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INTRODUCCION

El presente documento tiene como objeto evaluar dos alternativas para la solucién
de una problematica puntual que se presenta en el Campo Rio Zulia, operaciones
del Catatumbo; donde la unidad compresora #1 del sistema de inyeccion gas lift

no se encuentra operando de manera optima.

Se busca mediante una serie de criterios a nivel de impacto y riesgos, legal,
técnico y financiero, determinar cual es la opcién mas conveniente en cuanto a

reparar la unidad actual o adquirir una nueva.

Para ello se desarrolla una contextualizacion que enmarca de lo general a lo
especifico, observando la importancia de los hidrocarburos, mirando la historia y
datos estadisticos en Colombia, para luego demarcar geografica y técnicamente

la situacion o problematica actual.

Al tener claridad de la situacion actual se explica cada uno de los factores a
observar en la metodologia de analisis, generando una matriz de administracion
de riesgos de cada alternativa asi como un flujo de los costos, debido a que se
utiliza la metodologia de analisis del ciclo de vida de los equipos y los costos

asociados a dicho ciclo de vida.

Al final se opta por la opcion que permite no sélo tener menores costos, sino
aquella que impacta menos a la liquidez y en el tratamiento de los riesgos

asociados a la misma se pueden hacer actividades en su mayoria de seguimiento.



OBJETIVOS

OBJETIVO GENERAL

Realizar un estudio tanto financiero como de oportunidad para elegir la mejor
opcion para la puesta en operacion de la unidad compresora no 1 del sistema de

inyeccion de gas lift del Campo Rio Zulia.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

Realizar la evaluacion financiera de las dos alternativas empleando la técnica del
Valor Presente Neto (VPN), a través del analisis econdmico del costo de vida de

un activo segun la Norma PAS55.

Realizar un analisis de costos, a través de un comparativo de las dos alternativas
respecto la situacion actual, con el propésito de obtener el mejor costo beneficio

entra las dos alternativas y de esta manera elegir la mejor.
Realizar un analisis de sensibilidad de las dos alternativas, a través del cambio de
variables criticas como lo son el precio del barril y la baja confiabilidad en la

estrategia de mantenimiento.

Analizar los riesgos correspondientes a cada alternativa, como parte de la

evaluacion de oportunidad para estimar cual es la mejor opcién.
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1. MARCO TEORICO

1.1 SECTOR DE HIDROCARBUROS EN COLOMBIA

El petroleo es considerado como la fuente mas importante de combustibles o
lubricantes para automoviles, electrodomésticos y usos en la industria, aunque
una creciente preocupaciéon por la dependencia de este recurso no renovable ha
impulsado la investigacion y desarrollo de otras opciones que lo sustituyan o
bienes que no lo requieran para su funcionamiento, tal es el caso de los
biocombustibles y el desarrollo de automotores eléctricos. Sin embargo estas
soluciones aun no logran cubrir la mayoria de las necesidades de la poblacién

mundial.

La importancia de los hidrocarburos en el desarrollo de las economias ha hecho
explotar no sodlo los mayores desarrollos tecnoldgicos para mejorar su
aprovechamiento o mejorar la productividad y eficiencia de su obtencién sino

también conflictos politicos y/o bélicos.

Toda la economia mundial es sensible a lo que pueda pasar con este sector, si
suben o bajan los precios, si se descubren nuevos yacimientos o si aumentan las
reservas probadas. Si en este momento colapsara el sector eso mismo sucederia
con la economia de todos los paises desatando lo impensable en el género

humano.

Colombia no es ajena a esta realidad, el pais basa gran parte de su economia en
lo que suceda en el sector de hidrocarburos, los recursos no renovables son
propiedad del estado teniendo por lo tanto la responsabilidad de administrar,

legislar y controlar todo lo referente a los mismos.

11



En los inicios de esta industria en Colombia el estado debio realizar concesiones

para realizar la extraccidén del petréleo, esto le permitia a compafias extranjeras

realizar toda la investigacion y explotacion mientras el pais recibia unas regalias

por esa explotacion. Las primeras concesiones que se dieron fueron:

e La Concesion de Mares, con Roberto de Mares que comprendia una extension
de terreno hacia al sur de la hoy Barrancabermeja.

e La Concesion de Barco, con el general Virgilio Barco, localizada en el

Catatumbo — Norte de Santander.

De Mares después de ser propiedad de la Tropical Oil Company (TROCO), en
1918 se descubrieron los primeros yacimientos a los cuales se les denominé la
CIRA — INFANTAS con reservas de mas de 900 millones de barriles de petréleo.
En 1951 ECOPETROL asumié como empresa del estado la concesion de Mares y
desde ese entonces el pais viene realizando esfuerzos para convertir el sector en
un sector de talla internacional.

Las expectativas de Colombia se fundamentan en los siguientes datos

Tabla 1. Reservas del petréleo en América Latina 2003-2007 (Miles de

millones de barriles)

Regiones 2003 2004 2005 2006 2007
Venezuela 77,2 79,7 80 80 87
Mexico 16 14,8 13,7 12,9 12,2
Brasil 10,6 11,2 11,8 12,2 12,6
Colombia 1,4 1,6 1,6 1,6 1,5
Ecuador 5,1 5,1 4.9 4.7 4,3
Argentina 2,7 2,3 2 2 2,6
Trinidad y Tobago 0,9 0,8 0,8 0,8 0,8
Peru 0,9 1,1 1,1 1,1 1,1
Otros S. y Centro

América 1,3 1,3 1,3 1,3 1,3
Total 116,1 117,9 117,2 116,6 123,4

Fuente - www.bp.com — ECOPETROL

1 www.ecopetrol.com

12
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Tabla 2. Produccion de petréleo en América Latina 2003-2007 (Miles de

millones de barriles)

Regiones 2003 2004 2005 2006 2007
Venezuela 2554 2907 2937 2824 2613
Mexico 3789 3824.,4 3759,7 3683 3477
Brasil 1555 1542 1715,4 1808,8 1833
Colombia 541 528 526 529 531
Ecuador 427 535 541 545 520
Argentina 805,5 754 .4 725,3 715,6 698
Trinidad y Tobago 164 152 171 173,6 154
Peru 92 93,9 111,5 115,6 114
Otros S. y Centro

América 152,6 144 4 142,2 139,7 141
Total 10080,1| 10481,1| 10629,1| 10534,3 10081

Fuente - www.bp.com — ECOPETROL

Ademas de las politicas de ECOPETROL de obtener un reconocimiento por su
posicionamiento internacional, innovacion y compromiso con el desarrollo

sostenible.?

A ello se le adicionan que segun un articulo del diario El Pais publicado en agosto
17 de 2010, Colombia espera estar produciendo en el 2012 mas de un millén de
barriles diarios. La inversion extranjera en 2009 fue de US $7200 millones de los

cuales se estima que el 80% fueron para el petréleo y la mineria.3

La democratizacion de ECOPETROL produjo la emisién mas grande de acciones
en la historia del pais y su posterior incursion en la Bolsa de Nueva York,

demostrando que el pais puede emprender proyectos grandes y ambiciosos.*

Las expectativas se confirman con los datos presentados por ECOPETROL que

pertenece a las 40 principales petroleras del mundo y una de las 5 principales de

2 www.ecopetrol.com.co Visién de ECOPETROL
3 Diario El Pais, Sector petrolero colombiano atrae mas inversion extranjera, Agosto 17 de 2010.
4 Diario El Espectador, Sector Petrolero Colombiano, Julio 05 de 2009.
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Latinoamérica.® Las reservas probadas por la mas grande compaiia de
Colombia incrementaron en un 11.4% a 31 de diciembre de 2010 llegando a 1714
millones de barriles de petréleo equivalente (Mbpe), ademas el indice de reservas
del afio 2010 fue de 193% vy la relacion reservas/produccion, asumiendo que los
niveles de produccién permanecen constantes, es de 9.1 anos. El 72% de las

reservas probadas corresponde a Crudo y el 28% restante a gas natural.®

Del total de reservas probadas, Ecopetrol S.A. representa el 95%, Hocol el 3% y la
participacion de Ecopetrol en Savia (Peru) el 2%, estos datos no tienen en cuenta
los activos adquiridos a BP debido a que esa transaccion fue cerrada a principios
del 2011

1.2. OTROS DATOS EN COLOMBIA’

El potencial petrolifero (crudo y gas natural) de Colombia se estima en mas de 47
mil millones de barriles de petrdleo equivalente, distribuidos en 18 cuencas

sedimentarias que abarcan un area de 1°036.400 km?”.

Las cuencas de mayor actividad exploratoria son las de los valles Superior y
Medio del Magdalena, Catatumbo, La Guaijira, Cordillera Oriental, Putumayo vy

Llanos Orientales.

Los centros de produccion petrolera se encuentran en los departamentos del
Meta, Casanare, Arauca, Santander, Antioquia, Bolivar, Boyaca, Huila, Tolima, La

Guaijira, Putumayo y Norte de Santander.

> www.ecopetrol.com.co consultado el 02 de Febrero de 2011
& www.ecopetrol.com.co boletines
7 http://www.ecopetrol.com.co/especiales/elpetroleoysumundo/petroleoencolombia3.htm
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ECOPETROL, a partir de enero de 2004, desarrolla actividades de exploracion y

produccion de hidrocarburos mediante las siguientes modalidades:

e Operacién directa. Es la que realiza ECOPETROL con sus propios recursos
técnicos, humanos y financieros.

e Operacién asociada. Es la que se lleva a cabo a través del trabajo asociado
entre ECOPETROL y las compafias privadas.

e Participacion de riesgo. Es un mecanismo asociado en el que ECOPETROL y
las companias privadas comparten riesgos.

e Produccion incremental. Mecanismo a través del cual se busca incrementar los

volumenes de produccion de un campo.

1.2.1 Refinacion

Colombia tiene una capacidad de refinacién promedio de 315 mil barriles por dia.
En las dos principales refinerias del pais, ubicadas en Barrancabermeja vy
Cartagena se procesan los crudos y se obtienen los combustibles con los cuales
se atiende la mayoria de la demanda nacional. Adicionalmente se atiende cerca
del 75% de la demanda de productos petroquimicos e industriales con produccion

del Complejo Industrial de Barrancabermeja.

1.2.2 Transporte

Para el transporte de hidrocarburos se cuenta con una red tuberias de 4184 km de
oleoductos para transporte de petroleo y 3952 km de poliductos para de transporte
de productos refinados. El total de estaciones de bombeo y terminales es de 67,

distribuidas en 37 para oleoductos y 30 para poliductos.
e Covenas

e (Cartagena

e Pozos Colorados — Santa Marta

15



e Tumaco

e Buenaventura

1.2.3 Comercializaciéon

En el pais el petréleo crudo es exportado por ECOPETROL y por las compafiias
privadas. En el mercado interno ECOPETROL vende a los distribuidores
mayoristas los combustibles para cubrir la demanda nacional. Estos a su vez, lo

transan con los minoristas, quienes llevan el producto al consumidor final.

1.2.4 Gas Natural

El uso del gas natural como combustible en los hogares, la industria, la
generacion de energia térmica y el sector automotor cobra cada vez mayor
importancia en Colombia. Este energético se produce mediante contratos de
asociaciéon y la operacion directa de ECOPETROL. En su comercializacion
intervienen ECOPETROL, otros productores y comercializadores privados el
transporte al interior del pais lo hace Ecogas y en la costa atlantica, Promigas,

empresa privada. La distribucion domiciliaria esta a cargo del sector privado.

1.3 COLOMBIA EN ESTADISTICAS
A continuacién se muestran algunas cifras obtenidas de la Agencia Nacional de

Hidrocarburos — ANH — que es la autoridad encargada de promover el

aprovechamiento 6ptimo y sostenible de los recursos hidrocarburiferos del pais.

16



Tabla 3. Reservas a 31 de Diciembre, Tomado de las Estadisticas de la ANH

RUDD milllones de barrlles) GAS (Gl ga ples oliblowos)

ARD RESERVAS FRODUCOON  INCDRPORACION REL‘!..EDP_‘ RIP ARD RESERWAS [1] PRODULCION INCDRPORACION REL‘?ED!‘ mP

PROBADAS | | {a i) - - iy {ados ]

— ANUAL (Mbal]  ANUAL{MbD2] 1G] ANUALE] ANUAL [Epd
2000 1372 251 -38 1.3 2000 5.188 210 -243 235
2001 1242 221 3l 24 2001 7483 218 13513 A
2002 1532 211 1 .7 2002 7.187 220 -B2 32,7
2003 1542 138 108 1.2 2003 5.588 211 -228 31.7
2004 1478 133 128 L7 2004 1212 224 T4E 32,1
2005 1453 132 157 1.5 2005 1527 235 352 318
2006 1510 133 250 1.8 2006 7.343 248 Y 295
2m7 1338 134 42 1.4 2007 7084 {2 255 2 25,5
2008 1558 215 324 1B 2008 1217 13 313 512 228
2009 1388 245 555 21 2009 B.A510 14] 371 1554 228
200 287 2010 33

(1) Reservas probadas - reporte a 31 de diciembre

(2) De las cuales 3.746 Gpc corresponden a reservas probadas

(3) De las cuales 4.384 Gpc corresponden a reservas probadas

(4) De las cuales 4.737 Gpc corresponden a reservas probadas

Fuente: 2000 - 2007: Ecopetrol S.A.
2008-2010: ANH

Abreviaturas para tener en cuenta:

Mbbl : Millones de barriles

Gpc: Giga pies cubicos

R/P: Relacién Reservas / Produccion
kbpd : Miles de barriles por dia

Mpcd : Millones de pies cubicos por dia
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Figura 1. Comportamiento de las reservas de Crudo — Fuente de datos ANH
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En la anterior figura se puede observar el comportamiento que muestran los datos
segun la Agencia Nacional de Hidrocarburos, es de resaltar que estos datos
incluyen el total de las reservas de los diferentes operadores de petrdleos en el
pais, no solo las de ECOPETROL. La grafica muestra una tendencia de
crecimiento a partir del ano 2007, similar comportamiento muestra las reservas de

gas tal como se muestra en la siguiente grafica.

Figura 2. Comportamiento de las reservas de gas — Fuente de Datos ANH
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Es muy importante analizar ademas de las reservas la produccion, a continuacion
se muestran algunas tablas y graficos elaborados a partir de los datos de las
tablas cuya fuente es la Agencia Nacional de Hidrocarburos.
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Tabla 4. Produccion 2010 — Fuente de Datos ANH - ECOPETROL - Ministerio

de Minas y Energia

2010
Promedlo
dlarlo anual
Eme Feb Mar Abr  May Jun Jul Ago  Sep Ot Nov Dk (F) P}
Producclén crudo Ecopetrol - asoclades BEh (7] BT2 (o1 BES Pyl Py 3 patl:l 15 h =
(kkbpd)
Producclén crudo contratos ANH (kbpd) | 78 = 24 oz m :rd = 75 :11 = B m 785
Producckin crudo total 2000(kbpd) 742 758 TEE 737 776 TE3 TE3 TEE EDD EDD B2l E25
Pred Crude (kbpd) - Meta SIGOB 565
Comerclallzackén gas Ecopetrol -
157 1055 156 197 1M 359 oz 95 1IhY 991 1EE 1077
asoclados (Mpcd)
Comerclallzackin gas contratos ANH = 5 = 5 = - - - = 5 - 1,090
(Mped)
Converclallzaclén gas total 2000 (Mped) | 2119 1138 1120 11850 1110 1042 1005 1.0 1126 1055 1072 1087
Comercializacion gas (Mpcd) - Meta 850

SIGOEB

Para observar mejor los datos presentados en la anterior tabla se ilustran las

siguientes graficas con respecto a la produccion de crudo y comercializacion de

gas en el afo 2010.

Figura 3. Produccién Crudo a Diciembre 31 de 2010 — Fuente de Datos ANH
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Figura 4. Comercializacién Gas a Diciembre 31 de 2010 — Fuente de Datos

ANH
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En la comercializacion de gas se observa una tendencia creciente los primeros

cuatro meses pero decreciente los siguientes tres y al final se ve una leve alza

aunque los datos muestran indicadores por debajo de cémo se inici6 el ano.

Ahora se ilustra un comparativo desde los afos 2007 a 2010.

Tabla 5. Produccion 2009 - Fuente de Datos ANH - ECOPETROL - Ministerio

de Minas y Energia

2009
Promedio
Ene Feb  Mar  Abr  May  Jun ml  Agn  Sep Ot Mov  Dic  diano anual
Producdon crudo E ol - asodadn
roducaon crudo Ecopetr ®| 577 so1 so4  seF S8 517 B 616 B22 636 ESS 666
(kbpd)
Produccion crudo contratos ANH (kbpd) | 40 55 53 53 5 44 a7 52 5B 71 7O &2 &7
Produccion crudo total 2009 (kbpd) 617 €45 £47 648 653 661 657 68E &80 Y07 725 73S
Prod Crudo {kbpd) - Meta SIGOB 565
Comerdalizacion gas Ecopetrol -
aoion gas trop B22 BT 230 ©E2  SED 580 1MMZ 74 1079 1IM1 1043
asodados (Mpod)
Comerdafizacion gas contratos ANH | 5 o3 s 4p 3 33 43 4z 3 5 m @ 1.046
(Mpod)
Comerdalizaton gas totd 2009 (Mped) | BSE 838 W1 ©78 1012 1013 1033 1057 1027 113 1UB 1106
Comercializacion gas (Mpeod) - Meta 850

SIGOB
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Tabla 6 Produccion 2008 - Fuente de Datos ANH - ECOPETROL - Ministerio

de Minas y Energia

2008
Ene Feb Mar Abr May Jun Jul AgD Sep Oct Now Dic Promedio
Produccion crudo Ecopetrol -asociades | .. cy9 543 ss2 561 63 566 571 580 587 550 562
[kbpd}
Produccion crudo contratos ANH (kbpd) | 13 15 14 16 18 22 22 32 30 35 L] £l 588
Produccidn crudo total 2008 [kbpd) | 555 584 583 SsE 578 SES SER 603 610 623 S14 584
Prod Crudo (Kbpd) - Meta SIGOB 540
Comercializacion gas Ecopetrol - 795 827 EA0 857 885 EIS El4  E3F 916 80 B4l 7E2
asociados (Mpod)
Comercialzacion gas comtrates AN | 5 3¢ 3z @ 33 3 ¥ 313 1w 1w u 874
(Mped)
Comercializacién gas total 2008 (Mped) | 224 852 B75 857 500 851 B4l &7 45 SIS EES E13
Comercializacion gas (Mpcd) - Meta 780

S1G0B

Tabla 7 Produccion

2007 - Fuente de Datos ANH - ECOPETROL - Ministerio

de Minas y Energia

2007
Ene Feb Mar Abr May Jun Jul Ago 5ep oct Now Dlc Promedlo
Producclén crudo Ecopetrol-asoclades | 0 ope o syq =3z s =1z s17 =i =33 sas sas
[ kbpd}
Producclén crudo contratos ANH (kbpd) 10 11 13 11 3 E 11 10 15 1B 22 24 531
Producclén crudo total 2007 [kbpd) 522 516 519 525 S22 522 523 527 535 551 556 559
Prod Crudo [kbpd} - Meta SIGOB 530 529 52T 526 519 507 515 51T B27 525 522 520 522
ComerclallzaclGn ga< Ecopetro - 700 7BE 793 634 691 723 TIS 749 T3 762 EBE 715
asoclados [Mpody
Comerclallzaclén gas contratos ANH 2 1 0 1 L 1 1 L 1 1 L 1 730
[Mpcd)
comerclalizaclén gastotal 2007 (mped) | 703 72 783 ses  esz 724 71s  7sn 7L 7ez BET  7IS
C iali i Mpod) - Meta
omercializacion gas (Mped 675 729 751 751 759 7 TI0 732 TB4 789 802 797 751

51608

En las siguientes graficas se hace un comparativo desde el ano 2007 en primera

medida la produccion de crudo.
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Figura 5. Produccién Crudo 2007 - 2010 Fuente de Datos ANH
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Cada afio muestra tendencia de crecimiento, aunque el afio 2008 finaliza con una
leve baja en la produccion, adicionalmente desde el afio 2007 al 2010 cada uno

muestra crecimiento con respecto al anterior.

Figura 6. Comercializacion Gas Crudo 2007 - 2010 Fuente de Datos ANH

Comercializacion Gas 2007 a 2010
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Los afios 2007, 2008 y 2010 muestra variaciones en el comportamiento de
comercializacion, en el 2009 la tendencia general fue de crecimiento, de manera
general se puede observar que desde el afio 2007 al 2010 la tendencia ha sido a

incrementar esa comercializacion de gas.
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2. PRODUCCION O EXPLOTACION DE PETROLEQ?

Para colocar a producir un pozo se baja una especie de caidn y se perfora la
tuberia de revestimiento a la profundidad de las formaciones donde se encuentra
el hidrocarburo. El petréleo fluye por los orificios hacia el pozo y se extrae

mediante una tuberia de menor diametro, conocida como tuberia de produccion.

Si el yacimiento tiene energia propia, generada por la presion subterranea y por
los elementos que acompafian el petréleo (gas y agua), éste saldra por si sélo. En
este caso se instala en la cabeza del pozo un equipo llamado “arbol de navidad”-
ver figura 7, que consta de un conjunto de valvulas para regular el paso del

petroleo.

Figura 7. Extraccion de Petréleo - Arbol de Navidad — Fuente ECOPETROL

8 http://www.ecopetrol.com.co/especiales/elpetroleoysumundo/produccion2.htm
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Pero si no existe esa alta presidon, se emplean otros métodos de extraccion, entre
ellos el balancin o machin — ver figuras 8 y 9, el cual mediante un permanente
balanceo, acciona una bomba en el fondo del pozo que succiona el petréleo hacia
la superficie. Actualmente existen dispositivos eléctricos de menor tamafio que

realizan esta funcion.

Figura 8. Bombeo Mecanico - Fuente ECOPETROL

UNIDAD DE BOMBED MECANICO
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¥ | 0 Excawra

] 1 Manubrio

¥ | 11 Freng

3| 12 Cabera de pooo
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El petroleo extraido generalmente viene acompanado de sedimentos, agua y gas
natural, por lo que deben construirse previamente las facilidades de produccion,
separaciéon y almacenamiento. Una vez separados estos elementos, el petroleo se
envia a los tanques de almacenamiento y a los oleoductos que lo transportaran
hacia las refinerias o los puertos de exportacion. El gas natural asociado que
acompanfa el petréleo se envia a las plantas de tratamiento para aprovecharlo en
el mismo campo y/o despacharlo como “gas seco” hacia los centros de consumo a

través de gasoductos.

En el caso de yacimientos que contienen unicamente gas natural, se instalan los
equipos requeridos para tratarlo (proceso de secado y extraccién de livianos a una

presién alta) y enviarlo a los centros de consumo.

Generalmente no se logra extraer de un yacimiento mas del 25% al 40% del
petroleo que se encuentra en el yacimiento, por eso se emplean métodos de
recobro mejorado para lograr la mayor extraccion posible de petréleo en
yacimientos sin presidn natural o declinacion, entre los que se encuentran la
inyeccion de gas, de agua o de vapor a través de los pozos productores o por

intermedio de pozos inyectores paralelos a estos.

2.1 BOMBEO NEUMATICO?®

El bombeo neumatico es un sistema artificial de produccién utilizado en los pozos

petroleros para poder levantar los fluidos a la superficie. En este sistema se utiliza

gas a una presion relativamente alta (minimo ESGE’bfpgg) para poder aligerar la

columna de fluido y de este modo permitir al pozo fluir hacia la superficie. El gas

inyectado origina que la presidon que ejerce la carga del fluido sobre la formacién

9 Ingenieria de produccidn capitulo 5, Gas Lift
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disminuya a la reduccion de la densidad de dicho fluido y por otro lado la

expansion del gas inyectado con el consecuente desplazamiento del fluido.
Existen dos tipos de bombeos neumaticos:

e Continuo

e Intermitente
2.1.1 Bombeo Neumatico Continuo

En este método un volumen continuo de gas a alta presién es inyectado dentro de
la tuberia de produccion para aligerar la columna de fluidos hasta obtener un
diferencial de presién suficiente a través de la cara de la formacion y de este
modo permitir fluir al pozo un gasto deseado. Para ello es necesario utilizar una
valvula de flujo, la cual permite un posible punto de inyeccion profundo de presién

disponible y una valvula para regular el gas inyectado desde la superficie.

Este sistema es factible de aplicarse en pozos de alto indice de productividad

(>0.5 bI/dl'a/Ib/pgz) y presion de fondo relativamente alta (columna hidrostatica
50% de la profundidad del pozo) asi como utilizando diversos didmetros de la

tuberia de produccién, dependiendo del gasto deseado.
2.1.2 Bombeo Neumatico Intermitente

Se inyecta un volumen de gas a alta presion por el espacio anular hacia la tuberia
de produccién en forma ciclica, esto se realiza mediante un regulador o interruptor
o ambos. De igual manera, se emplea una valvula insertada en la tuberia de
produccion a través del cual el gas de inyeccion pasara del espacio anular a la
tuberia para levantar los fluidos a la superficie y un controlador superficial ciclico

de tiempo en la superficie. Cuando la valvula de bombeo neumatico intermitente
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abre, expulsa hacia la superficie el fluido de la formaciéon que se acumulé dentro

de la tuberia de produccién, en forma de bache.

Después que la valvula cierra, se continua aportando fluido al pozo hasta alcanzar
un determinado volumen de aceite con el que se inicie otro ciclo; este ciclo es
regulado para que coincida el gasto de llenado del fluido de formacién al pozo. En
este sistema se puede utilizar puntos multiples de inyeccion de | gas a través de

mas de una valvula sub-superficial.

Este sistema es recomendable para pozos que:
e Posean alta productividad (> 0.5 bI/dl'a/Ib/pgz) y bajas presiones de fondo

(columna hidrostatica < 30% profundidad del pozo).

e Bajo indice de productividad (< 0.5 bI/dl'a/Ib/pgz) y bajas presiones de fondo.
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3. CONTEXTUALIZACION DEL PROBLEMA
Tomando el mapa de infraestructura petrolera’® se puede observar la ubicacion
del campo Zulia, objeto del andlisis de las alternativas del presente documento.

Figura 10. Extraccion Mapa de Infraestructura Petrolera en Colombia —
Campo Zulia. ECOPETROL

cUCUTA

Santiago ~" Norte de Santander

i 5an AlbeTto

Durania®

Bochatema o

w Gucuiiila

Pamnioniin s

El campo de produccion Rio Zulia, se encuentra ubicado en el corregimiento de
Agua Clara, 35 kildbmetros al noroccidente de Cucuta.

10 http://www.ecopetrol.com.co/especiales/mapa infraestructura.htm
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El sistema de inyeccion de gas lift de campo de Rio Zulia se encuentra compuesto
por tres unidades compresoras para su operacion adecuada, el sistema de
inyecciéon puede funcionar con dos de las unidades compresoras pero generando
una baja en el rendimiento de la productividad del pozo e incrementando la

cantidad de gas quemado, lo cual se evidencia en la quema que sale por la tea.

En este momento se presenta falla en la unidad compresora # 1 del sistema de
inyeccion, generando una perdida diaria de 90 barriles y la posibilidad de ser
multados, debido a los disposiciones definidas en el decreto 1895 de 1973" a
continuacién se muestran algunos articulos que tienen injerencia en la

contextualizacion del problema:

Articulo 1. Con el fin de evitar el desperdicio fisico y
economico de las reservas de petroleo y gas de propiedad
nacional o privada, y de asegurar su maxima recuperacion
final. La exploracion y explotacion de tales reservas debera

realizarse de acuerdo a la presente reglamentacion.

Articulo 84. La produccion y manejo del petroleo y del gas o
de sus derivados, debera ejecutarse en tal forma que no se

cause desperdicio fisico, ni econémico de los mismos.

Articulo 87. Debera evitarse la quema de petroleo o gas,
proveniente de las pruebas de formacion o de produccion en
pozos exploratorios o en desarrollo, a menos que lo autorice

el Ministerio.

Se exceptuan de esta disposicion, el petrdleo o gas

provenientes de las pruebas hechas a través de la tuberia de

1 http://www.lexbase.biz/anh/Petroleo/Explotacion/D1895de1973.htm
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perforacion, cuando estas pruebas  tengan por objeto
averiguar el tipo de fluido que contienen las formaciones,
tambien se exceptuan el petroleo o gas provenientes de la
primera prueba hecha a un pozo una vez terminado, cuando

ésta no exceda de 24 horas.

Articulo 91. El gas residual de plantas de gas no podra ser
quemado si el volumen permite su uso industrial o pueda ser
inyectado a yacimientos para propositos de recuperacion
secundaria, de mantenimiento de presion o de

almacenamiento en el subsuelo para uso futuro.

Articulo 117. El gobierno podré imponer multas hasta de
cinco mil doélares (US$ 5000) en cada caso, por el
incumplimiento de las obligaciones de que trata el presente

Decreto.

Como alternativas de solucion al problema se plantea la adquisicién de un equipo

nuevo o la reparacion de la unidad compresora # 1.
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4. METODOLOGIA DE ANALISIS

Para el analisis de alternativas deben definirse los criterios con los cuales van a

ser evaluadas, cobrando importancia la claridad que se tengan de los mismos.

Aunque la gran mayoria de las veces el criterio preponderante son los costos, el
tomar decisiones solo basados en dicho criterio, puede conllevar un gran riesgo
de equivocarse debido a que se ignoran otras variables que en el momento de

ejecucion de las actividades generan otro tipo de resultados no analizados.

Entre esas variables adicionales al costo se pueden tener:

e Riesgos no financieros asociados a las alternativas.
e Impactos ambientales y sociales
¢ Riesgos asociados al aprendizaje del talento humano.

¢ Riesgos legales.

Aunque si bien es cierto que las anteriores variable son importantes y otras que
pueden hacer parte del andlisis, es factible asociarlas a la parte financiera
mediante el calculo de algunos costos relacionados con las posibles pérdidas

generadas o con los ingresos dejados de percibir.

En la siguiente figura se muestran algunos conceptos a tener en cuenta a la hora

de tomar una decision:
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Figura 11. Etapas de Factibilidad de un proyecto

4, Decision Financiero

3. Evaluacion Técnico

Proyecto

Administrativo
2. Estudio y Legal
De Impactos
1. Definicion Rigsgos !
Conceptual

La definicion conceptual ha sido dada en el presente documento en Ia

contextualizacion del problema cuando se plantean las dos soluciones a ser
estudiadas con respecto a la situacion presentada en el Campo Rio Zulia,

referentes a la unidad compresora # 1 del sistema de inyeccion gas lift.

Los estudios de impactos y riesgos y administrativo y legal sirven como
justificacién para el planteamiento de las opciones antes mencionadas, el estudio
técnico y financiero se constituyen en los elementos principales para realizar la

evaluacion y obtener la informacién suficiente para efectuar la toma de decision.
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4.1 ESTUDIO DE IMPACTOS Y RIESGOS

Figura 12. Proceso de Gestidon de riesgo, basado en el definido en la NTC
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En la anterior figura se puede observar las diferentes etapas que se tienen en el
proceso de gestion de riesgo, enmarcado en el ciclo PHVA (Planear, Hacer,

Verificar y Ajustar).

La definicién que se plantea en la Norma Técnica Colombiana 5254 sobre riesgo

es:

“Posibilidad de que suceda algo que tendra impacto en los objetivos.

Se mide en términos de consecuencias y posibilidad de ocurrencia”

A continuacién se mencionan algunas actividades relacionadas con este proceso

de gestion'?:

4.1.1 Establecer El Contexto

En esta etapa se debe tener presente los siguientes aspectos:
e El contexto estratégico.

e El contexto organizacional.

e El contexto de la gestion de riesgos.

e Criterios desarrollados para la gestion de riesgos.

e Definir la estructura de la gestion de riesgos.

4.1.2 Identificacion De Riesgos

En esta etapa se deben identificar claramente los riesgos, es vital para el
desarrollo de la gestion de una correcta definicién de los riesgos dependera el
tener mejores probabilidades de éxito en la gestion.

Para ello se debe responder las siguientes preguntas:

12 Norma Técnica Colombiana NTC 5254, Gestidn del Riesgo, ICONTEC, pégina 11.
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¢, Qué puede suceder?

¢, Como puede suceder?

4.1.3 Analisis De Riesgos

En esta parte del proceso es indispensable determinar:

Los controles existentes.
La probabilidad de ocurrencia
La consecuencia o impacto del evento en el caso en que se presentara.

Calcular el nivel de riesgo teniendo presente la probabilidad y la consecuencia.

4.1.4 Evaluar Los Riesgos

En esta parte del proceso las actividades a tener en cuenta son:

Comparar contra criterios.

Establecer prioridades de riesgo

Si los riesgos son aceptados se avanza a la ultima etapa del proceso de gestion

de riesgo conocida como tratamiento del riesgo.

4.1.5 Tratamiento Del Riesgo

En esta parte del proceso es necesario:

Identificar opciones de tratamiento.
Evaluar las opciones de tratamiento.
Seleccionar las opciones de tratamiento.
Preparar planes de tratamiento.

Implementar ‘los planes definidos.
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Existen dos etapas transversales, las cuales interacttan con las etapas
mencionadas, una de ellas es la comunicacion y consulta y la otra el monitoreo

y la revision.

A continuacién se ilustra los parametros para evaluar los riesgos de cada una de

las alternativas:

Tabla 8. Matriz de Administracidén de Riesgos, Fuente autores, adaptacion

Guia implementacion NTC 5254

Probabilidad |Valor
Prioridad B
100
Evitar el Riesgo
Alta 20 Reducir el Riesgo
Prioridad B Prioridad B
50 100
H Asumir el Riesgo Evitar el Riesgo
MEdla 10 Reducir el Riesgo Reducir el Riesgo
Prioridad B Prioridad B
50 100
. Asumir el Riesgo Evitar el Riesgo
BaJa > Reducir el Riesgo Reducir el Riesgo
Impacto Alto Medio Bajo
Valor 5 10 20

Se establecen tres escalas en la probabilidad y tres en el impacto o consecuencia
con el fin de facilitar el analisis y evaluacion de los riesgos. Asi como tres
prioridades de riesgos las cuales pueden observarse en la tabla anterior por los

colores rojo, amarillo y verde.
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Tabla 9. Tabla de calificacion de impacto, Fuente autores, adaptacion Guia

implementacion NTC 5254

Valor | Impacto Descripcién
Pérdida de imagen minima
> A Pérdidas econdémicas minimas (< 100 millones de S)
Sin lesiones
Pérdida de imagen media
. Pérdidas econdmicas media (> 100 millones de S <
10 kel 350 millones de $)
Lesiones leves sin y con incapacidad
. Pérdida de imagen grave
20 Bajo . L .
Pérdidas econdmicas graves ( > 350 millones de $)
Victimas graves o muerte

Tabla 10. Tabla de calificaciéon de impacto, Fuente autores, adaptacion Guia

implementacion NTC 5254

Valor | Probabilidad Descripcion

Puede ocurrir algunas veces o bajo circunstancias
excepcionales

Puede presentar una probabilidad de ocurrencia
<=30%

5 Alta

Puede ocurrir
10 Media Puede presentar una probabilidad de ocurrencia
>30% y <=70%

Puede ocurrir en la mayoria de las circunstancias
20 Baja Puede presentar una probabilidad de ocurrencia
>70%
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Tabla 11. Tabla de nivel de riesgo, Fuente autores, adaptaciéon Guia

implementacion NTC 5254

Nivel Descripcion
Riesgos con priorizacion alta (A) y media (B) sin
1 controles, requieren acciones preventivas
inmediatas
Riesgos con priorizacién alta (A) y media (B)
2 controles no efectivos, requieren acciones

preventivas

Riesgos con priorizcidn alta (A) y media (B) con
3 controles efectivos pero no documentados,
requieren de acciones preventivas

Riesgos con priorizacion baja © o alta (A) y media
4 (B) que tienen controles documentados y
efectivos, requieren seguimiento.

Ahora se procede a realizar la evaluacion de riesgos de las dos alternativas.

Alternativa 1.Reparacién de la unidad compresora # 1 del sistema de inyeccion

gas lift del Campo Rio Zulia, para la evaluacion de riesgos ver anexo A.

En este se hace una descripcion de 7 riesgos, de los cuales tres fueron
priorizados como A y cuatro como B; pero al realizar el analisis de los controles
se muestra que tiene controles documentados la mayoria los cuales son
efectivos, haciendo que las acciones de reduccion de riesgos tiendan a ser de

seguimiento lo cual reduce su costo de ejecucion.

Alternativa 2. Adquisicion del equipo de la unidad compresora #1 del sistema

inyeccion gas lift del Campo Rio Zulia. Para la evaluacion de riesgos ver anexo B.

En la descripcion de los riesgos de la segunda alternativa se evaluaron 6 riesgos,
priorizando a cuatro como tipo A y dos como tipo B. Al analizar los controles, dos
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de los riesgos no tienen definidos ningun tipo de control y quedaron clasificados

como nivel 1 requiriendo una accién inmediata.

Si el unico criterio de definicion en este momento fuera el analisis de impacto y
gestion de riesgo la alternativa por la cual se optaria seria por la de reparacion la

unidad compresora #1 del sistema de inyeccion gas lift del Campo Rio Zulia.

4.2 ESTUDIO ADMINISTRATIVO Y LEGAL

En estos apartes se tienen en cuenta todas las disposiciones legales referentes a
la actividad de explotacién de hidrocarburos y contratacién estatal, siendo las
principales leyes a observar la Ley 80 de 1993 y el decreto 1895 de 1973.

Como anexo C se tiene un normograma tomado de la Agencia Nacional de

Hidrocarburos'3, el cual se encuentra en actualizacion.

4.3 ESTUDIO TECNICO

Actualmente el sistema que se esta utilizando en el campo Rio Zulia, operaciones
del Catatumbo es el sistema de inyeccion gas lift, el cual opera de manera normal
con tres unidades compresoras. En las actividades de la operacion se ha
observado que una de las unidades compresoras no esta funcionando de manera
Optima, lo cual hace no soélo factible sino ademas necesario una intervencion, la
cual se puede encaminar a reparar la unidad compresora o sustituirla por una

nueva.

A continuacién se muestra un esquema que ilustra el compresor alineado con el

motor.

13 http://www.anh.gov.co/es/index.php?id=66
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Figura 13. Compresor y Motor, fuente Informe de alineacion realizado por la
empresa Confipetrol
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Uno de los factores a tener en cuenta en la parte técnica es el tiempo.

Para la alternativa 1, es decir, la de reparacién de la unidad compresora #1 del

sistema de inyeccion gas lift se tiene estimado un tiempo maximo de 40 a 45 dias.

La alternativa 2, es decir, la compra de la unidad compresora se tiene un calculo

aproximado de 2 meses desde que se solicita hasta que se terminan los tramites

de nacionalizacion y transporte sin contar el tiempo de montaje.

4.4 ESTUDIO FINANCIERO

Para el analisis financiero de las alternativas se deben tener presentes algunos

conceptos:
e Ingresos
e Costos
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Para las alternativas planteadas se requiere tener en cuenta los costos
asociados a las mismas. Esto se debe a que la operacion ya tiene un punto
optimizado y las alternativas no van a mejorar ese punto 6ptimo sino a permitir
que ese punto optimo se alcance, es decir, las alternativas no van a a permitir
que se genere un mayor ingreso al que se tiene programado pero si a que
alcance ese ingreso o0 que no se vea afectado el presupuesto por el hecho de
dejar de recibir ingresos debido a que se baja la productividad y la operacion
inadecuada lleva a la quema de injustificada de gas y con ello las sanciones y

multas.

Es por esta razon, que se sugiere realizar un analisis de costos teniendo como

metodologia el analisis del ciclo de vida.

Esta metodologia invita a asociar todos los costos relacionados con un producto,
desde la compra o adquisicion hasta el final de su vida util o valor de salvamento.
El analisis del costo del ciclo de vida hace especial énfasis en el analisis de
egresos Yy en particular los asociados a las posibles ocurrencias de fallas y/o
eventos no deseados en el sistema de produccidn. El no considerar estos
costos suele deberse a un efecto de visibilidad de los mismos conocido como
“efecto iceberg”, los analistas suelen detenerse en los costos de adquisicidon

olvidando los costos de produccion, mantenimiento y eventos no deseados.’

14 Confiabilidad Integral — Un enfoque préctico- tomo Il aplicaciones especiales, Reliability And Risk
Management S.A., paginas 132-133
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Figura 14. Efecto Iceberg para visibilidad de los egresos reales, Fuente

Confiabilidad Integral — Un enfoque practico- tomo lll aplicaciones especiales
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Algunos de esos costos pueden clasificarse como se muestra en la siguiente
tabla.

Tabla 12. Ejemplo Egresos en el ciclo de vida, Fuente Confiabilidad Integral

— Un enfoque practico- tomo lll aplicaciones especiales

de Costos Deseados
¢ Disefio e Operadoresde * Materiales e Fallas
¢ Desarrollo Planta e Inventario e Paros
e Comprade * Ingenieros equiposde e Accidentes
Planta * Petréleo respaldo.
e [nstalacion * Gas ¢ Costosde
e Entrega e Electricidad almacenamiento
Elementos  eEntrenamiento *Vapor * Ingenieria de
de Costos Personal *Agua Soflnr
e Manualesy °Ta||er_es de
Documentacion trabajo.

e Herramientasy e Contratistas.
Facilidades o Staff

e Supervisores

42



FACTORES DETERMINANTES PARA OBTENER LA MEJOR OPCION.

La necesidad de llevar a cabo un analisis de reemplazo surge a partir de una o
varias de las siguientes razones:

1. Desempeno disminuido. Cuando debido al deterioro fisico, el desempefio
esperado a un nivel de productividad (funcionar a un nivel dado de calidad,
cantidad y eficiencia) se ve disminuido, trayendo esto consecuencias al negocio.
Esto se manifiesta por una disminucién de la produccion y/o por un aumento de
los costos de produccion

2. Requisitos alterados. El| equipo existente no puede cumplir con los nuevos
requisitos legales o regulatorios bien sea a nivel de empresa, leyes locales o
requisitos de los clientes. En este caso el cambio es practicamente mandatorio y
el estudio se reduce a la evaluacién de la mejor opcion de reemplazo.

3. Gastos de capital: En este caso mantener el equipo en operacion requiere de
inversiones grandes y surge la necesidad de evaluar la factibilidad de reemplazo
del equipo.

4. Restricciones. En este caso el estudio surge debido a que el equipo no puede
cumplir con los planes de produccién y es un “cuello de botella” presente o futuro.
5. Imagen o intangibles. En este caso la inversion se justifica por la imagen
deteriorada o por otros intangibles que han de justificarse financieramente.

Vida Remanente. Es el tiempo 6ptimo a partir del presente donde debe hacerse el

reemplazo del equipo actual por un equipo nuevo.
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Costo de una Activo.

.. Qué es PAS 5572

Respuesta: FPAS 55 es la Especificacion Bnrtish Standard
Disponible al Publico para la gestion optimizada de activos fisicos
esta provee las definiciones claras y la especificacion de 28
requerimientos para establecer y auditar un sistema de gestion
integrado y optimizado a lo largo del ciclo de vida para todo tipo de
activo fisico. La actualizada y reconocida internacionalmente PAS
55 esta demostrando ser la esencial, clara y objetiva definicion de
todo lo requerido para demostrar competencia, establecer
prioridades de mejora vy capitalizar dichas mejoras, lograr
conexiones claras entre los planes estrategicos organizacionales y
el trabajo real diano vy las realidades de los activos

PAS 55 aplica a cualquier organizacion bien sea publica o privada
regulada o no regulada, que tenga una alta dependencia en
infraestructura o equipos fisicos. Esta describe qué debe ser hecho
en una planificacion e implementacion sincronizadas, en la gestion
integrada de la adquisicionfcreacion, operacion, mantenimiento vy
renovacion/desincorporacion y en los muchos "habilitadores™ que
impulsan un desempefio optimizado v sustentable

Es requisito de PAS 55 que para establecer el Plan de Integridad Operacional de
los activos fisicos y lograr la continuidad operativa, preservar sus funciones,
cumplimiento de los compromisos establecidos en produccion, seguridad,
ambiente y garantizar el desarrollo sustentable es necesario determinar el ciclo de

vida optima del activo.

Se deben incorporar las practicas de confiabilidad durante todo el ciclo de vida,
aun cuando esto afiada tiempo y costos al desarrollo, llegando a un nivel de
inversion considerando la optima relacion de Costos-Riesgos-Beneficios al
comparar los Costos de Capital vs los Costos de Operacion, evitando ir a los

extremos que se muestran en la siguiente grafica.
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Figura 15. Curva de Costos de Ciclo de Vida.

Costos bajos en Disefia y Alto en Operacion
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Disefio y Construccidn ~ Operacion y Mantenimiento

Curvas de Castos de Cicla de Vida. Fuenie: Manuales de adiestramienito de TWPL

Analisis del Costo de Ciclo de Vida.

El Analisis de Costo de Ciclo de Vida, asegura la combinaciéon 6ptima de los
costos de capital, costos operativos, asi como de los riesgos al establecer un
sistema para identificar, evaluar, corregir y documentar, de las distintas
alternativas en el tiempo esperado de vida.

Costos de Capital, (CAPEX se refiere a los costos de disefio, construcciéon e
instalacion) y Costos de Operacion (OPEX se refiere a los costos incurridos para
operar y comprende los costos de energia y mantenimiento del activo) y los
costos asociados a paradas de planta asociados al equipo en cuestion.

Figura 16. Costo total del ciclo de Vida de un Activo.

L COSTO TOTAL DEL CICLO DE VIDA
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e\ 4

T T T TN TNV TN | ettt ey
PERDIDA ] COSTO DE
PRODUCTO & CALIDAD | DESINCORPORACION

f ? f ...........+.......... i ?

Elementos de Elementos de Elementos de Elementos de Elemenios de
Costos Costos Costos Caostos Cosftos

Categoria | CAPITAL | | OFERACIONALES
de Costos

| MANTEMIMIENTO |

Costos del Ciclo de Vida en Blogues. Fuente: The Woodhouse Partenership Ltd
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Los problemas de baja confiabilidad en equipos originan costos de

operacion crecientes, de capital para reemplazarlos, la no obtencién de ingresos

adicionales o potenciales, los cambios en requerimientos de producciéon o la

imagen.

Figura 17. Analisis financiero para el costo de Ciclo de Vida.

Analisis Financiero (Valor Presente Neto) = VPN
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INVESTIGH '
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o
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2 3
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(o] _
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L | ossfio COSTOS DE LA BAJA CONFIABILIDAD = RIESGO
T INVESTIGY

DESINCORPORACION

TIEMPO (ANOS)

Flujo de Caja Distribuido. Fuente: TWPL

Para determinar el punto optimo se desarrolla la curva de Costos de Capital y la

curva de Costos de Operacion, con tres escenarios; Optimista, Medio y Pesimista,

esto representa la diferencia entre escenarios que nos permite simular la

incertidumbre, identificar las alternativas asociadas para jerarquizarlas segun su

beneficio.
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FIGURA 18. COSTO DE CAPITAL Y COSTO DE OPERACION.

SI LA ACCION PROPUESTA SE EJECUTA A UNA FRECUENCIA QUE CORRESPONDE A:

1.- EN EL PUNTO OPTIMO VIDA ECONOMICA - MAXIMO BENEFICIO PARA EL NEGOCIO

2.- DERECHA DEL PUNTO OPTIMO - SE ESTA INCREMENTANDO EL RIESGO Y/O COSTOS

OPERATIVOS
3.- IZQUIERDA DEL PUNTO OPTIMO - NO SE APROVECHA TOTALMENTE LA VIDA DE

LOS EQUIPOS.
CALCULO DEL COSTO DE VIDA DE UN ACTIVO.

Estos se obtienen del Analisis de los Costos de Ciclo de Vida: en el valor presente
de los gastos anticipados durante la vida del sistema, ejemplo; gastos de
repuestos, refacciones, operacion y mantenimiento.

El costo del Ciclo de Vida, se calcula como:

CCVv=2Cl+ CO + CMP + CTPC + CMM - VR.
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+ CCV- Costo del Ciclo de Vida.

+ Cl - Costo de la inversion inicial

+ CO - Costo operacionales

+ CMP — Costo de Mantenimiento Planificado

- CTPC - Costo por baja confiabilidad (Correctivo + penalizacién)
- CMM - Costo por mantenimiento mayor

- VR — Valor de salvamento o de reventa.

Los costos por baja confiabilidad conducen a penalizaciones o multas debido a
que la no disponibilidad del equipo produce diferida de produccion y el gas que no
se inyecta debe ser quemado a la atmosfera; el decreto 1895 de 1973 quema no

justificada de gas, la cual puede llegar a US$5000 dia.

El valor de los ingresos corresponde a la produccion por tener el equipo en
servicio, es decir con el equipo en servicio se tiene una produccion de 90
barriles/dia, ya que el gas comprimido es inyectado para ayudar a la unidad a

extraer mayor cantidad de crudo.

El precio del barril’® es de US$86.71
TRM (ddlar)® $1875,32

El indicador financiero que se tendra en cuenta para tomar la decision es el valor
presente neto, el mayor costo beneficio (VPN CON PROYEC - VPN SIN
PROYEC)/INVERSION.

15 http://www.ecopetrol.com.co/default.aspx, consultado el 10 de febrero de 2011 a las 00:30 a.m.
16 http://www.ecopetrol.com.co/default.aspx, consultado el 10 de febrero de 2011 a las 00:30 a.m.
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Costos asociados al proyecto segun la Metodologia de Analisis Econémico
del Costo del Ciclo de Vida de un Activo:

e Costo de Inversiéon: Corresponde al costo del equipo nuevo o al costo de
la reparacion de la unidad compresora. Diserio investigacion.

e Costo de Operacion: Incluye valor estimado del salario de los operadores,
asi como los costos de los servicios publicos, agua luz Internet, teléfono.

e Costo de Mantenimiento: Corresponde al costo de repuestos incluido el
cambio de aceite, fabricacion de partes, salario de contratistas.

e Costo de Entrenamiento de Personal: Corresponde a la transferencia de
tecnologia, manuales instructivos efc.

e Costo por baja confiabilidad o paradas inesperadas: Corresponden a

los costos asociados a la no disponibilidad de los equipos

Nota para flujo de caja caso actual:

Se tuvieron en cuenta las siguientes consideraciones:

El equipo ya habia terminado su vida util 20 anos, por lo tanto el afio 20 del
equipo corresponde al ano 0 del proyecto, por lo que su depreciacion no fue
tenida en cuenta.

Se utilizé un WACC del 14%.

Se estimo el precio del barril del en 45 délares y una TMR de 1800 pesos.

Se estimd una produccién diaria de 85,5 barriles diarios incluida las regalias a

la nacion.
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Segun informacién de Ecopetrol se tomé multa diaria por quema de gas
equivalente al 20% de la produccion que se hubiese tenido si estuviera
disponible. Costo no deducible.

Se considerd un impuesto de renta del 35%.

Se considera un precio de mantenimiento mayor igual a 600 millones de
pesos, dicho mantenimiento se realiza cada 5 afios (Aprox 40000 horas), y
los dias de parada para ejecutar el mantenimiento mayor es de 50 dias.

Se considerd un incremento anual al costo de operacion del 5%.

Se considerd un incremento anual al costo de mantenimiento del 10%.

Se considerd un costo por fallas no programadas o baja confiabilidad de

200 millones de pesos anuales con incrementos anuales del 10%.

Nota para flujo de caja caso reparacion:

Se tienen en cuenta las mismas consideraciones del caso actual con cambios en

los costos de inversién, mantenimiento y otros costos que se escriben a

continuacion:

Se tiene un costo de inversién en la reparacion de la unidad compresora de
1000 millones de pesos.

El costo de operacion es igual al caso anterior.

El costo del mantenimiento es 20% menor al costo de mantenimiento del
caso anterior o caso base.

En los primeros 6 afios no se consideran fallas no programadas.

El costo del primer mantenimiento mayor es el 40% menos al caso base
esto es 360 millones de pesos. Informacion suministrada por Ecopetrol S.A
El costo de fallas no programadas es de 15 millones de pesos a partir del

primer mantenimiento mayor. Informacién suministrada por Ecopetrol S.A
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Nota para flujo de caja caso compra de equipo nuevo:

Se tienen en cuenta las mismas consideraciones del caso actual con cambios en

los costos de inversion, mantenimiento y otros costos que se escriben a

continuacion:

Se tiene un costo de inversién en compra de la unidad compresora nueva
de 2680 millones de pesos.

Se considera un valor de salvamento del equipo viejo por valor de 600
millones de pesos, que es el valor aproximado para un equipo que seria
reutilizado en otro campo, para su edad de servicio. Para nuestro ejercicio
el equipo tiene 21 afios, acaba de cumplir su vida util.

El costo de operacion es un 20% menos al caso de reparacion debido a
que con la unidad nueva no se tendran horas extras de parte de los
operadores, menor consumo de servicios. Informacién suministrada por
Ecopetrol S.A

El costo de mantenimiento es un 30% menor al caso de reparacion, debido
a que se consumira menos aceite de reposicién en la maquina y no
presentara horas extras de parte de la empresa contratista. Informacion
suministrada por Ecopetrol S.A

El costo del primer mantenimiento mayor es de 252 millones de pesos que
es 30% menos al caso de la reparacion.

No se consideran fallas no programadas en sus 10 primeros anos de vida
util; la vida util es de 20 anos.

Los costos de entrenamiento manuales y transferencia de tecnologia es de
350 millones de pesos. Precio de fabrica incluye arranque y puesta en

servicio del equipo.
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A continuacion se muestra una tabla resumen, la cual compara los resultados

obtenidos.

Tabla 13. Comparativo del analisis de costos de las dos alternativas respecto
el caso base o actual; es decir la diferencia de flujos con proyecto menos sin

proyecto para cada alternativa.

ANO REPARACION- CASO BASE. | COMPRA-CASO BASE
1 $ (850,500,000.00) | $  (1,938,426,250.00)
2 $ 458,783,750.00 | $ 601,255,750.00
3 $ 475,228,750.00 | $ 621,421,350.00
4 $ 493,318,250.00 | $ 643,546,180.00
5 $ 513,216,700.00 | $ 667,823,296.50
6 $ 156,000,000.00 | $ 347,873,989.33
7 $ 495,921,620.00 | $ 695,858,617.79
8 $ 519,998,744.50 | $ 725,167,720.13
9 $ 546,483,581.45 | $ 757,334,563.48
10 $ 575,616,902.10 | $ 792,641,263.49
11 S 171,600,000.00 | $ 378,195,058.65
VPN $ 1,301,836,352.88 | $ 1,136,567,963.14
TIR 53% 29%

Analizando los resultados obtenidos en la tabla 13, Tenemos:
e Sin contemplar los riesgos asociados a las garantias y al arranque
satisfactorio de la unidad nueva, la mejor alternativa es reparar el equipo
pues tiene un costo beneficio (VPN-diferencial/Inversién) mayor a 1.
e Aunque el costo de mantenimiento es mucho mayor al caso de la
reparacion, la inversion cumple un papel de mayor preponderancia ya que

para el caso de la compra afecta en gran manera la liquidez de la
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compafia y a corto plazo reduce en gran manera el valor presente neto

para dicho proyecto.

Flujo de caja de las dos alternativas
con analisis costo beneficio.

1000000000 -
500000000 -

0 -
-500000000 - 2 3 45 6 7 8 91011

mANO

B REPARACION- CASO BASE.
-1000000000 -

COMPRA-CASO BASE
-1500000000 -

-2000000000 -

-2500000000 -

Figura 19. Flujo de caja de las alternativas para la puesta en servicio de la

unidad Compresora.

Analizando la grafica tenemos que el caso de reparacion tiene un mayor
costo beneficio, sin embargo si el periodo analizado fuera mayor
tendriamos que la mejor alternativa seria la compra de la unidad ya que los
costos de fallas no programadas provocarian flujos negativos los cuales
conllevan a que definitivamente es necesario la compra de la unidad
compresora.

Podemos determinar de manera clara que en el costo de un activo existen
muchos costos que deben ser analizados antes de tomar decisiones
apresuradas para la compra de una unidad nueva, ya que todo equipo
requiere de mantenimiento, entrenamiento de personal, repuestos, costos
de equipos de apoyo para la puesta en servicio y demas costos
mencionados en la Figura 14. Efecto Iceberg para visibilidad de los
egresos reales.
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4.4.1 Analisis De Sensibilidad Baja Confiabilidad.
Se realizé un analisis de sensibilidad teniendo como variable critica las paradas

no programadas, debido a la baja confiabilidad.

Se tienen en cuenta las siguientes asunciones:

e Segun experiencia de Ecopetrol se toma un dato de 50 dias de paradas no
programadas en el afio por baja confiabilidad.

e Se toma un costo de fallas no programadas con un valor aproximado de 15
millones de pesos anuales, representados principalmente en las horas
extras de los mecanicos de mantenimiento.

e Se toma un valor de multa por quema de gas durante los 50 dias al afio de
paradas no deseadas, calculadas como el 20% del valor que produciria si

estuviera disponible con un valor de $69 255 000 anuales.
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Tabla 14. Comparativo del analisis de costos de la alternativa de reparacion
de la unidad respecto al caso base Vs Costos de la misma reparaciéon con

sensibilidad a las paradas no programadas.

ARO REPARACION- CASO BASE. | REPAR BAJA CONFIABILIDAD-CASO BASE
1 -$850,500,000.00 | $ (860,250,000.00)
2 $458,783,750.00 $ 154,700,000.00
3 $475,228,750.00 $ 171,145,000.00
4 $493,318,250.00 $ 189,234,500.00
5 $513,216,700.00 $ 209,132,950.00
6 $156,000,000.00 $ 156,000,000.00
7 $495,921,620.00 $ 231,021,245.00
8 $519,998,744.50 $ 255,098,369.50
9 $546,483,581.45 $ 281,583,206.45
10 $575,616,902.10 $ 310,716,527.10
11 $171,600,000.00 $ 171,600,000.00
VPN $1,301,836,352.88 $164,438,210.45
TIR 53% 19%
| cosTo-BENEFICIO | 1.3 0.16443821

e Una mala confiabilidad produce un costo beneficio (Costo beneficio =0,16)
menor al costo beneficio de compra de un equipo nuevo (Costo
beneficio=0,4), por lo que podemos asegurar que si la estrategia de
mantenimiento no es adecuada sin duda la mejor alternativa seria comprar
la unidad nueva.

e Analizando la tabla anterior vemos que una mala confiabilidad, provoca una
reduccion considerable de los flujos anuales del proyecto de reparacién, es
decir el andlisis econémico del costo de ciclo de vida de un activo
debe estar ligado a una estrategia de mantenimiento que asegure la
confiabilidad de la reparaciéon. Por ejemplo una mala confiabilidad se
representa en una mala planeacion, es decir falta de repuestos, mala

metrologia, analisis de condicion de baja asertividad, falta de seguimiento a
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los indicadores de tiempo medio entre fallas y RCA (analisis causa raiz)
deficientes, provocan en los equipos paradas inesperadas y lo mas
importantes la demora en la consecucion de los repuestos o la fabricacion
de partes Sub estandar delimitan la capacidad de ejecutar mantenimientos

sin reprocesos.

Flujo de caja Sensibilidad a las
paradas no programadas.
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Figura 20. Flujo de caja de la sensibilidad a las paradas no programadas.

Analizando el grafico de barras vemos la importancia de una buena
ejecucion de mantenimiento, los flujo anuales se reducen a menos de la
mitad cuando existe una estrategia inadecuada de mantenimiento, de esta
manera podemos asegurar que el mantenimiento es de item de mayor
relevancia en el andlisis del costo de vida de un activo. Si analizamos el
caso contrario es decir buena estrategia de mantenimiento se hace
necesario establecer una politica clara en cuanto al cambio de equipos ya
que si la reparacion se realiza de manera adecuada con una buena
estrategia de mantenimiento, los equipos pueden llegar a envejecer sin

llegar a perder su capacidad de funcionamiento.
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4.4.2 Analisis De Sensibilidad Variacion precio del délar y precio del Barril de
Crudo.
Se realiz6 analisis de sensibilidad al precio del barril y al valor de la TRM, como

variables criticas para la Industria del hidrocarburo.

Se tienen en cuenta las siguientes asunciones:

e Se toma un valor de la TMR de $ 1400.

e Se toma un valor de 38 ddlares el barril.

e Con la reduccion del precio del délar se reduce el precio del equipo nuevo
ya que este equipo tiene un valor de $ 1,488,888.89 USD. Por lo tanto el
valor de la inversion para la unidad nueva en pesos seria de 2,010,000,000.
COP estariamos reduciendo el valor de la inversion un valor de $
670,000,000 COP.
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Tabla 15. Comparativo del analisis de costos de alternativas Vs Costos de
alternativa de compra de la unidad con sensibilidad al precio del délar y al

precio del barril.

ANO COMPRA- CASO BASE. REPARACION- CASO BASE. |S.V $ USD & $ BARRIL
1 S (1,938,426,250.00) S (850,500,000.00) | S (1,369,444,500.00)
2 S 601,255,750.00 S 458,783,750.00 | $ 436,587,500.00
3 S 621,421,350.00 S 475,228,750.00 | $ 482,883,100.00
4 S 643,546,180.00 S 493,318,250.00 | S 505,007,930.00
5 S 667,823,296.50 S 513,216,700.00 | S 529,285,046.50
6 S 347,873,989.33 S 156,000,000.00 | $ 310,353,989.33
7 S 695,858,617.79 S 495,921,620.00 | S 557,320,367.79
8 S 725,167,720.13 S 519,998,744.50 | $ 586,629,470.13
9 S 757,334,563.48 S 546,483,581.45 | S 618,796,313.48
10 S 792,641,263.49 S 575,616,902.10 | S 654,103,013.49
11 S 378,195,058.65 S 171,600,000.00 | $ 340,675,058.65
VPN S 1,136,567,963.14 S 1,301,836,352.88 $ 1,051,606,493.93
TIR 29% 53% 33%
0.424092524 1.3 0.52318731

e En el analisis econdmico del costo de ciclo de vida de un activo, el valor del
ingreso depende principalmente del valor del precio del barril, es decir
nuestro esfuerzo en mejoras de la confiabilidad no incrementara la
rentabilidad del proyecto si el precio del crudo cae bruscamente ya que los
ingresos para las compafiias se reduciran considerablemente, es por tanto
que el precio del barril es pactado durante largos periodos con el propdsito
de cubrir altos y bajos en el precio del barril.

e Si analizamos la sensibilidad al precio del délar vemos, que para el caso de
compra de la unidad tenemos un ahorro ya que la unidad es comprada en

ddlares por tanto con menos pesos podremos adquirir la misma unidad, sin
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embargo aunque es mas rentable el proyecto de la compra de la unidad
con el precio del ddlar bajo, su costo beneficio no mejoro en comparacion
del caso real, debido a que también presentamos un cambio o reduccién en
el precio del barril, por lo tanto la produccion aunque se mantuvo su ingreso
presentd reduccion considerable.

Si comparamos la alternativa de la compra de la unidad con su reparacién
en términos de sensibilidad del precio del dolar y precio del barril vemos
que la reparacion sigue siendo mas rentable ya que aunque tuvimos menor
inversion sus ingresos se redujeron considerablemente al presentar

también reduccion del precio de barril.
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CONCLUSIONES

Se concluye que la mejor alternativa para la puesta en servicio de la unidad, es la
reparacion, se llega a esta conclusion luego de un analisis econémico del costo
de ciclo de vida de un activo, para nuestro caso el activo recién cumple su vida util
estos es 20 afos. Para un activo como el caso de compresores industriales que
lleve 40 anos de servicio estariamos mas cerca de contemplar la compra de la
unidad nueva, esto se debe a que los costos asociados al mantenimiento se
incrementan de manera considerable.

El costo beneficio de cada alternativa fue calculado con las consideracién
descritas en cada caso, dando como resultado que para el caso de la reparacion
es de 1,3 mientras que el caso de compra es de 0,42. De esta manera se
demuestra que la mejor opcion es la reparacion. Este resultado obedece
principalmente al costo de inversion el cual es muy alto en el caso de la compra y
en comparacion con la reparacion los ingresos no son tan diferenciados por tanto
el VPN para el caso de la reparacion es mucho mayor que para el caso de la

compara en el periodo de tiempo analizado.

En el analisis de nuestra monografia pudimos comprobar que el costo del
mantenimiento es el mas influyente para el calculo del valor presente neto
en el analisis econdmico del costo del ciclo de vida de un activo. Entonces cuando
realizamos el anadlisis de sensibilidad a la baja confiabilidad en el
mantenimiento el produce paradas no programadas, pudimos observar que
cuando el manteniendo no esta ligado a una buna estrategia de mantenimiento el

proyecto de reparacion es inviable. El valor del costo beneficio en este analisis de
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sensibilidad es de 0,16 el cual es un valor menor que 1, lo cual lo hace un

proyecto inviable.

Para el caso de la sensibilidad a la reduccién del precio del délar y el precio
del barril vemos, que para el caso de compra de la unidad tenemos un ahorro ya
que la unidad es comprada en dodlares por tanto con menos pesos podremos
adquirir la misma unidad, sin embargo aunque es mas rentable el proyecto de la
compra de la unidad con el precio del ddlar bajo, su costo beneficio no mejoro en
comparacion del caso real, debido a que también presentamos un cambio o
reduccion en el precio del barril, por lo tanto la produccién aunque se mantuvo su
ingreso presentod reduccion considerable. El costo beneficio de este analisis es de
0,52 por tanto sigue siendo inviable. Por tanto se concluye que para nuestro
proyecto el precio del délar y el precio del barril son variables muy criticas para
este tipo de proyectos, se debe analizar cuidadosamente y reducir el riesgo a

través de pactos de conservacion precio del dolar en periodos del proyecto.

Los riegos asociados de mayor relevancia en el caso de la compra de la unidad
nueva es el aprendizaje de nuevas tecnologias para los operarios, ademas de la
adquisicion de repuestos los cuales debe ser catalogados y tener en existencia en

el mismo instante de su puesta en servicio.

Para el caso de reparacion el mayor riesgo es la estrategia de mantenimiento ya
que una mala planeacién, mala metrologia y la falta de asertividad en los
diagnostico de analisis de condicién o mantenimiento predictivo, provocan fallas
repetitivas y por ende se reduce la produccion que significa reduccion de
ingresos. Por tanto se concluye que todo proyecto de reparacién debe estar
alineado con un buena estrategia de mantenimiento, una evaluacion periédica y
oportuna de los indicadores de confiabilidad y ejecucién de tareas resultantes de

los andlisis causa raiz(RCA), que aseguren la confiabilidad de la reparacion.
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Anexo A. Riesgos Alternativa 1

IMapa de Riesgos Altemativas Campo Rio 20 Mapa de Riesgos alternativas Campo Rio Zulia-
Altematival. Reparaciaon de la unidad com Alte rmativa 1. Reparacion de la unidad compresora# 1 del sisterma de irveccion de gas litt de Campo Rio Zulia

Mo, Fac tor de riesgo Riesgo Descripcion Posibles consecuencias

Interno | Extemo

Ausenciaderecursos econamicos para |Mo setiene partida presupuestal para
1 |Econdmicos K financiar la reparacion de |a unidad repar aciones en el siskermade
COFnpresora i eccidn gas lift

Baja en la productividad del carmpo
Ouemas injusificadas de gas

El persanal dela empress contratista
El personal contratado por laempresa

. . . no cuenta con las comp etencias Malareparacidn de launidad cormnpresora
2 |Persanal * hio es idoneo parala ejecucion dela L . . .
L. rinirnas requeridas para realizar la generando posblesfdlas
actividad |abar

. Mo setienen presente |25 regulaciones
Mo == tienen en cuenta los . .
3 Legal * requerimientos lezales de contratacidn y |as dernas asaociadas
5 & al decreto 1895 de 1975

MWultas o sanciones por violaciones alo
establecido en la ey

Mo se cuentacon 10s repuestos

. K L. Retraso en laobramanteniendo una baja
e regquieran deregouestos que deban |necesarios para hacer la reparacidn y

4 |Operativ o * . . en laproductividad del carmpo v quetna
ser importados los proveedores no los tienen a L. .
. . injusificadade gas
disposician.
La ermpres contratista no off ece te puede generar un sobrecosto g la
. . garantias por el funcionamiento dela  Junidad compresoravuelve a fallar despues
. Mo existen gar antias de A ) . ) .

5 |Operativo * N unidad compresora debidao a que no es|del mantenimerto correctivo debido alas
nueva vy lleva varios afios en mignas causas tratadas o a otras derivdas
funcionarpiento delareparacon
El equipo de launidad compresora Segenera sobre costo por el

] } uede presentar fadlas despues del mantenimiento correctivo, adermas de una

& |Operativo x Fallarecurrente del equipo P p | . P . L
Fnarteni i erto Correctivo por no baja en la productividad del carmpoy
realizar unaadecuada puesta apunto.  [gquema injustificada de gas

. P . Mo se siguen adecuadamente los . . .
. Manipulacidn indebida de elementos a bl . Posibles accidentes que caloqu et en riesgo

7 |Cperativo = protocolos de mantenimiento . k

reparar. . lavidadelos operarios.
Correctiva.
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Anexo A (continuacion)

Probabilidad

Impacto

Prioridad

Analisis de controles

Hivel

Alto

Medio

Bajo

Alto

Medio

Bajo

{ A,B,0 C)

No existe

De scripcion controles
existentes

Existe ¥ no es
efectivo

Existe pero no
documentado

documentado
y efectivo

2

2

El presupuestoanuel aprobado
R BEernadelamps

Fliegade licitacidncon

o5 pecificaciones tec nicas del perfil
de los ope@nicsa imtzreniren la
obm

Estudio de ks pliegos de lciacion
por & | de partame mo jurdica

Evaluecid nde parte delequipo
técnicoquee @ os
reqLEriMientos pardque 5&
establezcan bos pliescs de

Ik taciones

Foleas ycBusUlE de
- umplimie mo definidas en pleso
de licitacian

Hop de wida ¥ mamte nimie mo
prevent o de | equipo

Imfiorme de superdsor e
imereemor de Bobra y protocoks
de mantenimemos de B unidad
compresoR
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Anexo A (continuacién)

Reducirel Riesgn

ReviRr periddicamemte I partidas prsupuestaks
te niendio en cuenta kos sesvimie mos & informes

e nicos de mAMe nimiento yope r@acidnde B unidad
compresoray el sktema de imgeccidngas lift.

ECOPETROL

Reducirel Riesgo

werificarque se incluyen las especificaciones
minimes necesariss paa ks perfiks de bBs persons
que van imtersniren Bob@.

Hacer seguimie mo en el proceso deco mEtacion
que se cumple fEumsa me me con bodefindo

ECOPETROL

Reducirel Riesgo

werificarque se tienenencue ms todos ks mqUEitos
de ey mbciomdos conel proceso de contatacidny
operacion

ECOPETROL

Reducirel Riesgo

realkar ura supsrk i tée nica amtes d & definirks
pliesgcs, Faci ndo unaréliss de dis ponibilidad de ks
repuestos con o5 potenc@les proweedoes

ECOPETROL

Reducirel Riesgo

Rewiarque B chBsuls del plego incluyen st
die|t@Ebajo.

Hacer seguimiemaa B epamcidndumnte v
postariora B misme

ECOPETROL

Reducirel Riesgo

sepUimiemooon B fickes da ma me nimie mo
preye M.

ECOPETROL

Reducir el Rie sgn

ceguimienadurants Bejecwcidnds b obrs pam
werificar e | IGoade: @dode bos protocoks
partinemtes de mamte nimia mo

ECOPETROL
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Anexo B. Riesgos Alternativa 2

IMapa de Riesgos Altermativas Campa Rio Zulia-
Altemativa 2. Compra de la unidad compresora # 1 del sisterma de inveccian de gas lift de Campo Rio Zulia

Tipo
Ho. Factor de riesgo Riesgo Descripcion Posibles consecuencias
Interno | Bxterno|
. L Mo se tiene partida presupue stal
Ausencia de recursos econdmicos ) . .
- § _ para la cormpra de la unidad Baja en la productividad del campo
1 Econdmicos * parafinanciar la compra de la ) T
) compre sora del sisterna de Cuernas injustificadas de gas
unidad compresora ) . K
inyeccion gas lift
. Dermora en lallegada de los
Eltramite de laimportacion se ) X z . .
R i equippos irmportados para Baja en la productividad del campo
2 E dernaore mas de los estipulado por . S
reemplazarla actual unidad Cuernas injustificadas de gas
el proveedar
compre sora #1
Mo se tienen presente las
5 Leasl o Mo se tienen encuenta los regulaciones de contratacion y las | Multas o sanciones por violaciones a lo
e requerimie ntos legales demas asaociadas al decreto 1595 |establecido en laley
de 1973
Demara del personal de laempresa
. Aprendizaje de latechologia par en aprenderla techologia de los Baia en la productividad del campa
4 Cipe rath o x K . . L .
parte del personal de la empresa.  |eguipos durante lainstalacidn v Quemas injustificadas de gas
pruebas que se efectuen al mismao
Demora porencima de los tiempos . )
. ) . ) ) ) . Perdidas no progratnadas por baja
) Tiermnpo de instalacidn launidad previstos para lainstalacidn v T R
5 Operatio o . ] productividad, querma injustificadas de
compresara puestaen funcionamiento de la
. gas.
unidad compre sora #1
Fallat del i de | El equipo de la unidad compresora |$e genera una para no program ada del
allatemprana del equipo de la
& Cperati o Y ) R auip puede presentar fallas temprana campo o baja de productividad v
unidad cormpresara . . ) -
despues de lainstalacidn del mismo] que ma injustificadas de gas.
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Anexo B (continuacion)

Probabilidad Impacto Prioridad Andlisis de controles Hivel
=] =] o A2 a A
=] = 2 =] = il . De scripcion controles Existe yno es | Existeperono | documentado
= H = = e = { A,B,0 C} | Ho exste w . .". D . 2 3
< = -] = = -} exXistentes efectivo docum entado v efective
% w B EIprEupuest\:_vanlaI gprobado %
pamE Bgerncia delampo
s 4 A x
Estudiode bos pliegos de licicion
- = B por elde partame nto juridico = =
k4 ® A %
Croncerames de Tratajo.
x = A Infarmes de supervsicnde B oba =
Hoj de wida y mantz nimie mto
prevent o delequipo
o o A polzas ycBwsuls de 4
i umplimie mto definidas en pliegs
de licitacion

70




Anexo B (continuacion)

Reducir el Riesgo

FevBar periddicameme Bs partids presupuestaks
teniendoencuema ks seE uimiemos & imfommes teonicos def
mamtznimie mo y operacidnde & unidad compresaray el
sisterma de impeccidngs Iift paradete rminar el momemo
de mpesicidnds B unidad comprsom

ECOPETROL

Reducir el Riesgo

Hecerunseguimiento de todo el process de imporacicn
desde B solkitud hesta b lkgadaal pas ytraskdoacampo
RiozulE

ECOFETROL

Reducir el Rieszo

wiarificar que se tienenencuenta todos ko6 req usitos de ey
mBcioredes con &l prooeso de contra@cion yopeEcicn

ECOPETROL

Reducir el Riesgo

pefinirunclam pln de temferenciade tecnokaa y
conot imie Mo, tomando un g rupo de empleados que
comvinen Bexpenencia y juventud, tomand acomm
pricridad ks que lFEyantenidoexperiencE con b
tec nokogia que se coloca oconsimibes

ECOFETROL

Reducir el Riesgo

Superyisar corsEnteme e ks avances de Bobm,
biscando &l cumplimizmadel cmncaeme defindo

ECOPETROL

Reducir el Riesgo

seguimientaoon Bs fickes de mamte nimie mho prews Mo,
Hacercumplirtodas b5 chsuEs de sarantadel tabajo
siempre y cLendos: requiera

ECOPETROL
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Anexo C. Normograma

Adminislraciin de
Reisrao Flaleoi

HORMOCORAMA

Decreto 1760 de 2003, For la cunl s= escinds Ecopstrod, 3= modifica su ssfructurs onganica y se crea la Agencis Naconal de Hidrocarburos.
Deecrete S55 e 1334, Mo para @ vents de bieres de propiedad de s EnSdades que no Meoquisran pam su servico (Ars 12, 14 y 16}
Ley 734 de 2002, Cadign Discpiinaro Unico, capfulo ssgundo, deberes,

Fesokacitn de regiamentackn ¥ funClonamiento de cajas menores del Ministerio de Hacerda y Crédio Poblico.

F=soiuciin inkema de corsStaciin de caja menor de s ANH.

Fesokclin orgdnica Mo 04535 de 1930, Procedimientas y accliones a seguir con acasion de pérdlda de bisnes o fondos de la Mackn
Fomsoluciin 255 de 2006, Inskrictie pem e mansls sdminisiaivo de biepes propiedad de I3 Agenca Macional de Hidrocarbears.

Mormas de austerided def gasio pébion.

Plan General de ia contsbdidad pabica.

Ciroular externa Mo, 11755 de la Contaduria General de [a Repobilocs

Ciroular instrucivo para & manels de CAjE Manor.

Decretos 233 1-2007, B95-2008 y resgiucikin 180506-2008 del Minisisrio de minas y enengia, on dorde s& estabiece el reporie de sustiucion ¥ uso de
fuerie s wminkcas

Admisieiraciin de la
Bt

NORMCORAMA

Decreto 1760 g 2003 Creacion ot 53 ANH

L=y £24 de I000 Ley General de archhics

F=sotuciin 045 de 4 de marzo de 2005, poris cual == rea = comi de anchivo

Aruerda & de 2001 Pautss pars iy sdmnistracion d= las comunioacionss oficiales &n ixx snbdades pobiicas y las privedas gue cumpisn funclonss)
pabicas

Aruerdo 42 dei 2002 Criterion pam i organtaciin de los archivos de gesbén em s enbdades pinicas ¥ iz privadas goe cumplen funclonss)
pabicos

Fesolaciin 457 de 25 de dickemibne de 2105, por i cusl se adoplan [as o de retencan

Fezolaciin 458 de 25 de diciemibre de 2005, por @ cusl se adopty = Manual de comespondencis y anchive

TECHOLDGLA DE INFORMACKIN Y COMUNICACIONES

Dfrectva Fresidencial 002 de 3002

Gestida Contractual

HORMCORARA

Resokacion 1 el 2008 dzsagregacion del presupuesio

F=sciociin 451 por is coal se adopts =1 Manual de Confratacin Administabya de 2008,

Decreto 2474 de 2008 por lo cual se reglamensa parciaimentes la Ley 80 y ia Ley 1150 de 2007 sobne |s modaldades de seieocian publicidad,

seieccion objetva y se dician oiras disposiciones

Ley 20 de 1993 ¥ sus decretos reglamentanios: Poria cual se expide & estatuln gererl de coptatacion de @ adminisirackn pikica

Decretn 1760 de 2002. For la cual se estnde Ecopetrol, = modifica su esfruciura ompanica ¥ se crea la Agencia Nadonal de Hdmoarburs

Acuerdo 35 del 2004, For e cual se adopta & regiamentc especial de confratacian de fa Agencia Macional de Hidrocarturns

Acuerdo 33 de 2005, Por & cuaf se mod®ca ef art 11 g2 acuerde 35 de 2004,

Acuendo 34 de 2005, Por =l cuai s defimen unas dreas especiies

Ley 528 de 2000, Poria cual s= crea ef Sistema de Informacion para @ vighanci de ja Contratacion estatal {SICE),

Catdlogo Urice d= bleres yserviclos {CUBS), Regisio dnico de predos de referencia (RUPRL

Deoretn 3512 de 2003, Por ef cual se regiamenta la ceganizacion, Tunclonamiente ¥ operacion dei sisiema de niormaciin pam

\a vigiancia de la confratacin estaks

Articuio 209 de i consfluckan pollica

Cadigo Contencioss Adminisiative

Ley 429 de 1938, Por ia cual se dictan normas sobre (3 organizacisn ¥ funcionamiznto de las entidages del orden radonal, se expiden s
innes priecipins  ranise gaseesias pars o eieericis de ins stfhocignss prsgies ae ne marmiss 15y 15 dad artiegis 185 de by reeeshacion

Gigtion di PelLrss

HORMOCGRARA
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