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RESUMEN 
 

El presente trabajo contempla la propuesta de un esquema de explotación para el 

proyecto exploratorio seleccionado a partir del campo que presente mayor producción 

acumulada, mejor valor energético y mayor declinación en el oriente del país, donde 

primeramente se seleccionó el campo basado en los libros oficiales de reservas de 

PDVSA, el cual fue filtrado de acuerdo a lineamientos establecidos por la Gerencia de 

Planificación Corporativa para luego ser clasificados los campos por estado con la 

finalidad de crear los histogramas de producción de petróleo, gas y agua por ubicación 

geográfica, identificándose al Campo Carito – Mulata con una producción acumulada de 

987 MMBN de petróleo liviano, con Reservas Remanentes de 1080 MMBN de petróleo 

liviano y una tasa de declinación de 9%. Seguidamente, se seleccionaron los proyectos 

exploratorios contiguos al campo a través de la herramienta gvSIG donde se 

identificaron 7 oportunidades exploratorias pertenecientes al paquete exploratorio Norte 

de Monagas con una volumetría en expectativas de crudo de 507 MMBF y 1592 

MMMPCF en expectativas de gas. A continuación se visualizaron los diferentes 

esquemas de explotación para oportunidades identificadas a través de una hoja de 

cálculo diseñada e implementada por el equipo de Planificación Corporativa, para luego 

crear un esquema de explotación consolidado del Paquete Exploratorio Norte de 

Monagas el cual ofrece un plató de producción entre 80 MBF/D y 100 MBF/D de 

petróleo por un periodo de 6 años y una producción de gas por encima de 300 MMPCFD 

por un plató de producción de 4 años, estimando su máxima producción para el año 

2019 con 106.85 MBF/D de petróleo y 347.83 MMPCFD de gas. Por último se realizó 

una evaluación económica al proyecto exploratorio cuyos indicadores económicos 

fueron para PDVSA: VPN a 10% de 1589.89MM$, TIR 31% aprox., EI: 2MM$/MM$ 

en un tiempo de pago de aprox. 7 años. Para la Nación: VPN a 10% de 6973.51MM$, 

TIR 84% aprox., EI: 5MM$/MM$ en un tiempo de pago de aprox. 5años. Por lo que, se 

considera que el mismo debe ser aprobado ya que demuestra ser económicamente 

rentable tanto para la empresa como para la nación.  
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CAPÍTULO I 
INTRODUCCIÓN 

 
1.1  PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA. 
Petróleos de Venezuela, S.A. (PDVSA) es una empresa estatal venezolana que se dedica 

a la explotación, producción, refinación, mercadeo y transporte del petróleo venezolano. 

Fue creada por decreto gubernamental el 1 de enero de 1976, que reserva al Estado la 

industria y el comercio de los hidrocarburos, es decir, la totalidad de sus acciones 

pertenecen al Estado Venezolano. Es la tercera empresa en el mundo en capacidad de 

refinación, capaz de procesar 3,3 millones de barriles diarios de petróleo. Posee 24 

refinerías en todo el mundo, 18 de ellas en el exterior y 6 en el país. Su función principal 

es consolidar el avance armónico del país, afianzar el uso soberano de los recursos, 

potenciar el desarrollo endógeno y propiciar una existencia digna y provechosa para los 

venezolanos. 

El objeto del proceso de Exploratorio es maximizar el valor económico a largo 

plazo de las reservas de hidrocarburos gaseosos y no gaseosos en el suelo patrio, 

incorporando estos de acuerdo a los lineamientos de la corporación para asegurar la 

continuidad del negocio. Siendo el primer eslabón de la cadena, cubre además 

perforación y construcción de los pozos petrolíferos. Los procesos de Exploración y 

Producción, se interrelacionan a través de la ejecución de las diferentes fases que se 

llevan a cabo antes, durante y después de los Proyectos que sustentan el Plan de 

Negocios.  

Actualmente la Dirección Ejecutiva de Exploración y Estudios de Yacimientos a 

través de la Gerencia de Planificación Corporativa está en la búsqueda de analizar las 

estrategias de exploración a nivel nacional con el soporte de los esfuerzos requeridos. 

Para ello tiene planteado iniciar un ejercicio piloto en el oriente del país donde se 

requiere proponer un esquema de explotación a partir del éxito de un proyecto 

exploratorio seleccionado, a partir del campo que presente mayor producción 
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acumulada, mejor valor energético y mayor declinación, el cual se ajusta a las 

necesidades de hidrocarburos del oriente del país. Para esto, inicialmente debe escogerse 

el campo basado en los libros oficiales de reservas de PDVSA y seguidamente deben 

seleccionarse los proyectos exploratorios contiguos al campo escogido que contengan 

mayor volumetría. Una vez identificados los proyectos y jerarquizados los mismos se 

desarrolla un esquema de explotación para el proyecto exploratorio seleccionado 

(visualización) y finalmente, se le realiza una evaluación económica.  

Es importante resaltar que para la Dirección Ejecutiva de Exploración y Estudios 

de Yacimientos en su Gerencia de Planificación Corporativa, la realización del siguiente 

trabajo de investigación es de suma importancia ya que se tomará la metodología del 

siguiente como patrón para proyecciones futuras a nivel nacional y así maximizar las 

expectativas exploratorias siguiendo los lineamientos internos de la empresa. 
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1.2  OBJETIVOS. 

1.2.1 OBJETIVO GENERAL: 
 

Propuesta de un esquema de explotación para el proyecto exploratorio seleccionado a 

partir del campo que presente mayor aporte de producción acumulada, mejor valor 

energético y mayor declinación en el oriente del país.  

1.2.2 OBJETIVOS ESPECIFICOS: 
 

1. Escoger el campo basados en los libros oficiales de reservas de PDVSA. 

 
2. Seleccionar los proyectos exploratorios contiguos al campo escogido que 

contenga mayor volumetría y valor energético. 

 
3. Desarrollar un esquema de explotación para el proyecto exploratorio 

seleccionado (visualización).  

 
4. Realizar una evaluación económica al proyecto exploratorio. 
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CAPÍTULO II 
MARCO TEORICO 

 
2.1   ANTECEDENTES:  
Padrón, realizó una evaluación técnico - económica del Portafolio De Oportunidades 

(PDO) 2006- 2025 del Campo El Furrial, Distrito Social Norte, PDVSA EyP, 

fundamentado en un Análisis de Jerarquización Económica realizada a los paquetes 

pertenecientes al Portafolio de Oportunidades 2006 - 2025 que presentaban un aporte 

total menor o igual al 5% de la Cartera Total del área, con la finalidad de reevaluar 

dichos paquetes y obtener un aumento de los diferente indicadores financieros y de los 

Flujos de Caja que se esperaban tener en un período de 20 años. Concluyendo que en la 

cartera El Furrial se invertía mayor cantidad de dinero por concepto de producción de 

Gas debido a que los paquetes que conformaban la misma eran considerados estratégicos 

para la producción de gas.[1]

 
Mata, diseñó un esquema óptimo de visualización de explotación de las oportunidades 

exploratorias de Rubio y Sarare, considerando el cálculo de la declinación de producción 

del yacimiento, la estimación de los pozos a ser perforados y los reacondicionamientos, 

garantizando así el desarrollo de dichos Prospectos para los próximos 20 años, los cuales 

poseen como expectativas de volúmenes de petróleo y gas de 55,47 MMBl y 17,29 

MMMPC respectivamente para el área de Rubio; y 388 MMBl y 57 MMMPC 

respectivamente para el área de Sarare.[2] 

 
Freites, identificó oportunidades de mejoras y crecimiento de producción en el 

yacimiento MFB-53 Arena U1-3, Campo Bare del Distrito San Tomé, Estado 

Anzoátegui, mediante la evaluación de manera integral del yacimiento, de forma tal que 

se pudieran detectar las anomalías de producción, a través del análisis conjunto de los 

aspectos geológicos y de yacimiento y su relación con la fase de producción.[3]
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2.2  ASPECTOS GEOLÓGICOS Y GEOGRÁFICOS DEL ÁREA EN 

ESTUDIO. 

2.2.1  Cuenca Oriental de Venezuela: 
 
La Cuenca Oriental de Venezuela es la segunda cuenca petrolífera más importante de 

Venezuela y está ubicada en la región Centro Este del País, como se muestra en la 

figura 2.1. Comprende la mayor parte de los Estados Guárico, Anzoátegui, Monagas y 

Territorio Federal Delta Amacuro, y una extensión menor en el Estado Sucre, 

prolongándose hasta la Plataforma Deltana y Sur de Trinidad. Tiene una longitud 

aproximada de 800km en sentido Oeste-Este, una anchura promedio de 200km de Norte 

a Sur y un área total aproximada de 165.000 km2. 

 

 
Figura 2.1. Ubicación  Geográfica de la Cuenca Oriental de Venezuela [4]

 
Esta cuenca sedimentaria forma una depresión topográfica y estructural, limitada 

al Norte, por la línea que demarca el pie de monte meridional de la Serranía del Interior 
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Central y Oriental, al Sur por el curso del río Orinoco, siguiendo de modo aproximado el 

borde septentrional del Cratón de Guayana; al Oeste por el levantamiento de El Baúl y 

su conexión estructural con el mencionado Cratón, que sigue aproximadamente el curso 

de los ríos Portuguesa y Pao. Hacia el Este la cuenca continúa por debajo del Golfo de 

Paria, incluyendo la parte situada al Sur de la Cordillera Septentrional de la Isla de 

Trinidad y se hunde en el Atlántico al Este de la costa del Delta del Orinoco. Esta 

cuenca por sus características tectónicas, estratigráficas y sedimentológicas ha sido 

dividida en dos subcuencas: Subcuenca de Guárico al Oeste y Subcuenca de Maturín al 

Este.[4]

 
2.2.1.1 Sub – Cuenca De Maturín: 
La Subcuenca de Maturín constituye la principal área petrolífera de la Cuenca Oriental 

de Venezuela. Esta subcuenca es asimétrica y paralela a la Serranía del Interior, con el 

flanco sur apoyado en el basamento ígneo-metamórfico del Escudo de Guayana, 

caracterizado por un régimen extensivo y su flanco norte caracterizado por la presencia 

de estructuras compresivas asociadas a la colisión de la Placa del Caribe con la Placa 

Suramericana. La deformación estructural y los acuñamientos de las unidades 

estratigráficas hacia el sur definen dos dominios operacionales: uno al norte del 

Corrimiento de Pirital y otro al sur. El área ubicada frente al Corrimiento de Pirital 

constituye una zona estructuralmente compleja, presentando fallas inversas, 

corrimientos, formando bloques y/o anticlinales que afectan principalmente al Cretácico 

y al Terciario inferior. Los yacimientos más importantes son de edad terciaria; en los 

campos del norte de Monagas están constituidos por las formaciones Carapita, Naricual, 

Los Jabillos y Caratas.[5] 

 

2.2.1.1.1 Corrimiento Pirital: 
El llamado "bloque alóctono de Pirital" es un cuerpo de arenas y lutitas, sobrecorrido 

desde el noroeste, con un buzamiento de 40°, antes de la sedimentación de La Pica. El 

espesor del bloque es de 18.000 pies en el norte que disminuye progresivamente hacia el 
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sureste. Está constituido por lutitas negras, limolitas, cuarzo libre, areniscas calcáreas o 

cuarzosas, pirita, carbón y restos de plantas. Su ambiente de sedimentación original es el 

talud superior con intervalos de plataforma interna y corrientes turbidíticas. 

El corrimiento de Pirital, divide al norte de Monagas en dos áreas: el bloque 

norte, de índole compresional, muestra una columna estratigráfica desde el Cretáceo 

hasta el Oligoceno que cabalga sobre sedimentos del Mioceno; y el bloque meridional, 

entre el corrimiento de Pirital y el Alto de Tonoro-El Lirial, donde aparece la Formación 

La Pica, cortada por sistema de fallas normales, asociada a tectónica distensiva 

transcurrente Post-Mioceno medio. 

El corrimiento de Pirital se considera como un sector del corrimiento frontal. Se 

identifica por una distancia de 200 km entre la falla de Urica en Anzoátegui hasta la falla 

de Los Bajos en el Golfo de Paria. Se estima que el fallamiento ocurrió entre el Mioceno 

medio y el Mioceno superior en el tiempo post-Carapita, cuando el área marginal pasiva 

del Cretáceo y Terciario inferior fue sobrecorrida por bloques alóctonos provenientes del 

noroeste que ocasionaron extensas líneas de sobrecorrimiento hacia el sur.[6]

 
2.2.1.2 Descripción del Campo Carito – Mulata: 
El campo Carito - Mulata está ubicado al Norte del Estado Monagas a tres kilómetros al 

Noreste de Punta de Mata (Municipio Ezequiel Zamora) y pertenecen al área 

operacional del Distrito Social Norte de PDVSA, en la Sub-cuenca de Maturín dentro de 

la Cuenca Oriental de Venezuela. La provincia tectónica está dominada principalmente 

por rasgos característicos de regímenes compresivos como pliegues, corrimientos, 

retrocorrimientos y  rampas laterales. Las características estructurales de la región se 

interpretan como controladas principalmente por la colisión de la Placa del Caribe con la 

Placa Suramericana a través de los  sistemas de fallas San Sebastián y el Pilar cuyo 

resultado es un esfuerzo principal orientado en dirección Sureste, paralelo a las rampas 

laterales y perpendicular a los corrimientos y retrocorrimientos.   

El campo Carito-Mulata está ubicado en la parte Central - Este del Norte de 

Monagas y cubre un área de aproximadamente 284Km2. Los campos El Carito -Mulata 
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están subdivididos en cuatro áreas de trabajo: Norte (MUC-2), Central (MUC-1), Oeste 

(MUC-3) y Sur (SBC) (figura 2.2). El anticlinal alargado del campo en dirección Este – 

Oeste es producto del Corrimiento de El Furrial, Carito y Santa Bárbara, 

correspondiendo el mismo a una estructura de tipo pliegues de flexión de falla “fault 

bend fold”, formando un compartimento de segundo orden. Asímismo se identifican, los 

corrimientos mayores de Carito Norte y Carito Oeste de tipo pliegue de propagación de 

falla “fault propagation fold”, con dirección paralela al Corrimiento de Pirital. Siendo las 

tres estructuras posteriores a la formación del Corrimiento de El Furrial, Carito y Santa 

Bárbara. 

 

 
 

Figura 2.2. Ubicación geográfica de los Campos Carito – Mulata [7]

 
Los campos Carito y Mulata fueron descubiertos con la perforación del pozo 

MUC-1E en el año 1988, al inicio su principal mecanismo de producción fue expansión 

de la capa de gas original y la expansión de la roca – fluidos produciéndose una rápida 

declinación de la presión de los yacimientos, lo cual impulso la implantación de 
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procesos de recuperación secundaria que consistieron en la inyección de agua en el 

flanco de la estructura, iniciada en el año 1993, y la inyección de gas en la cresta para el 

año 1996.[7]

 
2.2.1.2.1 Estratigrafía. 
En la figura 2.3, se evidencia la evolución estratigráfica del Campo Carito – Mulata 

describiendo a continuación las formaciones que lo constituyen: 

 

 
Figura 2.3. Evolución estratigráfica del Campo Carito – Mulata

Fuente: PDVSA. Informe técnico. “Estudio Geología – Yacimiento Campo 

Mulata”. 2008. 
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 Formación Carapita. 

Edad: Oligoceno - Mioceno. 

Descripción litológica: En el subsuelo, consiste casi exclusivamente de lutitas de 

color gris oscuro a negro, macizo, a menudo lustroso, en general calcáreo y con un alto 

contenido de foraminíferos. Localmente pueden ser piríticas o glauconíticas. 

Espesor: Oscila entre 4500m y 6000m. 

Extensión geográfica: En el Norte de Monagas, extendiéndose hacia el Este por 

debajo del Golfo de Paria. 

Contactos: El tope de la formación está delimitado por las formaciones La Pica y Las 

Piedras mientras que la base de la misma está delimitada por las formaciones Naricual y 

Areo.  

Paleoambientes: Presenta una invasión marina iniciada en el Oligoceno, y una 

retirada del mar durante el Mioceno Superior, con migración del eje de la cuenca en 

dirección sur, a lo largo del tiempo.[8]

 
 Formación Naricual. 

Edad: Oligoceno Tardío - Mioceno Temprano. 

Descripción litológica: El tramo inferior de la formación se compone de lutitas 

carbonosas, lutitas arenosas y areniscas, el tramo medio contiene "paquetes" 

carboníferos, y el tramo superior contiene areniscas gruesas intercaladas con lutitas 

grises no-fosilíferas y algunos carbones.  

Espesor: Oscila de 1.860m a 2.012m en la localidad tipo aumentando su espesor hacia 

el Noroeste.  

Extensión geográfica: La parte más meridional del flanco Sur de la Serranía del 

Interior, desde su localidad tipo en el río Naricual, al Este - Sureste 41km hasta el río 

Aragua, al Oeste de la depresión de Barcelona, a lo largo del pie de monte de Guárico, 

desde 3km al Oeste de Píritu hasta Altagracia de Orituco.  
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Contactos: Naricual es bruscamente transicional, vertical y lateralmente con la 

formación Areo y discordante erosivo con la formación Los Jabillos. Su contacto 

superior está delimitado por la formación Carapita.  

Paleoambientes: De fase regresiva en aguas dulces a muy salobres, relacionado a un 

sistema deltaico grande o una región amplia de tierras bajas pantanosas.[8]

  
 Formación San Juan. 

Edad: Cretácico (Maastrichtiense Tardío). 

Descripción litológica: Alternancia monótona de capas de areniscas de 0,3m a 1m 

de espesor, muy duras, de gris a gris claro, de grano fino, bien escogidas, escasamente 

glauconíticas y localmente calcáreas. Estas capas de areniscas se intercalan con capas 

centimétricas de lutitas negras, arenáceas, localmente calcáreas y limolitas negras. Las 

capas de arenisca son tabulares, y su color de meteorización es crema y rojizo. Las 

estructuras sedimentarias más comunes son: estructuras de carga, estructuras de 

almohadilla y bola (en las areniscas), diques y sills clásticos, capas estiradas y 

estructuras de desplomes arenosos. 

Espesor: Hacia el Norte el holoestratotipo mide 97m que varía a 112m en la sección 

compuesta, y el cual aumenta progresivamente a 350m hacia el Sureste. 

Extensión geográfica: Se extiende desde las cercanías de los caseríos El Rincón - 

San Diego, al Noroeste, hasta las cercanías del río Guayuta, en Monagas, al Sureste, 

donde se halla cubierta por sedimentos cuaternarios, extendiéndose en el subsuelo hasta 

las cercanías de Guanaco. 

Contactos: El contacto inferior es concordante pero abrupto, con las limolitas negras 

de la formación San Antonio infrayacente. Su contacto superior es gradacional a las 

pelitas negras de la formación Vidoño, suprayacente. La formación San Juan posee 

forma prismática, y presenta transición lateral a unidades pelíticas en todas direcciones. 

Paleoambientes: El ambiente de sedimentación es de origen fluvial a marino somero, 

regresivo con ambientes litorales - costeros.[8]
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 Formación San Antonio 

Edad: Cretácico Tardío. 

Extensión geográfica: Parte septentrional de los estados Monagas, Anzoátegui y 

Guárico. 

Descripción litológica: La unidad consiste esencialmente de calizas y lutitas negras, 

como la formación Querecual, infrayacente, pero además contiene numerosas capas de 

areniscas duras de color gris claro y de chert. Una característica típica es la presencia de 

diques anastomósicos de areniscas. Las cantidades y proporciones de areniscas y chert 

son muy variables; en algunos sitios son tan escasas que es imposible diferenciar la 

unidad de la formación Querecual. En otros lugares el gran desarrollo de areniscas hace 

que la formación San Antonio se confunda con la formación San Juan, suprayacente. 

Contactos: El contacto infrayacente de la formación está delimitado por la formación 

Querecual mientras que el contacto suprayacente está determinado por la formación San 

Juan.  

Paleoambientes: El ambiente sedimentario es transicional entre el ambiente euxínico 

de Querecual y el ambiente oxigenado de San Juan.[8]

 
2.3  BASES TEÓRICAS 

2.3.1  RESERVAS DE HIDROCARBUROS 
Son los volúmenes de hidrocarburos presentes en los yacimientos que pueden ser 

recuperados económicamente, empleando técnicas conocidas. Ellas constituyen el 

capital de la industria por lo tanto es importante su clasificación de acuerdo al grado de 

certidumbre que se tengan de ellas (probadas, probables y posibles).[9]

 
 Reservas Probadas 

Se consideran reservas probadas el volumen de hidrocarburo contenido en yacimientos, 

los cuales han sido constatados mediante pruebas de producción y que, según la 
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información geológica y de yacimiento disponible, puedan ser producidos 

comercialmente. 

a) Desarrolladas: Están representadas por el volumen de hidrocarburos 

recuperables comercialmente de los pozos e instalaciones existentes. 

Dentro de esta definición se incluyen las reservas detrás de la tubería de 

revestimiento que requieren de un costo menor para incorporarlas a la 

producción y las que se esperan obtener por recuperación suplementaria 

cuando los equipos necesarios hayan sido instalados. 

b) No desarrolladas: Son los volúmenes de reserva probadas de 

hidrocarburos que no pueden ser recuperadas comercialmente a través de 

los pozos e instalaciones existentes, se incluyen en esta clasificación las 

reservas detrás de la tubería de revestimiento que requieren de un costo 

mayor para incorporarlas a la producción y las que necesitan de nuevos 

pozos e instalaciones, o profundización de los pozos existentes. [9] 

 
 Reservas probables 

Las reservas probables son aquellos volúmenes contenidos en áreas donde la 

información geológica y de ingeniería indica, desde el punto de vista de recuperación, un 

grado menor de certeza comparado con el de las reservas probadas. [9]

 
 Reservas Posibles 

Las reservas posibles son aquellos volúmenes contenidos en áreas donde la información 

geológica y de ingeniería indican, desde el punto de vista de su recuperación, un grado 

menor de certeza comparado con las reservas probables.[9]

 

2.3.2  MÉTODOS PARA EL CÁLCULO DE RESERVAS 
Una de las tareas básicas del ingeniero de yacimiento es la estimación de los volúmenes 

de hidrocarburos capaces de ser producidos del yacimiento, (reservas). 
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Los métodos para la estimación de las reservas de un yacimiento son: 

 Método volumétrico. 

 Método estadístico (curvas de declinación de producción). 

 Balance de materiales. Calculo.[9] 

 
 Método Volumétrico 

El método volumétrico permite la estimación de Petróleo Original en Sitio (POES) 

basándose en información obtenida de registros y análisis de núcleos de donde se 

determinan el volumen total, porosidad y saturación de fluidos; y del análisis de fluidos 

de donde se determine el factor volumétrico del petróleo y puede ser calculado mediante 

la Ec. 2.1.[9]

 

Boi
SwcVrN )1(***758.7 −

=
φ

                (Ec. 2.1) 

 
Donde:

Vr = Volumen de roca, (Acres – pie). 

φ = Porosidad promedio, (fracción).  

Swc = Saturación promedio de agua connata, (fracción).  

Boi = Factor volumétrico del petróleo a la presión inicial, (BY/BN). 

N = Petróleo Original en Sitio (POES), (BN). 

El factor 7.758 permite obtener el valor de N en barriles de petróleo. 

 
a) Factor de Recobro: Representa la fracción del volumen de gas original en sitio que 

puede extraerse (o que ha sido extraído) de un yacimiento. 

 
 Método de Curva de Declinación 

Este método permite la estimación de las reservas, a través de las curvas de declinación 

de producción de los pozos. Este es un método dinámico para la estimación de las 

reservas recuperables de un yacimiento. Su naturaleza dinámica proviene del hecho que 
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utiliza la historia de producción de los fluidos por pozo o por yacimiento, para la 

estimación de las reservas recuperables. La aplicación del método, establece una 

tendencia del comportamiento de producción. La predicción del yacimiento se hace a 

partir de la extrapolación de esa tendencia. 
Para el análisis de curvas de declinación, el ingeniero se apoya en los siguientes 

conceptos fundamentales: 

a) Declinación nominal: Es la declinación de la tasa de producción por unidad de 

tiempo, expresada como una fracción de la tasa de producción.  

b) Declinación efectiva: Es una función discreta que presenta una mayor 

correspondencia de la tasa de producción real registrada. 

c) Tasa de límite económico: Es la tasa de producción de petróleo o de gas que 

permite compensar exactamente el costo directo de operación de un pozo, 

tomando en consideración el precio del crudo o gas, impuestos y regalías. 

 
 Método de Balance de Materiales 

El método de balance de materiales constituye una de las herramientas más utilizadas en 

la interpretación y análisis de los yacimientos. Su aplicación permite el cálculo del 

petróleo original en sitio (POES), y la identificación y grado de importancia relativa de 

los mecanismos de desplazamiento. 

El método de balance de materiales se fundamenta en el principio de 

conservación de la masa y la energía. El estimado realizado a partir de Balance de 

Materiales es función de la producción, mientras que los estimados volumétricos son 

determinados a partir de los mapas de arena neta, los cuales muchas veces no toman en 

consideración el efecto de la discontinuidad de las arenas en producción. La diferencia 

entre ambos métodos da una idea del grado de discontinuidad de un yacimiento en 

particular. Para una aplicación de este método se requiere de una historia precisa de las 

presiones promedios del yacimiento, así como también de una confiable data de 

producción de petróleo, gas, agua, y datos PVT de los fluidos del yacimiento. 
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En este sentido, un balance de los fluidos del yacimiento podría ser expresado de 

la siguiente manera: el volumen de los fluidos presentes en el yacimiento en un 

momento determinado será igual al volumen de los fluidos iniciales menos el  volumen 

de los fluidos producidos. En este balance, los volúmenes de los fluidos deben  

calcularse a una misma condición de presión y temperatura para que tenga validez. Las 

suposiciones de este método son: 

a) El yacimiento es considerado como un tanque, y por esto es visto como un 

modelo de dimensión cero. 

b) Las propiedades de los fluidos y las rocas se consideran uniformes. 

c) Las presiones y las saturaciones se distribuyen en  forma continua. 

d) Cualquier cambio en presión y saturación se distribuye en forma instantánea en 

el yacimiento.[9] 

 
2.3.3  MECANISMOS DE PRODUCCIÓN DE LOS FLUIDOS 
Normalmente existe más de un mecanismo responsable de la producción de los fluidos 

del yacimiento, pero solo uno será dominante en un intervalo de tiempo. Durante la vida 

productiva del yacimiento, varios mecanismos pueden alcanzar la condición de 

dominante.  

Los mecanismos de producción presentes en los campos Carito - Mulata son los 

siguientes:[9]

 Desplazamiento por Expansión de los Fluidos 
Este mecanismo está presente en todos los yacimientos, pero es más importante en 

donde la presión inicial es mayor que la presión de burbujeo (yacimientos subsaturados), 

y por lo tanto, todos los componentes de los hidrocarburos se encuentran en fase liquida. 

Cuando se perfora un pozo en un yacimiento, la producción de los fluidos 

favorece una reducción de presión que, a su vez, genera una expansión del petróleo y del 

agua del yacimiento. Conjuntamente ocurrirá una reducción de peso de estrato 

suprayacente y reducirá la presión en los poros debido a la producción de los fluidos. 
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Algunas características importantes de este tipo de desplazamiento son: 

 La presión del yacimiento declina rápidamente durante el tiempo en que este 

mecanismo sea dominante. 

 La relación gas-petróleo de los pozos del yacimiento es similar a la razón gas 

disuelto-petróleo inicial (Rsi).[9] 

 
 Desplazamiento Por Gas En Solución 

Es el mecanismo de producción más corriente y generalmente contribuye a la 

producción de la mayor parte de los fluidos. Está presente en los yacimientos donde la 

presión es menor que la presión de burbujeo, yacimientos saturados. Debido a esta 

condición, a medida que se desarrolla la explotación del yacimiento y la presión se 

reduce, los componentes livianos presentes en los hidrocarburos pasan a la fase gaseosa, 

de esta manera se forman pequeñas burbujas que permitirán desplazar los hidrocarburos 

líquidos, ejerciendo una cierta presión sobre la fase, lo cual contribuye su 

desplazamiento hacia los pozos. 

En vista de que la declinación de los Campos Carito - Mulata  fue demasiado 

rápida se requirió de la implementación de procesos de recuperación secundaria para su 

producción.[9]

 
 Métodos De Recuperación Secundaria 

Los métodos de recuperación secundaria son empleados cuando se agota de manera 

natural la energía del yacimiento ó cuando este no produce por sí solo y se requiere de la 

inyección de agua o gas para llevar el crudo hasta los pozos de producción. 

Para el año de 1993, se implementó la inyección de agua en el flanco de la 

estructura del campo y para el año de 1996, se implementó la inyección de gas en la 

cresta del mismo.[9]
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 Inyección de Agua 

Es un proceso donde el petróleo es llevado hacia los pozos de producción por acción de 

la presión ejercida por el agua. Para la inyección se utiliza el agua salada dado que se 

prohíbe desde el punto de vista contractual el uso de agua fresca la cual debe presentar 

ciertas características: 

1. No debe ser corrosivo. 

2. Los componentes minerales como BaSO4, SrSO4, CaSO4 * 2H2O, CaCO3, 

MgCO3, FeS y Fe2S3 ocasionan la formación de conchas por lo que se debe tratar 

de eliminar del agua este tipo de minerales. 

3. Debe eliminarse los sólidos o líquidos en gran volumen que produzcan la 

obstrucción de los pozos de inyección. 

4. Muchos de los minerales arcillosos que se encuentran en el yacimiento al unirse 

con el agua, producen el aumento del volumen de los mismos, por eso el agua 

inyectada no debe reaccionar con estos. 

5. El agua preparada para la inyección debe presentar características similares al 

agua encontrada en el yacimiento para que sean compatibles y pueda funcionar el 

método.[9]  

 

Tipos de inyección 

Se puede llevar a cabo de dos formas dependiendo de la posición de los pozos 

productores e inyectores, tales como: la inyección periférica ó externa y la inyección en 

arreglos ó dispersa. En el campo Carito – Mulata se implementó la inyección periférica ó 

externa.[9]  

a) Inyección periférica o externa. 

Se basa en inyectar agua fuera del lugar donde se ubica el crudo, en la periferia del 

yacimiento. Este método es conocido como inyección tradicional en donde el agua se 

inyecta en el acuífero que se encuentra junto al contacto agua-petróleo.[9]  
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Características: 

• Es utilizado cuando se desconocen las características del yacimiento. 

• Los pozos de inyección son ubicados en el acuífero, alejados del lugar donde se 

encuentra el petróleo.[9] 

 
 Inyección de Gas 

Es un proceso donde el gas se inyecta en el yacimiento con la finalidad de aumentar la 

recuperación, disminuir la tasa de producción del crudo y para conservar el gas que se 

utilizará para la venta. La inyección de gas es un proceso inmiscible a menos que el gas 

inyectado se efectué a alta presión o enriquecido con hidrocarburos livianos.  

Algunos de los factores importantes que intervienen en la cantidad de petróleo 

que se puede extraer mediante la inyección de gas son: 

a) Las propiedades de los fluidos del yacimiento. 

b) El tipo de empuje. 

c) La geometría del yacimiento. 

d) La continuidad de la arena. 

e) El relieve estructural. 

f) Las propiedades de la roca. 

g) Temperatura y presión del yacimiento.[9] 

 

Tipos de inyección 

La inyección del gas se clasifica en dos tipos que son: la inyección de gas interna o 

dispersa y la inyección de gas externa. En el campo Carito – Mulata se implementó la 

inyección de gas externa.[9]

a) Inyección de gas externa. 

Es el proceso de inyección de gas cerca del borde o cresta de producción del reservorio, 

lugar donde está la capa de gas, bien sea primaria o secundaria, de tal manera que el 

crudo es desplazado hacia abajo.[9]  
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Características: 

• Se utiliza en yacimientos de espesor apreciable, para lograr el desplazamiento del 

petróleo mediante el empuje por la capa de gas. 

• Se aplica en yacimiento con buena permeabilidad vertical. 

• Deben tener alto buzamiento. 

• Se ubican los pozos de producción de tal manera que cubran gran parte del área 

donde es inyectado el gas.[9] 

 
2.3.4  FACTOR DE RECOBRO 
Es la fracción o porcentaje del petróleo o gas en sitio que se puede recuperar de un 

yacimiento. La estimación de este factor es de gran importancia para evaluar la 

rentabilidad económica de cualquier proyecto, debido a que permitirá calcular el 

volumen de hidrocarburos recuperables y es determinada mediante la Ec. 2.2.[9] 

NFRPNpr *=                              (Ec. 2.2) 

 
Donde: 

Npr = Reservas recuperables del yacimiento, (BN). 

FRP = Factor de recuperación de petróleo, (fracción). 

N = POES, (BN). 

2.3.5  OPORTUNIDAD EXPLORATORIA 
Es la menor unidad de interés exploratorio a investigar de acuerdo al grado de 

conocimiento que se tenga de ella.[10]

 
2.3.5.1 Clasificación de las Oportunidades Exploratorias 
Según el grado de incertidumbre se dice que la oportunidad posee cierta madurez y se 

clasifica en diversos tipos. 
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 Área: Es cuando el grado de incertidumbre que se tiene sobre la oportunidad 

exploratoria es mayor (de 80 a 100 %), debido a que se tienen pocos datos de la 

misma.  

 Play o Tema: Es un conjunto de áreas vinculadas geológicamente, las cuales 

poseen sistemas petrolíferos similares (Roca Madre, Reservorio y Trampa), y 

comparten elementos de riesgo comunes.  

 Lead o Sitio: Es una Oportunidad Exploratoria identificada, que posee control 

técnico de su trampa en menos de tres lados.  

 Prospecto: Es  una  acumulación potencial cartografiada que tiene que ser 

evaluada con taladro para determinar si contiene cantidades comerciales de 

hidrocarburos.[10] 

 
2.3.6  CLASIFICACIÓN DE LOS POZOS 

 Pozo Exploratorio: Es aquel pozo que se perfora como investigación de una 

nueva acumulación de hidrocarburos, es decir, que se perforan en zonas donde 

no se había encontrado antes petróleo ni gas. Este tipo de pozos puede 

perforarse en un campo nuevo o en una nueva formación productora dentro de 

un campo existente.[11] 

 
 Pozo de Avanzada o de Delineación: Después de la perforación de un pozo 

exploratorio en un área inexplorada que resulta productor, se perforan los 

pozos de avanzada con el objetivo principal de establecer los límites del 

yacimiento. Sin embargo, también se perforan pozos de avanzada con el 

objeto extender el área probada de un yacimiento, si durante el desarrollo de la 

explotación del mismo se dispone de información que indique que este podría 

extenderse más allá de los límites originalmente supuestos; entonces se 

perforan pozos fuera del área probada. Estos tienen mayor riesgo que los 

pozos de desarrollo, dada su ubicación.[11] 
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 Pozos de Desarrollo: Son aquellos pozos perforados con la finalidad de 

explotar, extraer y drenar las reservas de un yacimiento. El objetivo principal 

al perforar un pozo de desarrollo es aumentar la producción del campo, razón 

por la cual, se perforan dentro del área probada; sin embargo y debido a la 

incertidumbre acerca de la forma o el confinamiento de los yacimientos, 

algunos pozos de desarrollo pueden resultar secos.[11] 

 
2.3.7 EVALUACIÓN ECONÓMICA 
 
2.3.7.1 Portafolio de Oportunidades (PDO) 
El portafolio de oportunidades (PDO) está referido a la etapa del ciclo de planificación 

donde la unidad de explotación cuantifica y jerarquiza oportunidades del negocio a 

corto, mediano y largo plazo con la utilización de todos los recursos necesarios para la 

evaluación del potencial de producción de petróleo y gas, soportado con las reservas 

oficiales en libro, apoyándose en la capacidad de ejecución operacional y los recursos 

humanos necesarios a tal fin; sin considerar ningún tipo de limitaciones financieras y/o  

tecnológicas. [12]

 
2.3.7.2 Importancia del Portafolio de Oportunidades 

 Un portafolio técnicamente estructurado soporta el desarrollo de las reservas 

de un área y establece las bases para las oportunidades de inversión que se 

presenten.   
 Permite la comparación y jerarquización de todas las oportunidades de 

generación de potencial con su nivel de actividad. 
 Es contentiva de todos los proyectos de producción que posteriormente serán 

evaluados bajo lineamientos económicos uniformes. 
 Es insumo básico para la elaboración de los planes y programas de las otras 

funciones de la corporación.[12] 
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2.3.7.3 Beneficios del Portafolio de Oportunidades 

 Confiabilidad y consistencia de la información. 

 Mejor planificación y ejecución de actividades operacionales. 

 Respuesta rápida y oportuna. 

 Bases para soportar cualquier oportunidad de inversión a corto, mediano y 

largo plazo. 

 Optimización de recursos en la elaboración del plan de negocios de la 

Corporación  

 Mejor seguimiento y control de la gestión a los planes de todas las 

organizaciones 

 Visión global del negocio.[12] 

 
2.3.7.4 Paquetes de un Portafolio 
Los paquetes de un portafolio son un compendio de oportunidades relacionadas con la 

exploración de un área específica, que incluye actividades generadoras y no generadoras, 

recursos e inversiones necesarias, para drenar las reservas de hidrocarburos de los 

yacimientos de la forma más rentable y racional. Conforman toda la información 

referente a proyectos que se llevan o se llevarán a cabo en las distintas áreas o 

yacimiento de una unidad de explotación, agrupadas según el mecanismo de producción 

o proyectos de recuperación secundaria o terciaria aplicadas.[12]

 

2.3.7.5 Evaluación Económica de Proyecto 
La evaluación económica de proyecto consiste en determinar los beneficios económicos 

asociado a una inversión con su correspondiente flujo de caja e indicadores de 

rentabilidad donde la decisión de inversión se tomará con respecto aquellas opciones que 

tiendan a aumentar el valor en términos monetarios de la corporación, resultando con los 

mejores indicadores financieros.[13] 
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2.3.7.6 Horizonte Económico 
Corresponde al período establecido para la evaluación económica del proyecto en 

cuestión. Como caso base, el horizonte económico será igual al período de inversiones 

del proyecto más la vida útil del activo principal. En PDVSA, las evaluaciones 

económicas por lo general se realizan con un horizonte económico de 20 años.[14]

 
2.3.7.7 Depreciación 
Corresponde al costo por el uso, desgaste o consumo de los activos fijos tangibles de la 

propuesta. Dicha depreciación se calculará utilizando el método de línea recta y/o unidad 

de producción, según sea el caso, de acuerdo con las Políticas Contables y Financieras 

de Capitalización establecidas en el Manual de Prácticas de Contabilidad sobre política 

de depreciación.[14] 

 
2.3.7.8 Capital de Trabajo 

Son los requerimientos de un negocio en marcha producto de sus transacciones 

comerciales y necesidades operacionales. Debe estar compuesto por los inventarios 

operacionales y los requerimientos de caja para cubrir operaciones mientras se cumple el 

ciclo de efectivo a corto plazo. En aquellos casos donde la ejecución de un proyecto 

implique cambios relevantes en el capital de trabajo de la filial que lo propone, o en los 

cuales el capital de trabajo sea un monto relevante con relación a la inversión, o que se 

trate de proyectos que conlleven la constitución de una nueva planta o empresa o de 

rentabilidad marginal, debe incluirse en la evaluación económica de los mismos el 

capital de trabajo necesario para la puesta en marcha del proyecto y su posterior 

operación.[14]  
 
2.3.7.9 Impuestos 

 Los impuestos a los que está sometido un proyecto se manejarán de la siguiente manera:  

 Impuesto Sobre la Renta (ISLR): Las empresas que se dediquen a la 

explotación de hidrocarburos y actividades conexas, o a la compra o adquisición 
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de hidrocarburos y derivados para la exportación estarán sujetas a la tasa de 

ISLR del 50%. En el caso de los contribuyentes que se dediquen a la exploración 

y explotación del gas no asociado, o al procesamiento, transporte, distribución, 

almacenamiento, comercialización y exportación del gas y sus componentes, o 

exclusivamente a la refinación de hidrocarburos o al mejoramiento de crudos 

pesados y extrapesados, aplica la tarifa 2 (alícuota máxima del 34%). La tarifa 

antes mencionada se mantiene para las compañías que no se dediquen a las 

actividades de hidrocarburos y conexas.[14] 
 

 Impuesto al Valor Agregado (IVA): La alícuota actual del Impuesto 

al Valor Agregado es de nueve por ciento (12%). La alícuota impositiva 

aplicable a las ventas de hidrocarburos naturales efectuadas por las Empresas 

Mixtas reguladas en la Ley Orgánica de Hidrocarburos a Petróleos de Venezuela, 

S.A. o a cualquiera de las filiales de ésta, será del cero por ciento (0%).[14]  

 
2.3.7.10 Regalías:  

 Ley Orgánica de Hidrocarburos Gaseosos (LOHG): La tasa de 

regalía vigente por la extracción de hidrocarburos gaseosos es del veinte por 

ciento (20%) de los volúmenes extraídos.[14]   

 
 Art. 44 de la Ley Orgánica de Hidrocarburos (2006): De los 

volúmenes de hidrocarburos extraídos de cualquier yacimiento, el Estado tiene 

derecho a una participación de treinta por ciento (30%) como regalía para el caso 

de crudo.[14] 
 
2.3.7.11 Aportes:  

 Aporte de Ciencia y Tecnología: A partir del 1ro de enero del 2006, 

se establece un aporte en base a los ingresos brutos para la inversión en ciencia, 
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tecnología e innovación. Este aporte está determinado en la Ley Orgánica de 

Ciencia, Tecnología e Innovación de la forma siguiente:  
• Las grandes empresas del país deben destinar anualmente una cantidad 

equivalente a 0,5% de sus ingresos brutos obtenidos en el territorio 

nacional.  

• Las empresas que se dediquen a las actividades establecidas en las 

Leyes Orgánicas de Hidrocarburos y de Hidrocarburos Gaseosos del país 

deben destinar anualmente una cantidad equivalente a 2% de los ingresos 

brutos obtenidos en el territorio nacional.  

 
A fines de la evaluación económica de las propuestas generadoras de 

ingresos deberá considerarse en los gastos un aporte para ciencia, tecnología e 

innovación de acuerdo a:  

• 2% para las propuestas de las filiales PDVSA Petróleo, S.A., PDVSA 

Gas, S.A., Deltaven, S.A., Commerchamp, S.A., y Corporación 

Venezolana de Petróleo, S.A.  

• 0,5% para las propuestas de las filiales Bariven, S.A., Palmaven, S.A., y 

Casa Matriz, S.A.[14]

 
 Aporte a Programas de Prevención Contra el Tráfico y 

Consumo de Drogas Ilícitas: Las personas jurídicas, públicas y privadas 

que ocupen cincuenta trabajadores o más, destinarán el uno por ciento (1%) de su 

ganancia neta anual, a programas de prevención integral social contra el tráfico y 

consumo de drogas ilícitas. Este aporte es calculado por PDVSA y sus filiales en 

forma consolidada.[14] 
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2.3.7.12 Niveles de Evaluación.  

 Nivel Unidad de Negocio / Filial: Una evaluación a este nivel 

considera, en la determinación de los flujos de caja del proyecto, sólo los 

impactos que genera el proyecto en las economías de la unidad de negocio o 

filial, obviando los impactos que pudiesen causarse en otras empresas o unidades 

de negocio de la Corporación. El flujo de caja a nivel unidad de negocio / filial es 

calculado a través de la Ec. 2.3:  
 

                    Flujo de Caja = I - C - R - OI - GA - ISLR - Inv. – ORC          (Ec. 2.3) 

 
Donde:  

I: Ingresos (incluye exportaciones, ventas locales, otros Ingresos). 

C: Costos. 

R: Regalías de explotación. 

OI: Otros impuestos operacionales. 

GA: Gastos administrativos. 

ISLR: Impuesto Sobre La Renta. 

Inv. : Inversiones. 

ORC: Otros Requerimientos de Capital (Ej. Capital de Trabajo).[14]   

 
 Nivel Nación: Una evaluación nivel Nación considera los flujos de caja a 

nivel de unidad de negocio/ filial o nivel corporativo (si procede), excluyendo los 

impuestos nacionales causados por la ejecución del proyecto. Este nivel de 

evaluación no deberá ser usado para justificar económicamente proyectos de 

generación de rentas. [14] Y es calculado bajo la siguiente Ec. 2.4:[14] 

 
                                Flujo de Caja = I - C - GA - Inv. – ORC                        (Ec. 2.4) 
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2.3.7.13 Probabilidad de Suceso (POS) 
El POS, cuyo significado representa la probabilidad de existencia o probabilidad de 

éxito geológico, es el porcentaje de éxito de que existan hidrocarburos en la trampa, 

aunque su cantidad no es comercial, es decir, muestra el valor de posibilidades de que 

aparezcan las primeras gotas de hidrocarburos, siendo usado éste valor en los cálculos de 

riesgos geológicos y cuantificación de expectativas.  

Muestra la relación entre el número de veces que los volúmenes de hidrocarburos 

resultaron mayores a cero y el número total de veces que se realizó el cálculo. Con este 

valor se deriva el riesgo geológico, factor fundamental en una evaluación de prospectos 

exploratorios.[15]

 
2.3.7.14 Volumen Promedio de Existencia (MSV) 
El MSV, que significa el volumen promedio de existencia, como su nombre muy bien lo 

indica, corresponde al promedio probabilístico de los volúmenes mayores a cero, y no 

refleja el riesgo de que no exista hidrocarburos.[15]

  
2.3.7.15 Indicadores Financieros 
Son parámetros calculados sobre el flujo final neto de efectivo que permiten determinar 

la rentabilidad de un proyecto y en consecuencia tomar la decisión  de emprender, 

modificar, adelantar, postergar o abandonar el mismo. Dentro de los indicadores 

financieros más usados se tienen: TIR (Tasa Interna de Retorno), TD (Tasa de 

Descuento), VPN (Valor Presente Neto), EI (Eficiencia de Inversión).[16]

 
2.3.7.16 Técnicas de Evaluación de Proyectos 

Los métodos básicos que utilizan las empresas para evaluar proyectos y decir si deben 

aceptarlos o incluirlos son: 1) El método del Valor Presente Neto (VPN), 2) El método 

de la Tasa Interna de Retorno (TIR) y 3) El método de período de recuperación. Para 

determinar la aceptabilidad de un proyecto mediante cualquiera de estas técnicas, es 

necesario calcular los flujos de efectivos. Sin embargo, a diferencia de los otros dos, el 

método del período de recuperación no considera el valor del dinero en el tiempo, por lo 
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tanto, se refiere al mismo como una técnica no sujeta a descuentos, mientras que al valor 

presente neto y al de la tasa interna de retorno son consideradas técnicas sujetas a 

descuento.[16]

 
2.3.7.17 Flujo de Efectivo 

El Flujo de Efectivo (FE) es el ingreso neto ocurrido en un período determinado 

(normalmente un año), dado por la diferencia entre el ingreso bruto y el correspondiente 

costo incurrido en dicho período, como consecuencia de una inversión inicial. Esta 

definición puede ser representada mediante la Ec. 2.5. 

 
FE: I‐C  (Ec. 2.5)                                  

 
Donde 

FE= Flujo de efectivo. 

I= Ingresos. 

C= Costos. 

La Ec. 2.5 será entonces utilizada para calcular los flujos anuales de caja, 

interpretados como el ahorro neto anual que se logrará después de implementar la opción 

del proyecto.  

El flujo de efectivo, así definido, puede ser utilizado, por si mismo, como un 

buen indicador de rentabilidad, pero solamente cuando la opción de un proyecto sea 

significativa o despreciable. En este caso, el costo del capital de inversión, por ser 

despreciable, no afectaría significativamente el balance de ingresos y egresos efectivos 

de dinero.[16]

 
2.3.7.18 Valor Presente Neto 
Cuando se realiza una inversión de capital, el inversionista espera obtener un retorno de 

su inversión, de tal manera que, al cabo de un tiempo, se recupere el capital invertido y, 

posteriormente, éste se incremente en forma indefinida. 
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Sin embargo, para la toma de decisiones, al inversionista le interesa saber cuánto 

valdría hoy el capital que acumulará al cabo de un cierto tiempo, como un resultado de 

los ingresos periódicos que le redituará su inversión, después de que ésta haya sido 

recuperada en términos de su valor actual. 

 
En este sentido, el valor presente neto de una inversión, es definido por Ross y 

Westerfield en el libro Fundamentos de Finanzas Corporativas como:  

 
“El valor actual de los Flujos de Efectivos Neto (Ingreso – Egresos) descontados 

con una tasa de descuento determinada y en el horizonte económico especificado.”  

 
Para aplicar este enfoque, sólo debemos determinar el valor presente de todos los 

flujos de efectivos que se esperan que se genere un proyecto, y luego sustraer (añadir el 

flujo de efectivo negativo) la inversión original (su costo original) para precisar el 

beneficio neto que la empresa obtendrá del hecho de invertir en el proyecto. Si el 

beneficio neto que se ha calculado sobre la base de un valor presente  (es decir, el VPN) 

es positivo el proyecto se considera aceptable.[17]

Esto puede ser expresado mediante la Ec. 2.6. 

 
                                                                                                                                      (Ec. 2.6) 

                                                                n 
VPN(n.r) = - I0 + ∑ FE(n) / (1 + r) 

                    
Donde: 

VPN(n.r) = Es el valor presente neto del capital invertido, al cabo de un número de 

periodos de tiempo n, aplicando a los flujos de efectivo de cada período una tasa de 

descuento r. 

I0 = Es  el capital invertido, el cual lleva el signo menos porque se refiere a un egreso.  

FE(n) = Es el flujo de efectivo del período n. 

r = Es la tasa de descuento que permite calcular el valor actual de los flujos de efectivo. 

(Weston y Copelan, 1994). 
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2.3.7.19 Tasa Interna de Rentabilidad 
Este método también toma en cuenta el cambio de valor del dinero en el tiempo. Este 

método es muy utilizado y es muy fácil de visualizar. La TIR es una medida porcentual 

de la magnitud de los beneficios que le produce un proyecto a un inversionista, según 

Rosenberg. [18] 

 
“Es el tipo de descuento que hace que el VPN sea igual a cero, es decir, el tipo de 

descuento que iguala el valor actual de los flujos de entradas (positivos) con el flujo de 

salida inicial y otros flujos negativos actualizados de un proyecto de inversión.” 

 
Con este concepto, se entiende como TIR, aquella tasa de descuento que, al cabo 

de un número n de períodos de tiempo predefinido, hacen que el VPN sea igual a cero, 

es decir, que iguala al valor presente de los ingresos al valor presente de los egresos. 

 
Entonces se puede calcular por la Ec. 2.7. 

 
                                                                                                    

                                                                                                                                  (Ec. 2.7) 
                                                                                            n 

VPN(n,r) = 0 = - Io + ∑ FC(n) / (1 + TIR) 
 

Al hacer el VPN igual a cero, dado que I0, FC(n) y n son conocidos, 

matemáticamente queda definido el valor de la tasa de descuento (TIR). Es decir, 

despejando I0 de la Ec. 2.7 se obtiene la Ec. 2.8: 

 
                                                        n 

I0 = ∑ FC(n) / (TIR) (Ec. 2.8) 
 
El significado de la ecuación 2.8 es el siguiente: existe un valor de la tasa de 

descuento TIR, tal que, el valor presente de la suma de los flujos netos de caja FC es 

igual al monto de la inversión inicial. Es decir, la suma de los ingresos netos a ser 

obtenidos a futuro, equivale a recuperar el monto de la inversión inicial en términos de 

su valor actual. (Brealey y Myers, 1995).[13]
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2.3.7.20 Período de Recuperación 
El período de recuperación, es el método más sencillo, y hasta ahora, el método formal 

más antiguo utilizado para evaluar los proyectos. Según Besley (2001), define el período 

de recuperación como:[15]

“Plazo que transcurre antes de que se recupere el costo original de una inversión 

a partir de los flujos de efectivo.” 

 
Dando a entenderse de manera más fácil como el número esperado de años que 

se requieren para recuperar la inversión inicial. Para calcular el período de recuperación 

de un proyecto, sólo se debe añadir los flujos de efectivos esperados de cada año hasta 

que se recupere el monto inicialmente invertido en el proyecto. La cantidad total de 

tiempo, incluyendo una fracción de un año en caso de que ello sea apropiado, que se 

requiere para recobrar la cantidad original invertida. (Ross y Weterfield, 2001).[17] 

El periodo de recuperación exacto puede determinarse mediante la Ec. 2.9: 

 
 

                                                                                                            (Ec. 2.9)                      de la recuperación total del año. 

  
  

 

                                                               
 
                                                            Costo no recuperado al inicio     
                                     
             N° de años antes de la                     
 PR=    recuperación total de     +      Flujos totales de efectivo 
                   la inversión.                    durante la recuperación total 
                                                                           del año. 

 
2.3.7.21 Criterios de Evaluación Económica de las opciones 

técnicamente viables 
El objetivo de los criterios de evaluación económica es determinar la factibilidad 

económica de las opciones de los proyectos calificadas como técnicamente viables. 

Estos criterios permiten además analizar el beneficio económico que se obtendrá 

después de realizar la inversión destinada a implementar las medidas recomendadas. 

Para aplicar los criterios de evaluación económica, se requiere contar con información 

sistematizada, expresada en términos monetarios, elaborada basándose en la información 

que proviene de las etapas y pasos previos al de la evaluación económica. 
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Basándose en los conceptos descritos en los puntos anteriores se construyen los 

tres siguientes criterios, que pueden ser utilizados para evaluar la factibilidad económica 

de las opciones de proyectos:[13]

 
 Máximo número de períodos de retorno (MNPR), como criterio para 

aceptar una inversión: 

Este criterio compara el número de períodos n requerido para el retorno de la inversión 

inicial, en términos de su valor actual, adoptando para ello una tasa de descuento r 

predefinida, y un número máximo de período de retorno, n máx, establecido por el 

inversionista que tiene como condición para aceptar o rechazar la inversión. Este criterio 

es muy útil cuando el inversionista tiene como condición recuperar la inversión en un 

plazo fijo determinado, el cual automáticamente define el valor de n máx. Por lo 

tanto:[13]  

 
Si n < n máx, se aprueba la inversión. 

Si n > n máx, se rechaza la inversión. 

 
 Valor Presente Neto mínimo (VPNM), como criterio para aceptar una 

inversión: 

Este criterio compara el VPN de una inversión, calculado en función de un flujo de caja 

proyectado para un período n y una tasa de descuento r predefinido, y el valor actual 

neto mínimo, VPNM, de la inversión, que el inversionista establece como referencia 

para la aceptación o rechazo de dicha inversión. Por lo tanto:[13]

 
Si VPN > VPNM, se aprueba la inversión. 

Si VPN < VPNM, se rechaza la inversión. 

 
Este criterio normalmente utiliza de referencia de VPNM igual a cero (este valor 

significa que el inversionista sólo desea recuperar la inversión inicial en términos de su 
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valor actual), pero nada impide que dicho valor de referencia, impuesto como requisito 

por el inversionista, sea mayor que cero.[13]

 
 Tasa Interna de Retorno mínima (TIRM), como criterio para aceptar una 

inversión: 

Este criterio compara la tasa interna de retorno de una inversión, calculada en función de 

un flujo de caja proyectado para un período n predefinido, y el valor de una tasa interna 

de retorno mínima (TIRM), que el inversionista establece como referencia para la 

aceptación o rechazo de dicha inversión. Por lo tanto: 

 
Si TIR > TIRM, se aprueba la inversión. 

Si TIR < TIRM, se rechaza la inversión. 

 
Este criterio puede utilizar, como valor de referencia de la TIRM, por ejemplo: 

 La tasa de interés (o el costo de capital) con la que se financiará el proyecto. 

 La rentabilidad esperada por los inversionistas; 

 La rentabilidad de otras opciones alternativas (costo de oportunidad).[13] 

 
2.3.7.22 Principios generales sobre los criterios de Evaluación 

Económica 
Cuando se comparan diversos criterios para elegir proyectos, es útil establecer algunos 

lineamientos y cuáles son las propiedades de un criterio ideal. Las reglas óptimas de 

decisión tendrán cuatro características: 

 Seleccionará de un grupo de proyectos aquel que mejore la riqueza de los 

accionistas. 

 Considerará en forma apropiada todos los flujos de caja. 

 Descontara los flujos de caja al costo de oportunidad de capital apropiado y 

determinado por el mercado. 

 Permitirá a la administración considerar cada proyecto independientemente de 

los demás.[16] 
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2.3.7.23 El Análisis para la Toma de Decisiones Financieras 

Uno de los problemas más importantes que el gerente enfrenta en la toma de decisiones, 

es que debe tomar decisiones hoy, las cuales tienen consecuencias en términos de 

beneficios y costos futuros. Esto hace inevitable cierto grado de incertidumbres. Por lo 

general, lo que se hace es mirar lo que ha ocurrido en el pasado e inferir sobre el futuro, 

con base a la información obtenida. Para hacer un análisis correcto o el análisis de 

alternativas de inversión como se ha denominado aquí: 

 Implica alternativas y consecuencias futuras. 

 Se relaciona con las diferencias entre las alternativas en el futuro. 

 Se interesa en la diferencia entre costos y no en la asignación de costos. 

 Considera la diferencia entre sumas iguales de dinero en distintos puntos en el 

tiempo. 

 
Se debe hacer énfasis, en que siempre son las diferencias entre las alternativas lo 

que se considera importante. En el análisis de alternativas, la atención se concentra en 

los costos futuros y no en los pasados o actuales. Por supuesto, que los costos que 

registra la contabilidad, pueden ser muy útiles en proveer la información necesaria para 

calcular los costos futuros. Aunque en el proceso de toma de decisiones se tenga que 

usar la información incompleta, no se debe concluir que el administrador no puede 

tomar la decisión. Precisamente, el proceso de toma de decisiones se desarrolla 

siguiendo cursos de acción de carácter irrevocable, y muchas veces inadecuadas.  

 
Las decisiones financieras de largo plazo forman parte de las actividades más 

importantes del decidor, por lo tanto, el tiempo que se dedique al estudio de estos 

procesos, nunca será excesivo.[19]

 
2.3.7.24 Análisis de Sensibilidad 
Tiene por objeto determinar el impacto que puede significar sobre los indicadores 

económicos calculados (TIR, VPN, EI) algún cambio en la variable o parámetros 

considerados en la evaluación económica. Los análisis de sensibilidad deben efectuarse 
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para parámetros más significativos, como por ejemplo: Volumen de producción o 

ventas, precios de exportación, inversiones, horizontes económicos, costos de operación, 

etc.[20]   

 
2.3.7.25 Jerarquización de proyectos 
La jerarquización de carteras consiste en el ordenamiento de los paquetes que la 

conforman, bajo ciertos criterios y sujeto a determinadas restricciones con el fin de 

establecer cuáles deberían ser las prioridades de ejecución de los paquetes en el plan de 

negocios. Se ordenan paquetes por indicadores económicos: Eficiencia de Inversión 

(EI), la Tasa Interna de Retorno (TIR) y el Valor Presente Neto (VPN). 

Las restricciones más comunes son por producción de crudo, inversiones y gastos 

totales, basados en lineamientos que emiten PDVSA para la elaboración del plan de 

negocios en cada año.[20]

 
2.3.8  CONCEPTOS BÁSICOS DE LOS PROYECTOS 
El desarrollo de las reservas debe hacerse considerando los siguientes tipos de 

proyectos:[12]

 Base: Presenta el agotamiento de los yacimientos sin ejecutar ninguna actividad 

generadora o esfuerzo adicional a la capacidad existente. Toma en consideración las 

reservas probadas desarrolladas. En este caso se debe considerar el potencial fin de año 

correspondiente al presupuesto original y la declinación total (%) calculada para cada 

yacimiento o grupo de yacimiento. Solo debe aparecer actividad en el renglón de 

servicios a pozos.[12] 

 
 Mantenimiento: Se refiere al desarrollo de las actividades suplementarias al 

Caso Base que permitan mantener el nivel de potencial actual de producción de 

hidrocarburos, es decir que estos paquetes contemplan las actividades que compensen la 

declinación operacional (trabajos menores) y cualquier otra actividad generadora de 

potencial convencional o tecnológica (rehabilitaciones, IAV, plataforma, cambio de 
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método, perforaciones). Toma en consideración las reservas probadas desarrolladas y no 

desarrolladas. Debe colocarse la declinación asociada a la actividad generadora.[12] 

 
 Crecimiento: Se refiere al desarrollo de las actividades que permitan 

incrementar el nivel de potencial de producción de petróleo actual de la segregación, es 

decir que estos paquetes contemplan las actividades generadoras de potencial 

convencional o tecnológicas (rehabilitaciones, IAV, plataforma, cambio de método, 

perforaciones) utilizando la infraestructura disponible, más la requerida necesaria para 

manejar el incremento del potencial de crudo, gas y agua. Toma en consideración las 

reservas probadas desarrolladas y no desarrolladas y no desarrolladas. Debe colocarse la 

declinación asociada a la actividad generadora.[12] 

 
 Desarrollo de Reservas Probadas: En este caso se consideran todos los 

nuevos desarrollos de prospectos probables. Deben incluir los pozos de avanzada, sus 

respectivos pozos de desarrollo y sus actividades estadísticas requeridas. Las reservas 

probables asociadas a estos paquetes deben coincidir con las oficiales del libro de 

reservas. Por lineamientos se deben contactar el 50 % de las reservas probables. Estos 

paquetes deben reflejar los niveles de potencial que se están incrementando.[12] 

 
 Desarrollo de Reservas Posibles: En este caso se consideran todos los 

nuevos desarrollos de prospectos posibles. Deben incluir los pozos de avanzada y sus 

respectivos pozos de desarrollo y sus actividades estadísticas requeridas. Las reservas 

posibles asociadas a estos paquetes deben coincidir con las oficiales en libro. Por 

lineamiento se deben contactar el 25 % de las reservas posibles. Estos paquetes deben 

reflejar los niveles de inversiones adicionales para manejar los niveles de potencial que 

se están incrementando. Las reservas asignadas a un plan de desarrollo (PDD) se 

desarrollan en la base de recursos de explotación.[12] 

 
 Recuperación Secundaria: Se consideran en estos paquetes todos los 

proyectos sometidos a inyección de fluidos (agua, gas, nitrógeno, WAG, ASP, ICV) 

37 
 



 
 

tanto nuevos como existentes. Los proyectos nuevos que se vayan a implantar durante 

los tres primeros años de la base de recursos deben estar soportado con un estudio 

integrado e incluir los desembolsos previos al inicio del desarrollo. Las reservas 

asociadas a estos proyectos dependen de la fase en que se encuentre el estudio. 

 
Los proyectos de inyección de agua existentes deben considerar un paquete 

“base” y otro con las actividades que permitirán desarrollar las reservas asociadas al área 

sometida a inyección.  

 
Los proyectos de inyección de gas existentes serán estructurados bajo dos 

escenarios: uno considerado falta de disponibilidad de inyección de gas que presenta el 

caso base, y otro con inyección actual que presenta el caso de mantenimiento, en donde 

se incluye las actividades generadoras asociadas a estas tasas de inyección a fin de 

mantener los porcentajes de reemplazo permitidos por el MENPET. 

 
Los proyectos de WAG, ASP, nitrógeno y otros. Deben estar asociados a 

tecnologías, y deben incluir las inversiones, gastos, actividades necesarias para su 

implantación y masificación.[12]  
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CAPÍTULO III 
DESARROLLO DE LA INVESTIGACIÓN 

 
3.1 Escogencia del campo basados en los libros oficiales de reservas 

de Oriente de PDVSA. 
Primeramente, se trabajó con el libro oficial de Reservas de Oriente 2009 de PDVSA el 

cual fue suministrado por la Dirección Ejecutiva de Exploración y Estudios de 

Yacimientos a través de la Gerencia de Estudios Integrados y en el cual se contemplan 

datos generales de los diferentes campos pertenecientes a Oriente como datos generales 

de los yacimientos, datos de producción, propiedades petrofísicas y de los fluidos de los 

campos, reservas, datos de presiones y temperaturas, datos de recuperaciones 

secundarias, etc. La información obtenida fue filtrada de acuerdo a lineamientos dados 

por la Gerencia de Planificación Corporativa, de tal manera que sólo se trabajó con la 

información de los campos cuya operadora fuera PDVSA, que pertenecieran a un área 

tradicional, de reservas tipo probadas (tabla 3.1).   

 
Tabla 3.1. Vista de algunos de los campos filtrados de acuerdo a los lineamientos 

exigidos 

 Campo Área Operadora Negocio Tipo Reserva
NIPA 

AREA 
TRADICIONAL PDVSA 

ESFUERZO 
PROPIO PROBADAS

NIPA CENTRAL 
AREA 

TRADICIONAL PDVSA 
ESFUERZO 

PROPIO PROBADAS

NARDO 
AREA 

TRADICIONAL PDVSA 
ESFUERZO 

PROPIO PROBADAS

GUICO 
AREA 

TRADICIONAL PDVSA 
ESFUERZO 

PROPIO PROBADAS

GM 4 
AREA 

TRADICIONAL PDVSA 
ESFUERZO 

PROPIO PROBADAS

NIPA 
AREA 

TRADICIONAL PDVSA 
ESFUERZO 

PROPIO PROBADAS

IRA 
AREA 

TRADICIONAL PDVSA 
ESFUERZO 

PROPIO PROBADAS

SANVI 
AREA 

TRADICIONAL PDVSA 
ESFUERZO 

PROPIO PROBADAS

NARDO 
AREA 

TRADICIONAL PDVSA 
ESFUERZO 

PROPIO PROBADAS
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También se debe acotar, que toda la información contemplada en el libro de 

Reservas de Oriente 2009 había sido validada y aprobada y que los datos allí descritos 

son representativos para cada uno de los campos especificados. 

 
3.1.1 Clasificación de los diferentes campos pertenecientes a Oriente 

según su ubicación por estados.  

Una vez compilados todos los datos de los campos y cumpliendo con los lineamientos 

antes mencionados, se observó que la información suministrada en el libro oficial de 

Reservas de Oriente 2009 se había limitado a los estados Anzoátegui y Monagas pues 

dentro de estos se encontraban los campos que cumplían con las premisas antes 

establecidas. Seguidamente, se realizó una clasificación de los mismos para obtener una 

cuantificación de estos de acuerdo a su ubicación geográfica y se determinó que 

Anzoátegui y Monagas poseen 45 y 16 campos respectivamente los cuales se encuentran 

actualmente productivos.  

 
En la tabla 3.2, se pueden observar todos los campos pertenecientes al estado 

Anzoátegui con su respectiva data de producción acumulada para los parámetros de 

Condensado, Liviano y Mediano, (establecidos por la empresa y los cuales fueron 

citados más adelante), además de que se pueden apreciar la cantidad de yacimientos 

activos e inactivos dentro de los mismos. 

 

En la tabla 3.3, se observan los campos pertenecientes al estado Monagas con 

sus respectivas producciones acumuladas para los parámetros anteriormente 

mencionados y con el número de yacimientos activos e inactivos en los mismos 

actualmente. 
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Tabla 3.2. Clasificación de los campos pertenecientes a Anzoátegui bajo los 

lineamientos establecidos 
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Tabla 3.3. Clasificación de los campos pertenecientes a Monagas bajo los 

lineamientos establecidos 

 

 
 

3.1.2 Creación de histogramas de producción acumulada de los 

campos pertenecientes a Oriente. 

Seguidamente, se crearon los histogramas de producción acumulada de todos los campos 

de acuerdo a su ubicación geográfica donde se podía observar el aporte de estos a lo 

largo de su vida productiva. De acuerdo con la Guía Táctica y Operacional de PDVSA 

para la Exploración de Hidrocarburos, cita textualmente: “Se deben orientar los 

esfuerzos exploratorios en la búsqueda de yacimientos comerciales de crudos livianos y 

medianos en las cuencas Occidental y Oriental, a fin de generar nuevas que permitan 

mantener y extender la vigencia de este tipo de crudo”. En vista a lo anteriormente 

citado, el siguiente estudio contemplará el desarrollo y búsqueda de los campos 

productores de crudos LIVIANOS ya que estos representan un valor significativo debido 

a sus múltiples ventajas al extraerlo y al comercializarlo, etc. Por lo que, solo se 

seleccionará el campo cuyo aporte de producción a lo largo de su vida productiva fuera 

42 
 



                    
                                                                               

el mayor y aquel cuyo valor energético fuera el mejor, es decir, que sus reservas 

remanentes aún fueran significativas volumétricamente. 

 
En la figura 3.1, se observan los diferentes histogramas de producción para 

petróleo, gas y agua del estado Anzoátegui, además de un gráfico de producción donde 

se aprecian los mismos en conjunto para los diferentes campos. Se debe acotar que solo 

fueron resaltados aquellos campos cuyos aportes a lo largo de su vida productiva fueron 

los más altos en Anzoátegui, entre ellos podemos mencionar por producción de petróleo 

liviano al Campo Chimire con 194 MMBN, al Campo Zapatos con 143 MMBN y por 

último al Campo Santa Rosa con 110 MMBN. Por producción de gas al Campo Santa 

Rosa con 1209 MMMPC, al Campo Zapatos con 816 MMMPC y por último al Campo 

Santa Ana con 573 MMMPC. Por producción de agua al Campo Santa Ana con 21 

MMBN, al Campo Elotes con 16 MMBN y por último al Campo Santa Rosa con 10 

MMBN.  

 
Por otra parte, en la figura 3.2, se observan los diferentes histogramas de 

producción esta vez para el estado Monagas donde se aprecian solo los valores más altos 

de producción de los campos, entre los que podemos mencionar por producción de crudo 

liviano al Campo Mulata con 987 MMBN, el Campo Santa Bárbara con 308 MMBN y 

por último al Campo Jusepín con 124 MMBN.  Por producción de gas al Campo Mulata 

con 2587 MMMPC, al Campo Santa Barbara con 1861 MMMPC y por último al Campo 

Jusepín con 330 MMMPC. Por producción de agua al Campo Caro (Aguasay 3) con 

9MMBN, al Campo Aguasay Central con 6 MMBN y por últimos a los Campos Jusepín 

y Santa Barbara con 2 MMBN respectivamente.  
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Seguidamente en la figura 3.3, se establecen comparaciones entre el Campo 

Chimire y el Campo Mulata.  

 

 
Figura 3.3. Histogramas de producción acumulada, reservas remanentes y tasas de 

declinación de los Campos Chimire y Mulata 

 
Aquí, observamos que el campo Mulata había ofrecido una mayor producción de 

crudo liviano y sus reservas remanentes aún son considerables para explotación en 

comparación a las obtenidas por el campo Chimire. Se debe mencionar que el Campo 

Mulata es un campo relativamente joven en comparación con el anterior quien comenzó 

su vida productiva en 1953 y a través del SIMDE se hallaron informes técnicos donde se 
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observa que a pesar de lo mencionado anteriormente, este declina mucho más rápido 

debido a problemas operacionales existentes en el campo desde sus inicios de 

producción y a la presencia de una capa de gas en la estructura del mismo que le 

conlleva a una producción mayor de gas que de petróleo liviano. Por lo que, se 

seleccionó al Campo Mulata como área de estudio debido a que se comprobó que este 

cumplía con los parámetros determinados para la elección del campo problema.   

  
3.2.3 Creación de los perfiles de producción correspondientes al 

Campo Carito – Mulata a través de la aplicación Oil Field Manager. 
Debido a que el estudio sólo se enfoca en el desarrollo de nuevas oportunidades de crudo 

liviano solo se tomó en cuenta aquellos yacimientos que actualmente eran productores 

del mismo. El campo Mulata actualmente posee activos tres yacimientos productores de 

crudo liviano (el CRE MUC 1, el CRPTE MUC 1 y el NAR MUC 1) los cuales en 

conjunto contienen una gran volumetría tanto de petróleo producido como de reservas 

remanentes. Cabe destacar que la delimitación de un campo está íntimamente 

relacionada con la extensión de sus yacimientos por lo que se hablará del área de estudio 

antes mencionada como el campo Carito – Mulata en vez del campo Mulata. A través de 

la aplicación OFM 2005 se obtuvieron los datos de tasas diarias de petróleo, gas y agua 

Vs. El tiempo de producción de cada uno de los yacimientos. 

 

3.2.3.1 Descripción de la Herramienta Oil Field Manager (OFM) 

2005. 
Es una herramienta de análisis de producción de pozos y yacimientos, abarca un 

conjunto de módulos integrados que facilitan el manejo eficiente de campos de petróleo 

y gas a través de sus ciclos de vida de exploración y producción, incluye características 

de fácil manejo y visualización como lo son: un mapa de base activo, reportes, gráficos y 

análisis de curvas de declinación. Esta aplicación de base de dato desarrollada por 

Schlumberger es utilizada actualmente por Petróleos de Venezuela S.A, (PDVSA) entre 

otras grandes empresas como un sistema integrado, que provee un poderoso conjunto de 
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herramientas para automatizar tareas, compartir datos y relacionar la información 

necesaria. Se le puede utilizar para análisis de pozos y campos; programas y operaciones 

de optimización del campo; administración de reservas, planes de desarrollo, programas 

de mantenimiento, administración del flujo de caja, Balance de Materiales y Black 

Allocation. En la figura 3.4 se aprecia la página principal de OFM. 

OFM permite trabajar con una amplia variedad de tipos de datos para identificar 

tendencias, identificar anomalías, y pronosticar producción. Estos tipos de datos son los 

siguientes:  

 Datos dependientes del tiempo (mensual, diaria y esporádica). 

 Datos que dependen de la profundidad (registros de los pozos y diagramas de 

completación).  

 Datos estáticos (coordenadas, datos únicos para los pozos, datos de propiedades 

geológicas). 

 Datos financieros (incluyendo ganancias y costos de operaciones). 

 
 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

 
 
Figura 3.4. Página de Inicio de la herramienta computacional OFM 2005 
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El proceso para la obtención de los datos requeridos se describe a continuación: 

A través de la barra de herramientas de OFM 2005, se seleccionó File/Open 

Workspace, donde se puede seleccionar el proyecto ya creado con el cual se quiere 

trabajar. Luego se selecciona el proyecto Carito2005.ofm que es el proyecto requerido 

en nuestro caso, donde seguidamente se desplegó en pantalla el mapa base del proyecto. 

En la figura 3.5, se observa un flujograma que describe claramente el proceso que debe 

realizarse para acceder al mapa base de la Unidad de Explotación Carito – Mulata y el 

cual contiene información diversa del mismo la cual es cargada a la aplicación 

actualizando continuamente el mapa base el cual es accesible al usuario. 

 

 
Figura 3.5. Flujograma descriptivo del proceso de obtención de información para el 

mapa base del Campo Carito - Mulata a través de las carpetas de OFM 
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Seguidamente, de la barra de herramientas se seleccionó Análisis/Report, donde 

se pueden crear reportes con las variables requeridas por el usuario, además de 

personalizar la apariencia, agregar ecuaciones y agrupar datos, visualizándose en 

pantalla una ventana donde se introducían las variables que se deseaban observar en el 

reporte (Fecha, Nombre del Yacimiento, Tasa de Petróleo Diario (Qoi), Tasa de Gas 

Diario (Qgi), Tasa de Agua Diario (Qwi)) para nuestro caso. En la figura 3.6, se 

observan los pasos a seguir para obtener el reporte final con la información obtenida de 

las variables que fueron requeridas. Cabe destacar que a través de la opción de filtrado 

(filter), se seleccionaron sólo los yacimientos en estudio para obtener los datos 

pertenecientes a ellos que han sido cargados en la memoria de OFM ya que a través de 

esta pestaña la información puede ser filtrada de diferentes maneras.  

 

 
Figura 3.6. Vista de la hoja de reporte que se obtiene a través de OFM 
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Luego, a través de la pestaña Editar/Excel (Edit/Excel) se modifican los nombres 

de los datos obtenidos en el reporte de OFM y se exportan a una hoja de Excel, en donde 

se visualiza una tabla contentiva de la información requerida y la cual nos permitió 

realizar los perfiles de producción de los yacimientos CRE MUC 1, NAR MUC 1 y 

CRPTE MUC 1. En la figura 3.7, se observa la manera en que son exportados los datos 

de las variables requeridas de OFM a Excel para un mejor manejo de la data. 

 

 
Figura 3.7. Flujograma demostrativo para exportar datos de OFM a Excel 

 
3.2 Selección de los proyectos exploratorios contiguos al campo 

escogido que contenga mayor volumetría y valor energético. 
Para el desarrollo de esta fase se solicitó a la unidad administrativa de la Base de 

Recursos de Exploración en PDVSA los archivos correspondientes al corte de 
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Diciembre 2010, los cuales contienen todas las oportunidades exploratorias a nivel 

nacional, siendo estas clasificadas por nivel de madurez, ambiente (tierra ó costa afuera), 

expectativas de hidrocarburos y tipos de hidrocarburos. En la tabla 3.4, se visualiza 

información general de las oportunidades donde se destacan aspectos relevantes como la 

Probabilidad de Suceso (POS) que representa la probabilidad de existencia o 

probabilidad de existo geológico y el Volumen Promedio de Existencia (MSV) que 

representa el promedio probabilístico de los volúmenes mayores a cero, ambos 

conceptos tanto para petróleo como para gas, además de los diferentes niveles de 

madurez de las oportunidades exploratorias por áreas de planificación en el oriente del 

país.  

 
Tabla 3.4. Vista de la Base de Recursos contentiva de las expectativas en Oriente 
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3.2.1 Visualización de las oportunidades exploratorias del oriente del 

país a través de la aplicación gvSIG. 

Para la realización de esta fase, se le requirió a la Gerencia de Geodesia de Exploración 

las poligonales que describen la extensión del campo petrolero Carito -  Mulata el cual 

es el área de estudio. Luego a través de la Gerencia de Planificación Corporativa se 

obtuvieron las poligonales correspondientes a las áreas y/o paquetes exploratorios del 

Oriente del país. Utilizando la herramienta computacional gvSIG se procedió a hacer un 

análisis espacial de los datos anteriormente descritos, donde los mismos fueron cargados 

a la aplicación la cual permitió visualizar la información en un mapa. Cabe destacar que 

las poligonales suministradas por las gerencias descritas arriba son cargadas bajo 

diferentes direcciones de referencia ó coordenadas (UTM, REGVEN, CANOA, etc.), 

estas direcciones representan una codificación específica y única que define a cada 

poligonal y la cual es compatible sólo con sus similares. gvSIG traduce cada una de 

estas referencias y las coteja con sus semejantes, plasmándolas en un mapa contentivo 

de toda la información suministrada. En nuestro caso en particular, las poligonales 

suministradas tienen una dirección de referencia UTM-20.  

 
3.2.1.1 Descripción de la Herramienta Generalitat Valenciana 

Geographic Information System (gvSIG) 

Es una herramienta computacional orientada al manejo de información geográfica. 

Además es capaz de integrar datos en una vista, tanto locales como remotos, a través de 

un origen WMS (Web Map Service), WFS (Web Feature Service), WCS (Web 

Coverage Service) o JDBC (Java Database Connectivity) permitiendo gestionar datos 

especiales y realizar análisis complejos sobre estos (figura 3.8).  

 

 
 

Figura 3.8. Icono de acceso a gvSIG 
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En la figura 3.9, se observa una metodología demostrativa para la utilización de 

la aplicación donde primeramente a través de la barra de herramientas en 

Archivo/Nuevo Proyecto se desplegó la ventana Gestor de proyectos, en esta se 

pueden seleccionar las diferentes maneras (Vista, Tabla o Mapa) en que el usuario desea 

visualizar las poligonales ingresadas a la herramienta. En nuestro caso se seleccionó la 

opción Vista, debido a que solo se requería cotejar las poligonales obtenidas por la 

Gerencia de Geodesia de Exploración con las poligonales obtenidas por la Gerencia de 

Planificación Corporativa. Por lo que, se selecciona la opción Nuevo, desplegando una 

sub-ventana que nos permite añadir diferentes variables por capas (Venezuela, 

Municipios, Parroquias, Limites PDVSA, Limites MEMPET, Campos Petrolíferos, etc.), 

que luego fueron visualizadas en un mapa territorial contentivo con la información dada 

y en donde a través de la pestaña reflejada en el margen izquierdo se seleccionan solo las 

variables que se desean resaltar en el mapa.  

 

 
Figura 3.9. Flujograma descriptivo para el uso de la aplicación gvSIG 

54 
 



                    
                                                                               

Seguidamente en la figura 3.10, se visualiza una ampliación del Oriente del país 

donde se aprecian las oportunidades exploratorias contiguas al campo Carito – Mulata, y 

se identificaron los paquetes exploratorios en los cuales se enmarcan las oportunidades 

contiguas al mismo, destacándose el área de planificación Norte de Monagas y el área de 

planificación Monagas Central. Se debe mencionar que el criterio de selección estuvo 

basado en la disponibilidad de información de los mismos y en el nivel de madurez de 

las oportunidades que estaban contenidas en estas áreas. Por lo que se seleccionó el área 

de planificación Norte de Monagas el cual contiene al paquete exploratorio Norte de 

Monagas. 

 

 
Figura 3.10. Vista de la Base de Recursos de los paquetes exploratorios a nivel 

nacional según su grado de madurez y área de planificación a través de gvSIG 
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De acuerdo a lo mencionado anteriormente, se visualizaron en la base de 

Oportunidades Exploratorias de Planificación 23 oportunidades dentro del paquete 

exploratorio Norte de Monagas, de las cuales 13 de estas estaban dentro del nivel de 

madurez de prospecto, 8 a nivel de madurez de lead y 2 a nivel de madurez de play, las 

cuales totalizan 2185 MMBN de crudo y 6660 MMMPCN de gas en expectativas de 

hidrocarburos (Figura 3.11).  

 
La metodología de selección de dichas oportunidades estuvo basada de acuerdo a 

las siguientes premisas: 

 Concentrarse en las oportunidades tipo prospectos que contengan 

volúmenes de expectativa mayor a 10 MMBN de crudo. 

 Descartar aquellas oportunidades o prospectos que están dentro de las 

áreas de convenio. 

 Concentrarse en las oportunidades con el mismo objetivo geológico. 

 Concentrarse en aquellas oportunidades con una probabilidad de éxito 

geológico (POS) mayor a 50%. 

 
Basados en los lineamientos antes mencionados y tomando en cuenta que los 

esfuerzos exploratorios deben ser orientados hacia la búsqueda de crudos livianos, del 

total de las expectativas de hidrocarburos expuesto anteriormente se identificaron 7 

oportunidades que cumplen dichas especificaciones (Travi Norte – A, Travi Norte – B, 

Travi Norte – C, Caicara Norte A, Chaguaramal Sur, Cotoperí B, Cotoperí Oeste A). 
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Figura 3.11. Vista de la hoja de Excel de la Base exploratoria y de planificación de 

PDVSA para el proyecto exploratorio Norte de Monagas 

 
3.3 Desarrollo de un esquema de explotación a partir del éxito de un 

proyecto exploratorio seleccionado (visualización). 
Para el desarrollo del mismo la Gerencia de Exploración de PDVSA facilitó a través de 

la herramienta computacional de Microsoft Excel una hoja de cálculo la cual fue 

diseñada e implementada por el Equipo de Planificación de la Gerencia de Exploración 

de PDVSA y en donde se ingresan datos como el potencial del yacimiento, la Relación 

Gas – Petróleo del mismo (RGP), el área de este, el espaciamiento entre pozos, la 

profundidad final medida del yacimiento y las expectativas tanto de Petróleo como de 

Gas respectivamente se pueden visualizar aspectos generados por la hoja de cálculo 

como el número de pozos a perforar en el yacimiento(s), el área de drenaje de dichos 

57 
 



                    
                                                                               

pozos, el perfil de producción de los pozos, la declinación de los pozos y el aporte de los 

mismos en barriles de petróleo, el número de RA/RC, el número de pozos de desarrollo, 

entre otros (Figura 3.12). Con dicho esquema se podrán visualizar los perfiles 

volumétricos de la(s) oportunidad(es) que podrían compensar las necesidades de 

hidrocarburo en el área seleccionada. De acuerdo a lo antes mencionado, se crearon 

esquemas de explotación para las diferentes oportunidades contiguas al campo Carito – 

Mulata las cuales fueron unificadas con la finalidad de crear un esquema de explotación 

consolidado que nos permitiera evaluar el paquete exploratorio. 

En vista de que los esquemas de explotación son desarrollados bajo una serie de 

lineamientos establecidos por la empresa, a continuación se mencionan las premisas 

establecidas para la realización de estos.  

 

 
Figura 3.12. Vista de la hoja de cálculo diseñada e implementada por el Equipo de 

Planificación de la Gerencia de Exploración de PDVSA para la generación de 

esquemas de explotación de yacimientos 
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3.3.1 Premisas establecidas en la hoja de cálculo de la herramienta 

Excel para la estimación de los perfiles de producción. 

Para poder estimar el perfil de producción de petróleo y gas de los prospectos en estudio, 

el Equipo de Planificación de PDVSA implementó una hoja de cálculo la cual fue 

diseñada siguiendo ciertos criterios con la finalidad de cumplir con los objetivos 

planteados.  

 
Los criterios bajo los cuales está basada la hoja de cálculo fueron los siguientes: 

 Un horizonte productivo de 20 años. 

 Las ecuaciones utilizadas para simular la variación de la tasa de producción de los 

pozos son las del tipo de curva exponencial, debido a que es la que mejor se ajusta a 

la declinación de los Campos vecinos que producen en las mismas Formaciones 

encontradas en las áreas de estudio. 

• Tasa de producción. 

tD
ioo eqq ** −=

 

Donde: 

qo: Tasa de producción de petróleo (Bls/día, Bls/mes, Bls/año) 

D: Tasa de declinación exponencial (días-1, mes-1, año-1) 

t: Tiempo de producción (días, mes, año) 

 

(Ec. 3.1)

• Producción de petróleo acumulado. 

[ ]tDe
D
qNp *1 −−=

 

(Ec. 3.2)

Donde: 

Np: producción de petróleo acumulada (BN) 

 
 Se supone una declinación constante durante la vida productiva de los yacimientos. 
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 Se comenzará a producir a partir del segundo año, luego de haber realizado los 

trabajos de exploración y delimitación del yacimiento. 

 La ecuación utilizada para estimar el máximo número de pozos a perforar en el área 

de estudio es la suministrada por el Equipo de Planificación de la Gerencia de de 

Exploración de PDVSA. 

• Número máximo de pozos a perforar. 

                                   ⎟⎟
⎠

⎞
⎜⎜
⎝

⎛
−=° 1

2

E
A

PozosdeN
                       (Ec. 3.3) 

Donde: 

A: Área (Km2). 

E: Espaciamiento entre pozos (Km). 

 
 Se realiza un RA/RC luego de los 5 primeros años de producción de un pozo. 

 Se supone que durante la realización de un RA/RC a un pozo el mismo estará 

cerrado por tres (3) meses. 

 El aumento de la producción de cada pozo luego de realizar un RA/RC es de 15 % 

de su producción actual durante el resto de su vida productiva. 

 El comportamiento de la RGP durante los 20 años de producción del área en estudio 

será inferido igual al comportamiento promedio de la misma variable en los campos 

vecinos que producen por las mismas formaciones encontradas en las áreas de 

estudio. 

 Lo mencionado en el criterio anterior será realizado también para el perfil del %AyS 

durante los 20 años de producción. 

 
3.3.2 Premisas para el desarrollo de los perfiles de producción. 
Para la creación de los perfiles de producción también fue necesario cumplir con los 

criterios exigidos por la empresa, los cuales se muestran a continuación: 
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 Se estimó una producción de petróleo acumulada hasta los 20 años del horizonte de 

producción. 

 La programación de la perforación de los pozos de desarrollo con respecto al tiempo 

dependió del alcance del máximo porcentaje de recobro de petróleo y del alcance del 

mayor periodo de estabilización de la producción (plató). 

 El primer y segundo año se perforan uno o más pozos exploratorio y uno ó más 

pozos de avanzada respectivamente. 

 La tasa de producción para cada pozo es constante durante todo un año. 

 Los pozos comienzan a producir a la tasa real al año en el cual son perforados. 

 El porcentaje de declinación anual de producción es constante durante todos los años 

de producción.  

 El valor inicial del potencial de producción (Qoi) y de la relación gas-petróleo (RGP) 

que fueron utilizados, se obtuvieron de las fichas técnicas facilitadas por la Gerencia 

de Base de Recursos de Proyectos Exploratorios y de Delineación de PDVSA donde 

se contempla la información general de las oportunidades exploratorias en estudio. 

 Se realizará un RA/RC por cada pozo perforado. 

 A través de los diferentes pozos propuestos en el desarrollo del plan de explotación, 

serán perforadas las arenas pertenecientes a las Formaciones Naricual y San Juan 

pertenecientes a las oportunidades exploratorias análogas al Campo Carito – Mulata.  

 

3.3.3 Premisas operacionales para la secuencia de perforación del 

paquete exploratorio Norte de Monagas. 

 Disponibilidad de dos (2) taladros de 3000Hp. 

 Se perforará un (1) pozo Delineador por cada pozo Exploratorio respetando los 

tiempos de perforación de cada uno. 

 El tiempo de perforación establecido para los pozos Exploratorios y Delineadores 

será de ocho (8) meses ó 240 días. 
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 El tiempo de evaluación establecido para los pozos Exploratorios y Delineadores 

será de 90 días. 

 El tiempo estimado para la actualización del modelo geológico en función de los 

resultados obtenidos del pozo Exploratorio es de ocho (8) meses ó 240 días.  

 La secuencia de perforación de los pozos de Desarrollo iniciará dos (2) años después 

de perforados los pozos Exploratorios. 

 El costo estimado para los pozos Exploratorios es de 40MM$. 

 El costo estimado para los pozos Delineadores es de 35MM$. 

 El costo estimado para los pozos de desarrollo es de 24MM$. 

 El costo estimado para el Reacondicionamiento de los pozos (RA/RC) es de 2MM$. 

 
De acuerdo a lo antes citado, se realizó primeramente a través de la herramienta 

computacional Microsoft Proyect que es una herramienta de trabajo que sirve para 

organizar y realizar un seguimiento de las tareas de forma eficaz para evitar retrasos y no 

salirse del presupuesto, es decir, crea programas y evalúa su progreso, el perfil para la 

secuencia de perforación del paquete exploratorio Norte de Monagas siguiendo los 

lineamientos antes mencionados y en donde la jeraraquización de la perforación de los 

mismos estuvo determinada por la probabilidad de existo geológico, es decir, 

primeramente se perforaron aquellas oportunidades con POS de 90% de modo 

descendente hasta culminar con aquellas con un POS de 50%. 

 
En la tabla 3.5, podemos contemplar las actividades que fueron realizadas y el 

tiempo de ejecución de cada una de ellas además de visualizar los años que fueron 

requeridos para la secuencia de perforación del proyecto, basados en las premisas 

operacionales contempladas anteriormente. 
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Seguidamente, se crearon los esquemas de explotación de las diferentes 

oportunidades exploratorias adyacentes al campo Carito - Mulata, como lo son: Caicara 

Norte – A, Chaguaramal Sur, Cotoperí – B, Cotoperí Oeste – A, Travi Norte – A, Travi 

Norte – B, Travi Norte – C, los cuales pueden ser apreciados en las figuras 3.13, 3.14, 

3.15, 3.16, 3.17, 3.18 y 3.19 respectivamente; y en donde se visualizan las tablas 

obtenidas en los mismos y los perfiles generados para dichas oportunidades. A primera 

vista nos encontramos con la ventana de Datos de entrada en la cual son cargados los 

datos del yacimiento como el nombre de la oportunidad, la madurez del yacimiento, el 

potencial del yacimiento, la relación gas – petróleo (RGP), el año de inicio de la 

evaluación, el área de del yacimiento, el espaciamiento entre pozos, la profundidad final 

medida, la declinación anual del yacimiento y las expectativas de petróleo y gas. 

Seguidamente, en la tabla de Perfiles de Producción de Gas y Crudo se empieza a 

cargar la cantidad de pozos necesarios para el drenado del yacimiento, los mismos son 

colocados de acuerdo a la cantidad de pozos permisibles según el área y espaciado entre 

pozos del yacimiento (Ec. 3.3). Además el acumulado de producción no debe exceder el 

límite de las expectativas de petróleo y gas que han sido cargadas anteriormente. Por lo 

general, en base a la experiencia la Gerencia de Planificación  trabaja bajo un margen del 

80% - 90% de recuperación exitosa del yacimiento. Una cargados estos datos, en el 

Cuadro Resumen se precian los valores de producción acumulada, el porcentaje de 

recobro, las reservas remanentes y el porcentaje de reservas remanentes tanto para 

petróleo como para gas que han sido calculados a través de la hoja de Excel bajo los 

parámetros de diseño que fueron establecidos. Por otra parte, también se visualiza una 

Tabla Peep donde se contempla la producción acumulada anual tanto para petróleo 

como para gas. Esta tabla es ingresada al Merak Peep para la generación de evaluaciones 

económicas, donde se verifica a través de los indicadores económicos si el proyecto 

resulta económicamente rentable o no tanto para PDVSA como para la Nación.  
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Figura 3.13. Datos de entrada, tablas y perfiles de producción de Caicara Norte – A 

obtenidas a través de la hoja de Excel implementada por la Gerencia de 

Planificación de PDVSA Oriente 
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Figura 3.14. Datos de entrada, tablas y perfiles de producción de Chaguaramal Sur 

obtenidas a través de la hoja de Excel implementada por la Gerencia de 

Planificación de PDVSA Oriente 
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Figura 3.15. Datos de entrada, tablas y perfiles de producción de Cotoperí - B 

obtenidas a través de la hoja de Excel implementada por la Gerencia de 

Planificación de PDVSA Oriente 
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Figura 3.16. Datos de entrada, tablas y perfiles de producción de Cotoperí Oeste - 

A obtenidas a través de la hoja de Excel implementada por la Gerencia de 

Planificación de PDVSA Oriente 
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Figura 3.17. Datos de entrada, tablas y perfiles de producción de Travi Norte – A 

obtenidas a través de la hoja de Excel implementada por la Gerencia de 

Planificación de PDVSA Oriente 
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Figura 3.18. Datos de entrada, tablas y perfiles de producción de Travi Norte – B 

obtenidas a través de la hoja de Excel implementada por la Gerencia de 

Planificación de PDVSA Oriente 
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Figura 3.19. Datos de entrada, tablas y perfiles de producción de Travi Norte – C 

obtenidas a través de la hoja de Excel implementada por la Gerencia de 

Planificación de PDVSA Oriente 
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3.4 Realización de una evaluación económica para el proyecto 

exploratorio.  
Para la realización de la evaluación económica se tomaron los datos obtenidos de la 

Tabla Peep contemplada en el esquema de explotación consolidado perteneciente a las 

oportunidades del paquete exploratorio Norte de Monagas. Dichos datos fueron 

ingresados a la herramienta computacional Merak Peep (Petroleum Economic 

Evaluation Program).  

 
3.4.1 Descripción de la Herramienta Petroleum Economic Evaluation 

Program (Merak Peep). 
Es una aplicación internacional de evaluación económica, análisis de declinación y 

modelo fiscal que ayuda a analizar y calcular el valor de las propiedades de petróleo y 

gas, a través de modelos diseñados de acuerdo con las especificaciones del país (Figura 

3.20). 

 

 
Figura 3.20. Vista del Merak Peep Schlumberger 
 

En la figura 3.21, se muestra la ventana inicial de la herramienta computacional 

Merak Peep en la cual se ingresan parámetros generales que permitan identificar el 

proyecto, a través de la barra de herramientas File/New se desplegó la ventana New 
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Peep Document donde se coloca un nombre para identificar la evaluación (EE_Paquete 

Norte de Monagas), cuyo modelo implementado fue el de PDVSA EXPLORACION 

2010. 

 

 
Figura 3.21. Flujograma demostrativo para la creación de un proyecto nuevo en 

Merak Peep 

 
Seguidamente, se desplegó una ventana con el nombre designado para el 

proyecto y en ella se cargan el año de inicio de la evaluación (2012) y el horizonte 

económico, además se cargó una breve descripción para identificación del proyecto 

(Figura 3.22). 
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Figura 3.22. Página principal de Merak Peep 

 
Luego, los valores de producción acumulada de petróleo y de gas obtenidos de la 

tabla Peep del esquema consolidado para el paquete exploratorio Norte de Monagas son 

ingresados al programa en la pestaña de productos. En las figuras 3.23 y 3.24, se 

observa la data que ha sido ingresada al programa. 
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Figura 3.23. Ventana de productos para el ingreso de datos de Crudos para la 

realización de la evaluación económica 

 

 
Figura 3.24. Ventana de productos para el ingreso de datos de Gas para la 

realización de la evaluación económica 
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En la pestaña de precios (Price), se fijan los precios de los productos que 

incluyen gas y petróleo (figura 3.25). Los mismos son fijados por la LEEPIC y pueden 

ser agregados al caso de la siguiente manera: 

 Registrando los precios con base en los tipos de producto. 

 Registrando los precios con base en los tipos de precios tales como precio 

de referencia y precios de compensación. 

 Vinculando los archivos de precios existentes con el caso. 

 Copiando y empastando de Excel Microsoft 

En nuestro caso, los precios de los productos de petróleo y gas fueron fijados a 

través de la primera y tercera opción.  

 

 
Figura 3.25. Ventana para la fijación de los productos de petróleo y gas 
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En la ventana de costos de operación (Opcost) se registran los diferentes costos 

de operación que representen los gastos diarios y otros ingresos y egresos cargados por 

defecto. Los mismos se pueden relacionar con las unidades de producción o con el 

conteo del pozo productor, o pueden ser independientes de la producción. En la pestaña 

de Regalías (Burden) son cargadas por defecto las regalías por venta de crudo y gas, las 

cuales son fijadas por la Ley Orgánica de Hidrocarburos en un 30% y 20% 

respectivamente, además de ser fijado un aporte de 2% por ingreso bruto para ciencia y 

tecnología por la LEEPIC. Y en la ventana de impuestos (Tax) se carga un 50% por 

Impuesto Sobre la Renta (ISRL) para aquellas empresas que se dedican a la explotación 

u/o adquisición de hidrocarburos, y derivados para la exportación. Además de un aporte 

antidrogas del 1% de la ganancia neta anual (Figura 3.26). 

 

 
Figura 3.26. De izquierda a derecha: a) Definición de los costos de operación, b) 

Definición de las regalías y c) Definición de los impuestos. 
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Seguidamente, se personaliza la evaluación ingresando los datos de la cantidad 

de pozos a ser perforados para el desarrollo del proyecto. En la figura 3.27, se muestra 

como en la ventana para personalizar en la opción cliente (Custom) del Merak Peep son 

ingresados los valores del número de pozos a ser perforados para la realización de dicho 

proyecto. Nótese, que los valores reflejados en expectativas de petróleo y gas son 

resultado de la unificación de las oportunidades exploratorias pertenecientes al paquete 

exploratorio Norte de Monagas. 

 

 
 

 

 

 

 

Figura 3.27. Ventana de personalización de la herramienta Merak Peep 
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A continuación, en la ventana gastos de capital (Capital) se ingresan los valores 

de costo que conlleva la perforación de cada tipo de pozo en millones de dólares. Por 

último, los datos ingresados anteriormente son procesados por el Merak Peep a través de 

la opción cálculo económico en la pestaña reporte (Report) y este genera un reporte con 

el resumen de la evaluación económica creada para el proyecto. En la figura 3.28, se 

observan los costos que han sido calculados para financiar la perforación del proyecto Y 

se muestra el reporte generado por el Merak Peep para el desarrollo del mismo.  

 
 

 
 

 
 

 

 

 

 

Figura 3.28. De abajo hacia arriba. a) Definición de gastos de capital para el 
desarrollo del proyecto y b) Ventana de Reporte donde se visualiza la evaluación 

económica del mismo
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CAPÍTULO IV 
ANÁLISIS Y DISCUSIÓN DE RESULTADOS  

 
Los resultados obtenidos mediante la metodología aplicada durante el desarrollo del 

proyecto son presentados y discutidos en este capítulo. 

 
4.1 Escogencia del campo basado en los libros oficiales de reservas de 

Oriente de PDVSA. 
Una vez filtrada la información perteneciente al libro de Reservas de Oriente 2009, de 

acuerdo a lineamientos dados por la Gerencia de Planificación Corporativa, y  

clasificados los campos actualmente productores por estados para obtener una 

cuantificación de estos de acuerdo a su ubicación geográfica, se crearon histogramas de 

producción acumulada y a través de la herramienta OFM 2005 se obtuvieron los valores 

de producción de tasas diarias de petróleo, gas y agua junto con el tiempo de producción 

de los yacimientos en estudio con la finalidad de crear los perfiles de producción de los 

mismos de acuerdo a la metodología planteada en el capítulo III.  

En la tabla 4.1, se visualiza la hoja de Excel con los datos correspondientes a 

producción de petróleo, gas y agua para los yacimientos CRE MUC 1, NAR MUC 1 y 

CRPTE MUC 1 pertenecientes al campo Carito - Mulata la cual fue exportada desde 

OFM a Excel. Por otra parte, en la figura 4.1, se observan los perfiles de producción de 

petróleo, gas y agua en conjunto de los yacimientos antes mencionados. Del yacimiento 

CRE MUC 1 y NAR MUC 1 se extrajo una data de producción desde sus inicios, ambos 

en 1988 hasta finales de Octubre de 2010 observándose en la misma que el plató de 

producción del primer yacimiento se mantuvo por 18 años, entre los años 1991 con una 

producción acumulada de petróleo, gas y agua de 26314MBN, 44409MPC y 21MBN 

respectivamente; hasta 2009 con una producción acumulada de petróleo, gas y agua de 

31992MBN, 140326MPC y 279MBN respectivamente. Mientras que para el segundo 
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yacimiento el plató de producción se mantuvo por 19 años, entre los años 1990 con una 

producción acumulada de petróleo, gas y agua de 19601MBN, 22261MPC y 9MBN 

respectivamente; hasta 2009 con una producción acumulada de petróleo, gas y agua de 

22509MBN, 123985MPC y 489MBN respectivamente. Luego se aprecia una pequeña 

declinación de la curva de petróleo que es indicativa del agotamiento de la energía del 

yacimiento. Cabe destacar que ambos yacimientos fueron sometidos rápidamente a 

mecanismos de recuperación secundaria ya que una vez puestos en producción la 

declinación de los mismos fue prácticamente inmediata por lo que para 1993 se 

implementó en ambos el método de inyección de agua en la base de la estructura para 

mantener las presiones de los yacimientos y en vista de que este mecanismo no resultó 

muy eficiente para el año de 1996 se implementó el método de inyección de gas en 

ambos yacimientos en el tope de la estructura para compensar la pérdida de presión en 

los mismos y el cual permitió el mantenimiento de su energía a los largo de su vida 

productiva. La curva de declinación evidenciada para el año 2009 se presenta debido a 

problemas operacionales en los campos que contribuyen a la declinación de la curva de 

producción. Esta información se encuentra contemplada en carpetas de pozos que han 

sido extraídas del SIMDE en los cuales se evidencia RA/RC, tratamientos para 

asfáltenos, entre otros. Esta información es de interés que solo compete a la empresa por 

lo que la divulgación de la misma no puede ser mostrada en el presente trabajo de 

investigación. Se debe mencionar también que el yacimiento CRPTE MUC 1, fluye 

naturalmente alcanzando su máxima producción acumulada de petróleo de 1917 MBN 

en el año 1990, a partir de este año se aprecia el rápido decaimiento de la curva de 

producción debido a que el yacimiento no ha sido sometido a ningún tipo de 

recuperación secundaria.  
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Tabla 4.1. Producción Anual de los yacimientos CRPTE MUC 1, CRE MUC 1 y 

NAR MUC 1 pertenecientes al campo Carito – Mulata, extraída de OFM al 

30/10/2010 
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Figura 4.1. Perfiles de Producción anual de los yacimientos CRE MUC 1, NAR 

MUC 1 y CRPTE MUC 1 pertenecientes al campo Carito – Mulata 
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4.2 Selección de los proyectos exploratorios contiguos al campo 

escogido que contenga mayor volumetría y valor energético. 
De acuerdo a la metodología aplicada en el capítulo III, se observó en la base de 

recursos contentiva de las expectativas de oriente la variedad de oportunidades 

existentes actualmente por lo que la información allí descrita debió ser cotejada con las 

poligonales que describen la extensión del campo Carito – Mulata la cual fue 

proporcionada por la Gerencia de Geodesia de Exploración.  

 
En la figura 4.2, se muestran las oportunidades exploratorias a nivel nacional a 

través de la aplicación gvSIG, en las cuales sólo se destacan las cercanas al campo El 

Carito (en azul) y el campo Mulata (en rojo), apreciándose claramente los proyectos 

exploratorios contiguos a las mismas como lo son los correspondientes el área 

exploratoria Norte de Monagas y el área exploratoria Monagas Central. De los 

mencionados anteriormente, se trabajaron con los correspondientes al área de 

planificación del Norte de Monagas debido a disponibilidad de información y al grado 

de madurez de estos. 

 
Por otra parte, en la tabla 4.2, se observa información general de las 

oportunidades pertenecientes al área de planificación del Norte de Monagas la cual está 

contigua al campo Carito – Mulata y en la que se visualizan las Oportunidades 

exploratorias correspondientes a la misma, las cuales de acuerdo a la metodología 

observada en el capitulo anterior, fueron reducidas a 7 Oportunidades seleccionadas para 

estudio. Además, en la misma se aprecian otros aspectos relevantes como la 

Probabilidad de Suceso (POS) y el Volumen Promedio de Existencia (MSV) para cada 

una de las oportunidades, tanto para petróleo como para gas.  
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Figura 4.2. Vista de las oportunidades exploratorias a nivel nacional por grado de 

madurez (play, lead y prospecto) contiguos al campo Carito – Mulata 

 
Tabla 4.2.  Vista de la Base de Recursos contentiva de la información de las  

oportunidades correspondientes al área exploratoria del Norte de Monagas 
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Cabe destacar que de 2185 MMBF en expectativas de hidrocarburo y de 6660 

MMMPCF en expectativas de gas contempladas en la Base de Oportunidades de 

Planificación, sólo se trabajaron con aquellas expectativas de hidrocarburos que 

cumplían con las premisas establecidas. En la figura 4.3, se observan sólo los 

volúmenes en expectativas de hidrocarburos correspondientes a las oportunidades con 

un nivel de madurez a nivel de prospecto debido a que estos poseen un porcentaje 

mucho mayor de certidumbre en comparación a los ofrecidos a nivel de lead y play 

respectivamente, de negocio propio y con el mismo objetivo geológico, es decir, que 

debemos hablar de 507 MMBF en expectativas de hidrocarburo y de 1592 MMMPCF en 

expectativas de gas.  

 

 
 

Figura 4.3. Vista de la Base de oportunidades de planificación de nivel de madurez 

de prospecto 

 
La información descrita a continuación fue suministrada por parte del equipo de 

la Gerencia de Base de Recursos de Proyectos Exploratorios y de Delineación de 

PDVSA, y corresponde a las 7 oportunidades mencionadas anteriormente que fueron 
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seleccionadas por lo que el detalle de las mismas sólo compete a los intereses de la 

empresa.  

 Oportunidad Exploratoria Cotoperí Oeste - A. 

Descripción: Este prospecto está ubicado al Norte del Estado Monagas. Es un anticlinal 

tipo Fault-bend Fold, asociado al corrimiento Cotoperí. El cierre estructural está definido 

por un retrocorrimiento, ubicado hacia el sur, dos rampas laterales ubicadas hacia el 

oeste y este respectivamente, y una falla inversa ubicada al norte. Posee una profundidad 

estimada de 18.500 pies y abarca un área de 17 Km2. Las expectativas de hidrocarburo 

que se manejan para esta oportunidad son de 66.5 MMBF para petróleo liviano y 216.3 

MMMPCF para gas con un POS de 81% para ambos casos y con un MSV de 81.6 

MMBF para petróleo y un MSV de 265.4 MMMPCF para gas. En la figura 4.4, se 

observa la ficha técnica contentiva de información general de la oportunidad 

exploratoria Cotoperí Oeste - A, donde se destacan aspectos relevantes como la 

descripción de la oportunidad, la valorización técnico – económica, la madurez y Riesgo 

exploratorio e información de referencia, etc.  

 

 
Figura 4.4. Ficha Técnica correspondiente a la oportunidad exploratoria Cotoperí 

Oeste-A 
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 Oportunidad Exploratoria Cotoperí - B. 

Descripción: Este prospecto está ubicado al Norte del estado Monagas. Es un anticlinal 

tipo Fault-Bend Fold, asociado al corrimiento de Cotoperí. El cierre estructural está 

definido por dos retrocorrimientos, ubicados hacia el Sur y Norte-Noreste 

respectivamente, y por una rampa lateral al Oeste. Posee una profundidad estimada de 

18.500 pies y abarca un área de 23Km2. Las expectativas de hidrocarburo que se 

manejan para esta oportunidad son de 103.8 MMBF para petróleo liviano y 374 

MMMPCF para gas con un POS de 81% para ambos casos y con un MSV de 127.31 

MMBF para petróleo y un MSV de 458.84 MMMPCF para gas. En la figura 4.5, se 

observa la ficha técnica contentiva de información general de la oportunidad 

exploratoria Cotoperí - B, donde se destacan aspectos relevantes como la descripción de 

la oportunidad, la valorización técnico – económica, la madurez y Riesgo exploratorio e 

información de referencia, etc.  

 

 
Figura 4.5. Ficha técnica correspondiente a la oportunidad exploratoria Cotoperí - 

B. 
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 Oportunidad Exploratoria Chaguaramal Sur. 

Descripción: Este prospecto está ubicado al Norte del estado Monagas. Es un anticlinal 

tipo Fault-Bend Fold, asociado al corrimiento de Cotoperí. El cierre estructural está 

definido al Sur y Suroeste por un anticlinal, y al Norte y Noreste por la falla de 

Chaguaramal Sur. Posee una profundidad estimada de 18.000 pies y abarca un área de 

15Km2. Las expectativas de hidrocarburo que se manejan para esta oportunidad son de 

59.8 MMBF para petróleo liviano y 480.4 MMMPCF para gas con un POS de 90% para 

ambos casos y con un MSV de 66.04 MMBF para petróleo y un MSV de 530.83 

MMMPCF para gas. En la figura 4.6, se observa la ficha técnica contentiva de 

información general de la oportunidad exploratoria Chaguaramal Sur, donde se destacan 

aspectos relevantes como la descripción de la oportunidad, la valorización técnico – 

económica, la madurez y Riesgo exploratorio e información de referencia, etc.  

 

 
Figura 4.6. Ficha técnica correspondiente a la oportunidad exploratoria 

Chaguaramal Sur.  
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 Oportunidad Exploratoria Caicara Norte - A. 

Descripción: Este prospecto se encuentra ubicado al Norte de Monagas. Es un anticlinal 

de orientación Noroeste – Sureste, que define un cierre estructural en todas las 

direcciones. Posee una profundidad estimada de 20.500 pies y abarca un área de 25Km2. 

Las expectativas de hidrocarburo que se manejan para esta oportunidad son de 38.7 

MMBF para petróleo liviano y 162.4 MMMPCF para gas con un POS de 57% para 

ambos casos y con un MSV de 68.2 MMBF para petróleo y un MSV de 286 MMMPCF 

para gas. En la figura 4.7, se observa la ficha técnica contentiva de información general 

de la oportunidad exploratoria Caicara Norte - A, donde se destacan aspectos relevantes 

como la descripción de la oportunidad, la valorización técnico – económica, la madurez 

y Riesgo exploratorio e información de referencia, etc.  

 

 
Figura 4.7. Ficha técnica correspondiente a la oportunidad exploratoria Caicara 

Norte - A 
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 Oportunidad Exploratoria Travi Norte – A. 

Descripción: Este prospecto es una estructura tipo homoclinal fallado, asociado a una 

falla inversa de vergencia al Noreste; el límite Soroeste es una falla transpresiva que 

delimita los campos Bosque y Travi; el límite Norte lo constituye una falla inversa de 

rumbo Sureste – Noroeste y vergencia Sur. Posee una profanidad estimada de -20.000 

pies y abarca un área de 12.09Km2. Las expectativas de hidrocarburo que se manejan 

para esta oportunidad son de 60 MMBF para petróleo liviano y 90 MMMPCF para gas 

con un POS de 75% para ambos casos y con un MSV de 79 MMBF para petróleo y un 

MSV de 120 MMMPCF para gas. En la figura 4.8, se observa la ficha técnica 

contentiva de información general de la oportunidad exploratoria Travi Norte - A, donde 

se destacan aspectos relevantes como la descripción de la oportunidad, la valorización 

técnico – económica, la madurez y Riesgo exploratorio e información de referencia, etc.  

 

 
Figura 4.8. Ficha técnica correspondiente a la oportunidad exploratoria Travi 

Norte – A 
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 Oportunidad Exploratoria Travi Norte – B.  

Descripción: Este prospecto es una estructura tipo homoclinal fallado, asociado a una 

falla inversa de vergencia al Noreste; el límite Suroeste es una falla transpresiva que lo 

separa del prospecto Travi Norte AX; el límite Sur lo representa una falla inversa Este – 

Oeste que buza hacia el Norte. Posee una profundidad estimada de -20.750 pies y abarca 

un área de 10.69Km2.  Las expectativas de hidrocarburo que se manejan para esta 

oportunidad son de 59 MMBF para petróleo liviano y 89 MMMPCF para gas con un 

POS de 75% para ambos casos y con un MSV de 79 MMBF para petróleo y un MSV de 

119 MMMPCF para gas. En la figura 4.9, se observa la ficha técnica contentiva de 

información general de la oportunidad exploratoria Travi Norte - B, donde se destacan 

aspectos relevantes como la descripción de la oportunidad, la valorización técnico – 

económica, la madurez y Riesgo exploratorio e información de referencia, etc.  

 

 
Figura 4.9. Ficha técnica correspondiente a la oportunidad exploratoria Travi 

Norte – B 
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 Oportunidad Exploratoria Travi Norte – C.  

Descripción: Este prospecto es una estructura tipo homoclinal fallado, asociado a una 

falla inversa de vergencia al este; el límite Suroeste es una falla inversa de rumbo 

preferencial Este – Oeste. Posee una profundidad estimada de 20.600 pies y abarca un 

área de 13.78Km2. Las expectativas de hidrocarburo que se manejan para esta 

oportunidad son de 119 MMBF para petróleo liviano y 180 MMMPCF para gas con un 

POS de 85.8% para ambos casos y con un MSV de 138.54 MMBF para petróleo y un 

MSV de 209.60 MMMPCF para gas. En la Figura 4.10, se observa la ficha técnica 

contentiva de información general de la oportunidad exploratoria Travi Norte - C, donde 

se destacan aspectos relevantes como la descripción de la oportunidad, la valorización 

técnico – económica, la madurez y Riesgo exploratorio e información de referencia, etc.  

 

 
Figura 4.10. Ficha técnica correspondiente a la oportunidad exploratoria Travi 

Norte – C. 
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4.3 Desarrollo de un esquema de explotación a partir del éxito del 

proyecto exploratorio seleccionado (visualización).  
Siguiendo la metodología aplicada en el Capítulo III y para la realización de esta fase se 

tomaron los datos obtenidos de los esquemas de explotación de las oportunidades 

exploratorias pertenecientes al paquete exploratorio Norte de Monagas. Las mismas 

fueron unificadas en hoja de Excel obteniendo así un único esquema de explotación para 

dicho paquete exploratorio.  

 
En la tabla 4.3, se observa la secuencia y distribución de la cantidad de pozos 

necesarios para el drenado de los yacimientos pertenecientes al paquete exploratorio 

Norte de Monagas de resultar este exitoso y comprobarse la hipótesis planteada. Por otra 

parte en la tabla 4.4, se visualiza los valores de producción acumulada obtenidos tanto 

para petróleo como para gas durante los 20 años de vida productiva de los yacimientos, 

observándose que para el año 2019 se alcanza la máxima producción de los mismos con 

106.85MBF/D para petróleo y 347.83MMPCFD para el gas.  

 
Además en la tabla 4.5, se aprecia los costos de perforación basado en el número 

de pozos requeridos, evidenciándose que a pesar de que los costos para la instalación de 

los pozos exploratorios es mayor (40MM$), la cantidad de pozos requeridos para este 

proyecto fue mínimo (7 pozos), por lo que para este caso en particular la inversión para 

la instalación de estos fue menor (280MM$) en comparación con la inversión requerida 

para la distribución de los pozos de desarrollo en la que se instalaron 77 pozos con un 

costo de 1848MM$. El total requerido para inversión del proyecto es de 2555 MM$ de 

los cuales solo 525 MM$ están destinados para la perforación de los pozos exploratorios 

y de delineación y los restantes 2030 MM$ son destinados para la implementación de los 

pozos de desarrollo y los reacondicionamientos.  
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Tabla 4.3. Número de pozos requeridos para el desarrollo del proyecto 

 
PERFILES DE PRODUCCIÓN DE GAS Y 
CRUDO 
     
Años Exploración Delineación Desarrollo RA/RC 
2012 4 0 0 0 
2013 0 4 0 0 
2014 0 0 0 0 
2015 2 0 17 0 
2016 1 2 14 0 
2017 0 1 8 0 
2018 0 0 14 4 
2019 0 0 11 11 
2020 0 0 5 13 
2021 0 0 3 20 
2022 0 0 3 15 
2023 0 0 1 13 
2024 0 0 1 5 
2025 0 0 0 7 
2026 0 0 0 2 
2027 0 0 0 1 
2028 0 0 0 0 
2029 0 0 0 0 
2030 0 0 0 0 
2031 0 0 0 0 
2032 0 0 0 0 
2033 0 0 0 0 
2034 0 0 0 0 
2035 0 0 0 0 

TOTAL 7 7 77 91 
 Total Pozos  91  
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Tabla 4.4. Volúmenes de petróleo y gas esperados 

 
TABLA  PEEP 

Años MBF/D MMPCFD 
2012 0,00 0,00 
2013 0,00 0,00 
2014 0,00 0,00 
2015 48,05 186,43 
2016 66,92 243,88 
2017 72,13 264,31 
2018 96,74 311,75 
2019 106,85 347,83 
2020 105,88 343,66 
2021 99,89 319,79 
2022 96,62 305,98 
2023 89,79 282,29 
2024 84,35 265,53 
2025 72,35 226,72 
2026 67,42 211,54 
2027 60,75 190,25 
2028 57,60 180,35 
2029 46,14 142,94 
2030 44,31 137,17 
2031 39,89 122,85 
2032 14,04 33,00 
2033 10,69 25,23 
2034 10,49 24,52 
2035 2,68 11,41 

   
Máximos 106,85 347,83 
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Tabla 4.5. Costo de perforación basado en el número de pozos requeridos 

 
Costo estimado de pozo exploratorio 40,00 MM$ 

Costo estimado de pozo delineador 35,00 MM$ 
Costo estimado de pozo de desarrollo 24,00 MM$ 
RA/RC 2 MM$ 

Años Exploración Delineación Desarrollo RA/RC 
(MM$) (MM$) (MM$) (MM$) 

2012 160,00 0,00 0,00 0 
2013 0,00 140,00 0,00 0 
2014 0,00 0,00 0,00 0 
2015 80,00 0,00 408,00 0 
2016 40,00 70,00 336,00 0 
2017 0,00 35,00 192,00 0 
2018 0,00 0,00 336,00 8 
2019 0,00 0,00 264,00 22 
2020 0,00 0,00 120,00 26 
2021 0,00 0,00 72,00 40 
2022 0,00 0,00 72,00 30 
2023 0,00 0,00 24,00 26 
2024 0,00 0,00 24,00 10 
2025 0,00 0,00 0,00 14 
2026 0,00 0,00 0,00 4 
2027 0,00 0,00 0,00 2 
2028 0,00 0,00 0,00 0 
2029 0,00 0,00 0,00 0 
2030 0,00 0,00 0,00 0 
2031 0,00 0,00 0,00 0 
2032 0,00 0,00 0,00 0 
2033 0,00 0,00 0,00 0 
2034 0,00 0,00 0,00 0 
2035 0,00 0,00 0,00 0 

TOTAL 280,00 245,00 1.848,00 182 
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En la figura 4.11, se tienen los perfiles de producción esperados para un 

horizonte de 20 años dentro de los cuales los mayores aportes ofrecidos por el paquete 

exploratorio Norte de Monagas se extiende por un periodo de 6 años aproximadamente 

(2018 – 2024), producto de la unificación de las oportunidades análogas al área de 

estudio. Inicialmente para el 2015 se produjeron 48.05MBF/D de petróleo, ascendiendo 

constantemente la producción a medida que el yacimiento está siendo explotado, 

logrando su máxima producción en el 2019 con 106.85MBF/D de petróleo. Una vez 

alcanzados los valores máximos de producción, los yacimientos son estabilizados 

observándose que el plató de producción de los mismos es extendido por 6 años con una 

producción por encima de los 80MBF/D de petróleo para luego ir declinando a partir del 

2025 con una producción de 72.35MBF/D de petróleo consecutivamente hasta el 2031 

con una producción por debajo de los 40MBF/D. Esto debido al agotamiento natural de 

los yacimientos producto del drenaje de los mismos. Por otra parte, también observamos 

el comportamiento de producción de los yacimientos para el gas donde inicialmente para 

el 2015 se obtiene una producción de 186.43MMPCFD de gas ascendiendo 

consecutivamente hasta alcanzar su máxima producción en el 2019 con 

347.83MMPCFD de gas. Una vez alcanzados los valores máximos de producción de gas 

la tasa es estabilizada por una margen de 4 años aproximadamente (2019 – 2022) con 

una producción por encima de los 300MMPCFD de gas hasta que en el 2023 empiezan a 

declinar los yacimientos producto del agotamiento de la energía en los mismos con una 

producción de 282.29MMPCFD. Para el año 2031, la producción de los yacimientos 

decae por debajo de 150MMPCFD de gas, producto de la misma declinación natural.  
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Figura 4.11. Perfiles de producción pertenecientes al paquete exploratorio Norte de 

Monagas 

 
También en las figuras 4.12 y 4.13, observamos el aporte individual que ha 

ofrecido cada yacimiento perteneciente al paquete exploratorio antes de su unificación 

como consolidado. Observándose que la oportunidad exploratoria Travi Norte – C es el 

yacimiento que ha aportado una mayor producción de petróleo al perfil de producción 

seguido de la oportunidad exploratoria Cotoperí – B. Por otro lado, se visualiza en el 

perfil de producción de gas que la oportunidad exploratoria que ha aportado mayor 

producción de este producto ha sido Chaguaramal Sur seguido por la oportunidad 

exploratoria Cotoperí – B. 
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Figura 4.12. Perfil de producción de petróleo del paquete exploratorio Norte de 

Monagas 

 

 
Figura 4.13. Perfil de producción de gas del paquete exploratorio Norte de 

Monagas 
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4.4 Realización de una evaluación económica al proyecto 

exploratorio. 
En vista a lo citado en el Capítulo III y siguiendo la metodología allí descrita, se observa 

que en la figura 4.14, se muestra un resumen de datos generales para la identificación de 

la evaluación económica además de que se aprecian los indicadores económicos de 

dicho proyecto apreciándose que para PDVSA el proyecto ofrece un VPN a 10% de 

1589.89MM$, un TIR de aprox. 31%, con un EI de aprox. 2MM$/MM$ en un tiempo de 

pago de aprox. 7 años. Mientras que para la Nación el proyecto ofrece un VPN a 10% de 

6973.51MM$, un TIR de aprox. 84%, con un EI de aprox. 5MM$/MM$ en un tiempo de 

pago de aprox. 5años.  

 
Basados en los lineamientos establecidos por PDVSA para la aprobación de 

nuevos proyectos que resulten beneficiosos para la misma y para la nación se establece 

que para que un proyecto sea rentable debe poseer una Tasa Interna de Retorno (TIR) 

mayor a 15% y un Valor Presente Neto (VPN) positivo es decir, mayor a cero. Y en 

vista de que este proyecto cumple con esos lineamientos se considera viable la 

aprobación del mismo ya que demuestra ser económicamente rentable tanto para la 

empresa como para la nación.  
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Figura 4.14. Resumen de la evaluación económica donde se evidencia la descripción 

del caso y los indicadores económicos del mismo        

 
En la tabla 4.6, podemos apreciar el flujo de caja ofrecido para el proyecto. Cada 

renglón está detallado de acuerdo a los años de producción del mismo y en los que se 

destaca detalles como el petróleo y gas producido, el ingreso total, las regalías totales, el 

costo total, la inversión total, la depreciación total, los impuestos totales, el dinero que es 

descontado para la nación, el dinero que es descontado para la empresa, entre otros.  
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En la tabla 4.7, observamos el balance de pozos que forma parte del resumen de 

la evaluación económica realizada al proyecto y en donde se visualiza la cantidad de 

pozos que son requeridos para el desarrollo del paquete exploratorio Norte de Monagas. 

 
Tabla 4.7. Balance de pozos requeridos para el desarrollo del proyecto 
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CONCLUSIONES 
 

1. La selección del campo de estudio estuvo basada bajo los parámetros de mayor 

producción acumulada, mejor valor energético y mayor declinación.  

2. Solo se estudiaron los campos actualmente productivos de crudo liviano de 

acuerdo a los lineamientos establecidos por la empresa.  

3. Los campos con los mejores aportes de petróleo producido fueron el campo 

Mulata con 987MMBN por el estado Monagas; y el campo Chimire con 

194MMBN por el estado Anzoátegui.  

4. El campo seleccionado resultó ser el Campo Mulata, el cual poseía activos tres 

(3) yacimientos de petróleo liviano, el CRE MUC 1, el NAR MUC 1 y el CRPTE 

MUC 1. 

5. La selección de los proyectos exploratorios estuvo basada en los criterios de 

oportunidades tipo prospecto con volúmenes de expectativas mayor a 10 MMBN 

de crudo, en la analogía de estas con el área de estudio, descartando aquellas que 

pertenecieran a áreas de convenio y considerando aquellas con una probabilidad 

de éxito geológico (POS) mayor a 50%. 

6. El área seleccionada resultó ser la del Norte de Monagas debido a que el paquete 

de oportunidades presente en el área era el que mejor se ajustaba a las 

necesidades de hidrocarburo presentes en el Campo Carito – Mulata. Además de 

que poseían mayor grado de madurez y mayor información disponible. 

7. Dentro del paquete exploratorio Norte de Monagas se encontraban 23 

oportunidades de las cuales solo fueron seleccionadas 7 de estas bajo los criterios 

antes mencionados. 

8. Las 7 oportunidades pertenecientes al paquete exploratorio Norte de Monagas 

fueron unificadas para la evaluación económica como un consolidado. 

9. El esquema de explotación consolidado ofrece 506,8MMBF en expectativas de 

petróleo y 1592,1MMMPCF en expectativas de gas. 
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10. La evaluación económica realizada al proyecto Norte de Monagas resulto 

rentable debido a que presenta un VPN igual a 1589.89MM$ para PDVSA y de 

6973.51MM$ para la Nación con solo una inversión total de 2555 MM$. 

Además de presentar un TIR igual a 31.36% y 83.88% en un tiempo de pago de 

aproximadamente 7 años y 5 años respectivamente.  
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RECOMENDACIONES 

 
1. Tomar en consideración el presente proyecto, debido a las altas expectativas de 

petróleo y gas que presenta el paquete exploratorio Norte de Monagas de 

506.8MMBL y 1592MMMPC respectivamente y a los excelentes indicadores 

económicos que presenta, además una vez finalizada la etapa de visualización 

proseguir con el desarrollo de la ingeniería conceptual, ya que el éxito del 

proyecto aumentaría el potencial de producción en el Norte de Monagas. 

 
2. En este proyecto para desarrollo de los esquemas de explotación se aconseja 

tomar en consideración la extrapolación de las condiciones de los campos 

análogos, es decir, RA/RC, recuperación secundaria por implementación de 

tecnologías alternas, entre otros; para el desarrollo de las nuevas oportunidades 

aumentando así la certidumbre en los esquemas de explotación visualizados. 

 
3. Tomar la metodología aplicada en este proyecto como patrón para el desarrollo 

de nuevos proyectos exploratorios en las áreas centro sur, occidente y zona faja. 
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RESUMEN (ABSTRACT): 
El presente trabajo contempla la propuesta de un esquema de explotación para el 
proyecto exploratorio seleccionado a partir del campo que presente mayor producción 
acumulada, mejor valor energético y mayor declinación en el oriente del país, donde 
primeramente se seleccionó el campo basado en los libros oficiales de reservas de 
PDVSA, cuya información fue filtrada de acuerdo a lineamientos establecidos por la 
Gerencia de Planificación Corporativa para luego ser clasificados los campos 
pertenecientes a Oriente por estado con la finalidad de crear los histogramas de 
producción de petróleo, gas y agua por ubicación geográfica identificándose al Campo 
Carito – Mulata como objetivo de estudio con una producción acumulada de 987 
MMBN de petróleo liviano, con Reservas Remanentes de 1080 MMBN de petróleo 
liviano y una tasa de declinación de 9%. Seguidamente, se seleccionaron los proyectos 
exploratorios contiguos al campo Carito – Mulata que presentaron mayor volumetría y 
valor energético a través de la herramienta computacional gvSIG donde se identificaron 
7 oportunidades exploratorias pertenecientes al paquete exploratorio Norte de Monagas 
con una volumetría en expectativas de crudo de 507 MMBF y 1592 MMMPCF en 
expectativas de gas. A continuación se desarrollo un esquema de explotación para el 
proyecto exploratorio seleccionado a manera de visualización a través de una hoja de 
cálculo diseñada por el equipo de Planificación Corporativa y con se realizaron los 
diferentes esquemas de explotación correspondientes a las 7 oportunidades identificadas 
para luego crear un esquema de explotación consolidado del Paquete Exploratorio Norte 
de Monagas con un monto total de inversión de 2555 MM$ para los 91 pozos en total 
que se requieren para el drenado de los yacimientos pertenecientes al mismo. Dicho 
esquema de explotación consolidado ofrece un plató de producción por encima de los 80 
MBF/D de petróleo por un periodo de 6 años y una producción de gas por encima de 300 
MMPCFD por un plató de producción de 4 años, estimando su máxima producción para 
el año 2019 con 106.85 MBF/D de petróleo y 347.83 MMPCFD de gas. Por último se 
realizó una evaluación económica al proyecto exploratorio donde los indicadores 
económicos del mismo para PDVSA fueron de VPN a 10% de 1589.89MM$, TIR de 
aprox. 31%, con un EI de aprox. 2MM$/MM$ en un tiempo de pago de aprox. 7 años. 
Mientras que para la Nación el proyecto ofreció un VPN a 10% de 6973.51MM$, un 
TIR de aprox. 84%, con un EI de aprox. 5MM$/MM$ en un tiempo de pago de aprox. 
5años. Y en vista de que este cumple con los lineamientos requeridos por la empresa los 
cuales requieren de un TIR mayor a 15% y un VPN positivo, para considerar cualquier 
proyecto viable y rentable se considera que el mismo debe ser aprobado ya que 
demuestra ser económicamente rentable tanto para la empresa como para la nación.  
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