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ANTECEDENTES Y JUSTIFICACION

Los campos petroleros del Noroeste peruano se encuentran en explotaciéon
desde hace mas de 50 anos y pueden ser considerados en un futuro como
“‘campos maduros” o “campos marginales”. La explotacion econémica por los
Contratistas privados involucra ciertos parametros normativos y técnicos que
permita la maxima recuperaciéon de las reservas de petréleo en los campos en

actual explotacion.

A la fecha, no se cuenta con estudios relacionados al analisis de la explotacién
de “campos maduros” y “campos marginales” y el impacto de la normatividad

aplicable.

El trabajo de tesis es una propuesta original e involucra investigacion aplicada
a la especialidad de Ingenieria de Petroleo en el analisis de “campos maduros”
y “campos marginales” y sera una herramienta de apoyo en el diagnostico
actual y futuro de la explotacion en el Noroeste y una herramienta de apoyo a
la toma de decisiones por parte de los directivos y ejecutivos del sector publico

y privado.

PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

La industria petrolera en el Noroeste tiene mas de 100 afos, desde el
descubrimiento de petréleo. Desde entonces, mas de 100 campos han sido
colocados en operacion y aun se encuentran en produccidén. Estos campos

presentan pozos con un perfil de producciéon declinante, muchos estan



cercanos a su limite econémico y muchos proyectos pilotos de inyeccion de

agua y gas no han mostrado resultados acorde con la estimacion teérica.

A pesar del menor nivel de renta que producen, los campos maduros y los
campos marginales, poseen gran importancia econémica para las regiones
cercanas a su localizacién, ya sea por ser una fuente de mano de obra local,
dinamizacién del comercio y fuente de ingresos a través del canon. Es comun,
en diversos paises del mundo, como en los Estados Unidos y Canada, la
practica de incentivos para estos campos, logrando asi una extension de sus

vidas productivas.

DEFINICION DE LOS OBJETIVOS

El objetivo principal de la presente tesis es por un lado, establecer los criterios
para la denominacion de “campos maduros” y “campos marginales” y por otro
lado es proponer alternativas técnicas y/o normativas que permita la extension
de la vida productiva de estos campos y que permitan la maximizacion de la

recuperacion de petroleo

Asimismo, es necesario establecer el ambito de definicion de “campos
maduros” y “campos marginales” y sus caracteristicas de produccion y

desarrollo.

MARCO TEORICO
El marco tedrico en el cual se desarrolla la presente tesis, esta basado en el
comportamiento productivo de los pozos, costos de produccion, regalias y

normatividad existente.



Para esto se hara uso de aspectos tedricos existentes en los libros texto

relacionados con la industria y articulos recientemente publicados.

FORMULACION DE LA HIPOTESIS

Las hipdtesis que se consideran para la demostracion en el trabajo de tesis es:

(1)  Es factible lograr establecer una definicion de “campos maduros”
y “campos marginales”, que permita una relacién con los
aspectos normativos.

(2) Es factible la extension de la vida productiva de un campo
petrolero, mas alla de su limite econdmico actual

(3) Es factible proponer parametros para ser incorporados a una
normatividad futura que permita beneficios para el inversionista y

la sociedad.



l.-INTRODUCCION

Actualmente en los medios de informacién especializados se puede observar
que los grandes descubrimientos de reservas de petréleo son cada vez mas
escasos, por lo que se hace necesario llevar a cabo la optimizacion de la
recuperacion de las reservas descubiertas, lo cual involucra aspectos técnicos

y econdmicos muy importante para la industria.

Recientemente los campos maduros han adquirido una mayor importancia para
los paises que poseen este tipo de yacimientos, dado el alto precio del crudo y
la facilidad para incrementar la produccion, a partir de estos campos. Existen
algunas definiciones para establecer el perfil de un campo maduro y un campo
marginal. Como parte del desarrollo de la presente tesis, se tratara en detalle el
analisis de las definiciones, pero a efectos de iniciar la discusion se puede
comentar que un campo maduro se considera como tal, cuando la tendencia de
produccion muestra una definida declinacion y un campo marginal cuando la
rentabilidad no permite obtener una utilidad extraordinaria. El siguiente grafico

esquematiza tal discusion.



GRAFICO N° 1

ESQUEMA DEL CICLO DE VIDA DE UN CAMPO PETROLERO
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Para el caso peruano, la totalidad de las reservas probadas desarrolladas de
petréleo del Noroeste se encuentran localizadas en los denominados
reservorios o campos maduros. El grafico N° 2, muestra el perfil de produccion
del Noroeste (Onshore) donde se observa la tendencia declinatoria, la que
coincide con el esquema de declinacion mostrado en el Grafico N° 1. A partir
del ano 1991 se observa una separacion positiva del perfil de produccion
indicando el impacto de los programas de incentivos implementados, a fin de

incrementar la produccion e inversiones.

El petréleo descubierto en el Noroeste es de vital importancia en el sentido de

que existe interés tanto de parte de los Contratistas (Inversionistas) como de
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parte del Estado por aumentar estas reservas, tomando en cuenta dos caminos

viables:

(1)

(2)

Politicas regulatorias especificas, v,

Inversiones para la perforacion de pozos, reacondicionamientos

(workovers), rehabilitaciones (web service) y aplicacion de nuevas

tecnologias (rebaleo con proyectiles de alta penetracion, re-

fracturamiento masivo y profundo,

nuevos productos para

estimulacién del reservorio).

GRAFICO N° 2

CARACTERISTICAS DE PRODUCCION — NOROESTE PERUANO
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produccion. Por ejemplo en los Estados Unidos, donde se cuenta con una
regulacion especifica de incentivo para los pozos con baja produccién (stripper
wells), existen mas de 8,000 compafiias que operan pozos con produccién
menor a 15 barriles de petroleo por dia y produccién de gas menor a 120,000
pies cubicos por dia. La produccion de estas companias representa el 65 % de
la produccién total de gas y 40 % de la produccién total de petréleo de ese pais
(Informe EIA/DOE — 2005)".

Se puede afirmar, sobre la base de la bibliografia revisada, que los campos
maduros son campos con rentabilidad por debajo del promedio estimado para
la actividad, pero que aun es lucrativo para sus operadores; y que los campos
marginales son campos donde los ingresos obtenidos son iguales a los gastos,
no existiendo por lo tanto una rentabilidad minima. Una segunda hipétesis,
permite definir a los campos marginales, como campos no atractivos para la
compania operadora debido al tamano del negocio. Estas definiciones, que son
mencionadas o utilizadas por la industria petrolera, nos van a permitir definir
con precision la madurez o marginalidad de un campo, para su utilizacion para

efecto regulatorio.

La experiencia internacional muestra la necesidad de un tratamiento
diferenciado para las actividades de explotacion en campos marginalmente
economicos, o en aquellos que han alcanzado una etapa avanzada de
agotamiento en la explotacion. En el contexto de establecer un tratamiento
diferenciado, que es utilizado en otros paises, es necesario conceptualizar y
establecer criterios para definir un campo maduro y un campo marginal, como

fase inicial para establecer una politica normativa. El objetivo principal es

! Informes publicados por el Departamento de Energia de los Estados Unidos (Department of
Energy — DOE), a traves de su oficina denominada Energy Information Administration-EIA.
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propiciar la entrada de nuevos agentes econdmicos que, sobre la base de

incentivos, incorporen recursos financieros al sector.

El presente trabajo propone una definicidon clara y objetiva para estos dos tipos
de campo. Con estas definiciones establecidas, se pueden estructurar o no,
una politica regulatoria (normativa) a fin de continuar con la produccién de

petroleo de estos campos.

En lo referente a campos maduros, los parametros a utilizar estarian asociados
a: (1) Volumen del recurso y (2) produccién acumulada. Para los campos
marginales los parametros estarian relacionados a (1) costos de operacion
(lifting cost) tal como: gasto de energia eléctrica, mantenimiento, costo de
separacion y tratamiento, y (2) parametros de comparacién tal como
rentabilidad media de compafias operando en el mundo y el pago de regalias

e impuestos.

La presencia de nuevos operadores en estos campos puede causar una serie
de impactos econdmicos y sociales positivos, como por ejemplo: incremento de
renta para el tesoro a través del pago de impuestos y de regalias, incremento

de mano de obra y mayor movimiento del comercio local.

.1.- DEFINICIONES

A continuacion se presenta las conceptualizaciones encontradas en la

literatura.



1.1.1.- Definicion de campos maduros

Podemos iniciar esta definicion partiendo de los conceptos generales
validos en la literatura técnica. Si efectuamos comparacién entre el
comportamiento productivo de un campo de petréleo y el "Estudio sobre
la evolucion de la industria" realizado por Porter (1986), podemos ver
que de acuerdo a este autor, se tiene la hipotesis de que la industria o
un producto en general pasa por varias fases o periodos durante su

vida: introduccion, crecimiento, madurez y declinacion. Estas fases se

ilustran en el Grafico siguiente.

GRAFICO N° 3

ETAPAS DEL CICLO DE VIDA DE UN PRODUCTO
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Se puede hacer una analogia del grafico N° 3, con el grafico de la
produccion de un campo tipico mostrado en el grafico N° 4. La
descripcion de Porter (1986) muestra que después de la fase de
crecimiento y antes de la fase de declinacidon, existe una fase
denominada de madurez, cuando prevalece cierta produccion a nivel
constante. En esta fase, existe un ascenso y una declinacion de la
curva, mostrando un cierto equilibrio en las ventas del producto. Para
ello, ésta es la fase donde el producto adquiere estabilidad en el

mercado, consolidando su aceptacion.

GRAFICO N° 4

HISTORIA DE PRODUCCION TIPICA
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En el grafico de produccion de petréleo de un campo, también se puede
observar una fase de crecimiento, y la fase de madurez se correlaciona
con la fase de declinacién. Segun lo observado en la grafico N° 4, el
crecimiento en produccion del campo va hasta el afio 1970, y a partir de

este ano, inicia la declinacion.

Porter efectua algunas criticas al ciclo de la vida del producto: "la
duracion de los periodos varia ampliamente entre industrias/productos y
no es facilmente diferenciable en que etapa del ciclo de vida esta una
industria/producto”. Para los campos/reservorios la duracion de los
periodos es variable dependiendo de las caracteristicas de cada uno,
pero, en la mayoria de las veces, debido a la supervisidén (monitoreo)
permanente del campo / reservorio, se puede determinar en que periodo

o etapa del ciclo de vida se encuentra en cada momento.

El crecimiento de una industria no siempre sigue un formato tipo "S", tal
como el esquematizado en el Grafico N° 3. Algunas industrias no pasan
por la fase de la madurez, ya que pasan directo del crecimiento al
periodo de declinacion. Esto mismo ocurre en algunos campos /
reservorios que pasan de la fase de crecimiento a la fase de declinacion.
Algunas veces, el campo / reservorio se puede revitalizar a través de
nueva perforacion, perforacion de  interubicaciones  (infill),
reacondicionamientos, rehabilitaciones de pozos, métodos de
recuperacion mejorada (EOR), con lo cual muchas veces se regresa a la

fase de crecimiento o se reduce la tasa de declinacion.
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En las definiciones obtenidas de la literatura, se observa informacion
que puede servir de base para la conceptualizacion: nivel de reservas
actuales, bajo nivel de produccion, tasa de declinacion, tiempo de
produccion, uso de técnicas de recuperacion EOR, rentabilidad, tiempo
que ha pasado desde que se logré el pico de produccion, nivel de
definicion geoldgica del campo, alta produccién de agua y sedimentos,

entre otros.

Entre las definiciones para definir el nivel de campo maduro podemos
citar a Cheatwood y Guzman (2002) "las areas maduras son areas que
histéricamente muestran bajo margen econdémico". Fleckenstan (2000)
"el campo Carpinteria (California, Estados Unidos) es un campo
considerado maduro porque se encuentra en el limite econdmico de
produccion". Para estos autores, la madurez se relaciona con el limite
economico del campo, lo cual permite mencionar que existe una relacion
entre los campos maduros y los factores econdmicos tales como

ingresos, VAN, gastos, entre otros.

Ponde y Clark (1999) utilizan algunas caracteristicas de campo /
reservorio para la conceptualizacion y caracterizacion de un campo
maduro "los reservorios maduros son definidos por las propiedades:
potencial adicional de recuperacion por implementacion de técnicas y
herramientas avanzadas de caracterizacion del reservorio,
gerenciamiento del reservorio (Reservoir Management) y/o cambios en
el mecanismo de recuperacion. Son caracterizados tipicamente por la

necesidad de algun tipo de mecanismo secundario.

La implementacién de algun tipo de EOR es probablemente necesaria

para extender el limite econdémico y la vida productiva del campo
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Como puede observarse, la falta de cuantificacion en la
conceptualizacibn hace impractico su uso en la regulaciéon. La
determinacion de la madurez, tomando en cuenta una forma de
gerenciamiento del campo para ser utilizado con fines regulatorios, pero

no cuantifica, lo cual hace que el concepto sea subjetivo.

El uso de métodos EOR en la conceptualizacion de campos maduros,
efectuado por Ponde y Clark (1999), es también referida por Palasthy et
al. (2000), que menciona el uso de métodos EOR en el campo maduro
de Algyo en Hungria. Logan y otros (2000) mencionan que "La cuenca
Permiana (Texas, Estados Unidos) es una provincia petrolera madura
donde existen muchos campos sometidos a recuperacion secundaria y

terciaria".

Smith et al., (2001) mencionan que "El campo El Furrial (Venezuela) se
encuentra en una etapa madura debido a la implementacion de
inyeccion de gas a alta presidén". La recuperacion de petroleo via
técnicas EOR como herramienta para establecer una definicion de
campos maduros ha sido utilizada por diversos autores. Es importante
mencionar que esta caracteristica no permite clasificar a los campos
como maduros puesto que muchos campos son considerados maduros

y estan bajo proceso de recuperacion primaria.

Coste y Valois (2000) presentan otra forma de definir, tomando en
cuenta el tiempo de produccién y la cantidad de pozos productores en el
campo. Los autores afirman que "los campos maduros son campos con
historia de produccion relativamente grande (entre 10 y 70 afios de
produccion) y muchos pozos perforados (hasta 1,000 pozos)". Esta

definicion, a pesar de la cuantificacion, entra en conflicto con diversos
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autores que afirman en la madurez del campo sin poseer éstas

caracteristicas mencionadas.

Por ejemplo, para Bush y otros. (2001) el campo del Fife, situado en el
mar del norte del reino unido, incorporado a la operacion en 1995 y es
considerado como maduro por este autor, contrario a la definicion de
Coste y Valois. Otro ejemplo que esta en conflicto con esta definiciéon se
encuentra en el articulo escrito para Waryan et al., (2001), donde afirma
que el campo de Serang situado en Indonesia es un campo maduro, a

pesar de contar solamente con 11 pozos.

Por otro lado, Palke y Rietz (2001) conceptualizan "reservorio maduro es
todo aquel que ha producido lo suficiente para lograr una tendencia bien
establecida en o referente a produccion y presién". Esto puede ser
considerada una buena definiciébn para campos maduros, pero incurre

en el problema de la cuantificacion para uso regulatorio.

Para Mathis et al., (2000), por ejemplo, "el campo de Tejon (California,
Estados Unidos) es maduro porque posee una baja tasa de produccion
de petroleo, el cual es relativamente pesado y de alta viscosidad".
Probablemente, existe una comparacion entre la tasa al inicio de
produccion del campo, con la produccién actual a fin de lograr
establecer una conclusién y asociarla a la madurez. La carencia de un
valor que determine el significado de "produccion baja" hace que este
parametro no permita una definicion que se utilice con fines regulatorios.
Los otros dos parametros estan referidos a las propiedades del petréleo
producido en el campo. Un campo que produce petrdleo con las
caracteristicas descritas, posee una mayor dificultad para su produccion,

pero esta dificultad no se puede asociar a la madurez.
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Oftra caracteristica de madurez usada en la industria es la produccion
del agua. Segun Fabel et al., (1999) "el campo maduro de Ruhlermoon
(Alemania) es caracterizado por una baja produccion de petréleo y un
alto corte del agua y problemas con el incremento en la produccion de la
arena". La alta produccion de agua es un factor que puede indicar
longevidad productiva, pero no un factor determinante para Ila

conceptualizacion de la madurez.

Un campo que posee un alto porcentaje de produccién de agua, puede
ser debido a una posibilidad de madurez, pero no es motivo suficiente
para afirmarlo. En otro contexto, un campo que posee una baja
produccion de agua, puede estar en una fase madura. Por otro lado, la
produccion de arena no esta relacionada con la madurez, pero si a la
compactacion de la roca reservorio. La produccion de arena puede
incrementar en forma proporcional a la produccion de petréleo, y
depende de la compactacién de la roca, por lo que no puede ser

utilizada como criterio para la definicion de la madurez de un campo.

Otra forma usadas para la conceptualizacion de campos maduros sobre
la base del perfil de la curva de produccidon. Para Sams et al., (1999)
"muchos campos de petréleo y gas de la regién del sudeste de Asia
estan llegando la madurez. En estos campos, la produccion llegd a un
maximo e inicia inmediatamente una declinacién". Cuando un campo
llega en esta etapa de desarrollo, es porque ya posee una historia
productiva, indicando una mas escasa incorporacion de reservas.
Quizas esto es una fuerte indicacién de madurez, pero, asi como las
otras caracteristicas analizadas, ésta sola no puede definir la madurez

del campo para efecto regulatorios.
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Por ejemplo, si se tiene un campo que tenga una produccion
estabilizada o declinante, esto podria indicar que recién se ha iniciado la
recuperacion primaria y por lo tanto no podria ser denominado maduro,
mas aun si se esta utilizando métodos de recuperacion EOR que
generan una inflexién en la curva de produccion y que este campo deja

de ser declinante.

Valois (2002) también clasifica a los campos maduros en funcion de la
declinacién de la produccién y de la economicidad: "los campos
maduros son los referidos a campos de petréleo y de gas natural cuya
produccion esta en declinacion y que necesitan de operacion y
tecnologia especifica para recuperar su rentabilidad". Valois mezcla, una
serie de caracteristicas de campo como: produccion declinante, técnicas
avanzadas de recuperacion y economicidad. Asi como las
conceptualizaciones descritas, esto no consigue determinar el inicio de
la etapa de madurez de un campo, no pudiendo, por lo tanto, ser

utilizada para efectos regulatérios.

Otra forma para conceptuar los campos maduros es con el articulo
escrito por Schulte et al., (1993) donde define "el campo Brent (Mar del
Norte) se considera maduro porque produjo ya el 74% de sus reservas
iniciales", y Fahrenheit et al., (1997) describe “El campo East Champion
(Brunei) es maduro debido a que ya se extrajo el 70% de sus reservas
iniciales". Los autores utilizan la cantidad de petréleo ya producido en el
campo como un factor indicativo de su madurez, Esta es una forma que,
define mejor la madurez de un campo y también determina el principio

de esta madurez.
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En una disertacion de tesis por Schiozer (2002), la conceptualizacién de
campos maduros se presenta de la forma siguiente: "En un campo
situado en tierra o en aguas (profundidad de agua no mayor a 50
metros), con volumen técnicamente recuperable no mayor a 3 millones
de barriles de petréleo equivalente, y que haya producido por lo menos
10 afos". Schiozer tenia probablemente en mente el area geografica de

los campos onshore brasilefios.

1.1.2.- Definicion de Campos Marginales

Segun Ferreira (1999), el significado de la palabra margen es "linea o
faja que limita o rodea una cierta cosa o borde”. Haciendo una analogia,
campo marginal es aquél que esta en el limite, en este caso, de
economicidad. Otra forma de analizar la marginalidad es a través de la
atractividad del negocio. Para una determinada compaiia, el valor
absoluto del beneficio de un proyecto es pequefio o suficiente para
clasificarlo como marginal, aun estando distante de su limite econémico,
mientras que para otra compafia puede ser un campo que aporte una

rentabilidad importante.

Monteiro y Chambriard (2002) conceptualizan la marginalidad,
relacionandolo con los resultados econdmicos del campo, es decir lo
define como campos que no poseen atractivo financiero para la

compafia operadora.

Relacionados con la economicidad, se tiene los conceptos siguientes:
Pauzi et al., (1999) mencionan que "marginal se refiere a estar en la

linea de frontera entre lo econdémico y lo no econdmico para su
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desarrollo". Schiozer (2002) define "campo marginal es todo aquel que
esta proximo al limite de la viabilidad econdmica por cualquier razén
técnica o econdmica"; Shaheen, Bakr y Al-Menyawy (1999) menciona
que "campo marginal es el campo que esta en el limite de la linea de lo
econdmico y lo no econdmico para desarrollarse". La economicidad es
para estos autores, y para la mayoria de la gente que trabaja en la
industria, la caracteristica principal para la definicibn de un campo
marginal. Es importante resaltar que la economicidad de un campo esta
relacionada directamente a algunas variables, asi como a la compainiia

operadora y al precio de la venta del petréleo.

Para una determinada compaiia, un campo puede ser viable
econdmicamente y para otra no, dependiendo de la dependencia del
precio del petrdleo, el cual es un factor que influencia en los ingresos
generados, por lo tanto, por depender del precio de venta, la compania

aumenta o disminuye su rentabilidad.

Otra forma de definir la marginalidad de un campo es estipulando un
valor minimo de reservas recuperables. Ghareeb y Pretto (1996)
menciona que "Para los campos de Egyptian General Petroleum
Corporation (EGPC) con reservas recuperables de alrededor de 5
millones de barriles se clasifican como campos marginales". Es decir,
para la estatal egipcia, los campos que tienen una reserva recuperable
debajo del valor estipulado se consideran pequenos, y por lo tanto, fuera
de la linea estratégica establecida por la compafia. Estos campos
solamente podrian ser desarrollados si estuvieran préximos a otros

campos que posean una infraestructura instalada.
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En paises como Estados Unidos y Canad4, el término usado en la
mayoria de la literatura es referido a pozo marginal. Esta preferencia por
pozo es en virtud de la legislacion que permite la operacion de micro
productores en pequefos campos o0 a través de un unico pozo
productor. Esta conceptualizacion varia de estado en estado, siendo el
valor que oscila, para los criterios de la definicion, entre 10 y 15 barriles
de petroleo por dia. Segun Terzian, Enright y Brashear (1995)
manifiestan que "los pozos marginales son definidos para efectos
impositivos como todos los pozos que producen petréleo y gas, con un

promedio de produccion debajo de 15 barriles de petrdleo equivalentes”.

La finalidad del incentivo a través de los efectos impositivos es prolongar
la vida de los pozos, dando por resultado un incremento de la
produccion, del empleo y de la actividad econdmica. Los pozos pueden
ser marginalmente econémicos por varios factores, incluyendo alto corte
de agua, baja tasa de produccion de petroleo, gran profundidad y alto

costo de produccion.

Segun un informe elaborado por el Departamento de Energia de los
Estados Unidos (agencias National Petroleum Technology Office y
National Energy Technology Laboratory), la definicion de pozo marginal
onshore esta referida a "el pozo que produce un valor igual o debajo de
15 barriles de petréleo por dia o equivalente". Para campos offshore, el
mismo informe considera una metodologia para la definicion de
concesiones marginales. Se utilizan dos escenarios: uno donde la
rentabilidad de la empresa es 5 % mayor del costo y otro donde la
rentabilidad de la empresa es 10 % mayor del costo. La féormula
siguiente, obtenida a través de las herramientas estadisticas como la

regresion y correlacion, es propuesta:
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MBOE =bl.| — \.-WC+b2-TD+b3-WD - CC
oP

Donde:

MBOE = Cantidad calculada de petréleo o gas (MBOE/afo)
B1= Constante que depende del escenario adoptado

B2 = Constante que depende del escenario adoptado

B3 = Constante que depende del escenario adoptado

OP = Precio del petréleo ajustado por gravedad API (US$/BI)
WC = Cantidad de pozos productores

TD = Profundidad total (pies)

WD = Profundidad del agua (metros)

CC = Cantidad de plataformas del campo

Del valor calculado del MBOE, se compara con la produccion actual de
la concesion vy la verifica su marginalidad o no. Si el MBOE es un valor
mayor al de la produccion actual, el campo se considera marginal. Esta
metodologia es una sugerencia presentada por los organizadores del
informe para el calculo del limite de la marginalidad solamente para

campos offshore, debido a las variables implicadas en la féormula.

Otra entidad que define la marginalidad asociada a la produccion
maxima de los pozos es la Interstate Oil and Gas Compact Commission
(IOGCC). EI IOGCC es una comision que representa el gobierno de 37

estados de los Estados Unidos, siendo 30 miembros y 7 asociados,
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junto a 5 afiliados internacionales. Fue creado en 1935 y tiene, como
intereses principales, maximizar la produccion interna de petréleo y gas
natural, minimizar las pérdidas irreemplazables de los recursos naturales
y proteger al hombre y la salud ambiental. Para el IOGCC (1999) "el
petréleo marginal es el petréleo producido por campos que operan con
baja tasa de rentabilidad”. Pozos de bajo volumen son definidos por el
IOGCC como aquellos pozos que produzcan 10 barriles de petréleo por
dia o0 menos. Ya que las definiciones que implican aspectos productivos
se elaboran sobre la base de un estudio previo de viabilidad econémica
de produccién en una determinada regidén, estado o pais, se fija una
cantidad maxima de barriles producidos de modo que el pozo o campo

sea beneficiado por algun aspecto regulatério.

Otro punto que se analiza en un estudio de marginalidad son los costos
de produccién del campo. Algunos autores sugieren metodologias para
el calculo de estos costos. El articulo escrito para Martinez (2001), por
ejemplo, tiene como objetivo formular un modelo numérico para
establecer las variaciones del costo de produccién con el tiempo y la
vida productiva. Se inicia, asi, el proceso de modelamiento con la
identificacion de los costos de la actividad del campo (field — cost

drivers).
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Il.- CARACTERISTICAS DEL NOROESTE PERUANO

La Cuenca Talara esta ubicada en la parte Noroeste del Peru a 1,250 Km de la
ciudad de Lima. Su extensién es de 15,000 km? de los cuales un tercio se

encuentra costa adentro (onshore).

Esta definida como una Cuenca de Antearco, limitada por el norte con el
levantamiento estructural de Zorritos, por el este con el levantamiento de la
cadena montafnosa de Los Amotapes, por el oeste con la zona de subduccion

del Pacifico y la Placa Sudamericana.

Por su posicion geografica es una cuenca que se caracteriza por tener una
complejidad estratigrafica-estructural que hace que los reservorios sean
fuertemente compartimentalizados. Tiene un relleno de 24,000 pies de rocas
sedimentarias que van desde el Paleozoico hasta el Plioceno,
caracterizandose por ser una cuenca multireservorio, encontrandose los
principales reservorios en el periodo Eoceno: Basal Salina, San Cristobal,
Mogollon, Ostrea, Echino, Arenas Talara. Estos reservorios pueden
encontrarse duplicados y triplicados por efecto de las numerosas fallas

inversas existentes, principalmente en la zona de la costa.

La Cuenca Talara es una cuenca que cubre aproximadamente 67 millones de
acres a lo largo de la costa oeste de Sur América, donde el ancho de la zona

costera peruana es de cerca de 130 km. Grossling (1976) menciona que las
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areas potencialmente prospectivas para petroleo y gas son de 1,000,000 km?
en la zona onshore y cerca de 24,000 km? en la zona offshore, lo cual incluye el

sistema petrolifero Cretaceo-Terciario y la cuenca Cretaceo-Paleogeno.

Il.1.- Historia Depositacional y Estructural

En la cuenca Talara, los movimientos tectdnicos originados durante el
Paleozoico (Higley, 2004) establecieron el marco geoldgico que influyé en los
posteriores patrones estructurales y depositacionales (Zufiga-Rivero et al.-
1998b). La posicion, forma y tamafo de las cuencas offshore incluyendo la
cuenca Talara, son controlados por la actividad tectonica inicial del Cretaceo, e
involucré estratos del Paleozoico y Mesozoico; que afectd a la regidén y la

dividié en una serie de areas de sedimentacion limitadas.

La cuenca Talara se origind por actividad tectonica en el Paleogeno. La
secuencia estratigrafica de la cuenca Talara, es principalmente Eoceno, que
tiene un espesor de mas de 8,500 m, que sobreyace a mas de 1,500 m del
Paleoceno y a un espesor de aproximadamente 2,045 m del Cretaceo (Zuhiga-
Rivero et al.-1998b). EI grafico N° 5 muestra la secuencia estratigrafica de la

Cuenca.
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GRAFICO N° 5
COLUMNA ESTRATIGRAFICA
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Adaptado de: Debra Higley, “The Talara Basin Province of Northwestern Peru: Cretaceous-
Tertiary Total Petroleum System”, U.S. Geological Survey Bulletin 2206-A, 2004.

Basado en el examen de datos de sismica, pozos, aerogravimetria y gravedad,
la creacion de la Cuenca Talara en la edad Paleoceno y Eoceno resulté de dos
eventos (1) subduccién de la Placa de Nazca bajo la cordillera de Sud América
y de (2) eventos depositacionales relacionados a tecténica transtensional y

extensional (Raez Lurquin, 1999).
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El fallamiento normal es un importante aspecto del estilo estructural de la
cuenca Talara, asi como las fallas de bajo angulo y las grandes fallas verticales
transcurrentes (Zufiga-Rivero et al., 1998b). Bianchi (2002) mapeo fallas en el
area offshore (Campo Litoral), donde se observan que las grandes fallas tienen
una orientacién norte-sur. Los datos de sismica y de subsuelo indican que el
fallamiento es mas intenso en la parte Este (onshore) y disminuye en direcciéon

al mar (Zuniga-Rivero et al., 1998a).

El Grafico siguiente muestra el complejo fallamiento en una seccion
transversal norte-sur. EI movimiento de las fallas durante la época de
deposicion y erosion resultaron en formaciones de espesor variable a través de

la Cuenca.

GRAFICO N° 6
SECCION TRANSVERSAL MOSTRANDO EL GRADO DE FALLAMIENTO
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De: Debra Higley, “The Talara Basin Province of Northwestern Peru: Cretaceous-Tertiary
Total Petroleum System”, U.S. Geological Survey Bulletin 2206-A, 2004.
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I.2.- Potencial y Reservas

La Cuenca Talara ha producido mas de 1,680 millones de barriles y 1.95 TCF
de gas (Petroconsultants, 1996); habiendo los pozos offshore acumulado mas
de 285 MMBO. La produccion actual de los campos offshore es de
aproximadamente 14,000 barriles de petroleo por dia y la parte onshore de

20,000 barriles de petroleo por dia.

De acuerdo a la divisién considerada por Petroconsultants (Petroconsultants,
1996), en la cuenca se tiene 42 campos de petréleo y gas y se estima un
recuperable de estos campos del orden de 2,900 millones de barriles de

petroleo equivalente (BOE).

Petroconsultants (Petroconsultants, 1996), ha efectuado una recopilacion de
los datos de la Cuenca Talara y ha efectuado un proceso estadistico logrando

la data tabulada en la Tabla N° 1, la cual se muestra a continuacion.
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TABLA N° 1
ESTADISTICA DE LOS CAMPOS DE PETROLEO Y GAS
CUENCA TALARA
Campos | Campos
Petréleo Gas
Numero de campos de petroleo 26
Numero de campos de petrdleo y gas y campos de gas 13 3
Campos con mas de 1 MMBOE de acumulado 9 0
Produccion acumulada de petréleo (MMBIs) 1,685 0
Produccion acumulada de gas, BCF 1,950 0
GOR promedio (CF/BL) 69-4,574
Saturacion promedia de agua, % 42
Rango de saturacién de agua, % 30-55
Gravedad API promedia 31.8
Rango de gravedad API 16-41
Azufre promedio en los petréleos, % 0.06
Espesor neto baleado, promedio, pies 98 56
Maximo espesor neto baleado, pies 800 66
Promedio de profundidad perforada, pies 4,900 9,460
Maxima profundidad perforada, pies 8,430 10,840
Rango de profundidad de agua, pies 325-70| 115-220
Rango de porosidad, % 15-25
Rango de permeabilidad, md 20-1,000

Fuente: Petroconsultants, 1996

Zuniga-Rivero (Zuniga-Rivero et al.,1998a, 1998b) anotaron producciones

acumuladas de 1,600 millones de barriles de crudo liviano y estimaron 3.5 TCF

de gas asociado, principalmente en la parte norte y central del onshore; este

estimado incluye pozos del offshore poco profundo (encima de 370-ft de

profundidad de agua) que tienen una produccion acumulada de cerca de 280

MMBIs de crudo liviano y 700 BCF de gas. Zuhiga-Rivero estima que la

recuperacion final de reserves y recursos son mayores a 2,000 millones de

barriles de petréleo y 25 TCF para el offshore de la Cuenca Talara.
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Gonzales y Alarcén (2002) estimaron el volumen de hidrocarburos generados,
migrados, atrapados y recuperables para la Cuenca Talara. Las rocas fuentes
utilizadas en su analisis fueron lutitas y calizas de la formacién Redondo
Cretaceo. Las caracteristicas de la formacion Redondo en el area de
generacion de hidrocarburos que consideraron para su modelo fueron: un
espesor de 473 m, densidad especifica del grano de 2.525 g/cm3, 1.4 % de
carbon organico total (TOC), reflectancia a la vitrinita (Ro) de 1.11 %, un indice
de hidrégeno de 91, y 1,625 ppm de hidrocarburos extractados. Gonzales y
Alarcon (2002) publicaron que existe un volumen remanente de hidrocarburos
de 1,554 MMBIs de petréleo y 4.09 TCF en el offshore (70%) y 666 MMBIs de
petréleo y 1.75 TCF de gas en el onshore (30%).

La USGS de los Estados Unidos, estimaron un promedio de petréleo, gas y
liquidos del gas natural recuperables como recursos de campos no
descubiertos (no desarrollo) para la Cuenca Talara, lo cual resulté en 1,711
MMbls de petroleo, 4.79 TCF de gas, y 254 MMBIs de Liquidos del Gas
Natural. EI tamafio minimo de los campos usados en el analisis fue de 1
MMbls, 6 6 BCF. Los resultados de la evaluacién de la USGS se muestran a
continuacion en la tabla siguiente, sobre la base de estimaciones estadisticas y
probabilisticas para niveles de 95% de probabilidad (F95), 50% de probabilidad
(F50) y 5% de probabilidad (F5), e incluye una estimacién de los liquidos del

gas natural.
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Recurso No Descubierto

F95 F50 F5 Media
PETROLEO (MMBIs)
Campos de Petréleo 484 1,625 3,214 1,711
GAS (BCF)
Campos de Petréleo 719 2,517 5,504 2,739
Campos de Gas 523 1,887 4,133 2,057
SUB-TOTAL 1,243 4,404 9,637 4,795
LIQUIDOS DEL GN (MMBIs)
Campos de Petréleo 40 147 347 154
Campos de Gas 21 81 192 90
SUB-TOTAL 61 228 539 254

En el Grafico siguiente se muestra la distribucién de frecuencias de los campos

de petréleo y gas no descubiertos para la Cuenca, efectuada por la USGS. La

media estimada es de 83 campos no descubiertos de petréleo y 27 de gas. Los

rangos de la distribucion mostrado en la tabla anterior muestra que los

estimados potenciales pueden ser adicionados en los siguientes 30 afos

(USGS World Energy Assessment Team, 2000). La media de la recuperacion

para los recursos no descubiertos es 257 MMBIs y 719 BCF para el onshore
(15 %) y 1,450 MMbils y 4.08 TCF para el offshore (85 %).




GRAFICO N° 7
DISTRIBUCION FRECUENCIA DE CAMPOS NO DESCUBIERTOS
CUENCA TALARA (por USGS)
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NUMERO DE CAMPOS NO DESCUBIERTOS
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Adaptado de: Debra Higley, “The Talara Basin Province of Northwestern Peru: Cretaceous-
Tertiary Total Petroleum System”, U.S. Geological Survey Bulletin 2206-A, 2004.

Travis et al., (1975), estimd que el potencial offshore es de 1,000 MMBIs, pero

cree que el onshore tiene bajo potencial para descubrimientos futuros.
Kingston’s (1994) estimo el potencial offshore en 1,200 MMbls y 1.4 TCF y

estuvo basado en comparacién de la distribucién areal de posibles areas

productivas tanto en onshore como de offshore. La parte mas al sur de la

Cuenca parecen tener una mayor probabilidad a encontrar gas, pero el recurso

petroleo podria estar presente en areas no exploradas segun Zufiga-Rivero
(1998b, 1999).
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I.3.- Caracteristicas Geolégicas

Grosso, Marchal y Daudt (2005) mencionan que el basamento, productivo del
area, esta compuesto por una serie de rocas Paleozoicas metamorfizadas en
diferentes grados. Sobre este basamento se pueden desarrollar tanto unidades
Terciarias como unidades Cretacicas. No se tiene identificado depositos
Triasicos o Jurasicos. El espesor total de la columna sedimentaria es de unos
12,500 pies.

La sedimentacion terciaria estd representada por un relleno
predominantemente continental (fluvial) a transicional (deltas/marino somero)
que culmina con una abrupta subsidencia ocurrida en el Eoceno medio (Grafico
N° 8). Este evento regional, de caracter tecténico, causa el establecimiento de
condiciones de aguas profundas donde sistemas turbiditicos de alta frecuencia

representan los mas prospectivos plays para hidrocarburos.
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GRAFICO N° 8
COLUMNA ESTRATIGRAFICA GENERALIZADA DE LA CUENCA TALARA
(Tomado de ISA 2002 y Grosso-2005)
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11.4.- Caracteristicas Estructurales

La alta complejidad estructural del Noroeste esta relacionada al tipo de
ambiente tectonico de la Cuenca Talara, una cuenca tipo forearc con diferentes
y variados procesos y etapas evolutivas. Con esto, el resultado que se observa
hoy es un area intensamente compartimentalizada por fallamientos de
diferentes magnitudes e historia genética. Estas configuraciones de caracter
estructural son las que primero definen los bloques prospectivos para

hidrocarburos.
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Los reservorios, presentan complejos arreglos depositacionales y
estratigraficos, debido a la relacion existente entre los procesos sedimentarios
y los diagenéticos. El resultado final son reservorios con caracteristicas permo-
porosas regulares a pobres, con variada distribucion de estas propiedades

internamente dentro de los bloques.

La cuenca de Talara muestra una compleja historia tectonica asociada a la
cercania con la zona de subduccion ubicada en un antearco entre las placas de

Nazca y Sudamericana durante del Terciario.

Grosso, Marchal y Daudt (2005) informan que en la costa del Lote X, entre
Pefia Negra y Organos Norte, las principales fallas profundas son directas y de
rumbo NE-SO, buzando al NO. Al Sur de Pefia Negra, frente al bajo de Siches
y Carrizo, las fallas directas se orientan ENE-OSO. Estas fallas directas

mayores afectan el Paleozoico hasta el Eoceno.

Para los niveles superiores también se observan fallamientos similares con el
mismo esquema de rumbos. Estas fallas han compartimentalizado los
reservorios, separandolos en bloques productivos limitados por fallas mayores
con orientacion NE-SO y ENE-OSO. Estas fallas mayores controlaron la
potente sedimentacién clastica desarrollada (espesores que superan los
12,500 pies). Entre los altos mas destacados se pueden citar el alto de Central,
Taiman, Pena Negra, Chimenea, Lobitos, La Brea, Negritos y Portachuelo;
todos con prospectividad para petrdleo. Los principales bajos son las artesas
de Siches, La Cruz, Talara y Lagunitos, los cuales no tienen desarrollo

petrolero hasta la fecha.
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Existen fallas de menor importancia que son consideradas como de alivio,
antitéticas y sintéticas de las fallas mayores, que compartimentalizan las zonas

mineralizadas de petroleo en bloques menores.

La alta complejidad estructural del area esta caracterizada por la alternancia
entre fases distensivas y compresivas, generando redes de fallas de diferentes
tipos y con complejas relaciones. Esto es similar en las formaciones

suprayacentes.

El sistema de cabalgamiento (fallas inversas con bajo buzamiento) se ha
observado dentro de la columna sedimentaria solamente desde el Eoceno
inferior en la Fm. Mogollén hasta el Eoceno Superior en la Fm. Chira (Seranne
1987a, 1987b, Delgado & Ardiles 1991, Marchal 2003).

Posiblemente exista un sistema transcurrente ubicado paralelo a la sierra de
los Amotapes y a la costa del Océano Pacifico relacionado con la mega

fractura Dolores-Guayaquil, ubicada al norte del Lote X (Monges 1991).

11.5.- Caracteristicas Productivas

En yacimientos con pozos de baja productividad, los Sistemas Convencionales
de Extraccion Artificial no resultan econdmicos para extraer producciones
menores de 3 a 4 bopd, razén por la cual los operadores se ven en la
necesidad de contar con sistemas extractivos de menores costos operativos
que puedan reducir los indices econémicos de extraccion con la finalidad de

seguir extrayendo el petréleo rentablemente (menor limite econémico).
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Los sistemas de levantamiento utilizados en el Noroeste son: bombeo

mecanico, bombeo de cavidad progresiva, Plunger Lift y Gas Lift.

1.L6.- Recientes Aplicaciones o Tecnologias

Giangi et al., presenta informacion relacionada con la busqueda de un sistema
de extraccion alternativo de menor costo operativo. Muestra bondades del
sistema extractivo denominado BORS vy resultados obtenidos de su
implementacion en el Lote X. A marzo 2005 menciona que se encuentran

operativos 26 equipos para 3000 pies y 3 equipos para 5000ft.

Giangi et al., concluye que sobre la base de analisis econdmico el equipo
BORS logré reducir el costo de extraccion a un 75% del costo operativo del
yacimiento. Si se toma en cuenta que todos los pozos tienen producciones
mayores a 5 bopd, el costo operativo se puede reducir a un 50% del costo
operativo del yacimiento. Con la operacién de este equipo se tiene un sistema
extractivo de baja inversidén inicial de equipamiento comparado con otros
sistemas artificiales y a un menor costo de extraccion de petroleo y puede
reducir el limite econdmico con la cual aumenta las reservas recuperables de

un yacimiento de baja productividad.

I1.7.- Caracteristicas de los Reservorios

Ortega et al., manifiesta que los principales reservorios desarrollados en el

area son rocas silico-clasticas de edad eocénica de mecanismo gas en

solucion, baja porosidad, muy baja permeabilidad (0.1 a 15 milidarcys) y de
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muy alta complejidad estructural y estratigrafica. La recuperacion primaria

representa aproximadamente 15% del OOIP.

La mayoria de los reservorios presenta una alta depletacion y muestran el 30%
de la presién original. De los pozos perforados son activos la mitad con una

produccion promedio de 6 bopd.

Debido a su antigledad y escasa informacién obtenida en su momento
(Perfiles de porosidad y cores) aproximadamente el 75% de los pozos no
cuentan con dicha informacién para objetivos profundos y 60% para objetivos
intermedios o someros, especificamente perfiles de porosidad, razéon por la
cual ha sido dificil obtener parametros de reservorios que inciden directamente

para el calculo de reservas y caracterizacion de reservorios.

Para identificar los trabajos de recompletacion y reactivaciéon a fin de recuperar
el “petréleo by-paseado” se implementan metodologias basada en el mejor
empleo de registros eléctricos antiguos, esto debido a la imposibilidad técnica —
econdmica del uso de herramientas de alta tecnologia a hueco entubado,
fundamentalmente por los bajos valores de porosidad, permeabilidad, baja

salinidad, pobre produccién y alto costo.

Hinostroza et al., resume las caracteristicas de los reservorios del Noroeste,

del siguiente modo:
() Las profundidades de los reservorios productivos estan
comprendidas entre 500 pies (Verdun) a 8000 pies (Amotape) en

promedio.

(-) Presentan alta complejidad estructural y estratigrafica.
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El sistema de impulsion predominante en los reservorios es el de

gas en solucién
Presenta bajos valores de porosidad y permeabilidad variando en
el rango de 5 a 14% y 0.1 a 15 md respectivamente en sus

distintos reservorios

Son  fracturados  hidraulicamente @ para  ser  puestos

econdmicamente en produccion.

Producen de multiples reservorios a la vez.

La gravedad del petrdleo varia entre 25 y 42 °API, siendo el
promedio de 33 °API.

La salinidad del agua varia entre 4 000 a 60 000 ppm.

Existen pozos activos, Inactivos, abandonados temporalmente
(ATA) y abandonados permanentemente (APA y DPA).

Los pozos fueron perforados a partir del afio 1910, algunos con
equipo de percusién y completados con liners de diferentes

diametros.

El método de extraccion en la mayoria de los casos se realiza con

equipo de bombeo mecanico, gas lift, plunger lift y suab.
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() Los pozos ubicados en la zona de inyeccién de agua presentan
severos problemas de formacién de carbonatos, corrosion,

colapso, pescado etc. de dificil recuperacion.

(-) Se cuenta con muy poca informaciéon de perfiles, nucleos,

presiones, ensayos PVT, etc.

(-) La baja productividad de pozos hace que los proyectos sean

economicamente marginales.

GRAFICO N° 9
COMPORTAMIENTO PRODUCTIVO DE POZOS DEL NOROESTE

POZO AREA REVENTONES
(FMC. BASAL SALINA-MOG)
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Fuente: Jesus Ortega, Daniel Palomino, Evangelina Tavera, “Reactivaciéon y recompletacion
de pozos: una estrategia para el rejuvenecimiento de campos maduros. Lote X — Pera”,
Petrobras Energia, V INGEPET 2005 (EXPL-3-JO-136).
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Groba et al., menciona que algunas de las formaciones del Noroeste fueron
sometidas a proyectos de recuperacion secundaria mediante la inyeccion de
agua, muchos de los cuales fueron discontinuados. La Formacion
Echinocyamus es una de ellas, en la cual se ejecutaron proyectos de inyeccion
de agua entre 1980 y 1996. Esta formacién, en el lote X presenta grandes
espesores de arena que van desde los 200 a1000 pies de espesor, con

porosidades de 8 a 15% y permeabilidades de 0.1a 100 md.

La heterogeneidad de los reservorios sumada a la complejidad estructural y
estratigrafica del Lote X, hizo que los proyectos de inyeccién en esta formacion
tuvieran resultados muy diversos. Se han elaborado estudios de detalle en
zonas con historia avanzada de recuperacion secundaria para determinar el
potencial remanente de petréleo en estos reservorios y la factibilidad de
recuperar estas reservas, bajo nuevos esquemas de inyeccion de agua, en
zonas con Yy sin antecedentes previos de inyeccion. Esto hace necesario la
integracion de estudios de reinterpretacion geoldgica, petrofisica y

herramientas avanzadas de ingenieria de reservorios.

Se han determinado 11 zonas dentro del Lote X con potencial para la
realizacion de proyectos de recuperacion secundaria en esta formacion con

una reserva asociada de 17.6 MMbbl de petréleo.
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GRAFICO N° 10
RELACION CAUDAL INICIAL vs RESERVAS
POZOS ATA
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Fuente: Carlos Hinostroza, Ulises Espinoza, “Incremento de produccién mediante la
rehabilitacién y seguimiento de pozos abandonados en campos maduros: un ejemplo -
Lote X, Talara — Peru”, Petrobras Energia, V INGEPET 2005 (EXPL-4-CH-150)
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GRAFICO N° 11
COMPORTAMIENTO PRODUCTIVO
TIPICO DEL NOROESTE
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Fuente: Juan Leyva, José Luis Alvarez, “Nuevo enfoque en el desarrollo de campos con
alto grado de fallamiento Lote X, Cuenca Talara, Pera”, Petrobras Energia, V INGEPET
2005 (EXPL-4-JL-215)

1.8.- Factor de Recuperacion

Ortega et al., manifiesta que la recuperacion primaria representa
aproximadamente 15% del OOIP.

Groba et al., informa que a partir de proyectos instalados se pudo obtener
curvas caracteristicas (factor de recuperacion versus volumenes porales
inyectados) que indican factores de recuperacion incrementales por secundaria

con un rango de 4 % a 8%, para la formacion Echino.
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Leyva et al., menciona que el factor de recuperacion puede ser incrementado
en un 2% por el desarrollo adicional de un bloque, con lo cual llegaria a un
factor de recuperacion del 10%, para un bloque en estudio, tal como se

observa en la tabla siguiente:

RESUMEN

FORMACION 00IP| REC. ANTERIOR| F.R.a| REC.FINAL| F.R.f
ECHINO 54.900

OSTREA 14.785

B. TALARA 4.660

TOTAL 74.345 8.146 8% 7.236 10%

Asimismo, Leyva et al., recomienda efectuar un estudio para implementar un
proyecto de recuperacion secundaria en la formacion Echino que es la que
mejor continuidad y mayor recuperacion tiene en el bloque. De los resultados
obtenidos en el Lote por operadores anteriores se estima un incremento

adicional del 60% del petréleo primario recuperado esto es un 3-4 % adicional.

Lépez et al., menciona que la identificacion y el entendimiento de las unidades
de flujo o unidades conectadas hidraulicamente en un reservorio como el Cabo

Blanco (offshore) ha incrementado el factor de recobro de petréleo en un 10%.
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lll.- TECNICAS PARA EXTENDER LA VIDA DE LOS CAMPOS

El continuo desarrollo de los reservorios convencionales, tales como los del
Noroeste peruano, que cuentan con una larga historia de produccion, contindan
ofreciendo una gran fuente potencial de crecimiento en la produccion de
petroleo y gas, lo cual resalta la importancia estratégica de recuperar la mayor
cantidad posible de estos recursos, a pesar de la aparicion de nuevos campos

petroleros y la presencia de tecnologias de punta.

Si consideramos que la produccién acumulada actual de la Cuenca Talara
bordea los 1,000 millones de barriles de petroleo y que esto representa entre el
10% y 15% de la recuperacion in-situ, podriamos tomar en cuenta la
importancia de lograr un incremento del factor de recuperacion, pues por cada
1% de incremento, se lograria entre 60 a 100 millones de barriles, a un acreage

convencional actual.

La mayoria de estos campos, se encuentran en una etapa definida por una
marcada declinacion de la produccién. Debido a que los campos maduros
representan una gran fuente potencial para el presente y futuro, ya que
trabajos adicionales sobre estos pueden generar produccién a un bajo costo, la
busqueda de técnicas y tecnologias para reducir la declinacion de la

produccion es un aspecto estratégico que invita a la competencia global.

Es importante comentar que el incremento en el factor de la recuperacion de

los reservorios del Noroeste, en un solo punto porcentual, alargaria la vida de
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estos campos por unos 10 afos adicionales. En este contexto, es necesario
proponer mecanismos que permitan una actividad continua a fin de reducir la
declinacion natural de los campos, a través del drenaje de reservas

adicionales, reduccion de costos y adquisicion de tecnologias de punta.

La tasa de declinacién de todos los campos que maneja una compafia
petrolera es una indicacion del comportamiento de sus activos, lo cual es un
indicador clave de su fortaleza y de su potencial como empresa. Por ejemplo,
en el Mar del Norte, la inyeccion miscible de gas esta siendo usada para
incrementar la produccién del campo Alwyn, mientras que en el campo de

Dunbar se esta instalando bombas multifasicas de ultima tecnologia.

En el medio Oriente, la inyeccién de gas es la solucion elegida para mantener
la produccion del campo Abu Al Bukhoosh en Abu Dhabi. Por otro lado, la
perforacion de pozos interubicados (infill wells) y pozos multilarales permite
mejorar la eficiencia de la recuperacion de petroleo en Tierra del Fuego, Mar
del Norte. En el campo de gas Tunu de Indonesia se estan llevando a cabo
intensos programas de perforacibn de pozos interubicados a menor
espaciamiento (infill), aplicando una técnica denominada “underbalanced
drilling”, el cual ya ha sido aplicado en el campo Bethany de los Estados

Unidos.

Un campo petrolero es un sistema complejo, que presenta muchos procesos y
funciones que se encuentran enterrelacionados entre si, tal como por ejemplo:
extraccion e inyeccion de fluidos, tratamiento de fluidos (separacion,
compresion, bombeo, inyeccidn de agua, etc), disposicidon de fluidos, suministro

de energia, transporte y/o transferencia de fluidos y energia.
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ll1.1.- Perforacion Infill

Para el caso del Noroeste se han establecido los espaciamientos para la
perforacion de pozos dentro de un esquema de desarrollo convencional. Por
ejemplo, para el desarrollo del reservorio Mogollén y Basal Salina se ha
establecido un espaciamiento de 40 acres y para las formaciones que se
encuentran a profundidades menores a 5,000 pies (Echino, Ostrea, Parifas,

etc) se ha establecido espaciamiento entre 15 a 20 acres por pozo.

La perforacion de interubicaciones (infill) se lleva a cabo preferentemente en

areas complejas y de baja permeabilidad similares al Noroeste.

La cuantificacion del potencial para perforacién infill y la recompletacion de
pozos en las cuencas existentes es a menudo un desafio, debido a la gran
variabilidad en la calidad de la roca, espaciamiento de pozos, practicas de
completacion de pozos, y el gran numero de los pozos implicados. Es frecuente
que un operador tenga varios candidatos de pozos infill para elegir en una

campanfa particular.

La manera mas exacta de determinar el potencial infill es llevar a cabo una
evaluacion completa del reservorio, que incluya la preparaciéon de un modelo
geoldgico del area del estudio, estimacion de la distribucion de las propiedades
estaticas del reservorio tal como por ejemplo la porosidad y la permeabilidad,
construccion y calibracién de un modelo de simulacion del reservorio, para que
se pueda lograr un modelo de reservorio que permita predecir la produccion y
las reservas futuras de las potenciales ubicaciones de pozos infill. En el

proceso de ajuste de historia, el modelo de simulacidn del reservorio tiene que



50

ser ajustado hasta obtener una respuesta simulada de la produccién similar a

la respuesta de la produccion observada en el campo.

Coats presentd un método para analisis de ubicaciones Infill, que utiliza la
técnica de los minimos cuadrados y programacion lineal para determinar una
descripcion del reservorio sobre la base de datos del comportamiento. Los
ejemplos mostrados en su articulo, incluyen casos de flujo de gas en fase
simple, flujo de petréleo en fase simple y flujo de gas y agua en dos fases. Para
una aplicacion en particular, Coats propuso pautas para lograr una exacta
descripcion del reservorio sobre la base de un numero pequefio de “corridas”

de simulacion.

Algunos autores han combinado la simulacion convencional de reservorios con
los métodos automatizados para determinar el potencial infill. Por ejemplo,
Coats presentd un método de calculo numérico bi-dimensional para estimar la
distribucion de la presion de estado semi-estable y la capacidad individual de

los pozos en un campo de gas que produce bajo una tasa total especificada.

El método que describié Coats, minimiza los requerimientos de nuevos pozos
para cada etapa sucesiva de agotamiento, basado en la seleccion de
ubicaciones O6ptimas para pozos adicionales. EI método considera para los
efectos de la capacidad de produccion, los parametros de heterogeneidad del
reservorio, espaciamiento irregular y la interferencia entre pozos. El método de
calculo que él propuso puede ser empleado para estimar el comportamiento de
un campo bajo cualquier combinacion de ubicaciones de pozos infill o se puede
utilizar para determinar un 6ptimo esquema de perforacion si se tiene un

conjunto de posibles locaciones de pozos.
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Coats también precisdé que una Optima seleccion de locaciones para pozos
adicionales depende del fendmeno de interferencia de pozos asi como el kh del
reservorio y la distribucion de ¢h. Es importante disponer de una buena
estimacion de los parametros del reservorio, particularmente de kh y de ¢h, ya

que estas distribuciones tienen un efecto significativo en la optimizacién.

Los estudios convencionales de simulacion de reservorios, pueden ser la
manera mas exacta de determinar el potencial infill en un campo, pero tienen la
desventaja de que requieren mucho tiempo para concluir el estudio y son
costosos. Esto es importante de ser considerado en estudios donde se tiene un
gran numero de potenciales candidatos de ubicaciones infill, reservorios de
baja permeabilidad donde se pueden tener entre decenas a cientos de

candidatos infill.

Como un concepto alternativo, algunos autores han propuesto métodos
estadisticos. McCain et el al propuso un método estadistico para evaluar la
necesidad de perforacion infil en un reservorio complejo, de baja
permeabilidad. El estudio incluyé la descripcidon geolégica de cada formacion,
evaluacion de todas las medidas disponibles de presion, comparacion
estadistica de los datos de produccién de todos los pozos del campo, analisis e
interpretacion de los perfiles eléctricos, seleccion de los “cut offs” para
determinar los espesores netos de hidrocarburos y la evaluacion de estudios
de simulacion existentes. Este analisis estadistico es barato, y se limita a unas

pocas areas pequefias, manteniendo los costos a un nivel razonable.

Como una mejora al método de McCain, Voneiff y Cipolla presentaron un
método estadistico para determinar el potencial infill en un reservorio complejo
de baja permeabilidad. Esta nueva técnica es un conjunto de aproximaciones

empiricas, comparaciones y pruebas estadisticas. Este procedimiento analiza
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el comportamiento de los pozos, compara los pozos recientemente perforados
con los antiguos para detectar muestras de agotamiento, calcula la densidad
efectiva de los pozos y finalmente sobre la base del estimado convencional del
area de drenaje, proporciona estimaciones de acreaje no drenado y reservas

para las ubicaciones infill.

lll.2.- Inyeccién de agua

La inyeccién de agua es el proceso por el cual el petréleo es desplazado hacia
los pozos de produccion por el empuje del agua. Esta técnica no es usada en
campos petroleros que tienen un empuje natural de agua. La primera operacion
conocida de inyeccidén de agua fue efectuada hace mas de 100 afios en el area
de Pithole City al Oeste de Pennsylvania. Sin embargo, el uso de esta técnica

no fue muy usada hasta la década de los cuarenta.

Bajo condiciones favorables, la inyeccion de agua es un método efectivo para
recuperar petroleo adicional de un reservorio. Los factores que son favorables
para una alta recuperacién por inyeccion de agua incluye: baja viscosidad del
petréleo, permeabilidad uniforme y continuidad del reservorio. Muchos
proyectos de inyeccion de agua son “patrones de inyeccion” donde los pozos

de inyeccién y produccién son alternados en un patrén regular.

Una de las primeras consideraciones en la planificacion de un proyecto de
inyeccion de agua es localizar una fuente accesible de agua para la inyeccion.
El agua salada es usualmente preferida al agua fresca, y en algunos casos se
prohibe desde el punto de vista contractual el uso de agua fresca para la

inyeccion.
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Se sugieren las caracteristicas siguientes para el agua de inyeccion:

1. El agua no debe ser corrosiva. El sulfuro de hidréogeno y el

oxigeno son dos fuentes comunes de problemas de corrosion.

2. El agua no debe depositar minerales bajo condiciones de
operacion. El encostramiento (Scale) se puede formar de la
mezcla de aguas incompatibles o debido a cambios fisicos que
causan que el agua se convierta en super saturada. El
encostramiento mineral depositado por el agua usualmente
consiste de uno o0 mas de los siguientes compuestos quimicos:
BaSO4, SrSO4, CaSO4 * 2H,0, CaCO3, MgCOs, FeS y Fe,Ss. El
encostramiento mineral dentro del sistema de inyeccion no solo
reduce la capacidad de flujo sino también proporciona un medio

para que ocurra corrosion.

3. El agua no debe contener sdlidos suspendidos o liquidos en
suficiente cantidad para causar taponamiento de los pozos de
inyeccion. Los materiales que pueden estar presentes como
material suspendido son los compuestos que forman
encostramiento tal como los mencionados en el punto anterior,

limo, petréleo, microorganismos y otro material organico.

4. El agua inyectada no debe reaccionar para causar hinchamiento
de los minerales arcillosos presentes en la formacion. La
importancia de esta consideracién depende de la cantidad y tipo
de minerales arcillosos presentes en la formacion, asi como de
las sales minerales disueltas en el agua inyectada vy

permeabilidad de la roca.
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5. La salmuera debe ser compatible con el agua presente
inicialmente en la formacion. El agua producida e inyectada debe
ser manipulada separadamente, si no son completamente

compatibles.

La geometria y continuidad del reservorio son importantes consideraciones en
el disefio de una inyeccion de agua. Si el reservorio tiene buzamiento, una
inyeccion periférica podria tener una mayor eficiencia de barrido que un patron
de inyeccion. La eficiencia de barrido puede ser definida como la fraccién de la
formacién que esta en contacto con el fluido inyectado. La continuidad desde el
pozo de inyeccion hacia el productor es esencial para el éxito de la inyeccion, y
reservorios muy fallados son frecuentemente pobres candidatos para la

inyeccion.

La profundidad del reservorio es otro factor que debe ser considerado en el
disefio de una inyeccion de agua. El agua debe ser inyectada a una presién de
tal manera que no fracture la formacion. Si la presion de fracturamiento se

excede, el agua fluira a través de la fractura hacia el pozo de produccion.

La viscosidad del petrleo es la mayor consideracién para determinar el
comportamiento de la inyeccidn. Si todos los otros factores son los mismos, la
recuperacion de petrdleo para un petroleo ligero sera mayor que para un
petréleo pesado. La movilidad de un fluido en una roca es definida como la
relacion de la permeabilidad efectiva a la viscosidad. La movilidad del petréleo

es calculada por:

Lo =Ko/ uo
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Donde Ko depende de la saturacion del fluido y po es la viscosidad del
petréleo a condiciones de reservorio. De igual manera la movilidad para el

agua es:

Aw = Kw / uw

La eficiencia de cualquier proceso de desplazamiento en un reservorio de
petroleo es influenciado fuertemente por la relacion de movilidad M, definido
como la relacién de la movilidad del fluido desplazante a la movilidad del fluido

desplazado. Esta relacion es:

M=2xw/X\o

La cantidad de petrdleo en sitio es directamente proporcional a la porosidad,
saturacion de petroleo y espesor del reservorio. La magnitud y la variabilidad
de la permeabilidad son consideraciones importantes. Si la permeabilidad es
muy baja no sera posible inyectar agua a altas tasas. Capas con alta
permeabilidad y que son continuas entre el pozo inyector y productor causaran
temprana irrupcién del frente de agua en los pozos de produccion y dejaran de
lado petroleo en zonas de baja permeabilidad. El-Khatib concluy6 a partir de un
modelo matematico que el flujo cruzado entre capas (crossflow) mejora la
recuperacion de petréleo para sistemas con relaciones de movilidad favorable
(A\w / Lo < 1), pero retarda la recuperacion de petréleo en sistemas con

relaciones de movilidad desfavorables (Aw /1o > 1).

ll.3.- Inyeccion de gas

La inyeccion de gas, puede efectuarse bajo dos importantes conceptos:
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.3.1.- Inyeccion Inmiscible de Gas

El gas puede ser inyectado al reservorio de petr6leo, no solo para
incrementar la recuperacion de petréleo, sino también para reducir la
declinacién de la tasa de produccién de petrdleo y conservar el gas para
venta posterior. La reinyeccion del gas natural producido es una técnica

gue ha sido usada hace mas de 80 afos.

La inyeccién de gas para incrementar la productividad del pozo es
usualmente definido como “mantenimiento de presiéon”, pero un
proceso para incrementar la recuperacion de petréleo puede ser

clasificado como un proyecto de recuperaciéon mejorada.

El éxito de un proyecto dependera de la eficiencia con la que el gas
inyectado desplaza al petrdleo y de la fraccion del reservorio que es

barrido por el gas inyectado.

En un reservorio que es delgado y no tiene buzamiento, el gas es usado
para desplazar petroleo de la misma manera que el agua puede ser
usada en un patron de inyeccion. Este proceso es denominado
“inyeccidon dispersa de gas” y usualmente no resulta en una alta
recuperacion, ya que el gas puede canalizar entre el pozo inyector y
productor sin desplazar mucho petréleo. La recuperacion de petréleo por
inyeccion de gas es un proceso inmiscible a menos que el gas inyectado
se efectlue a alta presion o enriquecido con hidrocarburos livianos. La
presién requerida para la miscibilidad depende de la composicién del

petroleo y el gas inyectado.



57

Un método mas eficiente empleado para inyectar gas puede ser usado
algunas veces en reservorios que tienen buena permeabilidad vertical y
tienen espesor apreciable o alto buzamiento. Bajo estas condiciones el
gas puede ser inyectado cerca al tope de la formacién productiva (o
dentro de la capa de gas) tal que el petrdleo es desplazado hacia abajo.
Muchos reservorios tienen una permeabilidad vertical menor que 200
md, y probablemente no sean apropiados para este proceso, que es

llamado “inyeccién crestal de gas” o “inyeccién externa de gas”.

La inyeccion dispersa de gas es apropiada para reservorios con
permeabilidad uniforme y poco relieve estructural. Si los pozos de
inyeccion no estan muy distanciados de los productores, la respuesta

del reservorio a la inyeccion es rapida.

La inyeccion crestal de gas es usualmente preferida a la inyeccion de
gas dispersa para reservorios con buzamiento y en reservorios de gran
espesor con alta permeabilidad vertical. Debido a la baja viscosidad del
gas, las variaciones en la permeabilidad del reservorio son muy

importantes en un proceso de inyeccién de gas.

Desde el punto de vista de comportamiento del reservorio, es ventajoso
iniciar la inyeccion de gas antes que la presién del reservorio haya
declinado debajo del punto de burbuja. La permeabilidad relativa al gas
incrementa con un incremento de la saturacion de gas, tal que el
problema de canalizacién llega a ser severo a medida que la saturacion

de gas libre incrementa.

El petrdleo que se encuentra en un pozo localizado en la parte

estructuralmente mas alta es frecuentemente llamado “petréleo del
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atico”. Bajo condiciones favorables (incluyendo alto buzamiento y
permeabilidad) algo de este petrdleo puede ser recuperado por

inyeccion de gas.

1.3.2.- Inyeccion Miscible de Gas

La inyeccion de gas a alta presion es un proceso miscible, que significa
que el gas inyectado se mezclara con el petroleo del reservorio para
formar una fase homogénea simple. El proceso de recuperacion miscible
reducira la saturacion residual de petroleo virtualmente a cero en las

partes del reservorio que son barridas por el fluido miscible.

Pobres eficiencias de barrido son comunes, sin embargo los procesos
miscibles son usualmente mas costosos que la inyeccion de agua o

inyeccion inmiscible de gas.

La minima presion para desplazamiento miscible del petréleo con gas de
alta presion es aproximadamente 3,000 psi; de esta manera la
profundidad del reservorio esta limitadas a un minimo de 5,000 pies. El
petréleo del reservorio debe contener suficiente cantidad de
hidrocarburos intermedios (C,-Cs) y debe estar substancialmente
bajosaturado con respecto al gas inyectado a la presion de inyeccion. La

gravedad del petroleo no debe ser menor de 40°API.

La recuperacion de petroleo por el proceso de inyeccion de gas a alta
presibn es una funcion de la presion de inyeccidon. Las altas
recuperaciones ilustradas en la literatura son las obtenidas en el

laboratorio pero no son alcanzadas en el campo, debido principalmente
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a la baja eficiencia de barrido. Aunque un incremento en la presion
incrementara la recuperacién de petroleo, esto incrementara también

los requerimientos del gas y costos de inyeccion.
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IV.- NORMATIVIDAD APLICABLE

IV.1.- Normatividad actual — LEY N° 28109
La Ley N° 28109 es la denominada “Ley para la promocion de la inversion en la
explotacion de recursos y reservas marginales de hidrocarburos a nivel

nacional”

Objeto de La Ley N° 28109

El objeto de la Ley es promover la inversion en la explotaciéon de recursos y
reservas marginales de hidrocarburos en el pais. Para un mayor detalle
respecto de las definiciones, se adjunta el Anexo I, referido a la Definicion de
Recursos, y el Anexo Il, referido a la definicion de reservas, ambas
establecidas por la SPE (Society of Petroleum Engineers) y el WPC (World

Petroleum Congress).

Finalidad de la Ley N° 28109

La finalidad de la Ley es:
(1)  Aumentar la produccion nacional de hidrocarburos,

(2)  Atenuar el déficit de la balanza comercial,
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Producir a través del canon mayores rentas en beneficio de las
regiones en que se ubican estos recursos y reservas marginales,
Contribuir a la reactivacion econdémica del pais y de las regiones

con filiacién hidrocarburifera

IV.2.- Caracteristicas de la Ley N° 28109

Las caracteristicas principales de la Ley N° 28109 son las siguientes:

(2)

Determinacién para cada contrato la curva de produccién basica?.

Presentacion por parte del Contratista de un programa de trabajo
y su respectivo presupuesto de inversiones y gastos, compuesto
de (a) Un Programa Minimo de Trabajo (PMT) que debe llevarse
a cabo dentro de los 5 (cinco) afios computados a partir de la
fecha de suscripcion del acuerdo modificatorio del Contrato y (b)
Un Programa Adicional de Trabajo (PAT), cuyo presupuesto
debera equivaler por lo menos al 50% del presupuesto del PMT vy
cuyo plazo de ejecucion no excedera de 2 (dos) afios
computados a partir de la terminacion del plazo establecido por el
PMT

Calcular cuanto debe reducirse las regalias de la produccion
basica, en funcion del presupuesto propuesto por el Contratista
para el PMT, para generar a lo largo de la vigencia del Contrato

un monto equivalente a dicho presupuesto. Una vez determinado

% De acuerdo a la Ley N° 28109, se entiende como “curva de produccion basica” a aquella que
se obtendria de los pozos que en la fecha del acuerdo, se encuentren en situacién de
productivos o que hayan producido en forma sostenida en los ultimos tres meses.
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el precitado monto en Valor Presente, se fijara el nuevo
porcentaje de regalias, aplicable en adelante a toda Ila

produccion.

El Contratista solventara integramente el presupuesto de

inversiones, costos y gastos del PMT y del PAT.

El incumplimiento total o parcial en la ejecucién del PMT y/o PAT,
por parte del Contratista acarreara: (a)la pérdida del beneficio de
la reduccién de la regalia, (b) la restitucion de los beneficios
indebidamente obtenidos y (c) la resolucién del Contrato de

Licencia, a partir de la fecha en que incurri6 en tal incumplimiento.

El PMT debera establecer un monto minimo destinado a la
contrataciéon de servicios y/o adquisicion de bienes, de
proveedores establecidos en las regiones, bajo condiciones de
precios, calidad y fecha de entrega del bien o prestacion del

servicio, competitivas con respecto a otros proveedores.

Evaluar cuantitativamente y cualitativamente, los efectos que se

producirian como consecuencia de su implementacion:

(@) Cambio en las regalias,

(b) Mayor impuesto a la renta que pagaria el Contratista por la
produccion basica, al tener menor costo por la regalia
reducida,

(c) El impuesto a la renta que pagaria el Contratista por
explotacion de recursos y reservas marginales de

hidrocarburos,
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(d) El impuesto a la renta adicional que pagarian los
proveedores de bienes y servicios al incrementar sus
ingresos,

(e) El mayor pago de tributo a la importacion que pagarian los
Contratistas por los bienes requeridos para la ejecuciéon de
las actividades.

(f) La estimacion de nuevos puestos de trabajo que se
generarian,

(g) El estimado del mayor beneficio que obtendria la Refineria
de Talara al sustituir crudo importado por crudo del
noroeste,

(h)  Otros aspectos de caracter socioeconomico beneficiosos

para el pais y las regiones.

IV.3.- Modelo de Aplicacion de la Ley N° 28109

El modelo se ha establecido sobre la base de los siguientes datos:



Produccién de petréleo al inicio de la declinacidén 1,200BOFD
Produccidn de gas al inicio de la declinacién O{MMPCD
Declinacién promedia anual 10(% fafin
Afios para finalizar Contrato 12|afins

ARo de inicio para aplicacién Ley N* 28109 2006

Afo Fin de Contrato 2018

Regalias para=< 15 US$/BL 25|%
Regalias para 20 US$/BL 35

Regalias para 25 US$/BL 45

Regalias para 30 US$/BL 55

Regalias para=> 45 US$/BL B3| %
Interpolacién entre regalias Lineal

Tasa de descuento | 1III|% |
IV.3.1.- Determinacién de la curva de produccion basica.
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La curva de produccion basica, se determind sobre la base historica,

para lo cual es necesario llevar a cabo un analisis de curvas de

declinacién sobre la base de ingenieria de produccion. Las técnicas

usuales utilizadas para la estimacion de la declinacion se muestra en

detalle en el Anexo lll.

Para nuestro ejemplo, el prondstico ha resultado en lo siguiente:

ARl

2006 2007 | 2008 [ 2009 | 2010 | 2011 [ 2012 | 2013 [ 2014 | 2015 [ 2016

o | 1 [ 2 | 3 | 4 | 5 | & | 7 | =8 9 [ 10
Produccion Inicial, BOPD 1,200|BOPD
Declinacion por afio 10|%
Curva Basica, BOPD 1,080 a7z B75 787 708 B35 574 517 465 418 a7
Curva Basica, BLS 384,200] 354,780 319,302 287,372| 258635 232,771] 200.404] 188,545 169,690 152,721] 137449
Petréleo Acumulados, MBLS 384 748]  1oes|  13%8]  1614]  1847] 2057 2248 2415] 358 2705
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IvV.3.2.- Presentacion de un programa de trabajo

El Contratista debera presentar un programa compuesto de (a) Un
Programa Minimo de Trabajo (PMT) que debe llevarse a cabo dentro de
los 5 (cinco) afios computados a partir de la fecha de suscripcion del
acuerdo modificatorio del Contrato y (b) Un Programa Adicional de
Trabajo (PAT), cuyo presupuesto debera equivaler por lo menos al 50%
del presupuesto del PMT y cuyo plazo de ejecucidon no excedera de 2
(dos) anos computados a partir de la terminacion del plazo establecido
por el PMT

El programa de trabajo normalmente esta compuesto por:

(1) Perforacion de pozos de desarrollo o pozos infill,

(2)  Ejecucidon de Reacondicionamientos (Workover) que tiene
por objetivo aperturar arenas a través de baleo y
fracturamiento que se encuentran en pozos en actual
produccion. Se asume que estas arenas debido a estudios
preliminares (antes de ser aperturadas) no presentan una
economia rentable a las regalias originales del Contrato,

(3) Trabajos de reactivacion de pozos (Well Service), que
consiste en evaluar y si es factible poner en produccion a:
(@) Pozos cerrados, (b) Pozos abandonados
temporalmente - ATA, (c) Pozos abandonados
permanentemente. En los pozos abandonados sera
necesario ingresar con equipo y mesa rotaria para "moler”

los tapones y posteriormente limpiar el pozo,
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Construccion de infraestructura de acceso principalmente a
los pozos abandonados. Esta puede ser: (a) rehabilitacion

de carreteras o (b) construccion de carreteras o puentes.

El Contratista debe evaluar varios escenarios de PMT y PAT, de tal

manera que escoja el que combinando regalias, inversiones vy

oportunidad de la ejecucién, le proporcione la mayor rentabilidad

IvV.3.3.-

Calculo de reduccion de regalias

Se procede asi:

(@)

Se estima el valor presente de las inversiones,
considerando la teoria del Valor Actual Neto, tal como se
describe (para mayor detalle referente a los criterios de

rentabilidad, se adjunta el Anexo IV):

La tasa de descuento aplicable se estimé a través de una
consultoria, que sobre la base de técnicas economicas
estimé una tasa de descuento de 10.9% por afio. Esta tasa
de descuento esta relacionada al costo de oportunidad de
los fondos del Estado que podrian ser aplicados en la

compra de los bonos emitidos por el mismo Estado.

El resultado de los calculos para nuestro ejemplo resulta:
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2006 | 2007 2008 2009 | 2010 2011
0 [ 1 | 2 | 3 [ 4 | 5

ARTICULD 2° - NUMERAL 3 us$
En funcign del presupuesto propuesto PMT 5,000,000 uss
por el Cantratista para el PMT, PAT 2,500,000 PROGRAMA MINIMO DE TRABAJO PROGRAMA ADICIONAL
Presupuesto PROPUESTO TOTAL 7,500,000 1,500,000 1,200,000] 1000000 1,300,000 1,500,000] 1,000,000
VP de Presupuesto [ 1,500,000 1,090 909 26 446] 978,708 1,024 520 £20,921
VAN DEL PRESUPUESTO TOTAL, US$ 6,039,506
VAN del PMT, US$ I 4,394,065
VAN del PAT, US$ | 1,645,442
% del PAT respecto del PMT - Corrientes 50.00
% del PAT respecto del PMT - VAN | 3745
Aplicando la férmula:

1'500,000 N 1'200,000  1'000,000  1'300,000 N 1'500,000 N 1'000,000

0 1 2 3 4 5
(1+0.10)° (1+0.10) (1+0.10° (1+0.10) (1+0.10)" (1+0.10)

VAN =1'500,000 +1'090,909 + 826,446 + 976,709 +1'024,520 + 620,921

VAN =6'039,506-US$

VAN del PMT (VAN*PMT) = 4°394,065 US$
VAN del PAT (VAN*PAT) = 1'645,442 US$

(b)

Se lleva a cabo una estimacion del precio del crudo del

lo cual se emplea el siguiente

Noroeste, para

procedimiento:

Se determina la relacion (lineal, logaritmica, exponencial)
entre el precio del crudo del Noroeste y un crudo marcador
que tenga documentacidn probada de su pronostico.

Usualmente se emplea el crudo WTI.

El resultado se muestra en el siguiente grafico:
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PRECIO - CRUDO ONO (US$)
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Lo cual resulta en una ecuacion de:

Precio Crudo NOROESTE = 0.8052*Precio Crudo WTI + 2.3479

Y el coeficiente de correlacion es de: 0.8527 indicando un buen

ajuste para este tipo de datos.

Por ejemplo, si tuviéramos un pronéstico del precio del crudo WTI
en el largo plazo de 60 US$/BL, el correspondiente al precio del
crudo NOROESTE seria:
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Precio Crudo NOROESTE = 0.8052*(60) + 2.3479
Precio Crudo NOROESTE =48.312 + 2.3479

Precio Crudo NOROESTE = 50.66

(c) Se estima la nueva regalia, sobre la base de los pasos

siguientes:

(i) Se estima el valor de la produccién (VAN*P) afio por
afo, multiplicando la produccién por el precio del
crudo (estimado).

(i) Se estima el valor actual de la Regalia (VAN*R)
establecida en el Contrato, afio por afio.

(i)  Se estima la nueva regalia (REGALIA%), utilizando

la siguiente formula:

(VAN - R)— (VAN - PMT)

REGALIAY% =
(VAN - P)

*100%

(iv) Se estima, los pasos anteriores para valores del
precio de la canasta de crudo del Noroeste (por
ejemplo: 30US$/BL, 40US$/BL, etc).

Se presenta el siguiente cuadro, donde se observa el detalle de los calculos:
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2006 | 2007 | 2008 | 2000 [ 2000 | zom | 2012 | 2013 | 2004 | 2015 | 2018
| [] | 1 | 2 | 3 | 4 5 | & 7 [ & | o 10
PARA FRECIO [ 15[ussiBI
VALOR DE LA PRODUCCION 40.574.379 5.513%1‘ 5,371 .xtﬂ 4,789530] _ 4.310,577] 3879519 3.491,867] 3142411 2,828,170]_2545,383] 2090817] 2.081,13%
VAN DEL VALOR DE LA PRD 28.944.503
REGALIA CONTRATO ACTUAL 10,143,598 025 1470.250] 1,330,425 1,187,303 1,077,644 050,880 §72,992| 785 03] T07047]  BdB338] _ 572704] 515434
VAN DE REGALIA ACTUAL 7,036,126
VAN DE MONTO PRECITADO 4,394,065
VAN DE NUEVO MONTO DE REGALU ___ 2.842.061
NUEVO PORCENTAJE DE REGALIA 9.82|% 580,598 577,538 470,784 347037 308,553 277600] 240008 794035 J0044%
MONTO QUE FINANCIA ESTADO 6,169.596] 4,394,065 BR7 557 B07 487 727 08H 530,055 477,048 428,344| __ a@BAI0| 347768 3128ar
PARA FRECIO [ 20[USSIBI
VALOR. DE LA PRODUCCION 54.099.173 7.064.000] 7,095 500 6306040 5.74 {.-ﬂ 5172692 4655423 4.189,.881] 3770093 33930803] 3054423 2,748,981
VAN DEL VALOR DE LA PRD 38,502,670
REGALIA CONTRATO ACTUAL 0.35 2.750400) 2,483,460 2.235.114] 2,011,603 1810442 1,629,398 1,466,458 1.318.613] 1.187.831| 1,068,048  G6z1a=
VAN DE REGALIA ACTUAL 13,507 435
VAN MONTO PRECITADO 4.394.065
NUEVO MONTO DE REGALIA 9,113,370
NUEVO PORCENTAJE DE REGALIA 23.61% 1BG1T46] 1675678 1508016 1.357.214 1771483 1098343 888409 BADARA|  BO1A21| 721278  B48.161
MONTO QUE FINANCIA ESTADO 6.169.596| 4,394,065 807,652 807,887 727,088 654,389 588,950 530,055 477.049) 420,344 386410] 347763 312,897
PARAPRECIO 25[USSIBI
VALOR. DE LA PRODUCCION 67,623,866 8,858,500 7882 560] 7, 184,285) 6465806] 5818273 5273 4713616 4247354] 3818078 3436206
VAM DEL VALOR DE LA PRD 48,240,838
REGALIA CONTRATO ACTUAL 045 4.434.750] 3,091,274 3502148 3,732,033 2000639  7B18,676) 2,356 808 2,121,127 1800014 1,718 113 1,548,307
VAN DE REGALIA ACTUAL 21.708.377
VAN MONTO PRECITADO 4,394,065
NUEVO MONTO DE REGALIA 17,314,312
NUEVO PORCENTAJE DE REGALIA 35.69)% 3597.008] 3,183,388 2,865,048 2,576,544 2310630]  2,088521) 1,819,759 1,661,783 1,522,605 1,370,344] 12333100
MONTO QUE FINANCIA ESTADO 6.159.596]  4.394.065 B97 652 807,887 727,080) 654,389 580,950 530.055] 477,049 429344 386410]  347.769]  312.89F
PARA FRECIO 30[USSIBI
VALOR DE LA PRODUCCION 81,148,769 11.329500’ 10,643,400] 9579.060]  6.621,154 7750038 6,983,135 6.284.821 5,666.338]  5.000.705] 4.581,635 4.123471
VAN DEL VALOR DE LA PRD 57.889.005
REGALIA CONTRATO ACTUAL 055 6504300 553,870 5260463 4741635  4267471] 30840724 3456652 3710987 2799608] 2519998 2267908
VAN DE REGALIA ACTUAL 31,838,853
VAN MONTO FPRECITADO 4,394,065
NUEVO MONTO DE REGALIA 27.444.888
NUEVO PORCENTAJE DE REGALIA a7a% 5606648] 5045959 4.541.305] 4,087,246 3618571  3,910,6689] 2,919,602 2601642 2413478] 2,172,130 1854917
MONTO QUE FINANCIA ESTADO 6.150.506 4,304,065 807 £57 807 87 727,088 54,380 588,950 snn,ﬁ 4??,@ 420,344] __amBAl0] 347789 312897
PARA PRECIO [ 35[Us$iBI
VALOR. DE LA PRODUCCION 94.673.552 13,797.000] 12417300 11175570] 10056.013]  9052212] 8,146,991 7,382,291 6,500,062 5,039,156 5.345.2442‘ 4810,116
VAN DEL VALOR DE LA PRD 67537173
REGALIA CONTRATO ACTUAL 085 B,86B050) 8,071,245 T264.121] 6,537,708 5883038  5705544) 4765888 4288 3R1| 3 AADAGI| 3A474.406| 3,175 866
VAN DE REGALIA ACTUAL 43,899,162
VAN MONTO PRECITADO 4.394.085
NUEVD MONTO DE REGALIA 39.505.098
NUEVO PORCENTAJE DE REGALIA 58.48)% .070,308] 7,763,350 6537022 5883320 5704088 4.765489) 4288040 3BE004E| 3474 042| 3126537 2813874
MONTO OUE FINANCIA ESTADO 6.169.596 4,394,065 807,652 807,887 727,086 554,359 558,350 530,055] 477,049 420344 386410 347,769  312.09F
(v)Se establece la tabla comparativa final:
PRECIO DE CANASTA, US$IBI
<=15 20 25 30 »=45
NUEYO PORCENTAJE REGALIAS 9.8 236 35.9 47 .4 §9.9
REGALIA ORIGINAL | 25.0 35.0 45.0 55.0 65.0

IV.3.4.-

Para esto es necesario establecer el flujo de caja para cada

condicion de precio y regalia, tal como se muestra en el cuadro

Evaluacién cuantitativa y cualitativa de efectos

siguiente:
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| [ | 1 | F | 3 | 4 | 5 | 8 7 | 3 9 | 1w

Produccion Basica, Bls | 2,704 858 384,200 354,780 318,302 267,373] 258,635 FEFRE] TBEEA5]  1BAGB0]  152721] 137448
Produccion Esperada Incremental 485 000 15 000} 25,000 35,000 = | B0,000) 70,000 50,000 35,000 40,000 25 000
TOTAL PRODUCCION, Bl | | 408 200] 379,780 354303 247 373 338635 302,771 162 4400
Ingrasos 45] |

Basica 17,738.000f 15865 100 14 380 590) 12 931 731 11,638,558 10474702 9427 232 BA484 509 BBI2452] 6185207

Incremertal | 675,000] 1,125,000 1575000 2700000  3.600000] 3,150,000 2,700,000 2,250,000 1575,000] 1.350,000] 1,125 0008

[Toal | 18414,000] 17,090,100 15943590 15631,731]  1523855] 13,624702] 12,127,232 10,734,509 9211,058] 8722457 7,310207
Costo [J|1nmim| = PRD [t‘!'IAI [ ] M{ | 3,273 800 3,038,240 2 B34 416 2,778,974 2,708,077 2422168 71558572 1,908 357 1837501 1461, 768 1,.799.50>
Custo Operativg - PRU.BASICA ] [ 3,153600] 2,838,240 1554416] 2208G74] _ 2060077] 1,852,169 1,508,357] 1,357,521

VP

85.9856.335 11,073,936 8,550,210 0,362.407| 0127 B35 8,161,187]  7.284.212] 6420871] 5517474] 4805.248] 4379814
120, 11,630,350]  10,377,315] 0,539 584] 8,408 25| 7,568 063 6,808,556] 6,127,701 5514,031] 4963438 4467,004] 4020384
Inversién | 6.039.506] 1,500,000 0j 1] 0 0j o
Degreciacion 300,000 300,000] 300,000
240,000 240,000] 240,000
500,000
I 260,000
| 300,000 300,000 200,000 300,000
| 200,000] 200,000
TOTAL 7,500,000 300,000 540,000] 740000]  1,000000]  1.300000]  1300000] a0000] 760000  500,000] 300,000 o
CON PROYECTO
Costo Total (00 + Regaia + Depreciacin) 74,603 586] 13,815,210 13134626 13,142,281] 13,136,873
INpesns - gastos AEI0ATE] 3274 B8O ] fi 2,101,585 1,636,181
Irmpuestos 1,143,124 8O3 B30,475 480 B54 489 5400
Flujo De caj 1 467 790 1447 545 1.271.104] 1,905,327 1,147 7600
VAN DEL CONTRATISTA | 1aosszz] |
Beneficio Refinaria 7000 0,000 50,000 70.000) 120,000 160,000 140,000] 120,000 100,000

Nuevos puestos de trabajo
Irnpugsta A la renta, prove

Marytr pago ribulos
[Monto Imgan
Ad-Valarem
(=

SIN PROYECTO

0150] 357,523 450,000 90 000;
0,190 679.294] 855,000 171.000

65,000]

50,000 50,000] 50,000 50,000 50,000 50,000

0,000
114.000]

Costo Total (CO + Regaia) | 1:|,us:1,§ou! 13,215,555 11889000 10,709,600 98341a0] 8,670,736 7,803,653 7,023,789
Inresos - Gastos 3055050 2,748,545 sarasa|  woeram|  somae]  1goagre| 1623579 1461721
Irnpuestos | 4.486.398] 6.260.029 Blﬂj]gl 924 8BB4 742,377 BE8,139] : 487 074) 43B 568
Flujo De caja] 10,468.262] 14,674,401 3130535 1954 662 1,732,213]_1,556.883| 1403,083]  1,962,764] 1136305 1,023 B55,
VAN DEL CONTRATISTA 10,468,262

520,000] i
78,000 40,000
148,200] 171,000

En este flujo se ha considerado:

(@)

6,320,958
1,315,088

5 598,863
1,183,569

394,530 355,077}

826,517

5119877

1,065 2300
319565
745 A6l

Cambio del impuesto a la renta que pagaria el Contratista

por la produccion basica, al tener menor costo por la

regalia reducida.- Para este fin se compara el monto del

impuesto a la renta, para el caso donde el Contratista
seguiria sin aplicacion de la Ley (SIN PROYECTO) y el
caso cuando se acoge a la Ley (CON PROYECTO).

(b)

Cambio en el impuesto a la renta adicional que pagarian

los proveedores de bienes y servicios al incrementar sus

ingresos.- Para este fin se compara el monto del impuesto

a la renta, para el caso donde el Contratista seguiria sin
aplicacién de la Ley (SIN PROYECTO) y el caso cuando



(c)

(e)
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se acoge a la Ley (CON PROYECTO). Se ha supuesto que
los proveedores de bienes y servicios pagaran mas
impuesto a la renta, debido a la ejecucion de las

inversiones a ejecutarse.

Cambio en el mayor pago de tributo a la importaciéon que
pagarian los Contratistas por los bienes requeridos para la
ejecucion de las actividades. Para este fin se compara el
monto de tributos a la importacion, para el caso donde el
Contratista seguiria sin aplicacion de la Ley (SIN
PROYECTO) y el caso cuando se acoge a la Ley (CON
PROYECTO). Se ha supuesto que el 40% del monto a ser
ejecutado consecuencia de las inversiones se importan,

pagando los derechos de importacion correspondientes.

La estimacion de nuevos puestos de trabajo que se
generarian, de acuerdo a los datos estadisticos, se asume
que por cada 750,000 US$ de inversién ejecutada, se
genera un puesto de trabajo permanente. Al respecto, y
considerando que la industria del petréleo es una industria

intensiva en capital, este monto puede ser mayor.

El estimado del mayor beneficio que obtendria la Refineria
de Talara al sustituir crudo importado por crudo del
noroeste. Se ha estimado que el pais recibe un beneficio
equivalente a 2 US$ por cada barril de petroleo adicional
que sera producido como consecuencia de la aplicacién de
la Ley N° 28109.
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Los resultados resumidos son:

PRECIO BENEFICIO, US$

CRUDO (US$)] PAIS [CONTRATISTA
15| (1,331,845 (256,302)
20 (168.945) 121,063
28] 1217424 274,958
30| 2,803,766 228,881
45| B,915,381 737,560
65| 9,969,773 3,844,728

Estos resultados nos permiten comentar que ante un escenario
de precios menor a los 20 US$, el pais puede ver reducido su
beneficio, cuando se compara con la situaciéon anterior (SIN
PROYECTO). Es importante comentar que un nivel de reservas
mayor al estimado para el CASO evaluado, permitiria mejorar el
beneficio para el Pais, dado que el costo de desarrollo se

reduciria.

Por otro lado, para el Contratista, ante un escenario de precios
menores a 15 US$, tendria resultados econdmicos negativos,
cuando se compara con la situacion anterior (SIN PROYECTO).
Igualmente, ante un desarrollo que involucre un nivel de reservas
mayor al estimado para el CASO evaluado, permitiria mejorar el

beneficio, dado que el costo de desarrollo se reduciria.



74

IV.3.5 Supervision de la ejecucion de los trabajos del PMT y PAT

La supervisién se lleva a cabo desde 02 aspectos: Técnico y

Econdmico.

La supervisién técnica se efectua considerando la ejecucion de

trabajos de perforacion de pozos, reactivaciones (workovers) y

rehabilitaciones (well service), y se estructura de la siguiente

manera:

(1)

El Contratista presenta su programa de trabajos,
acorde con las obligaciones asumidas y que han

sido plasmadas en la “Modificacion de Contrato”,

La entidad supervisora, evalua el programa vy
aprueba su implementacion, tomando en
consideracion que los trabajos propuestos estén en
linea con el objeto y finalidad de la Ley (promover la
inversidon en la explotacion de recursos y reservas
marginales, afin de (a) Aumentar la produccion
nacional de hidrocarburos, (b) Atenuar el déficit de
la balanza comercial, (c) Producir a través del canon
mayores rentas en beneficio de las regiones en que
se ubican estos recursos y reservas marginales, (d)
Contribuir a la reactivacion econdémica del pais y de

las regiones con filiacién hidrocarburifera),
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Una vez concluido cada trabajo, ya sea del PMT o
PAT, se supervisa los resultados productivos
logrados (a nivel pozo) y se compara con los
estimados propuestos por el Contratista. Esta
comparacion permitira tomar conocimiento sobre los

futuros trabajos y sus resultados.

Se supervisa el cumplimiento real de cada trabajo
comprometido y se relaciona a su nivel de

inversiones.

Se participa durante la evaluacibn anual de
cumplimiento tanto de trabajos efectuados como

nivel de inversiones ejecutado.

La Supervisién econdémica, consiste de lo siguiente:

(1)

(2)

)

El Contratista presenta la carta fianza, antes de
llevar a cabo las actividades establecidas y que han

sido plasmadas en la “Modificacion de Contrato”.

El Contratista, una vez concluidos los trabajos,
sobre una base de periodos mensuales, presenta

las facturas correspondientes.

Se compara los montos presentados en las facturas

con los respectivos trabajos vinculados.
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(4) Se solicita a la Seccion Técnica, la conformidad de

los trabajos ejecutados.

(5) Una vez cumplidos los trabajos anuales
establecidos en la “Modificacion de Contrato”, se
procede a la devolucién de la carta fianza y a la
recepcion de la siguiente carta fianza valida para el

periodo anual siguiente.

IV.3.6 Normatividad Aplicable

Ante situaciones que se requiera mantener un campo maduro y/o
marginal en operacion, tanto por sus beneficios privados como
por sus beneficios sociales, es necesario tomar una decision

sobre dicha continuacién de la operacion.

En este sentido, a fin de fomentar la inversion en la industria y
maximizar el uso del recurso natural, se debe hacer intervenir a
los principales involucrados: Empresa (Rentabilidad), Sociedad

(Canon) y Estado (Regalias e Impuestos).

Por parte de la Empresa, es necesario que se entienda que debe
aplicar tasas de descuento dentro del entorno de rentabilidad con
riesgo reducido y por parte del Estado se debe comprender que
se requiere nuevas condiciones de regalias, acorde con un rol

social que debe ser comprendido también por la Sociedad.
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Estas nuevas condiciones de regalias serian aplicables una vez
que se ha establecido las reglas de juego para clasificar a los
campos maduros y/o campos marginales y se ha demostrado
fehacientemente que son tales para la Sociedad. Estas nuevas
regalias deben estar acorde con los niveles de baja productividad

de cada area.

Es importante tomar en cuenta dos aspectos en lo referente a la
aplicacién de nuevas regalias para campos maduros y/o campos

marginales demostrados:

(1)  Determinar si el campo es elegible para un nuevo sistema
de regalias (ELEGIBILIDAD), vy,

(2) Como sera calculada dicha nueva regalia (CALCULO),

Respecto a la ELEGIBILIDAD, podemos tomar en cuenta los

siguientes aspectos:

(1) El tipo de producto (fluido) que sera motivo de la nueva
regalia. Es decir, si es petréleo o gas asociado o no
asociado. Esto dependera de las condiciones del mercado

en la zona o a nivel nacional.

(2) El nivel de produccion actual y esperado del Lote y la
magnitud de los costos de produccion necesario para
lograr mantenerlo en produccion por el mayor tiempo

posible.
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(3) La magnitud de la inversion necesaria para la perforacion

de nuevos pozos infill.

(4) Si el Lote se mantiene con su area y numero de pozos
actuales, o si este se reconfigura para incluir un mayor
numero de pozos (economia de escala, especialmente con

los costos de produccion).

(5) La Eligibilidad puede ser cuantificada, de la siguiente

manera:

Establecer los Costos de Produccion (Costos operativos y costos
administrativos), a través del tiempo, en montos anuales y
establecer el precio del crudo, para el tiempo que dure la

aplicacion de estas nuevas regalias,

Efectuar la evaluacion del flujo de caja para el inversionista,
considerando: El nivel de produccién esperado (incluye la actual y
la que sera lograda con las nuevas inversiones), los ingresos a
ser logrados sobre la base del precio del crudo, costos de
produccion e inversiones. La regalia sera una variable que se
estimara sobre una base de rentabilidad calculada para el
Contratista. Esta rentabilidad puede ser reflejada sobre una TIR
entre 12% a 15%°.

® Esta cifra estaria sustentada en la informacién contenida en los archivos publicados por
Aswath Damodaran (http://pages.stern.nyu.edu/~adamodar/), donde para Peru indica un precio
total por Riesgo del orden de 6.83% que sumado a la tasa libre de riesgo de 4.85%, refleja una
tasa total de 11.68% (tasa de descuento). Por otro lado, en la documentacion de este mismo
autor, el costo de capital para la Industria del Petrdleo, la cual tiene un rango entre 7.71% vy
6.64% y el costo del capital propio entre 8.32% y 7.24%, con lo cual se demuestra que se
puede utilizar una TIR entre 12% a 15%.
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(2)

3)
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V.- CONCLUSIONES

En el Noroeste peruano, la mayoria de los campos petroleros cuenta
con mas de 50 afios de explotacién. En estos campos, se pueden llevar
a cabo acciones para reducir la caida de produccién que se refleja en la
curva de produccion, tal como reactivacion de pozos,
reacondicionamiento de pozos y perforacion de pozos. En estos
campos, no es factible el incremento de la produccion en forma
inmediata, a menos que se descubra un horizonte productivo nuevo,
pero que necesariamente vaya acompafado de la ejecucién de un

importante plan de inversiones.

Para el Noroeste peruano, no se cuenta con estudios que demuestren
de manera cuantitativa el grado de madurez o marginalidad de cada uno

de los campos petroleros.

Sobre la base de la literatura existente y la realidad operativa de los
campos maduros del Noroeste peruano, se concluye que es factible
establecer una definicion de “campos maduros” y “campos marginales”,
de tal manera que se pueda lograr establecer una relacion cuantificable

para la aplicacién de aspectos normativos.

En este sentido, un campo maduro se define como aquel campo que

presenta y demuestra una rentabilidad por debajo del promedio

estimado para la actividad, pero que aun es lucrativo para sus
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operadores; y que un campo marginal se define como aquel campo

donde los ingresos obtenidos son iguales a los gastos, y puede no ser

atractivo para la companiia operadora debido al tamaino del negocio.

Es factible la extensidén de la vida productiva de un campo petrolero,
mas alla de su limite econdmico actual, con la aplicacién en el corto y
mediano plazo, de aspectos normativos que incidan positivamente en la
rentabilidad del Lote. Esto implicaria que el Estado por un lado reduzca
su participacién de la renta a través de la “regalia” y por otro lado, el
Contratista mantenga una rentabilidad acorde con los riesgos de la
industria, a fin de hacer factible un reparto equitativo de la renta
petrolera y lograr extender o mantener la vida productiva del campo,

desde el punto de vista econémico.

Para los campos del Noroeste peruano, se ha aplicado normatividad
(Ley N° 28109) correspondiente a reservas marginales y recursos,
implicando la ejecucidn de inversiones que inciden positivamente sobre

el bienestar de la sociedad.

Es importante indicar que la Ley N° 28109, es también aplicable a la
explotacion de horizontes productivos existentes y no explotados,
localizados por debajo de los horizontes actualmente en produccion en

los campos maduros y marginales.

El aspecto critico es que esta explotacidon de horizontes profundos
estaria mas cercano a la aplicacion de factores de riesgo allegados a
actividades exploratorias, por lo que probablemente la Ley N° 28109 no
contemple estos riesgos (principalmente riesgo de pozos secos) que

representan un alto impacto en la magnitud de la inversion.
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Cuantitativamente, un pozo exploratorio en la Cuenca Talara cuesta
aproximadamente 1.00 MMUSS$, y si consideramos un factor de éxito del
20%, implica que para lograr un descubrimiento (desde el punto de vista
estadistico) deberiamos invertir en la perforacion de 5 pozos
exploratorios, es decir 5 MMUSS$, lo cual no esta contemplado en la Ley
N° 28109.
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VI.- RECOMENDACIONES

(1)  Se requiere que la asignacion de la denominacion de “campo maduro” o
‘campo marginal”’, para un determinado campo del Noroeste peruano,
sea demostrado sobre una base técnica y econdémica, a fin de que
medidas normativas favorables sea asignada de una manera correcta y
al campo que lo requiera. En este sentido se recomienda preparar por
parte del Estado peruano y de los Contratistas, los estudios de detalle
para cada uno de los campos a fin de tener conocimiento del grado de

su madurez o marginalidad.

(2) Es factible proponer parametros para ser incorporados a una
normatividad futura que permita beneficios para el inversionista y la
sociedad, para la continuacion de la explotacién de campos maduros o
marginales. En este sentido se recomienda tomar en cuenta los

siguientes aspectos:

(1) Establecer y demostrar la madurez o marginalidad de un Lote
petrolero, para lo cual sera necesario hacer un analisis de flujo de
caja descontado®, considerando el detalle de los costos

(preferentemente distribuidos en costos fijos y costos variables).

* Para llevar a cabo un analisis de flujo de caja descontado, es necesario determinar y
proyectar los caudales de produccién, precios del crudo, costos operativos y gastos de
administracion, impuestos e inversion. El Flujo de caja para cada afno se puede estimar sobre
la base de la ecuacion: Ingresos — Costos operativos — Gastos de Administracion — Regalias —
Impuestos — Inversién. Cada afio debe efectuarse un descuento sobre la base de la ecuacion
siguiente: 1/ (1+r).
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(i) Establecer el nuevo nivel de regalias para cada nivel de precios
del petréleo crudo, establecido sobre una base de compromisos
tales como perforacion de pozos, reacondicionamientos e
implementacion de inyeccion de fluidos. Este nivel de regalias
seria establecido efectuando un analisis de flujo de caja
descontado, tomando en cuenta una tasa de descuento (cut offs)

que refleje un beneficio para el Contratista y el Estado.

Es conveniente que se lleven a cabo las estimaciones econdémicas que
genere la aplicacion en el corto y mediano plazo, de los aspectos
normativos que incidan positivamente en la rentabilidad del Lote. Esto
permitira conocer hasta que punto el Estado puede reducir su
participacion de la renta a través de la “regalia” y por otro lado, hasta
que punto el Contratista puede reducir su rentabilidad, a fin de hacer
factible un reparto equitativo de la renta petrolera y lograr extender la

vida productiva de los campos.

Para la estimaciéon de la rentabilidad de la operacién, es necesario
establecer la magnitud de las reservas a ser desarrolladas. La
informacion publicada sobre los factores de recuperacion, muestra que
solo los especialistas geodlogos se manifiestan explicitamente al
respecto. Es conveniente, que los especialistas de Ingenieria de
Petréleo también se manifiesten a través de publicaciones referidas al

Factor de Recuperacion de la Cuenca Talara.

Esta recomendacion puede ser materializada a través de la Facultad de
Petroleo de la Universidad Nacional de Ingenieria, considerando que la

estimacion del Factor de Recuperacion es una funcidén de propiedades
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estaticas (relacionadas con la especialidad de geologia e Ingenieria de
Petréleo, tal como la porosidad, espesor neto, area del reservorio) y de
propiedades dinamicas (relacionadas exclusivamente a Ingenieria de
Petréleo, tal como saturacion de agua, parametros PVT, eficiencias de

barrido, permeabilidades relativas).
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ANEXO |

DEFINICION DE RECURSO

Los recursos se definen como aquellos que incluyen toda la cantidad de

petréleo que se ha estimado como inicialmente en-sitio, aunque algunos

especialistas consideran que recurso constituye solo la porcién recuperable del

estimado inicialmente en-sitio.

Petréleo original en-sitio (POES) TOTAL

Es la cantidad de petrdleo que se estima exista originalmente en un
determinado reservorio. El POES TOTAL es por lo tanto, la cantidad de
petroleo estimada a wuna fecha determinada, contenida en
acumulaciones conocidas, mas la cantidad producida y mas las

cantidades estimadas en acumulaciones aun por descubrir.

POES total = Cantidad Actual en reservorio + Cantidad Producida + Cantidad en acumulaciones por descubrir

Se reconoce que el POES (Petréleo original en sitio) puede constituir
recurso potencialmente recuperable, ya que el estimado de la porcidn
que puede ser recuperable (factor de recuperacion) puede estar
impactado por una significante incertidumbre y cambiara en funcion de:
aspectos comerciales, desarrollo tecnoldgico y disponibilidad de
mayores datos. Una porcién de esta cantidad clasificada como NO

RECUPERABLE puede llegar a ser recurso recuperable en el futuro, si
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ocurren cambios en los aspectos comerciales, desarrollos tecnolégicos y

se consigue datos adicionales.

El POES TOTAL puede ser subdivido en POES DESCUBIERTO vy
POES NO DESCUBIERTO.

1.1.- Petréleo original en-sitio (POES) DESCUBIERTO
El POES DESCUBIERTO es la cantidad de petréleo que se estima, para
una fecha dada, se encuentre contenida en acumulaciones conocidas

mas la cantidad de petréleo producido.

POES Descubierto = Cantidad actual en reservorio + Cantidad Producida

El POES DESCUBIERTO puede ser subdividido en dos categorias:
Comercial y Sub-Comercial. La porcion potencialmente recuperable se
clasifica como Reservas (para la sub-division Comercial) y Recurso
Contingente (para la sub-divisién Sub-Comercial), tal como se muestra

en el Grafico N° [-1.

.1.1.- Reservas
Las reservas se define como las cantidades de petréleo que se
espera sean comercialmente recuperables a partir de

acumulaciones conocidas para una fecha dada.

Las cantidades estimadas como recuperables a partir de
acumulaciones conocidas que no reunen los requerimientos de

comercialidad deben ser clasificados como Recursos
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Contingentes. La definicion de comercialidad para una
acumulacion dependera de las condiciones locales y de las
circunstancias y estara sujeta a las condiciones establecidas por

el pais o compaifiia involucrada.

Las reservas deben ser categorizadas de acuerdo a criterios
especificos de las definiciones SPE/WPC y por lo tanto, las
reservas probadas se limitan a las cantidades que son
comerciales, sobre la base de condiciones econdmicas actuales,
mientras que las reservas probables y posibles pueden estar

basadas en condiciones econémicas futuras.

Las cantidades no seran clasificadas como reservas, a menos
que exista una expectativa de que la acumulacién sera
desarrollada y puesta en produccion dentro de un razonable

periodo de tiempo.

En ciertos casos, la definicion de reserva puede ser asignada aun
si no ocurre desarrollo por algun tiempo. Un ejemplo de esto,
serian los campos que estan dedicados a un contrato de
suministro a largo plazo y solo seran desarrollados cuando se

requiera satisfacer el contrato.

1.1.2.- Recurso Contingente

El recurso contingente es la cantidad de petréleo que se ha
estimado, a una fecha determinada, que es potencialmente
recuperable de una acumulacién conocida, pero que actualmente

no se considera que sea comercialmente recuperable.
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Se reconoce que existe ambigledad entre la definicion de recurso
contingente y reserva no probada. Se recomienda que si el grado
de obligacion refleja que no se espera que la acumulacion sea
desarrollada y puesta en produccion dentro de un periodo de
tiempo razonable, entonces el volumen estimado como
recuperable para la acumulacién, se clasifique como recurso

contingente.

El recurso contingente puede incluir, por ejemplo, acumulaciones
para las cuales no existe actualmente mercado viable, o donde la
recuperacion comercial es dependiente del desarrollo de nueva
tecnologia, o donde la evaluacion de la acumulacion se encuentra

en etapa inicial.

GRAFICO N° 11

ESQUEMA DE LA CLASIFICACION - SPE/WPC
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.2.- Petréleo Original en-sitio (POES) NO DESCUBIERTO

El POES NO DESCUBIERTO, es la cantidad de petréleo que se ha
estimado, para una fecha dada, que se encuentre contenida en
acumulaciones por ser descubiertas. La porciéon estimada por ser

potencialmente recuperable se clasifica como Recurso Prospectivo.

.2.1.- Recurso Prospectivo

Se define a Recurso Prospectivo, a las cantidades de petrdleo
que se estima, para una fecha determinada, sea potencialmente

recuperable de acumulaciones no descubiertas.

ll.- Estimado de Recuperacion Final (EUR)

El estimado de Recuperacion Final (Estimated Ultimate Recovery - EUR) no es
una categoria de recurso como tal, sino un término que puede ser aplicado a
una acumulacion individual de cualquier status/madurez (descubierto o no
descubierto). EI EUR es definido como la cantidad de petrdleo que se ha
estimado (Reservas), para una fecha dada, que sera potencialmente
recuperable de una acumulacién, mas la cantidad de petréleo producido

(Produccion Acumulada).

EUR = Reservas + Produccion Acumulada
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lll.- Suma de Reservas

Las cantidades de petroleo clasificadas como Reservas, Recursos
Contingentes o Recursos Prospectivos, no deben ser sumados entre si, sin la
debida consideracion de las diferencias significantes en el criterio asociado con
su clasificacion. En particular, puede existir un significante riesgo de que las
acumulaciones que contienen Recurso Contingente o Recursos Prospectivos

no logren produccién comercial.

IV.- Rango de Incertidumbre

El rango de incertidumbre, como se muestra en el Grafico N° |-2, refleja un
razonable grado de estimado de volumenes potencialmente recuperables para
una acumulacién individual. Cualquier estimacion de cantidades de recursos
para una determinada acumulacion esta sujeta a incertidumbre técnica y
comercial y debe ser establecida como un rango. En el caso de reservas, el
rango de incertidumbre se refleja en estimados para escenarios de Reservas
Probadas (P1), Reservas Probadas + Probables (P2) y Reservas Probadas +
Probables + Posibles (P3). Para otras categorias de recursos se recomienda

los términos “Menor Estimado”, “Mejor Estimado” y “Mayor Estimado”.

El término “Mejor Estimado” se utiliza como una expresion genérica para el
estimado que se considera ser el mas cercano a la cantidad que sera
recuperada de la acumulacion entre la fecha del estimado y la fecha del
abandono. Si se utilizan métodos probabilisticos, este término sera una medida
de tendencia central de la distribucion de la incertidumbre (most likely/mode,

median/P50 o mean). Los términos "Menor Estimado" y "Mayor Estimado"
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deberian ser una estimacién razonable del rango de incertidumbre en el “Mejor

Estimado”.

Para acumulaciones no descubiertas (Recursos Prospectivos), el rango, sera
mayor que los rangos para acumulaciones descubiertas. En todos los casos, el
rango sera dependiente de la cantidad y calidad de los datos (técnicos y
comerciales) que se encuentren disponibles para la acumulacion. A medida de
que se disponga de mas datos para una acumulacion especifica (por ejemplo,
pozos adicionales, datos del comportamiento del reservorio) el rango de

incertidumbre en el EUR sera reducido.

GRAFICO N° I-2
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El Grafico N° |-2 es una representacién grafica de las definiciones. El eje
horizontal representa el rango de incertidumbre en el estimado del volumen
recuperable para una acumulacion, mientras que el eje vertical representa el
nivel de status/madurez de la acumulacion. Muchas organizaciones eligen
efectuar mas sub-divisiones en cada categoria de recursos usando el eje
vertical para clasificar acumulaciones sobre la base de una decision comercial
requerida para mover una acumulacion hacia la produccion.

Como se observa en el Grafico N° |-2, los estimados “Menor”, “Mejor’ y “Mayor”
de los volumenes potencialmente recuperables deben reflejar algun grado de
comparacion con la categoria de reservas Probadas, Probadas + Probables y
Probadas + Probables + Posibles, respectivamente. Mientras exista un
significante riesgo de que las acumulaciones sub-comerciales o no
descubiertas no logren una produccion comercial, es util considerar el rango de

volumenes potencialmente recuperables independientemente de tal riesgo.

Si se utilizan los métodos probabilisticos, las cantidades estimadas deberian
estar basadas sobre metodologias analogas a las aplicables a las definiciones
de reservas; por lo tanto, deberia existir al menos una probabilidad del 90% de
que, asumiendo que la acumulacidon es desarrollada, las cantidades
actualmente recuperadas seran igual o excederan al “Menor Estimado”. En
adicion, un valor equivalente de probabilidad del 10%, sera usado para el
“‘Mayor Estimado”. Cuando se utilicen métodos deterministicos, se deberia

utilizar una analogia similar a las definiciones de reservas.

A modo de ejemplo, considere una acumulacion que actualmente es no-
comercial debido solamente a la falta de mercado. Los volimenes estimados

para las reservas recuperables son clasificados como “Reservas Contingentes”
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con estimados de “Menor”, “Mejor” y “Mayor”. Si posteriormente se desarrolla
un mercado, y en la ausencia de nuevos datos técnicos, la acumulacién se
mueve hacia la categoria de Reservas y el estimado de Reservas Probadas

deberia aproximarse al estimado “Menor” previo.
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ANEXO Il

DEFINICION DE RESERVAS

El petréleo® es la mayor fuente de energia en el mundo y es un factor clave en
el desarrollo econémico e industrial de los paises. Es importante para efectos
de llevar a cabo una adecuada planificacion, que las agencias del gobierno y
las empresas dispongan de estimados de las cantidades de petroleo disponible
para produccion y de las cantidades que se espera puedan ser producidas
dentro de un periodo de tiempo prudencial, tomando en cuenta el desarrollo

adicional de los yacimientos, avances tecnoldgicos o exploracion.

Para lograr la cuantificacion de estas cantidades, es necesario que la industria
adopte una nomenclatura consistente para estimar las cantidades actuales y
futuras del petrdleo que se espera sea recuperado de los reservorios. Tales
cantidades son definidas como reservas y su cuantificacion es de considerable
importancia para las agencias gubernamentales, agencias internacionales,

economistas, banqueros y la industria energética internacional.

La terminologia usada para la clasificaciéon del petrdleo y las diferentes

categorias de reservas has sido motivo de muchos estudios y discusiones

® Para efectos de la definicion de SPE, el término petroleo se refiere a liquidos y gases que se
encuentran en este estado de manera natural y que estan compuestos predominantemente por
hidrocarburos. El petréleo también contiene compuestos no-hidrocarburos tal como azufre,
oxigeno y/o nitrégeno, los que combinados con el carbono y oxigeno, forman el diéxido de
carbono y sulfuro de hidrégeno..



99

durante muchos afios. Los intentos por estandarizar la terminologia de
reservas comenzd en 1935 cuando el API (American Petroleum Institute)

considero la clasificacion y definicion varias categorias de reservas.

Desde entonces, la evolucién de la tecnologia ha proporcionado métodos de
ingenieria mas precisos para determinar los volumenes de reservas y ha
intensificado la necesidad de una nomenclatura mejorada para alcanzar
consistencia entre los profesionales que trabajan con la terminologia de
reservas. De manera separada, la SPE (Society of Petroleum Engineers) y el
WPC (World Petroleum Congresses) generaron conceptos similares para las
definiciones de reservas, los que fueron dados a conocer a inicios de 1987.
Estas definiciones se han convertido en los estandares preferidos para
clasificar reservas en la industria. Posteriormente, se consider6 que ambas
organizaciones podrian combinar las definiciones en un solo conjunto para que

puedan ser usadas por la industria mundial.

Durante el Congreso Mundial del Petréleo en Junio de 1994, se reconocié que
las revisiones a las definiciones vigentes requeririan la aprobacion del
respectivo Comité de Directores y que se deberia hacer el maximo esfuerzo

para establecer una nomenclatura universal.

Se establecié un Task Force por los Comités de la SPE y WPC para desarrollar
definiciones comunes. Los resultados de las reuniones fueron publicados en
enero de 1996 en la SPE (Journal of Petroleum Technology) y en junio de 1996
en WPC Newsletter.

La SPE y WPC han iniciado esfuerzos para lograr consistencia en la
clasificacion de reservas. Como un primer paso en este proceso, SPE y WPC

establecen los principios siguientes:
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SPE y WPC reconocen que ambas organizaciones han
desarrollado una nomenclatura para reservas de petréleo, unica y

ampliamente aceptada.

SPE y WPC resaltan que las definiciones son consideradas como
guias estandares y generales para la clasificacion de las reservas
de petroleo y deben permitir una apropiada comparacién de

cantidades a nivel universal.

SPE y WPC resaltan que, las definiciones de reservas no deben
ser consideradas como de uso obligatorio y que los paises vy
organizaciones deberian fomentar el uso de estas definiciones y
también incrementar el ambito de los conceptos de acuerdo a

circunstancias y condiciones locales especiales.

SPE y WPC reconocen que se pueden usar técnicas matematicas
a medida que se requieran y que queda a criterio de cada pais,
fijar el criterio exacto para el término "razonable certeza" ligada a
la existencia de reservas de petroleo. No se excluyen métodos de
calculo, sin embargo, si se utilizan métodos probabilisticos, la

eleccion de los porcentajes deben ser claramente establecidos.

SPE y WPC concuerdan que las definiciones propuestas se
aplican solo a acumulaciones descubiertas de hidrocarburos vy

sus depdsitos asociados potenciales.

SPE y WPC resaltan que las reservas probadas de petrdleo

deben estar basadas en condiciones econdmicas actuales,
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incluyendo todos los factores que afectan la viabilidad de los
proyectos. SPE y WPC reconocen que el concepto es general y
no limitado a solo costos y precios. Las reservas probables y
posibles pueden estar basadas en desarrollos anticipados y/o la

extrapolacion de las condiciones econdmicas actuales.

() SPE y WPC aceptan que las definiciones de reservas de petroleo

no son estaticas y estas evolucionaran.

La terminologia propuesta no intenta ser un sistema preciso de definiciones y
procedimientos de evaluacion para satisfacer todas las situaciones. Debido a
las variadas formas de ocurrencia del petroleo, el amplio rango de
caracteristicas, la incertidumbre asociada con el ambiente geoldgico y la
constante evolucién de la tecnologia en evaluacion, hace que no sea practico

un sistema de clasificacion preciso.

Las definiciones recomendadas no representan un gran cambio de las
definiciones actuales de SPE y WPC que han llegado a ser estandares en la
industria. Se espera que la terminologia recomendada integre las dos
definiciones y alcance una mejor consistencia a través de la industria

internacional.

Las reservas derivadas de estas definiciones dependen de la integridad,
conocimiento y juicio del evaluador y son afectadas por la complejidad
geoldgica, etapa de desarrollo, grado de depletacion de los reservorios y
cantidad de datos disponibles. El uso de estas definiciones deberia definir
claramente entre las diferentes clasificaciones y proporcionar un reporte de

reservas mas consistente.



102

Definiciones

Las reservas son cantidades de petroleo que se considera pueden ser
recuperados comercialmente a partir de acumulaciones conocidas a una fecha
futura. Todos los estimados de reservas involucran algun grado de
incertidumbre. La incertidumbre depende principalmente de la cantidad de
datos de ingenieria y geologia, confiables y disponibles a la fecha del estimado

y de la interpretacion de estos datos.

La estimacién de un grado relativo de incertidumbre, permite colocar a las
reservas en una de las dos clasificaciones principales, ya sea probadas o no-
probadas. Las reservas no-probadas son menos ciertas a ser recuperadas que
las probadas y pueden ser sub-clasificadas como reservas probables y
posibles para denotar progresivamente el incremento de la incertidumbre en su

recuperacion.

La estimacion de las reservas se efectua bajo condiciones de incertidumbre. El
método de estimacién es llamado "deterministico" si se obtiene un solo valor
para el mejor estimado de reservas basado en el conocimiento geoldgico y de
ingenieria y datos economicos. El método de estimacion es llamado
"probabilistico" cuando el conocimiento geoldgico y de ingenieria y los datos
econdmicos son usados para generar un rango de estimados de reservas y sus
probabilidades asociadas. La identificacion de las reservas como probadas,
probables y posibles ha sido el método mas frecuente y proporciona una
indicacion de la probabilidad de la recuperacion. Debido a la diferencia en la
incertidumbre, se debe tener cuidado cuando se suman reservas de diferente

clasificacion.
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Los estimados de reservas son revisados a medida que se cuenten con datos
adicionales y disponibles de geologia e ingenieria 0 cuando ocurran cambios
en las condiciones econdmicas. Las reservas no incluyen cantidades de
petréleo mantenidos en inventarios. Las reservas pueden ser disminuidas en el
volumen correspondiente a uso propio o pérdidas por procesamiento, si esto es

requerido para efectos de reporte financiero.

Las reservas pueden ser atribuidas a las que pueden ser producidas por
energia natural del reservorio o por la aplicacion de métodos de recuperacion
mejorada. Los métodos de recuperacion mejorada incluyen a todos los
meétodos que suministran energia adicional a la energia natural o alteran las
fuerzas naturales en el reservorio para incrementar la recuperacioén final.
Ejemplos de tales métodos son: mantenimiento de presién, reciclo, inyeccion
de agua, métodos térmicos, inyeccion de quimicos y el uso de fluidos de
desplazamiento miscible e inmiscible. Otros métodos de recuperacion
mejorada pueden ser desarrollados en el futuro a medida que la tecnologia de

la industria del petrdleo evoluciona.

Reservas Probadas

Las reservas probadas son las cantidades de petréleo que, por analisis de
datos de geologia e ingenieria de reservorios, pueden ser estimadas con
"razonable certeza" que seran recuperables comercialmente, a partir de una
fecha dada, de reservorios conocidos y bajo las actuales condiciones
econdmicas, meétodos de operacion y regulaciones. Las reservas probadas

pueden ser sub-divididas en desarrolladas y no desarrolladas.
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Si se emplea el método deterministico, el término "razonable certeza" quiere

decir que se considera un alto grado de confidencia que las cantidades seran

recuperadas. Si se emplea el método probabilistico, debe existir al menos un

90 % de probabilidad que las cantidades a ser recuperadas seran iguales o

excederan al estimado.

El establecimiento de condiciones econdmicas actuales, debe incluir precios
historicos del petréleo y los costos asociados y pueden involucrar un promedio
para determinado periodo que debe ser consistente con el propdsito del
estimado de reservas, obligaciones contractuales, procedimientos corporativos

y regulaciones requeridos en el reporte de reservas.

En general, las reservas son consideradas probadas si la producciéon comercial
futura del reservorio esta basada en pruebas de formacién o produccién
actuales. En este contexto, el término probado se refiere a las actuales
cantidades de reservas de petrdleo y no a la productividad de un pozo o
reservorio. En ciertos casos, las reservas probadas pueden ser asignadas
sobre la base de registros de pozos y/o analisis de nucleos que indican que el
reservorio contiene hidrocarburos y es analogo a reservorios en la misma area,
donde estan produciendo o han demostrado que son factibles de ser

producidos sobre la base de pruebas de formacion.

El area de un reservorio considerado con reservas probadas incluye:

(1)  El area delimitada por la perforacion y definida por los contactos

de fluidos, y
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(2)  El area no perforada del reservorio, que puede razonablemente
ser considerada como productiva comercialmente sobre la base

de datos disponibles de geologia e ingenieria.

En la ausencia de datos sobre contacto de fluidos, la ocurrencia de
hidrocarburos en el nivel mas inferior (LKO - lowest known occurrence) controla
los limites probados a menos que existan datos definitivos de geologia,

ingenieria y de comportamiento productivo que indique lo contrario.

Las reservas pueden ser clasificadas como probadas si las facilidades para
procesar y transportar las reservas hacia un mercado, estan en operacion a la
fecha del estimado o existe una razonable expectativa que tales facilidades

seran instaladas.

Las reservas en areas no desarrolladas, pueden ser clasificadas como

probadas no desarrolladas, si cumplen:

(1) Las ubicaciones son offsets directos a pozos que han mostrado

produccion comercial en la formacién objetivo,

(2)  Que es razonablemente cierto que tales ubicaciones estan dentro
del limite productivo conocido como probado para la formacion

objetivo,

(3) Las ubicaciones estan acorde con la regulacién existente referida

e espaciamiento, y

(4) Es razonablemente cierto que las ubicaciones seran

desarrolladas.
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(5) Las reservas para otras ubicaciones son clasificadas como
probadas no desarrolladas solo cuando la interpretacion de los
datos de geologia e ingenieria de reservorios de los pozos
cercanos indican con razonable certeza que la formacién objetivo
es lateralmente continua y contiene petréleo comercialmente

recuperable para ubicaciones mas alla de los offsets directos.

Las reservas que se consideran a ser producidas a través de la aplicacion de
métodos establecidos de recuperacion mejorada, son incluidos en la

clasificacion de probadas cuando:

(1) La prueba exitosa de un proyecto piloto o respuesta favorable de
un programa instalado en el mismo o en un reservorio analogo
con similares propiedades de roca y fluido, proporcionan soporte

para el analisis sobre el cual esta basado el proyecto, vy,
(2) Es razonablemente cierto que el proyecto sera ejecutado.
Las reservas a ser recuperadas por métodos de recuperacion mejorada que
tienen todavia que ser establecidos a través de aplicaciones comerciales

exitosas, son incluidos en la clasificacion de probadas solo:

(1) Después que se ha obtenido una favorable respuesta de

produccion en un reservorio que:

(@) Proviene de un piloto representativo, o
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(b) Proviene de un programa instalado donde la respuesta
proporciona soporte para el analisis sobre el cual esta

basado el proyecto, y

(2)  Esrazonablemente cierto que el proyecto sera ejecutado.

Reservas no probadas

Las reservas no probadas estan basadas en datos de geologia y/o ingenieria,
similares a los usados en el estimado de las reservas probadas; pero la
existencia de incertidumbre técnicas, contractuales, econdtmicas o de
regulacion hacen que estas reservas no sean clasificadas como probadas. Las

reservas no probadas pueden ser sub-clasificadas como probables y posibles.

Las reservas no probadas pueden ser estimadas asumiendo condiciones
econdmicas futuras diferentes a las vigentes a la fecha del estimado. El efecto
de las posibles mejoras futuras en las condiciones econdmicas y el desarrollo
tecnolégico puede ser expresado por una clasificacion apropiada de las

cantidades de reservas en probables y posibles.

Reservas probables

Las reservas probables son las reservas no probadas que el analisis de datos
de geologia e ingenieria sugieren que son menos ciertas que las probadas. En
este contexto, cuando se usen métodos probabilisticos, debe existir al menos
una probabilidad de 50 % de que la cantidad a ser recuperada sera igual o

excedera a la suma del estimado de reservas probadas y probables.
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En general, las reservas probables pueden incluir:

(1)

3)

(4)

Reservas que se consideraban como probadas debido a la
perforacion a un normal step-out, pero el control del subsuelo es

inadecuado para clasificar estas reservas como probadas,

Reservas presentes en formaciones que parecen ser productivas
y estdn basadas en caracteristicas de perfiles eléctricos pero
faltan datos de nucleos o pruebas definitivas y que no son
analogos a reservorios en produccion o reservorios probados

existentes en el area,

Reservas incrementales que se atribuyen a perforacion de
interubicaciones (infill) que podrian ser clasificados como
probadas si es que el espaciamiento reducido hubiera sido

aprobado a la fecha del estimado,

Reservas que se atribuyen a un método de recuperacion
mejorada (este método ha sido comprobado por varias

aplicaciones comerciales exitosas), cuando

(@) Un proyecto o piloto que esta planeado pero no en

operacion, y

(b) Las caracteristicas de reservorio, fluido y roca aparecen

como favorables para una aplicacion comercial,
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(5) Reservas en un area donde la formacion parece estar separada
del area probada por fallamiento y la interpretacion geoldgica
indica que el area objetivo esta estructuralmente mas alta que el

area probada,

(6) Reservas  atribuibles a  futuros  reacondicionamientos,
estimulacién, cambio de equipos u otro procedimiento mecanico,
donde tal procedimiento no ha sido probado exitosamente en
pozos que muestran similar comportamiento en reservorios

analogos, y

(7)  Reservas incrementales en reservorios probados donde una
interpretacion alternativa de los datos de comportamiento o datos
volumétricos indican la existencia de reservas mayores a las que

fueron clasificadas como probadas.

Reservas posibles

Las reservas posibles son las reservas no probadas que el analisis de los datos
de geologia e ingenieria sugieren que son menos ciertas a ser recuperadas
que las reservas probables. En este contexto, cuando se utilicen métodos
probabilisticos, debe existir al menos una probabilidad de 10 % de que las
cantidades a ser recuperadas serian iguales o excederian la suma de las

reservas probadas, probables y posibles.

En general, las reservas posibles pueden incluir :
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(1) Reservas que, basadas en interpretaciones geoldgicas, podrian

existir mas alla del area clasificada como probable,

(2) Reservas en formaciones que parecen contener petroleo basados
en analisis de nucleos y registros, pero pueden no ser productivas

a tasas comerciales.,

(3) Reservas incrementales atribuidas a perforacion infill que estan

sujetas a incertidumbre técnica,
4) Reservas atribuidas a métodos de recuperacion mejorada cuando
(a) Un proyecto piloto esta planeado pero no en operacion, y
(b) Las caracteristicas de reservorio, roca y fluido son tales
que generan una razonable duda que el proyecto sera
comercial, y
(5) Reservas en un area donde la formacion parece estar separada
del area probada por fallamiento y la interpretacion geoldgica

indica que el area objetivo esta estructuralmente mas baja que el

area probada.

Clasificacion de Reservas segun Categorias de Status

Las categorias de reservas por status, define a los pozos y reservorios por su

status de produccién y desarrollo.
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Desarrolladas: Las reservas desarrolladas se espera sean recuperadas de

pozos existentes incluyendo reservas detras del casing (behind pipe). Las

reservas por recuperacion mejorada son consideradas desarrolladas solo

después que el equipo necesario ha sido instalado o cuando los costos para

implementar el proceso son relativamente menores. Las reservas desarrolladas

pueden ser sub-categorizadas como en produccion y en no-produccion.

()

En produccién: Se espera que estas reservas sean recuperadas a

través de los intervalos completados que estan abiertos y
produciendo en la fecha del estimado. Las reservas por
recuperacion mejorada son consideradas "En producciéon” solo
después que el proyecto de recuperacibn mejorada esta en

operacion.

En _no-produccion: Estas reservas consideran a las que se

encuentran aisladas con tapones (shut-in) y las contenidas en los
horizontes que se encuentran detras del casing (behind-pipe). Las
reservas aisladas con tapones son aquellas que se espera sean
recuperados de (1) intervalos completados que estan abiertos a la
fecha del estimado pero que no han iniciado a producir, (2) pozos
que fueron cerrados por condiciones de mercado o por falta de
conexiones a oleoductos, o (3) pozos que no tienen capacidad
para producir por razones mecanicas. Las reservas detras del
casing (behind-pipe) se espera sean recuperadas de horizontes
presentes en los pozos, pero que requieren trabajos de
completacion adicional o futura re-completacion antes de iniciar a

producir.
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Reservas no desarrolladas: Las reservas no desarrolladas se espera sean
recuperadas: (1) de nuevos pozos a ser localizados sobre areas no perforadas,
(2) de la profundizacion de los pozos existentes a un reservorio diferente, o (3)
donde se requiera un relativo alto gasto para (a) re-completar un pozo existente
o (b) instalar facilidades de transporte o produccién para proyectos de

recuperacion primaria 0 mejorada.
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ANEXO 1l

ANALISIS DE CURVAS DE DECLINACION

Una curva de declinacion de un pozo es simplemente un grafico de la tasa de
produccion de un pozo o campo o Lote en un sistema X-Y, donde en el eje X

se coloca el tiempo y en el eje Y se coloca la tasa de produccion.

Se acostumbra graficar la data en un grafico semi-log (el eje Y es log y el eje X
es lineal). Cuando los datos graficados se asemejan a una linea recta, se dice
que el modelo representa una declinacion de porcentaje constante o
“declinacion exponencial”. Cuando los datos representan una curva, el modelo
representa una “declinacion hiperbdlica”, siendo un caso especial de

declinacion hiperbdlica, la “declinacién armonica”.

Existen casos en los que al inicio de la vida productiva de un campo, el
comportamiento es similar a un modelo de “declinacién exponencial” y a
medida que se reduce la tasa de produccion, el modelo se aproxima a

“declinacion hiperbdlica o arménica”.
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GRAFICO N° IlI-1
CURVA DE DECLINACION DE UN POZO DE PETROLEO
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Entre las ventajas que presentan las curvas de declinacion, como un medio

para predecir la produccion tenemos:

(1) La data es facil de obtener,
(2)  Elfacil de lograr los graficos,

(3) Los resultados son con base a tiempo y son faciles de analizar.

Declinacién Exponencial

La declinacion exponencial permite visualizar a la data de produccidon, como

una linea recta cuando se grafica en papel semi-log. La ecuacién de la linea

recta es:
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Donde:

Q = tasa de produccion del pozo al tiempo t, STB/d
Qi= Tasa de produccion del pozo al tiempo 0, STB/d
D = declinacién nominal (exponencial), 1/d

T = tiempo, dias.

A continuacion, se presentan las ecuaciones utilizadas en la declinacién

exponencial.
PARAMETRO ECUACION
Tasa . -D-
q=d4,-¢€
Produccion acumulada de petroleo q. —q
N, = D
Declinacion nominal D=-In(1-De)
De — q, — 4
q;
Declinacién efectiva D. = 1-”
Tiempo de vida [QJ
In| ==
r= 1
D
Ejemplo

Un pozo ha declinado desde 100 BOPD hasta 96 BOPD durante un periodo de
un mes. Asumiendo declinacién exponencial, pronosticar la tasa después de 11
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meses y después de 22.5 meses y la cantidad de petréleo producido después

de 1 ano.

Solucion:
Qi =100 BOPD
Q =96 BOPD

T=1mes

1.- Calculando la declinacion efectiva:

_ 49, —4q
q;

~100-96

, =0.04-/mes
100

2.- Calculando declinacién nominal:

D=-In(1-De) = - In (1-0.04) = - In (0.96) = 0.040822 / mes

3.- Calculando la tasa después de 11 meses:
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g =100 o~ (0040822)12) _ 01 27 BOPD

4.- Calculando la tasa después de 22.5 meses:

g =100 - ¢ 0029 _ 39 91 BOPD

5.- Calculando la declinacién nominal por afo:

D=0.040822 / mes x 12 = 0.48986 / afo

6.- Calculando la produccién acumulada después de 1 afo:

_ (100-61.27) (365) = 28,858 - STB
’ 0.489864

Declinacion Hiperbdlica

La ecuacion de la declinacion hiperbdlica esta dada por:



g=q,-(1+b-D,-1)"

Donde:

Q = tasa de produccion al tiempo t, STB/d

Qi = Tasa de produccion al tiempo 0, STB/d

Di = Declinaciéon nominal exponencial (al tiempo t = 0), 1/dia
B = exponente hiperbdlico

T = tiempo, dias.

La siguiente tabla resume las ecuaciones hiperbdlicas (b >0y b = 1):
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PARAMETRO ECUACION
Tasa g=q,-(1+b-D,-1)""
Produccién acumulada ° B
N, = g I:qil b _ql—b]
Di (1 - b)

Declinacién nominal D, = ll)[(l_DEi )_b _1]

Del- — Qi _q
q;
Declinacion efectiva D = 1-eP
Tiempo vida (q,/9) -1
=14 7
b-D,

Ejemplo:

Con la siguiente data:

Qi =100 BOPD,
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Di=0.5/ano
B=0.9

Y asumiendo declinacién hiperbdlica, pronosticar la cantidad de petréleo

producido en 5 afos.
Solucidn:

1.- Calculando la tasa de flujo en funcién del tiempo:
g=gq,-(1+0-D, 1)

g =100-(1+[0.97[0.5][¢])""*

2.- Calculando la produccion acumulada en funcion de la tasa:

b

Np = Di(qli—b) [qilib _ql_b]

a 00)0.9

= W0 figor00 _ 41001365 = (460598.9) - (1.584893 — ¢
’ 0.5(1—0.9)[ "] ( )| ")

3.- Generando la tabla siguiente:
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ANO Tasa al final de Produccidén Produccién
cada ano, BOPD | acumulada, Bls anual, Bls
0 100.0 0 0
1 66.2 29,524 29,524
2 49.0 50,248 20,724
3 38.7 66,115 15,867
4 31.9 78,914 12,799
5 27.0 89,606 10,692

Declinacion Armodnica

La declinacién Armédnica es un caso especial de declinacién hiperbdlica,

cuando se considera b = 1.

La tabla siguiente resume el conjunto de

ecuaciones para la declinaciéon harmonica.

PARAMETRO ECUACION
Tasa g
9=~ .
1+D, -t
Produccion acumulada q. . q,
N,=—""In=—"
D, ¢
Declinacion nominal D = D,
. 1_Dei
Declinacion efectiva p 44
el ql
Tiempo vida (9,79)-1
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ANEXO IV

CRITERIOS DE RENTABILIDAD

El resultado de la estimacion de los flujos de un proyecto a partir de
informacion relevante sobre costos y beneficios, conduce como resultado a un
solo numero. Ese numero es el criterio de rentabilidad y puede expresarse en
soles, ddlares, porcentajes o valores absolutos, dependiendo del indicador de
que se trate. Asi, los criterios son las distintas formas de medicion de la
rentabilidad de un proyecto. A continuacién se describen las técnicas para

calcularlos.

1.-Valor actual neto (VAN)

Para comparar flujos de costos y beneficios que ocurren en distintos
momentos, se deben llevar todos a su valor en una misma fecha, ya sea al

principio de la evaluacion, al final o a una fecha intermedia.

Por conveniencia, los flujos de un proyecto se llevan al momento inicial de la
construccion o del periodo de inversion, ya que es la fecha mas cercana al
momento en que se debe tomar la decision. A este proceso se le conoce como
"actualizar los flujos". El valor actualizado es preferible debido a que su
interpretacion es sencilla; es mas facil conocer el valor de US$ 100 hoy que el

valor de US$ 110 en un afio si la tasa de descuento es de 10 por ciento.



122

El valor presente neto o valor actual neto (VAN) es el valor presente de todos
los flujos del proyecto (positivos y negativos) relevantes en su evaluacion. Este
meétodo consiste en determinar la equivalencia, en el presente, de los flujos de

efectivo futuros que genera un proyecto y compararla con el desembolso inicial.

Dicho de otra manera, el VAN de una inversion es la diferencia entre el costo
de capital de la misma y el valor presente de los flujos netos futuros que

genere.

También se puede definir como la cantidad que un inversionista podria pagar
por una inversidn en exceso de su costo, ya que es el criterio de rentabilidad
que indica cuanto mas rico es el duefio (empresa, institucion, sociedad o pais)
del proyecto en ddlares si éste se ejecuta, respecto a la situacion en la que no

se ejecutaria el proyecto. La férmula del VAN es la siguiente:

en donde:

| = inversion total

Bt = beneficios o ingresos totales en el periodo t

C: = costos totales en el periodo t

m = periodo de ejecucion o construccion

r = tasa de descuento o costo de oportunidad del dinero

n = numero de anos del horizonte de evaluacion
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Para actualizar o "descontar" el flujo de cada periodo, éste se debe multiplicar
por un factor de descuento. Como se puede deducir de la formula mostrada,
los factores de descuento para cada periodo son los que se muestran en el
siguiente cuadro. Se debe notar que el factor de descuento es mayor conforme
se avanza en la vida del proyecto, es decir, se divide el flujo entre un numero
mas grande. Esto refleja el hecho de que los recursos en el presente valen mas

que en el futuro.

periodo 01 2 3 .....|N
Factor de descuento | 1 | 1/(1+r) | 1/(1+r)? | 1/(1+r)° | ... 1/(1+r)"

Cabe senalar que solo se puede utilizar la formula anterior si la tasa de interés
o de descuento no varia durante el horizonte de evaluacion; si dicha tasa

cambia se utiliza la siguiente formula:

VAN = -lp + (B-Ci)(14r) + Bz — Co(1+r)(1+r2) + ... +(Bn-
Co)(1+11)(1+12)..(1+1n)

Para tasas de descuento diferenciadas, los factores de valor presente del flujo

neto de cada periodo seran los siguientes:

Periodo 01 2 3 ... |N
Tasa de |1 1/(1+r1) 1/(1+r1)(1+r2) 1/(1+r1)(1+r2)(1+r3) ..... 1/H" (1+},.)
descuento r=l
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El valor presente utiliza como tasa de descuento el costo de oportunidad de los
recursos. Cuando esto sucede, un inversionista es indiferente entre obtener un
determinado monto de recursos en el futuro o en el valor presente, de dicho
monto, el dia de hoy. Por ello se dice que el valor presente de un flujo es el
valor maximo que un inversionista estaria dispuesto a pagar por un activo que

produzca dichos flujos.

El factor “r” es la tasa de descuento o costo de oportunidad de los recursos, lo
que significa que es la tasa de interés o rendimiento promedio que se obtendria
con los fondos destinados a la inversién del proyecto en la siguiente mejor
opcidn de inversion, si se decidiera no llevarlo a cabo. En este sentido, es la
tasa sacrificada por realizar el proyecto, es decir, por destinar los recursos a
dicho fin. De esta forma, r representa, en "realidad, lo que se obtendria en la

situacion sin proyecto.

La tasa utilizada generalmente se conoce como la rentabilidad exigida al
proyecto (required yield) , tasa de descuento pertinente o tasa de descuento
(discount rate). También se le conoce como tasa minima de rendimiento o

minima tasa de rendimiento atractiva (minimal attractive rate of return).

1.1.- Criterio de decision

El VAN es positivo s6lo si el monto de inversion es menor a la equivalencia en
el periodo inicial del valor total de los flujos netos futuros del proyecto. Cuando
se esta analizando un proyecto individual, el criterio de decision aplicable al
VAN indica que es rentable si el valor presente del flujo de beneficios es mayor
que el valor presente del flujo de costos. En otras palabras, es conveniente

realizar un proyecto si el VAN es positivo.
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(1) VAN > 0, Se acepta el proyecto

(2) VAN = 0, Se mantiene el valor de la riqueza (el proyecto cubre

todos los costos de oportunidad)

(3) VAN <0, Se rechaza el proyecto

Cuando se tienen varias inversiones independientes el criterio de decision es
realizar aquellas cuyo VAN es mayor que cero y rechazar las que tengan un

VAN menor a cero.

Cuando se tienen dos o mas proyectos con VAN positivo, pero solo puede
hacerse uno de ellos, se trata de inversiones mutuamente excluyentes, en cuyo

caso se recomienda hacer el que tenga e/ VAN mas alto.

1.2.- Interpretaciones del VAN

El VAN de un proyecto tiene diversas interpretaciones, entre las cuales

destacan:

- El valor presente es la cantidad maxima que podria pagar un
inversionista por la oportunidad de realizar la inversion sin perjudicar su
posicion financiera.

- El VAN representa la variacidén en la riqueza o bienestar del duefio del

proyecto.
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- Cuando el VAN es positivo, representa la utilidad del proyecto en el
momento de la inversion. Esta utilidad no es reconocida para efectos
contables.

Es el monto que el promotor podria pagar en exceso por el proyecto
(margen de error en los calculos de las inversiones) y recuperar su
inversion a la tasa deseada.

Cuando el VAN calculado a la tasa del crédito es negativo, representa el

monto del proyecto que no puede ser financiado con crédito.

a) Ejemplo del calculo del VAN si la tasa de descuento es fija
Un proyecto requiere una inversion de US$2 millones y producira beneficios

netos: en el primer afio US$400,000, en el segundo US$1.8 millones y en el

tercero US$2 millones. La tasa de descuento es de 18% anual.

Afio Beneficio neto Factor de actualizacién | Valor presente | Flujo descontado
0 -2.0 1 -2.0 -2.0
1 0.4 1/(1+0.18)’ (0.8475)(0.4) 0.339
2 1.8 1/(1+0.18)° (0.7182)(1.8) 1.2927
3 2.0 1/(1+0.18)° (0.6086)(2.0) 1.2172
Valor Actual Neto 0.8489

b) ejemplo de calculo del VAN si la tasa de descuento es variable

Usando el ejemplo anterior, pero ahora con una tasa de descuento del 18%

para el primer ano, 16% para el segundo y 12% para el tercero:

Afio Beneficio neto Factor de actualizacion Valor presente | Flujo descontado
0 -2.0 1 -2.0 -2.0
1 04 1/(1+0.18) (0.8475)(0.4) 0.339
2 1.8 1/(1+0.18)(1+0.16) (0.7305)(1.8) 1.3149
3 2.0 1/(1+0.18)(1+0.16)(1+0.12) | (0.6522)(2.0) 1.3044
Valor Actual Neto 0.9582
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En los dos ejemplos el VAN es mayor que cero, lo cual indica que este

proyecto es rentable.

2.- Tasa interna de rendimiento (TIR)

Se ha definido a un proyecto como la fuente de costos y beneficios durante un
periodo de tiempo. Generalmente se debe desembolsar cierta cantidad en el
presente para tener derecho al flujo de beneficios netos futuros, los que,
idealmente, redituaran en un cierto porcentaje por sobre el monto de la
inversion inicial. La tasa promedio por periodo (generalmente anual) que se

obtiene debido al proyecto, se conoce como tasa interna de rendimiento (TIR).

Esta tasa es un indicador de rentabilidad ampliamente utilizado, aunque no
siempre de la manera correcta, como se vera mas adelante. Técnicamente se

define como aquella tasa de descuento que hace que el VAN sea igual a cero.

La formula para calcular la TIR es:

a r=n Bt _C, _
VAN - 'IO + Zm -

r=1

en donde:

lo = inversion en el periodo cero

Bt = beneficios totales en el periodo t
Ct = costos totales en el periodo t
TIR = tasa de descuento

n = periodos de vida util
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La TIR se calcula de la siguiente manera: después de obtener el VAN con
determinada tasa de descuento, se prueban diferentes valores de r en la
ecuacion hasta que el VAN sea igual a cero. También se pueden encontrar, por
prueba y error, los valores de r para los cuales el VAN es positivo y muy
pequeno, o negativo y muy cercano a cero, e interpolar linealmente entre ellos
para obtener la TIR. Existen programas para computadora que entre sus
funciones financieras incluyen el calculo de la TIR, requiriendo unicamente el

flujo del proyecto.

Cuando los flujos del proyecto cambian de signo soélo una vez, es decir, hay
uno o varios flujos de efectivo negativos seguidos de flujos netos positivos,
existe una unica TIR. Cuando existen varios cambios de signo en los flujos
netos del proyecto, aparece el fendmeno de las multiples TIR. Esto se debe a
que matematicamente el calculo de la TIR equivale a obtener la raiz de una
ecuacion de grado "n". Asi, puede suceder que para una misma inversién no
exista una sola TIR, sélo haya una TIR positiva en el dominio de los numeros
reales, o que se presente mas de una TIR positiva, tantas como cambios de
signos se presenten en los flujos. La ecuacion de grado "n" puede obtenerse

de la siguiente forma:

VAN = FCNy+ T oy TV

+
1+TIR (1+TIR)"
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2.1.- Criterio de decision

Para un proyecto individual, el criterio de decision es realizarlo si la TIR es
mayor que el costo de oportunidad de los recursos con que se ejecutd la
inversion; si es mas baja, se recomienda no hacerlo. En caso en que la TIR sea
igual a la tasa de descuento utilizada, significa que el inversionista estaria

indiferente entre ejecutar o no el proyecto.

Criterio de decision:

(1)  TIR >r Se acepta el proyecto

(2)  TIR =r Indiferente entre hacer o no el proyecto

(3) TIR <r Se rechaza el proyecto

Cuando se estan evaluando dos o mas inversiones independientes, y sus flujos
se comportan de manera "normal", es decir, con un solo cambio de signo, es

conveniente aceptar aquellas inversiones con TIR > r.

Si las inversiones que se estan evaluando son mutuamente excluyentes, la
utilizaciéon de la TIR puede producir resultados contradictorios a los obtenidos
con el criterio del VAN. Debido a que la TIR es un porcentaje, su calculo no
toma en cuenta el tamano de las inversiones, lo que puede llevar a concluir que
un proyecto es mas rentable que otro aunque su VAN sea menor, como se

observa en el cuadro siguiente
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Afio A B
0 (10,000) (6,500)
1 12,000 8,000

TIR 20% 23%

VAN (R=10%) 909 773

En la grafica siguiente se aprecia como la TRI puede hacer parecer que el
proyecto B es mejor; sin embargo a una tasa de descuento de 10% el proyecto

mejor es el A.

-VAN (miles de $)

10

Proyecto A

Proyecto B

rTrTrTrrTrriTd

/I 1 N N T N T I |

8
6
4
2
0

Por esta razén es recomendable utilizar como indicador a la TIR Unicamente de

manera complementaria al VAN.

2.2.- Interpretaciones de la TIR

La TIR tiene diversas interpretaciones, destacando las siguientes:

- Es la rentabilidad media por periodo (generalmente anual)

expresada en porcentaje, que se obtendria por la inversion.
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- Es la tasa de crecimiento promedio por periodo de una inversion.

- La TIR es la maxima tasa de interés que se puede pagar a un

banco por un crédito que presta para realizar el proyecto.

Ejemplo de calculo de la TIR
Un proyecto de tres afios de duracion requiere una inversion de US$3,000 y
generara ingresos netos por US$1,250 en el primer afio, US$1,750 en el

segundo y US$2,750 en el tercero. Si la tasa de descuento es de 10% anual,

obtener:

a) El VAN

Afo Beneficio neto Factor VP Valor presente Suma
0 (3,000) 1.0 (3,000.0) (3,000.0)
1 1,250 1/(1+0.10)1 = 0.9091 (0.9091)(1,250) 1,136.36
2 1,750 1/(1+0.10)2 = 0.8264 (0.8264)(1,750) 1,446.28
3 2,750 1/(1+0.10)3 = 0.7513 (0.7513)(2,750) 2,066.12

VAN del proyecto 1,648.76
b) La TIR

De la definicidon de la TIR se obtiene:

(1250) | (1750)  (2750)

0=-1000+ 1 > 2
(I+r)y (A+r) (A+7r)

Dando diversos valores a r se encuentra el VAN; cuando éste es cero, el valor

deresigual ala TIR.
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Tasa de
descuento %

(r) VAN
10 1,648.76
20 848.38
30 248.75
35 3.86

35.0842 0.00
36 (41.49)
40 ($212.10)

Como se observa, el VAN es positivo para una tasa de descuento de 10 a 30%,
pero negativo para una tasa de 40%. Por lo tanto se deduce que la TIR esta
entre el 30 y 40%, ya que el VAN pasa de positivo a negativo dentro de este
rango. Para obtenerla, se repite el calculo anterior variando la r de 30 a 40%.

Para este ejemplo es de 35.0842%.

3.- Periodo de recuperacion de la inversion

En algunas ocasiones, a los inversionistas les puede interesar
fundamentalmente el plazo el cual recuperaran su inversion (PR). El PR es el
tiempo que debe operar el proyecto para recuperar la inversion inicial,
considerando el valor del dinero en el tiempo. Para obtenerlo se calcula el valor
presente de cada uno de los flujos del proyecto, teniéndose un flujo acumulado.
En el momento en que éste sea igual a cero, la inversion se ha recuperado; el

periodo en el que esto suceda sera el PR.

El supuesto implicito en este criterio es que los beneficios que se pudieran
obtener después del periodo de recuperacion de la inversién son tan inciertos
que deberian ser ignorados. Tampoco se toman en cuenta los costos de
inversion que podrian ocurrir después de esa fecha, como son los de cierre o

disposicion de materiales peligrosos.
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Para calcular en porcentaje el periodo de recuperacion de la inversion puede

utilizarse la siguiente formula:

i FE,
Porcentaje de recuperacion afo "t" = t—l(y”")
0

Cuando la inversion comprende sélo erogaciones realizadas en efectivo, esto
es, no incluye el costo de oportunidad de inversiones efectuadas con
anterioridad y la tasa de descuento esta dada por el costo del financiamiento
crediticio, el valor presente de los flujos de operacion a un determinado plazo
representa e/ monto maximo de financiamiento (lo maximo que podria
recuperar un banco). La relacién del monto maximo de financiamiento respecto

a la inversion es el porcentaje maximo de financiamiento.

3.1.- Criterio de decisiéon

Cuando se trata de un proyecto individual suele determinarse un numero de
afnos arbitrario en el que se desea recuperar la inversién inicial. Bajo esta
perspectiva, se acepta el proyecto si tiene un periodo de recuperacion menor al

establecido previamente.

Si se trata de elegir entre varios proyectos, el criterio de decisidbn que
normalmente se aplica es aceptar los proyectos con menor periodo de
recuperacion de la inversion. Este criterio ha sido ampliamente utilizado porque
es relativamente facil de aplicar, sin embargo puede llevar a tomar decisiones

equivocadas (cuando se trata de proyectos con una larga vida util y sus costos
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y beneficios se conocen con relativa incertidumbre). En el fondo, el criterio de
decision pareciera reflejar que el objetivo es recuperar el capital invertido en el
menor tiempo posible, en lugar de obtener ganancias netas sobre la inversion.

Este criterio ignora los flujos del proyecto, positivos o negativos, que surgen
después del plazo de recuperacion. Por ello no debe utilizarse para comparar

inversiones mutuamente excluyentes.

3.2.- Interpretacion

Como el periodo de recuperacion de la inversion corresponde al numero de
afnos en el que los flujos positivos del proyecto pagan la inversion inicial, una
interpretacion posible es que cuando la inversion comprende soélo las
erogaciones realizadas en efectivo, es decir, no incluye el costo de oportunidad
de inversiones efectuadas con anterioridad y la tasa de descuento esta dada
por el costo del financiamiento crediticio, el valor presente de los flujos de
operacibn a un determinado plazo representa el monto maximo de
financiamiento (lo maximo que podria recuperar un banco en un periodo de
tiempo predeterminado). La relacion del monto maximo de financiamiento
respecto a la inversion es el porcentaje maximo de financiamiento que un

proyecto soporta en un periodo.

Un ejemplo de esto es el siguiente: Se concursa una planta de tratamiento de
aguas residuales. La inversion se estima en US$326 millones y los ingresos
seran de US$100 millones anuales. Si un banco ofrece financiar el 70% de la

inversion a una tasa de 15%, ¢ cual seria el plazo minimo del crédito?

Si el crédito se otorga a un afo, el monto maximo a financiar seria

100/(1+0.15)=87; es decir, 27% de la inversion total. Para un financiamiento a
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dos afos, el monto maximo seria la suma del valor presente de los flujos de

cada uno de los arios, esto es:

100/(1+0.15) + 100/(1+0.15)°= 163

De esta manera, el monto maximo a financiar seria 163/326 = 50%.
Procediendo de la misma forma para el resto de los afos, se obtienen los
porcentajes maximos de financiamiento. En el cuadro adjunto se muestra que

se necesita un plazo minimo de tres anos para que el banco recupere un

crédito equivalente al 70% de la inversion.

VP
VP Acumulado/
Flujo Acumulado Inversion

1 100 87 27%
2 100 163 50%
3 100 228 70%
4 100 285 88%
5 100 335 103%
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