silo de almacenamiento 96.000.00
Unidad de mezcla y de dilucion de polimero | 165.000.00
Tanque de almacenamiento 175.000.00
Total 436.000.00

Tabla 5-33: Acondicionamiento de las facilidades de inyecciéon. Fuente: Departamento de Yacimientos,
Ecopetrol S.A.

Previo a la inyeccién, es necesario un correcto tratamiento del agua, donde el volumen poroso a inyectar a
un tiempo de 5 anos corresponde a 6’566.257 Bbl, segin el software CMG. el costo asociado al tratamiento
se observa en la tabla 5.34

Fluido | Tratamiento (USD / Bbl) | Volumen (Bbl) USD
Agua 0,3 6’566.257 1969.877,1

Tabla 5-34: Costo de tratamiento del agua. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

Dado a que la predicciéon de la inyeccién de nanopolimero se realizé por baches en donde el primer ano
de ejecucion del proyecto (1 junio del 2019 - 1 junio del 2020) se inyecta nanopolimero y para los otros 4
anos restantes se retoma con la inyeccion de agua es indispensable determinar cuantos barriles de agua son
necesarios para la inyecciéon de la soluciéon nanopolimérica, este dato se determiné a partir de la grafica de
agua inyectada acumulada generada por el software CMG, al exportar los datos a excel, se identifica que
para el 1 de junio del afnio 2020 son necesarios 2°913.757 barriles de agua acumulada.

Tomando en consideracién esta informaciéon se procede a calcular las libras necesarias de polimero que se
deben adicionar a este volumen de agua (2’'913.757 barriles), para obtener una concentracion de 500 ppm de
solucién polimérica por lo que se realiza el siguiente calculo:

8,3454 x 1070 1% , 42gal
1ppm 1Bbl

500ppm * * 2913757Bbl = 510,645, 821b (5-23)

Se necesitan 510.645,82 1b del polimero HPAM, para el desarrollo del proyecto. La tabla 5.35 muestra el
costo del polimero por libra y el costo total asociado a este:

Fluido | Costo (USD / 1b) | Polimero (Ilb) USD
HPAM 0,816 510.645,82 416.686,99

Tabla 5-35: Costo de polimero. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

De igual manera se procede a calcular la cantidad necesaria de nanoparticulas que se deben adicionar a
este volumen de agua (2’913.757 barriles), para obtener una concentracion de 300 ppm de solucion de
nanoparticulas por lo que se realiza el siguiente calculo:

42gal
1Bbl

2'913,757bbl * = 122/377,794gal (5-24)
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8,3454 % 10-%1b/gal  42gal

2'913,757Bbl = 491+ —J°°
o * Ty * 2 913,757 306,387, 491b *

300ppm = 36,737, 11gal (5-25)

Se necesitan 36.737,11 galones de solucién de nanoparticulas, para el desarrollo del proyecto. La tabla 5.36
muestra el costo de las nanoparticulas por galén y el costo total asociado a este:

Fluido Costo (USD / gal) | Nanoparticulas (gal) USD
Nanoparticulas 12 36.737,11 440.845,31

Tabla 5-36: Costo de nanoparticulas. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

Una vez realizada la compra de la cantidad de polimero y nanoparticulas correspondiente, es necesario hacer
un tratamiento tanto del polimero, las nanoparticulas como del agua a inyectar; el costo de dicho tratamiento
es presentado en la tabla 5.37.

Fluido Tratamiento (USD / Bbl) | Volumen (Bbl) USD
Solucién nanopolimérica 0,32 2'913.757 932.402,24

Tabla 5-37: Costo de tratamiento de solucién nanopolimérica. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol
S.A.

En la Tabla 5.38, se muestra el CAPEX o el costo de inversion total en dolares

Acondicionamiento de facilidades de inyeccién (USD) 436.000

Costo tratamiento del agua (USD) 1'969.877,1
Costo del polimero (USD) 416.686,99
Costo de las nanoparticulas (USD) 440.845,31
Costo de tratamiento solucién nanopolimérica (USD) 932.402,24
Total (USD) 4’195.811,64

Tabla 5-38: Costo de inversion total. Fuente: Departamento de Yacimientos, Ecopetrol S.A.

5.4.2 Analisis de Costos de Operacion (OPEX)

Estos costos se encuentran reflejados en el lifting cost del campo, el cual agrupa todos los costos referidos a
suministros, transporte, produccion, talento humano, mantenimiento, procesamiento, entre otros.

El lifting cost para el Campo X, segin Ecopetrol, tiene un valor de 6,6 USD/Bbl. Se determina los costos de
operacion, con base a la produccion estimada para cada ano, como se muestra en la tabla 5.39

Periodo (Anual) | Producciéon diaria (Bbl) | Produccién Anual (Bbl) | Lifting Cost (USD/Bbl) USD
1 (2020) 4.502 1'643.267 6,6 10’845.562
2 (2021) 4.481 1'635.692 6,6 10’795.567
3 (2022) 4.186 1'527.957 6,6 10’084.516
4 (2023) 3.921 1.431.117 6,6 9°445.372
5 (2024) 3.725 1'359.687 6,6 8’973.934

Tabla 5-39: Analisis de costos de operacion del campo. Fuente: Elaboracion propia.
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5.4.3 Analisis de Ingresos

El analisis de ingresos se encuentra asociado a la produccion de petréleo, que en este caso corresponde a
inyeccion de la soluciéon nanopolimérica. Para el calculo de los ingresos se hace una proyeccién a cinco anos
donde se toma en cuenta el precio de venta del barril de crudo, el cual se referencia con respecto al petroleo
Brent, las regalias y la produccion asociada.

De igual manera se debe tener presente que sobre los precios de referencia, se genera una penalidad de 11
USD/Bbl, dato suministrado por Ecopetrol, debido a la gravedad API que se tiene, la cual es muy baja y su
alta viscosidad, Estos datos se aprecian en la Tabla 5.40

Ao | Precio de referencia (USD/Bbl) | Penalidad (US/Bbl) | Precio final (US/Bbl)
2020 50 11 39
2021 55 11 44
2022 60 11 49
2023 65 11 54
2024 70 11 59

Tabla 5-40: Precios corregidos de venta del crudo. Fuente: elaboracién propia.

Con el fin de realizar el calculo neto de los ingresos del proyecto, se debe tener en cuenta el porcentaje
correspondiente a las regalias. Segin la ley 756 del 2002, Art.16 el porcentaje de regalias por la explotacion
de hidrocarburos de propiedad nacional se puede calcular usando tabla 5.41

Produccién diaria promedio mes Porcentaje
Produccién igual o menor a 5 KBPD 8%
Produccién mayor a 5 KBPD o igual a 125 KBPD X%
Produccion mayor a 125 KBPD o inferior o igual a 400 KBPD 20%
Produccién mayor a 400 KBPD o inferior o igual a 600 KBPD Y %
Produccion mayor a 600 KBPD 25%

Tabla 5-41: Porcentaje de regalias segin la Ley 756 de 2002. Fuente: COLOMBIA. CONGRESO DE LA
REPUBLICA. Ley 756. 23, Julio, 2002. Por la cual se modifica la Ley 141 de 1994, se establecen criterios de
distribucion y se dictan otras disposiciones. Diario Oficial 44878. Julio 25 de 2002.

La produccién promedio del Campo es de 114.170 BPD, por lo que el porcentaje de regalias a pagar esté en
funcién de la ecuaciéon 5.26

X % = 8+ [Produccin(KBPD) —5KBPD %0,1] (5-26)

La ecuaciéon 5.27 muestra la obtencién de las regalias correspondientes para el Campo X.

114170

X =
f=8+ 1000

—5KBPD x0,1| =18,917% (5-27)

Por medio de la ecuacién 5.27, se obtiene que el porcentaje de regalias que debe cancelar el campo corresponde
a 18,917 %. Con base en este porcentaje se procede a calcular la liquidacion de las regalias para el escenario
propuesto. Como se aprecia en la Tabla 5-42
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Periodo (Anual) | Producciéon Bruta (Bbl) | Produccién promedio dia (BPD) | Regalias (18,917 %) | Produccion neta (Bbl)

1 (2020) 1'643.267 4.502 310.857 1’332.410
2 (2021) 1'635.692 4.481 309.424 1.326.268
3 (2022) 1'527.957 4.186 289.044 1'238.913
4 (2023) 1'431.117 3.921 270.724 1'160.393
5 (2024) 1’359.687 3.725 257.212 1’102.475

Tabla 5-42: Porcentaje de regalias segin la Ley 756 de 2002 (produccion neta). Fuente: elaboracion propia.

En la Tabla 5.43 se muestran los ingresos netos tomando como base los precios de referencia, como precios
de venta,

Periodo (Anual) | Produccién neta (Bbl) | Precio de venta (USD/Bbl) | Ingresos (USD)
1 (2020) 17332.410 39 51°963.997
2 (2021) 17326.268 i 58'355.798
3 (2022) 1’238.913 49 60’706.755
4 (2023) 1’160.393 54 62’661.200
5 (2024) 1’102.475 59 65’046.026

Tabla 5-43: Ingresos netos, Precio Referencia. Fuente: elaboracion propia.

5.4.4 Flujo de Caja.

Los flujos de caja son graficas que facilitan la comprension de los ingresos y egresos que se tiene en un
proyecto. Se debe tener en cuenta que los ingresos se toman con signo positivo y en la linea del tiempo
estaran ubicados en la parte superior, mientras que los egresos se tomaran con signo negativo y estaran
ubicados hacia abajo en la linea del tiempo.

Los datos de ingresos consignados en la Figura 5-7 fueron los valores de ingresos obtenidos en la Tabla 5-37.
El valor de egresos para el periodo 0 que aparece en la figura corresponde al valor total del Capex obtenido
en la Tabla 5-38, para el resto de periodos estos datos corresponden a los Opex, registrados en la Tabla 5-39
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INGRESOS usD
65'046.026
62'661.200
60°706.755 A
58355798 A
51'963.997 A A
A
Anos
0 1 2 3 4 5
5712.950,135
v
v
4 2'973.934
4 9'445 372
v 100084 516
107795 567
10'845 562
EGRESOS USD

Figura 5-7: Flujo de caja nanopolimero PFN-03. Fuente: elaboracién propia.

El flujo de caja neto para el escenario de precio de referencia aparece en la Figura 5-8

INGRESOS uspo
56'072.092
53215.828
50°'622.239 A
47560231 A
41'118.435 A -
A
Afios
0 1 2 3 4 5

5712.950,135

EGRESOS usD

Figura 5-8: Flujo de caja neto nanopolimero PFN-03, Fuente: elaboracién propia.
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5.4.5 Valor Presente Neto (VPN).

La siguiente es la ecuacién que permite calcular el VPN:

FlujoDeFE fectivoNetoDuranteUnSoloPeriodo

Valor PresenteNeto(VPN) = Z (1 & TasaDeDescuento) N meroDePeriodos

(5-28)

Antes de aplicar la formula, se deben definir los términos que la componen. Asi pues, los pasos para calcular
el VPN son:

= Definir el periodo de tiempo: Es importante concretar el lapso de tiempo de la inversién, determi-
nando el nimero de periodos. Para este caso el periodo de tiempo es de 5 anos

= Analizar el flujo de efectivo: Para estimar los flujos de caja futuros, se requiere analizar los ingresos
y los gastos proyectados. De este modo, el flujo de efectivo hara referencia a la diferencia entre los
ingresos y los gastos, tanto presentes como futuros.

= Tasa de Descuento: Corresponde a la tasa de interés de oportunidad. En este caso la tasa fue

establecida en 17 % efectivo Anual

Desde el punto de vista matematico, el VPN es la sumatoria de los flujos de caja equivalentes a su valor
actual, tal como muestra la ecuacién 5.21

VPN = Z Fo(l4) " =Fo+ P (0+) "+ R0+ 2+ 4+ FE, (149" (5-29)
Donde i, es la tasa de descuento, TTO.

A partir de la ecuacion 5.28, se realiza el calculo del valor presente neto para el precio central, el cual se
encuentra representado en la ecuacion 5.6.

41118435 4T'560,231 | 50'622,239 | 5¥215,828 56072001
(1+0,17)  (140,17)> (14+0,17)* (1+0,17)" (1+0,17)°

VPN17) = —5'712,950, 135+ = 149'755,175, 4

(5-30)

Una vez calculado el Valor Presente Neto, es importante analizar los resultados para comprender su significado
y tomar decisiones correctas e informadas con las que obtener conclusiones precisas.

= VPN positivo : los flujos de caja futuros superan el coste inicial de inversion y, por tanto, el proyecto
es rentable y vale la pena invertir.

= VPN negativo: los flujos de caja futuros son inferiores al coste inicial invertido, lo que indica que el
proyecto no es rentable y no vale la pena continuar.

= VPN cero:los flujos de ingresos son iguales al dinero invertido, es decir, la inversién no es ni rentable
ni costosa, asi que sera indiferente invertir en el proyecto.

El resultado obtenido fue de 149’755.175,4 USD, que corresponde a un caso econémicamente viable para la
compania, debido a que el resultado fue positivo.
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54.6 Conclusion de la Evaluacién Financiera

Desde el punto de vista financiero, la implementacion de la soluciéon nanopolimérica PFN-3 como método de
recobro mejorado en el Campo X, es viable debido a que los flujos de caja futuros superan el coste inicial de
inversion y, por tanto, el proyecto es rentable y vale la pena invertir. Obteniendo unas ganancias netas de
149°755.175,4 USD
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6 Conclusiones y Recomendaciones

6.1 Conclusiones

Se logro establecer que la interaccion del polimero con las nanoparticulas muestran resultados prometedores
en la estabilidad del polimero lo cual representa una alternativa viable para ampliar el rango de condiciones
de uso de los polimeros HPAM tradicionales conduciendo a procesos de escalamiento mas efectivos y més
econdmicos para procesos EOR a gran escala

La mejora del desempeno de un proceso de inyecciéon de polimero por adiciéon de nanoparticulas depende de
las condiciones operacionales, el tipo de roca del yacimiento, las caracteristicas del crudo, las propiedades del
polimero y las nanoparticulas, el nivel de interaccién logrado entre ambos quimicos, entre otros

Se logro evidenciar la importancia de una acertada simulacién numérica antes de la implementacion de la
inyecciéon de polimero en campo, debido a que permite facilitar la toma de decisiones en factores determinantes
tanto en la etapa de disefio asi como en la puesta en marcha del mismo

Desde el punto de vista financiero, la implementacion de la solucion polimerica PF-Bache08 como método de
recobro mejorado en el Campo X, es viable debido a que los flujos de caja futuros superan el coste inicial de
inversion y, por tanto, el proyecto es rentable y vale la pena invertir. Obteniendo unas ganancias netas de
150°374.459,4 USD

Desde el punto de vista financiero, la implementacién de la solucion nanopolimerica PFN-06 como método
de recobro mejorado en el Campo X, es viable debido a que los flujos de caja futuros superan el coste inicial
de inversién y, por tanto, el proyecto es rentable y vale la pena invertir. Obteniendo unas ganancias netas de
150°337.641,2 USD

Desde el punto de vista financiero, la implementacion de la solucion nanopolimerica PFN-24 como método
de recobro mejorado en el Campo X, es viable debido a que los flujos de caja futuros superan el coste inicial
de inversién y, por tanto, el proyecto es rentable y vale la pena invertir. Obteniendo unas ganancias netas de
149°755.175,4 USD

6.2 Recomendaciones

Evaluar las interacciones entre las nanoparticulas y el polimero de manera experimental, y asi comprender el
fenomeno de adsorcion para las distintas concentraciones de polimero y nanoparticulas propuestas

Realizar pruebas de degradacion para las soluciones poliméricas propuestas y las soluciones nano-polimericas
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propuestas y asi poder determinar la reduccién en la degradaciéon obtenida mediante la inclusiéon de los
nanomateriales
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