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RESUMEN 
 

TÍTULO: ANÁLISIS DE VIABILIDAD DEL LABORATORIO DE TOMOGRAFÍA 
COMPUTARIZADA PARA EL MEJORAMIENTO DE LA PRODUCTIVIDAD Y 
AUMENTO DEL FACTOR DE RECOBRO DE YACIMIENTOS DE 
HIDROCARBUROS. 
 
AUTORES:  
DIANA PAOLA ORTIZ ARANGO  
ÁLVARO ANDRÉS RONDON FLÓREZ 
IVÁN DARÍO SOTOMONTE MOTTA 
 
 
Este proyecto busca analizar la viabilidad en el montaje de un laboratorio de 
Tomografía Computarizada que preste a la industria petrolera servicios tales como 
el análisis petrofísico básico, análisis petrofísico especial, análisis tomográfico de 
núcleos, geomecánica, propiedades de fluidos y estudios de recobro mejorado en 
desplazamientos. Servicios especializados que conllevan al aumento en el factor 
de recobro de los yacimientos. 
 
Para tal fin se realizó el análisis financiero de los cinco primeros años de 
operación del laboratorio teniendo en cuenta diferentes escenarios de posibles 
ventas, costos y gastos de producción, inversiones requeridas, y finalmente un 
flujo de caja que arroja los criterios para la evaluación financiera del proyecto.  
 
El análisis de resultados se realizó por medio del programa de Microsoft Excel, 
permitiendo una valoración consecutiva de todos los datos que requieren la 
evaluación financiera de un proyecto de inversión. De los resultados obtenidos 
podemos destacar que del valor presente neto (VPN) y de la tasa interna de 
retorno (TIR) una aceptación del proyecto propuesto. Así mismo, se hizo un 
análisis tanto de riesgos y debilidades como de oportunidades y fortalezas. 
Igualmente se realizó un análisis de sensibilidad con las variables más relevantes 
que afectan directamente la tasa interna de retorno. 
 
Finalmente se enfatiza en la importancia de esta tecnología para aumentar las 
producciones de los yacimientos petroleros no sin antes resaltar las medidas 
preventivas que deben tomarse por ser una alternativa innovadora y de alto riesgo 
en la penetración al mercado petrolero. 
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INTRODUCCIÓN 

 

Los hidrocarburos no convencionales, en la forma de crudos pesados y bitúmenes, 

y los crudos convencionales residuales son la columna vertebral de la prosperidad 

energética de Colombia. Hoy por hoy no es un secreto que el desarrollo de los 

recursos no convencionales puede convertirse en la principal fuente de ingresos 

para el Estado y la mayor fuente de empleos directos e indirectos de la población 

Colombiana en las próximas décadas, siempre y cuando se haga de una forma 

sostenible. La atmósfera especulativa en la industria petrolera en los últimos años 

no es sostenible a largo plazo, y los mercados de capitales se encargaron de 

demostrarlo. Por este motivo se necesitan aplicar y desarrollar nuevas tecnologías 

en Colombia que extiendan la prosperidad que los recursos hidrocarburos pueden 

ofrecer a la población en una forma social, ambiental y económicamente viable. 

 

Canadá es reconocido en la industria petrolera por sus extensas reservas de 

hidrocarburos no convencionales. Sin embargo, hace tan solo 10 años esos altos 

volúmenes de petróleo pudieron empezar a extraerse de una forma 

económicamente viable gracias a la implementación de estrategias de producción 

más eficientes con el advenimiento de nuevas tecnologías. La puerta de entrada 

de estas técnicas fueron los laboratorios y grupos de investigación y desarrollo al 

modelar diferentes escenarios de producción bajo condiciones controladas. 

 

El perfeccionamiento de las técnicas tomográficas en el campo de la medicina en 

los últimos 5 años ha hecho que la industria petrolera vea en ellas la oportunidad 

de implementar pruebas no destructivas y de visualización de procesos in situ en 

núcleos de roca a nivel de laboratorio. Esta nueva ola tecnológica está en furor en 

Norteamérica, pero infortunadamente no existe en Colombia personal capacitado 

que pueda introducirla en el mercado, lo cual hace que las compañías que operan 

en el país se pierdan de una herramienta que puede resultar vital en el proceso de 
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mejoramiento de la productividad de los campos y aumento del factor de recobro 

de los yacimientos. 

 

De esta manera, la mayor motivación de la organización radica en introducir 

tecnologías que coadyuven al aumento de la producción petrolera y a la 

maximización del recobro de los yacimientos en Colombia, ya que se cuenta con 

las capacidades y la experiencia en este tipo de tecnologías.  

 

En el presente documento de trabajo de grado (monografía) de la Especialización 

en Gerencia de Recursos Energéticos, se evaluó el estado financiero para los 

primeros 5 años de ejecución del proyecto de acuerdo a sus ventas estimadas, se 

hizo un análisis de viabilidad del proyecto y se destacaron criterios de riesgos e 

incertidumbres.  
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1. PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 

 

Hoy por hoy se habla de un nuevo “boom” petrolero en Colombia. No obstante, el 

país debe prepararse para enfrentar cualquier escenario futuro mediante el 

desarrollo de estrategias adecuadas de abastecimiento energético, entre las 

cuales debe abrirse campo a la diversificación de las fuentes de suministro 

energético. Para nadie es un secreto que en la actualidad las fuentes de 

hidrocarburos convencionales de fácil producción representan pequeñas reservas.  

De cara al futuro, la autosostenibilidad energética de Colombia dependerá 

enormemente de las reservas de hidrocarburos no convencionales tales como los 

crudos pesados, las arenas bituminosas, el gas asociado a mantos de carbón, 

entre otros. 

 

Entre los retos que Ecopetrol y la Agencia Nacional de Hidrocarburos se han 

planteado para los próximos 20 años se destacan la adición de nuevas reservas, 

el aumento de la productividad de los campos y el uso de nuevas tecnologías de 

recobro mejorado. La adición de nuevas reservas solamente se alcanzará 

mediante la adquisición de sísmica y la perforación de pozos exploratorios, de los 

cuales se debe extraer la mayor cantidad de información de la roca y de los fluidos 

para caracterizar los probables yacimientos. De la misma manera, la obtención de 

información real de yacimiento representa una tarea crítica para optimizar la 

productividad de cualquier pozo, sin mencionar lo importante que es para el diseño 

de cualquier método de recobro mejorado. La falta de información confiable es la 

que precisamente previene a las compañías operadoras de aumentar su 

producción y finalmente extraer la mayor cantidad de hidrocarburos de sus 

yacimientos, dejando “enterrados” billones de dólares en reservas. 
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A partir de lo anterior, la organización desarrollará un laboratorio de tomografía 

computarizada especializado en la adquisición de propiedades de roca y fluidos de 

yacimiento, y desplazamientos en núcleos de roca que conlleven a la optimización 

de la productividad de pozos, mayor confiabilidad en los datos de entrada de 

simulaciones numéricas de yacimientos, y posibilidad de aumento del factor de 

recobro mediante el uso de métodos confeccionados a la medida de las 

características del yacimiento. 
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2. MARCO DE REFERENCIA 

 

 2.1 MARCO TEÓRICO 

 

El estudio se basa en la premisa de que cualquier proceso es entendido mejor si 

es observado y es por ello que la tomografía computarizada (CT1) es la 

herramienta elegida para realizar estudios de monitoreo y evaluación a nivel de 

laboratorio. 

 

La tomografía computarizada utiliza rayos X y ha construido un avance en el 

campo de la medicina durante más de 30 años. Es una herramienta valiosa para 

los geocientíficos durante un periodo similar. Las mejoras introducidas en esta 

tecnología están ayudando a los geocientíficos a revelar los detalles de la 

estructura interna de los poros de la roca yacimiento y a comprender mejor las 

condiciones que afectan la producción.  

 

La información obtenida a través del análisis de núcleos resulta de incalculable 

valor para la predicción de la productividad de una zona prospectiva. Si bien 

existen otros métodos que permiten a los petrofísicos estimar la granulometría, el 

volumen aparente, la saturación, la porosidad y la permeabilidad de las 

formaciones, las muestras de núcleos a menudo sirven como referencia para 

calibrar otros métodos. No obstante, a pesar de los varios cientos de miles de pies 

de núcleos completos o en placas que residen en las bibliotecas de todo el mundo, 

de la mayor parte de los pozos no se han extraído núcleos. 

 

A medida que las compañías de petróleo y gas intenten drenar los yacimientos 

maduros en forma más eficaz, los ingenieros y geocientíficos quizá se arrepientan 

de haber desistido de extraer núcleos. Una vez que un pozo ha sido perforado a 

                                                           
1
 Computed Tomography 
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través de una zona productiva, es demasiado tarde para volver atrás y extraer 

núcleos completos a menos que se desvíe la trayectoria del pozo. No obstante, la 

mineralogía, granulometría, saturación, permeabilidad, porosidad y otras medidas 

de la textura de la roca a veces pueden determinarse sin extraer núcleos. 

 

Con las mejoras introducidas en la primitiva técnica médica de barrido por la 

tomografía computarizada desarrollada en 1972, los geocientíficos pueden realizar 

una serie de barridos por rayos X, finos y estrechamente espaciados, a través de 

una muestra de roca para obtener información importante sobre un yacimiento. 

Utilizando una técnica no destructiva denominada tomografía computarizada, un 

haz de rayos X enfocado crea “cortes virtuales” que pueden ser resueltos en una 

escala de micrones, no solo de milímetros. Estas refinaciones también posibilitan 

la opción de examinar muestras de rocas más pequeñas; en lugar de depender de 

núcleos completos para obtener mediciones de la porosidad y la permeabilidad. 

Los geocientíficos ahora pueden utilizar recortes de formaciones para estimar 

estas propiedades. Cuando no se dispone de núcleos, los geocientíficos están 

observando que hasta una astilla de roca puede resultar significativamente 

reveladora. 

 

2.1.1. Tomografía computarizada (CT). Al comienzo de los años setenta, 

concretamente en 1972, fue desarrollado por parte de G.N. Hounsfield [1], [2], 

investigador Británico, un equipo que combinaba la capacidad de los Rayos X para 

atravesar materiales de densidad moderada con la tecnología de los 

computadores. A tal conjunto, que constituida un invaluable aporte al mundo de la 

ciencia, se le denominó Tomografía Computarizada (CT).  

 

Es una técnica no destructiva con un rango amplio de aplicaciones a la industria 

petrolera. La CT revela la estructura interna de las rocas determinada por 

variaciones de densidad y composición atómica. Imágenes en 2D son adquiridas y 

gracias a técnicas de generación de volumen pueden permitir observar imágenes 
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en 3D de cualquier proceso de recuperación mejorada estudiado. Entre las 

aplicaciones importantes de CT se puede mencionar el estudio de la porosidad, 

redes de fracturas, saturación de fluidos, movimiento de fluidos e investigaciones 

aplicadas a la medición de propiedades de los fluidos y mecánica de rocas. 

 

2.1.2 Métodos de Recuperación Mejorada de Petróleo. Un yacimiento de 

hidrocarburos es un medio poroso en cada una de cuyas zonas existe una, dos o 

tres fases inmiscibles: agua, petróleo, y gas. Para extraer el petróleo contenido en 

los yacimientos hay que perforar pozos, que conforman la unidad básica de 

producción o punto de drenaje. Un yacimiento puede contener desde solo algunos 

pozos a cientos de ellos. 

 

Figura 1. Fases inmiscibles de un yacimiento de hidrocarburos 

 
Fuente: Comunidad Petrolera [en línea] 

 

La producción de un pozo alcanza un nivel máximo y a partir de allí declina hasta 

un límite que puede ser concebido por razones físicas o económicas según las 

características del yacimiento. Cuando el pozo alcanza su límite a nivel físico, las 

fuerzas capilares que se desarrollan entre los fluidos y los poros de la arena que 

los contiene, dejan atrapados al petróleo y este deja de fluir por su mecanismo 
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natural de producción o mecanismo de empuje. A continuación se describe los tres 

tipos de recobro que son: 

 

Recobro Primario 

Es la recuperación de petróleo por mecanismos naturales de producción, se 

conoce con el nombre de recuperación primaria y se refiere a la producción de 

petróleo desde el yacimiento sin el uso adicional de ningún proceso, es decir, se 

produce únicamente por acción de la energía propia del reservorio. El recobro 

primario se presenta cuando el yacimiento tiene la suficiente energía para llevar 

fluidos hasta superficie sin necesidad de inyectar o ingresar algún tipo de energía 

externa. 

 

Recobro Secundario  

Cuando la presión del medio se hace inadecuada, o cuando se están produciendo 

cantidades importantes de otros fluidos (agua y gas, por ejemplo), se inicia 

entonces la segunda fase, la cual consiste en inyectar dentro del yacimiento un 

fluido menos costoso que el crudo para mantener un gradiente de presión. El 

recobro secundario se presenta cuando el yacimiento no tiene la suficiente energía 

para llevar fluidos hasta superficie y el crudo tiene una viscosidad moderada, 

entonces se inyecta agua o gas al yacimiento con el fin de extraer el crudo 

remanente. 

 

En estas dos primeras etapas se logra recuperar un promedio aproximado de 25% 

a 30% del petróleo original en sitio (POES2), quedando el resto atrapado en los 

poros de la estructura del reservorio debido a fuerzas viscosas y capilares, 

además de la presencia de fracturas naturales o regiones de alta permeabilidad 

causantes de que el agua inyectada fluya a través de canales potenciales de 

menor resistencia y dejando cantidades importantes de crudo atrapado en la 

formación. 

                                                           
2
 POES (Petróleo Original en Sitio) 

http://www.monografias.com/trabajos14/problemadelagua/problemadelagua.shtml
http://www.monografias.com/trabajos10/gase/gase.shtml
http://www.monografias.com/trabajos15/todorov/todorov.shtml#INTRO
http://www.monografias.com/trabajos14/problemadelagua/problemadelagua.shtml
http://www.monografias.com/trabajos10/restat/restat.shtml
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Recobro Mejorado (EOR3). 

El recobro terciario se da cuando existe una alta saturación de crudo en el 

yacimiento que no puede ser extraído naturalmente o mediante alguna técnica de 

recobro secundario, por lo tanto es necesario aplicar otras alternativas como son, 

técnicas térmicas, inyección de químicos, inyección de fluidos miscibles. 

 

El recobro mejorado (EOR) o recobro terciario se refiere normalmente a los 

procesos que involucran la inyección de fluidos al yacimiento para suministrar 

energía o para interactuar con el sistema roca/fluido y crear condiciones 

favorables para la recuperación de petróleo. Hay principalmente dos categorías: 

térmicos y no térmicos. 

 

Dentro de los métodos térmicos la inyección de vapor es de lejos el método más 

usado. El vapor puede ser inyectado de forma continua o cíclica. Adicional al 

vapor existen los métodos de calentamiento electromagnético, estos últimos sin 

embargo han sido usados únicamente en pilotos y no como técnicas comerciales 

[14]. 

 

En el caso de la inyección de vapor, existe también una preocupación ambiental 

no sólo por la cantidad de gases que son liberados a la atmosfera durante la 

generación de vapor, sino también por la cantidad considerable de gases ácidos 

(CO2, H2S) generados in-situ debido a reacciones a alta presión y temperatura. 

Aunque la importancia de estas reacciones químicas es innegable, existen muy 

pocos datos sobre estas en la literatura con tan sólo menos de diez trabajos 

publicados en los últimos treinta años y sólo cinco de ellos contienen datos 

experimentales [15], [16], [17], [18]. Esta escasez es debida a que la mayoría de 

estudios son realizados por las mismas empresas operadoras que generalmente 

manejan una política de no compartir información confidencial. Es entonces 

importante el desarrollo de un modelo de laboratorio que permita estudiar la 

                                                           
3
 Enhanced Oil Recovery 
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generación de estos gases de forma tal que las compañías interesadas en la 

inyección de vapor puedan tener una mejor base para sus estudios de impacto 

ambiental. 

 

Los métodos de recobro no-térmicos se pueden dividir en dos categorías: los 

basados en soluciones acuosas y los basados en inyección de solventes.  

 

Los métodos basados en soluciones acuosas incluyen la inyección de agua. Este 

método presenta una muy baja eficiencia de recobro debido a la formación de 

canales preferenciales de flujo causada por la gran diferencia en movilidad de 

fluidos. Aparte de la inyección de agua, existen los métodos de inyección química 

que son soluciones acuosas las cuales pueden contener componentes alcalinos, 

surfactantes y polímeros. La idea detrás de la inyección química es la de aumentar 

la eficiencia de barrido ya sea disminuyendo la tensión interfacial (alcalinos y 

surfactantes) o disminuyendo la diferencia en movilidad (polímeros).  

 

La inyección química aparece en 1927 con la primera patente para inyectar un 

componente alcalino con el fin de aumentar el factor de recobro en un yacimiento 

de petróleo [19]. Sin embargo, durante muchos años la inyección química se 

consideró poco económica debido a los altos costos, en muchas ocasiones de los 

químicos, y a las bajas mejoras en el factor de recobro, principalmente 

ocasionadas por el poco entendimiento de los mecanismos de recobro asociados 

a los métodos químicos. 

 

2.2 MARCO CONTEXTUAL 

 

Para nadie es un secreto que las reservas de crudo convencional a nivel mundial 

van disminuyendo y el porcentaje total que aportan a la producción mundial de 

hidrocarburos ha venido a la baja. Colombia no escapa a esta tendencia global. 
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Sin embargo, en los últimos cuatro años Colombia ha venido aumentando sus 

niveles de producción año tras año alcanzando en Junio la cifra de 930,569 

barriles de crudo [20]. Este resurgir de la industria petrolera del país está dado en 

el año de los llamados “yacimientos de petróleo no convencionales” especialmente 

el crudo pesado. 

 

La principal producción de ECOPETROL y sus asociadas proviene de sus 

yacimientos de crudo pesado como son Castilla, Chichimene y Rubiales. 

Adicionalmente, se espera que los próximos grandes descubrimientos de 

yacimientos de hidrocarburos en el país sean de crudos pesados. 

 

Desafortunadamente el factor de recobro de los yacimientos de crudo pesado es 

muy bajo. El factor de recobro en Colombia es alrededor de 19% en promedio, 

estos proyectos están todavía en producción primaria [20]. Es importante resaltar 

que del 12% de la producción total sólo un 1% es de yacimiento en recobro 

mejorado [21]. El problema de bajo recobro se ve agravado cuando se observa 

que la energía del yacimiento ha decaído en muchos de los proyectos actuales. 

 

Es entonces claro que para poder mejorar el recobro y la producción de crudo en 

Colombia, es necesaria la aplicación de técnicas de recobro secundario y terciario. 

Colombia al ser un país relativamente nuevo en la aplicación de esta clase de 

procesos y en esta clase de recursos, debe acelerar su plan de adquisición de 

conocimiento para lograr mejorar, alcanzar y mantener las metas de producción de 

petróleo que son de 1.3 millones de barriles para ECOPETROL para el año 2015 

[22]. 

 

Países como Venezuela y Canadá son líderes en explotación de crudo pesado. 

Sin embargo, las condiciones de geología son diferentes a los colombianos; y la 

tecnología que han desarrollado podría no ser inmediatamente transferible. Por 
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eso es necesario que el país desarrolle su propia tecnología y adapte a sus 

condiciones la existente. 

 

Entre los principales métodos de recobro mejorado de crudos pesados se 

encuentran: la inyección de vapor, la inyección química y la inyección de 

solventes. Las tres técnicas y sus derivadas son valiosas y ninguna de ellas puede 

ser considerada mejor que otra. Únicamente las condiciones geológicas del 

yacimiento y las características de los fluidos pueden dictar cual es la técnica 

adecuada para un caso en particular. Es importante entonces comprender la 

geología del yacimiento y la interacción que los fluidos tienen con el medio poroso 

para así poder determinar cómo mejorar el factor de recobro. 

 

Toda técnica de recobro debe ser probada en el laboratorio y de ahí ser escalada 

a condiciones de campo. Es entonces en el laboratorio donde debe ponerse los 

primeros esfuerzos para entender el proceso de recobro y comprender los efectos 

que la geología impone. 

 

La Tomografía Computarizada (CT) se convierte en herramienta invaluable, para 

el entendimiento de los mecanismos de recobro a nivel de poro y la 

caracterización no intrusiva de las rocas. Esta herramienta permite visualizar de 

diferente forma los fenómenos que ocurren al interior de la roca permitiendo así el 

monitoreo de experimentos en tiempo real sin destrucción alguna de la muestra. 

Con base en esta herramienta se pretende analizar los mecanismos de recobro de 

crudo pesado asociados a la inyección de químicos, inyección de vapor, inyección 

de solventes y métodos denominados híbridos. Todo este trabajo de laboratorio se 

hará dentro de un riguroso marco teórico y la simulación numérica será usada 

para modelar los procesos de recobro mejorado a niveles macro 

(laboratorio/campo) y sub-poro. 
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Este método se empezó a utilizar en la Industria Petrolera a mediados de los 80’s. 

Sin embargo, esta técnica ya había sido experimentada por investigadores como 

Morgan [3] en 1950 y Laird [4] en 1959, haciendo uso de los Rayos X y 

denominando a esto como técnica de sombras, para obtener valores aproximados 

de saturación de fluidos en rocas de yacimiento. 

 

La tomografía computarizada era más que el simple uso de los Rayos X. 

Inicialmente Simón Wang [5] en 1984 la utilizó para investigar problemas 

involucrados en el proceso de recobro como heterogeneidades y efectos de la 

viscosidad. En el mismo año Crornwell [6] intentó demostrar la capacidad de la TC 

como herramienta para el análisis de núcleos, discutiendo sus limitaciones y 

posibles mejoras. Además, Bergosh’s y sus colaboradores [7] la utilizaron para 

analizar núcleos fracturados detectando y cuantificando características de las 

fracturas tales como ancho y espaciamiento, geometría, tortuosidad e 

interconectividad.  

 

Siguiendo en el estudio de esta técnica E. M. Withjack [8] midió porosidad y 

saturación e ilustró una técnica para construir objetos en 3D a partir de cortes en 

2D; algo similar hizo Jay K. Jasti [9] en cuanto a reconstruir objetos. A partir de 

esto es L. Tornutsa [10] quien analizó el avance del frente de inyección, la 

distribución de fluidos y la identificación de entrampamientos de aceite a partir del 

análisis de la imagen. E. S. Sprunt [11] se valió de ella como ayuda para 

determinar un valor correcto del exponente de saturación. Donald J. MacAllister 

[12] desarrolló una técnica experimental para determinar permeabilidad relativa 

aceite/agua y gas/agua con la TC, y, Bernanrd Tremblay [13] utilizó la TC para 

determinar la formación de canales de alta porosidad en sistemas productores de 

arena. Además de otras, éstas han sido las investigaciones más significativas en 

el análisis cualitativo y cuantitativo de propiedades de rocas reportadas por la 

literatura. 
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La Tomografía Computarizada (TC) permite revelar la estructura interna de la roca 

con la distribución de los fluidos contenidos en ella sin necesidad de destruirla, al 

ser una técnica no destructiva permite realizar diferentes estudios sobre la misma 

muestra, ahorrando así múltiples costos. Al tener acceso a imágenes 

“radiográficas” de roca el ingeniero de yacimientos tendrá la capacidad de 

comprender a nivel de poro los fenómenos de flujo y así implementar técnicas de 

recuperación para que el pozo produzca su máximo potencial. 

 

Al implementar la TC en las muestras de laboratorio se pretende: 

 

Reducir la incertidumbre en datos petrofísicos y mejorar la caracterización de 

yacimientos de hidrocarburos. 

 

Contribuir a la solución del reto de la maximización de producción, incremento del 

recobro de reservas de hidrocarburos y activación económica de hidrocarburos no 

convencionales en Colombia. 
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3. ESTUDIO TÉCNICO 

 

 3.1 ANÁLISIS PRELIMINAR 

 

Los estudios propuestos en este proyecto están orientados a mejorar el 

entendimiento de los procesos de recobro en crudos pesados y yacimientos 

convencionales maduros de manera que el factor de recobro se pueda mejorar 

más allá del 19%, que es el promedio actual para el país [21]. 

 

Para conseguir tales objetivos, el laboratorio está estructurado para tres áreas: 

métodos térmicos, métodos no térmicos y caracterización de rocas. La primera 

área está enfocada al estudio de métodos por inyección de vapor, incluyendo el 

estudio de la digitación viscosa, permeabilidades relativas en tres fases y 

aquatermolisis. Los métodos no térmicos incluyen la inyección de solventes, 

medición del coeficiente de difusión e inyección química. Todos estos métodos 

abarcan la mayoría de las técnicas de recobro que podrían ser implementadas en 

los yacimientos colombianos para mejorar el factor de recobro.  

 

Para la caracterización de la roca se desarrollara un software el cual será 

ampliamente utilizado en todos los proyectos de extracción de hidrocarburos. Este 

software aprovechará los datos obtenidos por el CT para cálculos de propiedades 

petrofísicas como porosidad, saturación de los distintos fluidos, determinación de 

fracturas, etc.  

 

El software está compuesto por 5 funciones que son: 

 

 

 

 



26 

Objetivo general: 

 

 Desarrollar una herramienta software para determinar las condiciones de 

depositación de escamas orgánicas e inorgánicas que causan daño a las 

formaciones productoras de hidrocarburos, y que a su vez modele las técnicas 

de control y remediación para el mejoramiento de la productividad de pozos 

petroleros. 

 

1. Documento con la revisión bibliográfica del problema de daño a la formación en 

yacimientos de hidrocarburos.  

 

Generalidades del Daño a la Formación 

 

Introducción 

 

El daño a la formación es un término genérico que se refiere a la disminución de la 

permeabilidad de yacimientos petroleros debido a diferentes factores adversos. El 

daño a la formación es un problema operacional y económico indeseable que 

puede ocurrir durante varias fases de la recuperación de petróleo y gas tales como 

producción, perforación, fracturamiento hidráulico, y operaciones de workover. Tal 

como lo expresa Amaefule et al. (1988) “El daño a la formación es un dolor de 

cabeza costoso para la industria de hidrocarburos.” Bennion (1999) describe el 

daño a la formación como: “El impedimento de lo invisible, por lo inevitable e 

incontrolable, resultando en una reducción indeterminada de lo incuantificable” La 

evaluación, control y remediación del daño a la formación están entre los 

problemas más importantes a ser resueltos para la explotación eficiente de 

yacimientos de hidrocarburos (Energy Highlights, 1990). El daño a la formación es 

causado por interacciones físico-químicas, químicas, biológicas, hidrodinámicas y 

térmicas del medio poroso, las partículas y los fluidos y la deformación mecánica 

del yacimiento sometido a esfuerzos. Estos procesos comienzan durante las 
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operaciones de perforación, producción, workover y fracturamiento hidráulico. Los 

indicadores de daño a la formación incluyen la reducción de la permeabilidad y 

disminución del desempeño del pozo. Tal como lo establece Porter (1989), “El 

daño a la formación no es necesariamente reversible” y “Lo que entra al medio 

poroso no necesariamente tiene que salir.” De esta manera, es mejor evitar el 

daño a la formación que tener que remediarlo. Un modelo verificado de daño a la 

formación y una serie de pruebas de laboratorio y de campo cuidadosamente 

diseñado puede proporcionar una guía científica para desarrollar estrategias que 

eviten o minimicen el daño a la formación. Técnicas analíticas y experimentales 

propiamente diseñadas junto a modelos de simulación pueden ayudar a 

comprender, diagnosticar, evaluar, prevenir, remediar y controlar el daño a la 

formación en yacimientos de hidrocarburos. 

 

Las consecuencias del daño a la formación son la reducción de la productividad de 

los yacimientos de petróleo y gas y la operación no económica de los pozos. De 

esta manera, es esencial el desarrollo de métodos experimentales y analíticos 

para entender, prevenir y/o controlar el daño a la formación en las formaciones 

productoras de petróleo y gas (Energy Highlights, 1990). Los experimentos de 

laboratorio son pasos importantes para alcanzar el entendimiento de los principios 

físicos de los fenómenos de daño a la formación. “A partir de la base experimental, 

se pueden construir modelos realistas que permitan la extrapolación fuera de 

cualquier rango escalable” (Energy Highlights, 1990). Estos esfuerzos son 

necesarios para desarrollar y verificar la exactitud de modelos matemáticos y 

simuladores computacionales que pueden ser usados para predecir y determinar 

las estrategias que prevengan y/o mitiguen el daño a la formación en yacimientos 

petroleros (Civan, 1994). 

 

La confiabilidad en la predicción del daño a la formación usando modelos 

fenomenológicos no puede lograrse sin pruebas de campo. La planeación y el 

diseño de pruebas de campo para la verificación de los modelos matemáticos son 
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sumamente importantes. Una vez un modelo ha sido validado, este puede ser 

usado para obtener simulaciones muy aproximadas del daño a la formación en 

yacimientos. La mayoría de técnicas actuales para la caracterización de 

yacimientos mediante ajustes históricos no consideran la alteración de las 

características del medio poroso durante la producción de fluidos. En realidad, las 

características de la formación varían y un modelo de daño a la formación puede 

ayudar a incorporar esta variación en el proceso de ajuste histórico para así lograr 

una caracterización exacta del yacimiento y, a su vez, una predicción exacta del 

desempeño futuro del yacimiento. El daño a la formación es un tópico de 

investigación excitante, complicada y cambiante. Eventualmente, los esfuerzos en 

investigación estarán dirigidos a alcanzar un mejor entendimiento y a desarrollar 

herramientas de simulación que puedan ser usadas para el análisis de rocas, 

fluidos, interacciones de partículas y procesos causados por la deformación de la 

roca que ayuden a desarrollar estrategias de producción que controlen el 

problema de daño a la formación. 

 

En el pasado, numerosos estudios experimentales y teóricos se han llevado a 

cabo con el propósito de comprender los factores y mecanismos que gobiernan los 

fenómenos que conllevan al daño a la formación. Aunque varios resultados se han 

obtenido a partir de estos estudios, no existe aún una teoría unificada. Civan 

(1996) indica que: “Un modelo de daño a la formación es una relación matemática 

dinámica que expresa la capacidad del medio poroso para transportar fluidos bajo 

diferentes procesos de alteración. El modelamiento del daño a la formación en 

yacimientos petroleros ha sido de continuo interés. Aunque muchos modelos han 

sido propuestos, estos modelos no tienen una aplicabilidad general. A pesar que el 

modelamiento basado en análisis teóricos bien aceptados es deseable, el 

modelamiento del daño a la formación a nivel macroscópico usualmente se apoya 

en algo de intuición y conocimiento empírico logrado a partir de estudios 

experimentales. 
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Tal como J. Willard Gibbs establece en una forma práctica: “El propósito de una 

teoría es encontrar que las observaciones experimentales parecen ajustarse a un 

patrón particular” (Duda, 1990). 

 

Los procesos fundamentales que causan daño a la formación en yacimientos 

petroleros son: (1) físico-químicos, (2) químicos, (3) hidrodinámicos, (4) térmicos, y 

(5) mecánicos. Los estudios de daño a la formación se llevan a cabo para (1) 

comprender estos procesos a nivel de laboratorio y campo, (2) desarrollar modelos 

matemáticos mediante la descripción de los mecanismos y procesos 

fundamentales, (3) optimizar para prevenir y/o reducir el potencial de daño en las 

formaciones productoras, y (4) desarrollar estrategias de control del daño a la 

formación y métodos de remediación. Estas tareas pueden alcanzarse por medio 

de un análisis de datos usando modelos matemáticos, casos de estudio, y 

extrapolación y escalamiento de las condiciones más allá de las limitaciones de las 

pruebas experimentales y de campo. La formulación del propósito general de un 

modelo de daño a la formación se presenta mediante la descripción de los 

fenómenos relevantes a nivel macroscópico. 

 

El desarrollo de un esquema de simulación numérica para el modelamiento 

fenomenológico de problemas altamente no lineales y su modificación y 

verificación por medio de pruebas experimentales en núcleos de roca es el gran 

reto en la investigación del daño a la formación.  Tal como lo expresa Porter 

(1989) y Mungan (1988), el daño a la formación no es necesariamente reversible. 

Por lo tanto, es mejor evitar el daño a la formación que tratar de restaurar la 

permeabilidad de la roca utilizando métodos costosos con enorme incertidumbre 

en muchos casos. 

 

2. Documento con los modelos termodinámicos para predecir las condiciones de 

formación de escamas orgánica.  
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Introducción 

 

Las escamas orgánicas pueden clasificarse en dos grupos: (1) natural y (2) 

inducida (Houchin y Hudson, 1986; Amaefule et al., 1988).  La invasión de la 

formación cercana al pozo por filtrados de alto pH, y la inyección de fluidos de baja 

tensión interfacial, tales como parafinas livianas incluyendo pentano, hexano, 

diesel, gasolina, nafta y gases condensados en yacimientos puede causar 

precipitación de asfaltenos (Amaefule et al., 1988). Los sedimentos 

asfalténicos/parafínicos pueden formarse con el ácido gastado a condiciones bajas 

de pH que pueden crearse durante la acidificación (Amaefule et al., 1988).  

Mientras que las parafinas se depositan principalmente a través de enfriamiento. 

 

Generalmente, los depósitos orgánicos encontrados en las sartas de producción y 

facilidades de superficie contienen grandes proporciones de parafinas, algunos 

asfaltenos y resinas coprecipitadas con las parafinas, algo de petróleo atrapado 

dentro de los depósitos, y varias sustancias inorgánicas, incluyendo arcillas, arena 

y otros materiales (Khalil et al., 1997). La depositación de parafinas ocurre 

principalmente por disminución de temperatura, mientras que la depositación de 

asfaltenos y resinas ocurre debido a un número de fenómenos complicados, 

incluyendo la polidispersividad, formación de coloides estéricos, agregación y 

procesos de depositación electrocinéticos (Mansoori, 1997). 

 

Leontaritis et al. (1992) establece: “Las causas probables de la floculación de 

asfaltenos son: (1) Caída en la presión del yacimiento por debajo de la presión a la 

cual los asfaltenos floculan y comienzan a depositarse; (2) mezcla de solventes 

CH4, CO2 con petróleo de yacimiento en métodos de recobro mejorado. Después 

de la floculación, los asfaltenos exhiben un cambio intrínseco, lo cual es 

usualmente positivo. Como resultado, los asfaltenos muestran una tendencia 

fuerte a adherirse a superficies cargadas negativamente, tales como arcillas y 

arena.” 
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A medida que los pozos en yacimientos asfalténicos son producidos, la 

depositación orgánica comienza en la sección superior de los pozos sobre la cual 

la presión cae por debajo de la presión de floculación de los asfaltenos, y entonces 

la zona de depositación orgánica progresa gradualmente hacia el fondo del pozo y 

eventualmente entra en la formación (Minssieux, 1997). Especialmente, los 

yacimientos que contienen arcillas con superficies especificas grandes, tales como 

Kaolinita, pueden adsorber y retener inicialmente los asfaltenos y resinas polares 

rápidamente (Minssieux, 1997). Como resultado, los depósitos moleculares multi-

capa se forman sobre la superficie del poro (Acevedo, 1995). Sin embargo, a 

medida que los asfaltenos se precipitan suspendidos en la fase petróleo se 

combinan y forman agregados suficientemente grandes. Estas partículas no 

pueden pasar a través de las gargantas de poro y terminan siendo capturadas 

(Minssieux, 1997).  El taponamiento de las gargantas de poro causa la pérdida de 

permeabilidad más severa debido a que los canales que conectan los poros se 

cierran.  “Los depósitos orgánicos usualmente sellan las constricciones de flujo 

debido a que son pegajosos y deformables. De esta manera, la conductividad de 

un camino de flujo puede disminuir sin necesidad de ocupar el espacio poroso 

completamente” (Civan, 1994, 1995). 

 

Leontaritis (1998) reitera que el daño orgánico en yacimientos de petróleo es 

causado principalmente por la depositación de asfaltenos y la región de 

depositación de asfaltenos puede extenderse a través de largas distancias desde 

la cara del pozo, especialmente durante procesos de recobro miscible. Mientras 

que el daño orgánico causado por la depositación de ceras se limita a cortas 

distancias (0 a 0.3 metros) desde la cara del pozo, debido a que la depositación de 

ceras en la región cercana al pozo usualmente ocurre por enfriamiento del 

petróleo causado bien sea por altas caídas de presión en las perforaciones o por 

invasión y enfriamiento del petróleo caliente saturado con la cera disuelta de las 

paredes del pozo como resultado de tratamientos con aceites calientes. 
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La declinación de la productividad de pozos en yacimientos asfalténicos se 

atribuye usualmente a la reducción de la movilidad efectiva del petróleo debido a 

varios factores (Amaefule et al., 1988; Leontaritis et al., 1992; Leontaritis, 1998). 

La movilidad efectiva del petróleo es una medida conveniente de la capacidad de 

flujo de petróleo debido a que combina tres propiedades relevantes en un grupo: 

 

                                                                                                             (10-1) 
 

 

Donde k es la permeabilidad del yacimiento y kro o son la permeabilidad relativa 

y viscosidad del petróleo, respectivamente. De esta manera, Leontaritis (1998) 

establece que el daño por asfaltenos inducido puede explicarse a través de tres 

mecanismos. El primero es el incremento de la viscosidad del fluido del yacimiento 

debido a la formación de una emulsión agua en petróleo si el pozo está 

produciendo agua y petróleo simultáneamente. La viscosidad del petróleo también 

puede aumentar con el incremento de la concentración de partículas de asfaltenos 

en la región cercana al pozo a medida que el petróleo converge radialmente hacia 

el pozo. Sin embargo, medidas experimentales indican que el incremento de la 

viscosidad por floculación de asfaltenos es despreciable.  El segundo mecanismo 

es el cambio de la mojabilidad del yacimiento de mojado por agua a mojado por 

petróleo debido a la adsorción de asfaltenos en la superficie del poro. No obstante, 

este fenómeno es poco probable debido a que usualmente los yacimientos 

asfalténicos poseen mojabilidad mixta o son mojados por petróleo debido al hecho 

que los asfaltenos ya han sido adsorbidos por la superficie del poro durante los 

largos periodos de tiempos geológicos previos a la apertura de los pozos de 

producción. El tercer y más probable mecanismo es el deterioro de la 

permeabilidad del yacimiento debido al taponamiento de las gargantas de poro por 

partículas de asfaltenos. 
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Los problemas asociados con la depositación orgánica pueden evitarse o 

minimizarse mediante cambios a las condiciones de operación tales que el 

petróleo del yacimiento siga un camino termodinámico por fuera de la región de 

depositación (Leontaritis et al., 1992). Sin embargo, los modelos matemáticos que 

implementan las condiciones de depositación son también necesarios para el 

desarrollo de estrategias óptimas para mitigar los problemas de depositación 

durante la explotación de yacimientos de petróleo. 

 

3. Documento con los modelos termodinámicos para predecir las condiciones de 

formación de escamas inorgánicas.  

 

Daño a la Formación por Depositación Inorgánica y Geoquímica 

 

Introducción 

 

El daño a la formación inorgánico es un proceso de depositación de escamas a 

partir de soluciones acuosas minerales, conocidas como salmueras, cuando estas 

se vuelven súper saturadas como resultado de la alteración del estado de sus 

equilibrios termodinámicos y químicos (Amaefule et al., 1988). El daño a la 

formación inorgánico puede ocurrir en las tuberías de los pozos y en las 

formaciones cercanas al pozo. 

 

Amefule et al. (1988) explican que las condiciones que conllevan a la súper 

saturación pueden ser creadas por varios mecanismos en diferentes etapas de la 

explotación del yacimiento. El daño a la formación inorgánico es causado 

esencialmente por la mezcla de fluidos incompatibles durante las operaciones de 

desarrollo de pozos, tales como perforación, completamiento y acidificación. La 

formación de escamas es causada por una disminución de la presión y la 

temperatura durante la producción de fluidos de yacimiento. Las escamas 

asociadas a procesos de recobro mejorado, tales como inyección de agua, agua 
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carbonatada, agua alcalina, y dióxido de carbono, pueden ser causadas por la 

mezcla de fluidos incompatibles y/o variaciones de presión y temperatura. 

 

Los mecanismos de formación de escamas pueden clasificarse como: (1) 

escamas naturales y (2) escamas inducidas (Amaefule et al., 1988). Estos 

mecanismos pueden explicarse mejor por medio de las gráficas de precipitación 

de escamas, tales como las presentadas por Shaughnessy y Kline (1982, 1983), 

quienes desarrollaron gráficas prácticas que muestran las relaciones entre los 

iones de calcio disuelto (Ca+2) y bicarbonato (HCO3
-), precipitado de carbonato de 

calcio (CaCO3), presiones parcial y total de CO2, y temperatura, basado en la 

relación de equilibrio para la formación de escamas de carbonato de calcio 

mediante la reacción: 

 

(11-1) 

 

La gráfica dada en la Figura 11-1 (Shaughnessy y Kline, 1982) muestra que las 

regiones de precipitación de carbonato de calcio se localiza por encima de las 

curvas de equilibrio de las presiones parciales de CO2 a 2.8 MPa y 3.4 MPa y 93 

°C de temperatura. La formación de escamas en forma natural ocurre en su 

mayoría en las regiones cercanas a los pozos productores como resultado de la 

liberación de los gases ligeros disueltos en la salmuera de la formación debido a la 

caída de presión (Amaefule et al., 1988).  Consecuentemente, la pérdida del gas 

CO2 de la salmuera promueve la precipitación de carbonato de calcio. Amaefule et 

al. (1988) explicó este fenómeno utilizando el principio de Le Chatelier. Debido a 

que el H2O está en abundancia, su concentración puede considerarse constante.  

Entonces, la constante de equilibrio químico para la Ecuación 11-1 queda 

 

(11-2) 
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Figura 2. Mecanismo de daño a la formación inorgánico natural e inducido. 

 

 

De esta manera, aplicando el principio de causa y efecto de Le Chatelier, cuando 

el CO2 se libera y es removido por la reducción de presión, la concentración de 

CO2 se reduce.  Para compensar este efecto, más CaCO3 se produce para 

mantener la constante Keq. 

 

Amaefule et al. (1988) explica que la depositación de escamas inducida ocurre por 

la mezcla de salmuera de formación con fluidos incompatibles foráneos que 

invaden el yacimiento durante operaciones de perforación, cementamiento, 

completamiento y workover. Lo mismo puede ocurrir por la inyección de fluidos 

para el mejoramiento del recobro. Cualquier incremento de la concentración del 

ion Calcio (Ca+2) disuelto causado por estas operaciones se compensa con la 

precipitación de Carbonato de Calcio (CaCO3) de acuerdo a la Ecuación 11-1, y 

siguiendo el principio de causa y efecto de Le Chatelier. 

 

Dewers et al. (2000) llamó la atención sobre algunos fenómenos importantes que 

han sido pasados por alto en el pasado. Primero, la presencia de las fases 

petróleo y gas puede afectar la termodinámica y química de las fases acuosas. 

Segundo, la formación de escamas en la formación cercana al pozo es más 

controlada cinéticamente que termodinámicamente debido a que el flujo rápido 
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que ocurre alrededor del pozo comparado con el resto del yacimiento no permite 

que haya suficiente tiempo para alcanzar el equilibrio. Esto puede resultar en una 

liberación incompleta de los gases livianos disueltos, tales como dióxido de 

carbono, de la fase acuosa.  Así, las condiciones de saturación a la presión real 

del fluido en las cercanías del pozo puede que no sea alcanzada y la partición de 

varios gases livianos entre las fases líquida y gaseosa puede no alcanzar las 

condiciones de equilibrio. Dewers et al. (2000) advierte que estos fenómenos 

deberían considerarse para una predicción acertada de la formación de escamas. 

 

Las interacciones geoquímicas de la fase acuosa y la matriz porosa resultan en 

alteraciones de minerales y la textura, porosidad y permeabilidad de las 

formaciones porosas. Como lo estableció Lichtner (1985), los sistemas 

geoquímicos envuelven varias interacciones químicas reversibles e irreversibles, 

tales como reacciones de óxido-reducción, precipitación/disolución de minerales y 

adsorción. La disolución de los minerales sólidos es un proceso lento y la 

disolución completa no puede ocurrir dentro de la escala de tiempo de convección 

en las cercanías del pozo (Nordstrom y Munoz, 1994).  Sin embargo, la alteración 

de la composición y saturación de la fase acuosa puede inducir el 

entrampamiento, migración y redepositación de las partículas finas minerales y así 

causar daño a la formación (Chang y Civan, 1991, 1992, 1997). 

 

El daño a la formación que resulta de la inyección de aguas incompatibles en 

yacimiento puede evitarse si el equilibrio inicial roca-fluido y, de esta manera, la 

calidad inicial del yacimiento puede mantenerse (Schneider, 1997). La inyección 

de aguas oxigenadas en yacimiento puede oxidar y reducir las especies Fe y S 

presente en el agua de los poros y puede causar la precipitación y taponamiento 

de los poros (Schneider, 1997). Los modelos geoquímicos son importantes para 

predecir las complicaciones que resultarán de las interacciones de varios fluidos 

de perforación y producción con la formación del yacimiento (Schneider, 1997). 
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Yeboah et al. (1993) llamó la atención al hecho que la mayoría de modelos utilizan 

solubilidad limitada o datos termodinámicos e ignoran los efectos de los pares 

iónicos, la presencia de otros iones (tales como magnesio) sobre la solubilidad, y 

los factores cinéticos y fenómenos de transporte.  De esta manera, Yeboah et al. 

(1993) advierte que “los modelos disponibles predicen solamente la tendencia de 

formación de escamas y con un alto grado de incertidumbre,” pero “un potencial 

positivo de formación de escamas no necesariamente implica que la escama se 

formará.” 

 

El trabajo de laboratorio será complementado con simulación numérica que 

ayudará a un mejor entendimiento de los mecanismos de recobro. El mayor 

entendimiento de los procesos de recobros tendrá un gran impacto no sólo a nivel 

económico, sino también a nivel ambiental. Un mayor entendimiento de los 

procesos de recobro permitirá su optimización, facilitando así la disminución de los 

requisitos de energía de la producción, lo que se traducirá directamente en la 

disminución de las emisiones por barril recuperado.  

 

La necesidad del país de incrementar la producción y mantenerla en forma más 

eficiente, hace que el recobro mejorado sea una de las prioridades a corto y largo 

plazo dentro de la política energética del país. Los estudios realizados aquí 

podrían ser la base para proyectos piloto en campo, que a su vez generarán 

proyectos comerciales de explotación de hidrocarburos.  

 

3.2 SECUENCIA MONTAJE DEL LABORATORIO 

 

La secuencia de la puesta en marcha del laboratorio se describe en la siguiente 

escala de actividades: 
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Adquisición de Equipos de (Laboratorio):  

 

Figura 3. TC Scanner. Aquilion 64 

 

El tomógrafo que se utilizara para el desarrollo del proyecto es el Aquilo 64; la 

razón fundamental en la escogencia de esta referencia influye en el manejo, 

familiarización, practica y conocimiento que tienen los expertos con este tipo de 

tomógrafo, por su diseño para el flujo de trabajo fácil y rápido, las funciones 

automatizadas que este maneja permite al operador controlar todo antes de la 

exploración real, el Aquilo 64 se ajusta automáticamente a las condiciones óptimas 

de escaneo. Esto asegura la mejor calidad de imagen y facilita en gran medida las 

intervenciones del operador; obtenido unos resultados óptimos y exactos. Su 

fabricante Toshiba ha tomado la TC un paso más allá. Con la reconstrucción de 

volumen, puede escanear un gran volumen en un mínimo de tiempo en el que el 

volumen de visualización reconstruye automáticamente los datos escaneados en 

el volumen isotrópico utilizado para el diagnóstico. No hay necesidad de más 

imágenes axiales, tampoco hay necesidad de ir a los datos y reconstruir MPR. 

Aquilion 64 utiliza la calidad total de isótropa de alta resolución y tiene los detalles 

disponibles en un instante. Viendo el volumen también revoluciona CT archivo. 

Aquilion 64 elimina la necesidad de una rebanada delgada de archivo, un 

problema para muchos departamentos de TI. Sólo el volumen utilizado para el 
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diagnóstico en efecto se almacena ahorrando una enorme cantidad de espacio de 

almacenamiento manteniendo el costo total de exploración lo más bajo posible.  

 

Por lo anterior los desarrolladores del proyecto escogen el tomógrafo Aquilo 64 

para el desarrollo del proyecto, dejando a un lado las ventajas y desventajas que 

pueden presentar otras referencias de tomógrafos. 

 

Figura 4. Analizador de Tomografía (1) 

 

 

Figura 5. Densitrometro (1) 

 

 

 

 

 

 



40 

Figura 6. Contenedor de Roca (3) 

  

 

Figura 7. Bombas de Desplazamiento de Fluidos (4) 
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Figura 8. Dispositivos electrónicos (1) 

 

 

Adquisición de Equipos de (Oficina):  

 

Figura 9. Mesas de Laboratorio (3) 

 

 

Escritorio (3) 

Archivadores (3) 

Teléfono Fax (1) 

Teléfono Celular (1) 
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Computador (3) 

Impresora (1) 

 

Adecuación área Laboratorio: 

 

Figura 10. Aislamiento cuarto de reposo del tomógrafo. 

 

 

Distribución de oficinas. 

 

Montaje y Calibración: 

Calibración equipo de visualización TC Scanner. 

Verificación software especializado (Pruebas con literatura). 

Pruebas preliminares. 

 

Puesta en Marcha: 

El laboratorio estaría en condiciones para realizar cualquier prueba de los 

servicios clase A y clase A+. 
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Figura 11. Diagrama Secuencia Montaje del Laboratorio 

 

 

 

  

 

 

 

 

 

Fuente: Los Autores 

 

3.3 DESCRIPCIÓN DE LA OPERACIÓN DEL LABORATORIO 

 

El laboratorio operará en el área metropolitana de Bucaramanga en el Parque 

Tecnológico de Guatiguara en el laboratorio 105 con un área no menor a 200 

metros cuadrados, en la cual se adecuarán todos los equipos de laboratorio y las 

oficinas de la Gerencia y los Departamentos de Desarrollo y Soporte 

Tecnológicos. Ver anexo B. 

 

En general, el proceso productivo y de distribución de los servicios que se 

prestaran en el laboratorio se describe en la siguiente escala de actividades: 

 

1. El cliente obtiene las muestras de roca y/o fluido del pozo. 

2. Se recibe en las instalaciones del laboratorio la muestra de roca y fluidos. 

3. Las muestras se analizan en el laboratorio y se someten a las pruebas 

contratadas.  

 

Adquisición de 
equipos de 

(Laboratorio)  

 

Adquisición de 
equipos de 

(Oficina)  

 

Adecuación área 

Laboratorio 

 

Montaje y 

Calibración  

 

Puesta en Marcha  
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4. Los datos experimentales se interpretan y luego se analizan a la medida de las 

características y propiedades del yacimiento del cliente. 

5. Se envía al cliente un reporte detallado con el procedimiento experimental 

utilizado, las observaciones realizadas, el análisis de resultados y una serie de 

recomendaciones a la medida de las características y propiedades del 

yacimiento.   

 

Figura 12. Diagrama de Operación del Laboratorio 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
Fuente: Los Autores 

 

3.4 DESCRIPCIÓN PRUEBA CON TOMOGRAFÍA COMPUTARIZADA (CT) 

 

Se recibe muestra de roca de yacimiento. (Este procedimiento no está 

estandarizado, el cliente decide en enviar las muestras de roca por si mismos o 

utilizar nuestros servicios, cual quiera que sea la decisión del cliente son tenidos 

en cuenta para los análisis de calidad de las pruebas de laboratorio. Como 

 

 
 

Transporte de la 

muestra 

 

 
 
Análisis de muestras en 

el laboratorio 

 

 
 

Roca muestra  

 

 

 
 

Interpretación y análisis de 
resultados 

 

 

 
 

Informe final 
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laboratorio enviamos todos los requerimientos para que esta muestra de roca 

llegue en perfectas y óptimas condiciones. 

 

Uso del tomógrafo.  

 

Producción de rayos X. El haz de rayos se proyecta en un abanico estrecho que 

define el plano o ubicación del corte de la imagen tomográfica. 

 

Adquisición de datos. Muchos detectores de rayos X adquieren mediciones de 

rayos a lo largo de líneas discretas a través de un objeto. La medida obtenida por 

un solo detector a lo largo de una línea se refiere a los datos de proyección. La 

rotación de la fuente y los detectores durante el escaneo permite la adquisición de 

datos de la proyección a lo largo de muchas líneas de diferentes direcciones. 

 

Reconstrucción de la imagen. Implica encontrar los coeficientes de atenuación 

lineal para todos los elementos de volumen a lo largo de las líneas entre la fuente 

y el detector. 

 

Imagen de pantalla. Los elementos de una pantalla de visualización del 

tomógrafo representan los coeficientes de atenuación lineal de elementos de 

volumen correspondientes a un objeto escaneado. El software del tomógrafo 

convierte los coeficientes de atenuación en los correspondientes valores 

numéricos. 

 

Analizador de tomografía. Con los correspondientes valores numéricos el 

analizador arroja una imagen utilizando algoritmos de reconstrucción tomográfica 

para mapear la distribución de los coeficientes de atenuación. 
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Interpretación de resultados. El analista de imágenes adscrito al laboratorio 

realiza un estudio detallado de cada una de las imágenes provenientes del 

analizador. Una vez concluye transmite la información a los consultores quienes 

hacen la respectiva valoración y entregan el informe final sobre la muestra inicial. 

 

Entrega informe final al cliente con recomendaciones especializadas. 

 

3.5 ANÁLISIS TÉCNICO DE LOS SERVICIO 

 

Con este proyecto se creará un laboratorio de tomografía computarizada 

especializado en la adquisición de propiedades de roca y fluidos de yacimiento, y 

desplazamientos en núcleos de roca que conlleven a la optimización de la 

productividad de pozos, mayor confiabilidad en los datos de entrada de 

simulaciones numéricas de yacimientos, y aumento del factor de recobro mediante 

el uso de métodos confeccionados a la medida de las características del 

yacimiento. Ofrecerá dos clases de servicios que se describen a continuación: 

 

Servicios Clase A. Pruebas de caracterización básica de rocas y fluidos de 

yacimiento a ser determinadas cuidadosamente con los procedimientos más 

actualizados de la industria petrofísica mundial. Su valor agregado radica en la 

minimización de la incertidumbre en la determinación de reservas, propiedades de 

flujo y potenciales de producción. 

 

Servicios Clase A+. Pruebas especializadas de laboratorio tendientes a 

determinar la factibilidad de implementación de nuevas estrategias de producción 

y/o métodos de recobro mejorado para maximizar el flujo de caja de las 

operaciones y minimizar las reservas no producibles a nivel de yacimiento. La 

principal característica diferenciadora de este servicio es la utilización de la 

tecnología tomográfica para revelar la estructura del yacimiento sin destruir la 

muestra de roca y comprender a nivel microscópico los fenómenos de flujo a nivel 
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de yacimiento, lo cual representará un gran salto de innovación en las pruebas de 

laboratorio petrolero en Colombia. El principal valor agregado para los clientes es 

la obtención de datos confiables para diseñar métodos de mejoramiento de 

productividad y de recobro mejorado a la medida de las características y 

propiedades de sus yacimientos. 

 

3.6 ESTUDIO DE MERCADO 

 

3.6.1 Análisis del Mercado. El mercado objetivo lo componen las empresas 

involucradas en el sector de hidrocarburos de Colombia: compañías 

exploradoras/explotadoras, Ecopetrol, Agencia Nacional de Hidrocarburos (ANH), 

y compañías de servicios.  Actualmente existen 57 compañías explotadoras 

dispuestas a invertir entre $100 y $200 millones anuales en servicios básicos de 

laboratorio. Sus presupuestos son flexibles si existe la oferta de servicios 

especializados. Además, más de 50 pozos exploratorios serán perforados 

anualmente en los próximos 10 años. El potencial es aún mayor si se considera 

que cada vez más compañías ven a Suramérica como un buen portafolio de 

inversión en el sector de los hidrocarburos, y a su vez, son pocos los laboratorios 

especializados que ofrecen soluciones tendientes a mejorar la productividad y 

factor de recobro de los yacimientos. 

 

Los principales competidores son el Instituto Colombiano del Petróleo (ICP) y 

C&CO Services. El ICP posee el posicionamiento en el mercado y su capacidad 

es absorbida mayoritariamente por Ecopetrol. Las compañías exploradoras y 

explotadoras del sector privado no ven al ICP como un proveedor de servicios 

debido a la exclusividad que se tiene con Ecopetrol. El ICP presta los servicios 

clase A. C&CO Services enfoca su operación en la comercialización de equipos de 

laboratorio, y de manera secundaria ofrece pruebas de laboratorio básicas 

(servicios clase A). El nivel de experticia de C&CO Services es limitado y su grado 
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de innovación tecnológica es reducido. Los servicios de laboratorio no son 

prioridad para C&CO Services. 

 

En general, la oferta de servicios de laboratorio de recobro mejorado en Colombia 

es casi nula y la demanda está insatisfecha debido a la poca innovación 

tecnológica de los dos principales actores del mercado en la actualidad y a la poca 

experticia de los grupos de trabajo. 

 

3.6.2. Investigación de mercado. El mercado de los servicios especializados en 

mejoramiento de la productividad y recobro mejorado ha estado en constante 

crecimiento en Colombia desde el 2005, yendo de la mano con el aumento de la 

actividad contractual y flujo de inversión nacional y extranjera en el sector de 

hidrocarburos. Este tipo de servicios puede clasificarse en tres tipos: a) consultoría 

en ingeniería y simulación de yacimientos; b) pruebas y análisis de laboratorio, y c) 

pruebas pilotos e implementación de procesos en campo. 

 

La industria petrolera colombiana aún vive una etapa de exploración de nuevas 

tecnologías que conlleven a mejorar el factor de recobro de hidrocarburos, lo cual 

indica que existe una gran oportunidad para que nuevas empresas penetren el 

mercado ofreciendo servicios innovadores que han demostrado ser exitosos en 

otros lugares del mundo. Dado que el factor de recobro promedio de los campos 

petroleros colombianos no supera el 20%, la mayoría de compañías operadoras 

ven siempre con buenos ojos cualquier oportunidad de implementación de 

técnicas de recobro mejorado. Sin embargo, los altos costos financieros asociados 

con la alta incertidumbre hacen que la ejecución de estos proyectos sea 

pospuesta. Por esta razón, el marco estratégico de la industria petrolera 

colombiana se está estructurando alrededor del desarrollo de ventajas 

competitivas en tecnología del negocio. 
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La tendencia natural de este mercado indica que la demanda de servicios de 

consultoría en ingeniería y simulación de yacimientos continuará en alza dado que 

es el primer paso hacia estudios más detallados. La competitividad en este 

subsector es alta en tópicos básicos como cálculo de reservas, registros de pozos 

y pruebas de presión. El tema de mejoramiento de productividad y recobro 

mejorado es aún inmaduro debido al rezago tecnológico de la industria 

colombiana. Por otro lado, las compañías operadoras demandan cada vez con 

más frecuencia pruebas y análisis de laboratorio que ayuden a confirmar los 

resultados de simulaciones y análisis de yacimientos. Sin embargo, muy pocas 

empresas ofrecen este tipo de servicios en el país, y las que los ofrecen 

demuestran un atraso significativo en cuanto a equipos y técnicas que son 

utilizadas a nivel internacional. Esta gran desventaja tecnológica se convierte en la 

causa principal por la que las empresas que quieren implementar metodologías de 

recuperación mejorada de hidrocarburos acudan a compañías de servicios en el 

exterior y a universidades de Estados Unidos y Canadá. 

 

Las características diferenciadoras del laboratorio es la implementación de la 

tomografía computarizada en la industria petrolera colombiana, la experticia y 

capacidad técnica de la organización. 

 

Lo anterior se basa en la investigación de mercados realizado en el sector de 

Hidrocarburos en Colombia, lo cual se tuvieron diálogos con más de 50 empresas 

del sector. Las cuales unas de ellas son: 

 

EMERALD ENERGY PLC - SUCURSAL COLOMBIA 

GEÓLOGOS PETROLEROS DE COLOMBIA S.A. 

HUPECOL OPERATING CO. LLC 

LA CORTEZA ENERGY COLOMBIA, INC. 

PETROSANTANDER (COLOMBIA) LTD. 

VETRA EXPLORACIÓN Y PRODUCCIÓN COLOMBIA S.A. 
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RANCHO HERMOSO S.A. 

PETROBRAS COLOMBIA LIMITED 

PERENCO COLOMBIA LIMITED 

MANSAROVAR ENERGY COLOMBIA LTD 

PETRO VISTA ENERGY COLOMBIA (BARBADOS) CORP. 

TALISMAN (COLOMBIA) OIL & GAS LTD 

PETRÓLEOS COLOMBIANOS S.A. - PETROCOL S.A. 

 

Entre otras, donde se dialogó sobre el tipo de servicios contratados en los últimos 

años, si las organizaciones han utilizado al menos en alguna oportunidad técnicas 

como la resonancia magnética nuclear y tomografía computarizada para el análisis 

de núcleos, si ellos creen que el uso de nuevas tecnologías podrían ayudar a 

mejorar la productividad de sus pozos o incluso incrementar el factor de recobro 

de sus yacimientos y por último se habló sobre una estimación de cuanto 

presupuesto destinan a la obtención de datos de yacimiento (roca y fluidos) a 

través de pruebas de laboratorio cada año. 

 

Estos diálogos que se tuvieron con estas empresas dieron una visión general 

sobre la industria de los hidrocarburos en Colombia donde se confirmó la poca 

experticia de nuevas tecnologías y técnicas ya que en Colombia no se cuenta con 

un laboratorio especializado para esta clase de servicios. Son pocas las empresas 

que han utilizado al menos en alguna oportunidad estas tecnologías por motivos 

de tiempo de entrega y costo del servicio. Se ratificó que el uso de nuevas 

tecnologías si podría ayudar a mejorar la productividad de los pozos e incluso 

incrementar el recobro de sus yacimientos, las empresas exploradoras y 

explotadoras están en constante búsqueda de nuevas tecnologías que aumenten 

su rentabilidad y disminuyan sus costos ya que ésta es una industria bastante 

tecnificada. Estas compañías están dispuestas a invertir entre $100 y $200 

millones anuales en servicios básicos de laboratorio. Sus presupuestos son 

flexibles si existe la oferta de servicios especializados.  
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3.7 ESTRUCTURA ORGANIZACIONAL 

 

El equipo de trabajo del laboratorio está dividido en equipo de desarrollo 

tecnológico, equipo de soporte tecnológico y gerencia. 

 

El equipo de desarrollo tecnológico lo compone el jefe de métodos de recobro 

mejorado, el jefe de nuevas tecnologías, el jefe de recursos técnicos y el jefe de 

desarrollo de software seguido de un técnico de laboratorio y un laboratorista.  Sus 

principales responsabilidades se detallan a continuación: 

 

Jefe de Métodos de Recobro Mejorado: Diseño y análisis de procesos de 

desplazamiento, pruebas petrofísicas básicas y especiales, y geomecánica de 

rocas. 

 

Jefe de Nuevas Tecnologías: Búsqueda e implementación de métodos 

innovadores para mejorar la productividad de los pozos y aumentar el factor de 

recobro de hidrocarburos. 

 

Jefe de Recursos Técnicos: Supervisión de procesos experimentales y 

adquisición de datos de laboratorio. 

 

Jefe de Desarrollo de Software: Diseño y ejecución de nuevas herramientas 

para el modelamiento de métodos de recobro mejorado. 

 

Técnico de Laboratorio: Ejecución de planes experimentales y control de calidad 

de información obtenida. 

 

Laboratorista: Ensamblaje de equipos y montaje de diseños experimentales. 
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El equipo de soporte tecnológico lo compone el ingeniero de modelamiento de 

fluidos, el ingeniero de análisis de imágenes y el analista de imágenes. Sus 

principales responsabilidades se detallan a continuación: 

 

Ingeniero de Modelamiento de Fluidos: Modelamiento termodinámico de fluidos 

hidrocarburos y no hidrocarburos para estudios de mejoramiento de la 

productividad de pozos y procesos de recobro mejorado. 

 

Ingeniero de Análisis de Imágenes: Procesamiento de imágenes tomográficas y 

conversión de números tomográficos en valores de densidad. 

 

Analista de Imágenes: Análisis de imágenes tomográficas, reconstrucción de 

pixeles y reporte de secuencias de corte transversal. 

 

La gerencia está a cargo del director general, quien se responsabiliza por la 

administración general de la empresa en cuanto a talento humano, espacio físico, 

manejo financiero y conducción tecnológica bajo los criterios de excelencia, 

competitividad y calidad en la prestación de servicios. A continuación se ilustrara la 

estructura organizacional del laboratorio. 
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Figura 13. Estructura Organizacional 

 
Fuente: Los Autores 

 

3.8 ANÁLISIS DE RIESGOS 

 

Los análisis de riesgos establecidos están basados en los riesgos que se pueden 

presentar de acuerdo a tecnológicos, financieros, de mercado y de operación en 

todo lo que tiene que ver con el laboratorio de tomografía computarizada de 

acuerdo al estudio de mercados y supuestos que se pueden hacer de acuerdo a la 

experticia y diálogos que se tuvieron. 

 

 Riesgos tecnológicos: 

Riesgo Alto. Los escáners de tomografía computarizada son fabricados en el 

exterior, por lo tanto en caso de fallas o mal funcionamiento la organización estará 

expuesta a considerables tiempos de espera para su reparación o consecución de 

repuestos. 

Riesgo Bajo. Las ventajas de la tecnología tomográfica no son comprendidas por 

el mercado colombiano. 
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Riesgo Medio. Aparición de nuevas, novedosas y eficientes técnicas que 

desplacen la tomografía computarizada como herramienta para el posible aumento 

del factor de recobro de yacimientos.  

Riesgo Bajo. El software no logre ser desarrollado o en su puesta en marcha no 

sea compatible con el equipo de tomografía. 

 

 Riesgos financieros: 

Riesgo Alto. Los recursos financieros para adquirir los equipos sean limitados o 

de compleja tramitología. 

Riesgo Bajo. Al realizar la evaluación financiera el proyecto no sea viable. 

Riesgo Alto. Una vez en marcha el proyecto la empresa no sea autosostenible. 

 

 Riesgos de mercado: 

Riesgo Alto. El tamaño del mercado es menor al proyectado. Las ventas 

proyectadas no se alcanzan. 

Riesgo Alto. La tecnología no tenga éxito dentro del sector de los hidrocarburos. 

Riesgo Medio. Los competidores nacionales bajen los precios de sus servicios. 

Riesgo Alto. Las empresas competidoras nacionales tengan una estrecha 

relación con nuestros clientes potenciales. 

Riesgo Alto. Organización nueva para competir en el sector de los hidrocarburos. 

 

 Riesgos de operación: 

Riesgo Alto. Los procedimientos de seguridad y salud ocupacional no se siguen y 

ocurre un accidente causando heridas al personal del laboratorio. 

Riesgo Alto. Los procedimientos experimentales no se siguen y los datos 

experimentales resultan inútiles para el cliente. 

Riesgo Alto. El embalaje de la muestra de roca en los contenedores no se haga 

de forma adecuada. 

Riesgo Bajo. Parada eventual del funcionamiento del laboratorio por motivos de 

seguridad expuestos por la dirección del parque Guatiguara. 



55 

Riesgo Alto. Los datos suministrados por el técnico del laboratorio no sean 

verdaderos. 

Riesgo Alto. El especialista en imágenes tomograficas no analice correctamente 

la información y en consecuencia la no satisfacción del cliente. 

Riesgo Bajo. El cliente no tenga una comprensión completa del informe que se 

presenta al final de las pruebas de laboratorio. 

Riesgo Alto. Carencia de reactivos para el laboratorio. 

Riesgo Bajo. Ausencia del técnico y el laboratorista simultáneamente en el 

laboratorio. 

Riesgo Bajo. Carencia de energía eléctrica para la operación del tomógrafo. 

 

3.8.1 Estrategia de Mitigación de Riesgo. La estrategia de mitigación está 

basada en como el laboratorio podría mitigar esta clase de riesgos, la capacidad 

de reacción frente algún caso de estas magnitudes que se presente en cada uno 

de los escenarios propuestos. 

 

 Riesgos tecnológicos: 

Riesgo: Los escáners de tomografía computarizada son fabricados en el exterior, 

por lo tanto en caso de fallas o mal funcionamiento la organización estará 

expuesta a considerables tiempos de espera para su reparación o consecución de 

repuestos. Estrategia de mitigación: A corto plazo se deben establecer buenas 

relaciones con un proveedor internacional asegurando cortos tiempos de espera 

para la consecución de repuestos. De la misma manera, a nivel nacional se debe 

establecer un vínculo con hospitales que utilicen la tecnología tomográfica para 

facilitar el acceso a los servicios técnicos de reparación rutinaria.  A largo plazo se 

planea formar técnicos con capacidad de reparar escáners de tomografía 

computarizada a través de pasantías con estudiantes de programas de Tecnología 

en Electrónica. 

Riesgo: Las ventajas de la tecnología tomográfica no son comprendidas por el 

mercado colombiano. Estrategia de mitigación: Desarrollo de campañas de 
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concientización a través de publicación de artículos técnicos en revistas del sector 

y participación en ponencias tecnológicas realizadas en Colombia. De igual 

manera, las capacitaciones y cursos técnicos en universidades servirán como 

mecanismos de promoción y diseminación de la tecnología entre los futuros 

profesionales del sector de hidrocarburos. 

Riesgo: Aparición de nuevas, novedosas y eficientes técnicas que desplacen la 

tomografía computarizada como herramienta para el posible aumento del factor de 

recobro de yacimientos. Estrategia de mitigación: Estar a la vanguardia de los 

cambios y nuevas tecnologías innovando continuamente en todos los aspectos 

como organización.  

Riesgo: El software no logre ser desarrollado o en su puesta en marcha no sea 

compatible con el equipo de tomografía. Estrategia de mitigación: El desarrollo 

del software está en una etapa muy avanzada. A demás, en continuas pruebas 

literarias y prácticas. 

 

 Riesgos financieros: 

Riesgo: Los recursos financieros para adquirir los equipos sean limitados o de 

compleja tramitología. Estrategia de mitigación: Utilizar como capital todos los 

aportes de los inversionistas. 

Riesgo: Al realizar la evaluación financiera el proyecto no sea viable. Estrategia 

de mitigación: Tener conocimiento previo sobre las necesidades del laboratorio y 

el sector de hidrocarburos. 

Riesgo: Una vez en marcha el proyecto la empresa no sea autosostenible. 

Estrategia de mitigación: Controlar adecuadamente tanto los costos y gastos 

dentro de la organización. 

 

 Riesgos de mercado: 

Riesgo: El tamaño del mercado es menor al proyectado Las ventas proyectadas 

no se alcanzan. Estrategia de mitigación: Desarrollo de un estudio de factibilidad 

de penetración de los mercados venezolanos, ecuatorianos y peruanos, donde la 
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actividad petrolera ha ido en aumento y donde existe una necesidad tácita de 

servicios de laboratorio especializados. De ser factible, se harían alianzas con 

compañías de servicios ya posicionadas en esos países con el fin de exportar los 

servicios de la organización. Contratación de agentes de ventas personalizados 

para contactar con más frecuencia los clientes potenciales. 

Riesgo: La tecnología no tenga éxito dentro del sector de los hidrocarburos. 

Estrategia de mitigación: Diversificación de los servicios hacia los sectores 

minero, químico y ambiental, buscando la aplicación de la tecnología en nuevos 

procesos que son muy afines al sector de los hidrocarburos. 

Riesgo: Los competidores nacionales bajen los precios de sus servicios. 

Estrategia de mitigación: Crear lazos fuertes de confianza con los clientes de tal 

manera que nuestros servicios satisfagan a la necesidad de ellos tanto en precio 

calidad. 

Riesgo: Las empresas competidoras nacionales tengan una estrecha relación con 

nuestros clientes potenciales. Estrategia de mitigación: Concientizar el mercado 

a través de información del problema que se presenta a demás, del ofrecimiento 

de precios bajos con garantía de éxito en las muestras y calidad de ellas. 

Riesgo: Organización nueva para competir en el sector de los hidrocarburos. 

Estrategia de mitigación: Aprovechar la experticia del grupo de trabajo además 

del apoyo de entidades que acompañan la ejecución proyecto. 

 

 Riesgos de operación: 

Riesgo: Los procedimientos de seguridad y salud ocupacional no se siguen y 

ocurre un accidente causando heridas al personal del laboratorio. Estrategia de 

mitigación: Implementación de reuniones diarias de seguridad ocupacional 

resaltando la importancia de conservar el lugar de trabajo libre de accidentes, 

además de políticas obligatorias de control durante procedimientos experimentales 

peligrosos (por ejemplo, ejecución de pruebas en las horas de la noche o fines de 

semana para minimizar la exposición de todo el personal a una misma situación 

riesgosa). 
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Riesgo: Los procedimientos experimentales no se siguen y los datos 

experimentales resultan inútiles para el cliente. Estrategia de mitigación: 

Implementación de reuniones técnicas diarias para revisar por lo menos dos veces 

los diseños, planes experimentales y resultados preliminares de las pruebas, 

además el control continúo de los jefes de laboratorio sobre las actividades que el 

Técnico de Laboratorio y Laboratorista llevan a cabo. 

Riesgo: El embalaje de la muestra de roca en los contenedores no se haga de 

forma adecuada. Estrategia de mitigación: Capacitar al personal indicado para 

que ejecute esta operación teniendo en cuenta todos los procedimientos de 

embalaje. 

Riesgo: Parada eventual del funcionamiento del laboratorio por motivos de 

seguridad expuestos por la dirección del parque Guatiguara. Estrategia de 

mitigación: Reconocer las fallas de seguridad del parque tecnológico en 

informarlos a tiempo para prever medidas y evitando así paradas. 

Riesgo: Los datos suministrados por el técnico del laboratorio no sean 

verdaderos. Estrategia de mitigación: Los datos suministrados por el técnico del 

laboratorio no deben ser de conocimiento exclusivo de él sino que haya una 

segunda opción para validar dicha información. 

Riesgo: El especialista en imágenes tomograficas no analice correctamente la 

información y en consecuencia la no satisfacción del cliente. Estrategia de 

mitigación: No solo se tenga en cuenta una valoración si no que haya una 

segunda opinión y así entregar al cliente datos exacto y seguros. 

Riesgo: El cliente no tenga una comprensión completa del informe que se 

presenta al final de las pruebas de laboratorio. Estrategia de mitigación: 

Elaboración de informes explícitos y de fácil lectura. 

Riesgo: Carencia de reactivos para el laboratorio. Estrategia de mitigación: 

Contar con proveedores serios y cumplidos. A demás contar con un spock mínimo 

en el inventario para que no haya problemas en las pruebas del laboratorio. 

Riesgo: Ausencia del técnico y el laboratorista simultáneamente en el laboratorio. 

Estrategia de mitigación: El personal adscrito al laboratorio debe estar en la 



59 

capacidad de ejecutar del técnico o del laboratorista en caso de su ausencia. A 

demás el laboratorio cuenta con un manual de procedimientos que cualquier 

miembro del laboratorio puede inspeccionar y llevarlo a cabo sin ningún 

contratiempo 

Riesgo: Carencia de energía eléctrica para la operación del tomógrafo. Estrategia 

de mitigación: El tomógrafo cuenta con una unidad de almacenamiento de 

energía que le permite terminar la prueba que este ejecutando. A demás el 

laboratorio cuenta con sistema de planta de energía eléctrica que se activan 

inmediatamente ocurre un evento de falla. 

 

3.9 VALOR AGREGADO 

 

El factor innovador del laboratorio será el uso de técnicas tomográficas para 

determinar propiedades de rocas y fluidos de yacimiento, y asimismo visualizar en 

tiempo real desplazamientos dinámicos que simulen procesos de flujo a escala de 

yacimiento. La principal ventaja de la tomografía computarizada radica en que 

permite revelar la estructura interna de la roca con la distribución de los fluidos 

contenidos en ella sin necesidad de destruirla. Al ser una técnica no destructiva, 

permitirá al usuario realizar diferentes estudios sobre la misma muestra, ahorrando 

así múltiples costos asociados con la consecución de núcleos de roca.  Al tener 

acceso a imágenes “radiográficas” de la roca, el ingeniero de yacimientos tendrá la 

capacidad de comprender a nivel microscópico los fenómenos de flujo a nivel de 

poro, lo cual podrá escalarse a nivel macroscópico con el diseño de metodologías 

de optimización de producción tales como fracturamientos, acidificaciones, 

disolución de escamas orgánicas e inorgánicas, entre otros, y métodos de recobro 

mejorado delineados con base en la estructura interna del yacimiento y 

compatibilidad de los fluidos inyectados y desplazados. De la misma manera, la 

caracterización interna de la roca será de vital importancia tanto para la 

descripción geológica del yacimiento como para la recolección de las propiedades 

necesarias para correr cualquier simulación numérica de yacimientos. 
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De la misma manera, la integración matemática de los procesos de flujo a nivel de 

poro con los fenómenos de transporte en pozo y tubería de superficie ofrecerá a 

los clientes un mayor valor agregado, puesto que la solución al mejoramiento de la 

productividad se presentará de una forma integral mostrando las causas y las 

posibles rutas de remediación. 

 

Con esta innovación tecnológica se busca que los clientes aumenten sus 

ganancias mediante: 

 

- La reducción de la incertidumbre en los datos de yacimiento. 

- El mejoramiento de la productividad de los pozos y aumento del factor de recobro 

del yacimiento. 

 

Las variables que harán atractivos los servicios del laboratorio serán: 

 

- Durante la etapa de exploración: (a) menos incertidumbre en datos petrofísicos; 

(b) mejor caracterización del posible yacimiento. 

- Durante la etapa de producción por recobro primario: (a) metodologías que 

conlleven a la optimización de la producción; (b) refinación de los modelos de 

simulación numérica del yacimiento. 

- Durante la etapa de producción de recobro post-primario: (a) diseño de métodos 

de recobro mejorado a la medida del yacimiento; (b) aumento del factor de 

recobro. 

 

3.10 IMPACTOS SOBRE EL MEDIO AMBIENTE Y LA SOCIEDAD 

 

La gran mayoría de los yacimientos colombianos se encuentran en estado maduro 

de producción, lo que ocasionaría una tendencia de disminución en los volúmenes 

de hidrocarburos producidos en los próximos años. El uso de técnicas de recobro 

mejorado revertirá la tendencia de producción a la baja al aumentar o sostener los 
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niveles de productividad, derivando en la protección y creación de empleos 

necesarios para sostener las operaciones. El primer paso para la implementación 

de estos procesos es el trabajo de laboratorio. Adicionalmente, un aumento en la 

producción implicaría un incremento en las regalías para el país que 

consecuentemente ayudaría al desarrollo de obras y proyectos sociales a lo largo 

y ancho del territorio colombiano. En una menor escala, pero con unos efectos 

inmediatos, esta propuesta ayudará a repatriar material humano altamente 

educado y a preparar nuevos profesionales para superar los retos que impone a 

futuro la industria petrolera colombiana. De la misma manera, la creación de 

vínculos con instituciones educativas extranjeras de alta calidad, permitirá al país 

adquirir conocimiento que será transmitido a sus estudiantes y aplicado en su 

industria.  

 

3.10.1 A nivel ambiental. Se pretende reducir el consumo de energía y hacer uso 

eficiente de la misma para lograr de forma exitosa el aumento del factor de 

recobro de los yacimientos de hidrocarburos a través de la aplicación de 

metodologías, técnicas y nuevas tecnologías. Los proyectos que conforman esta 

propuesta crearan un impacto ambiental positivo al ofrecer a las compañías 

operadoras de campo de hidrocarburos alternativas para extraer recursos 

energéticos minimizando costos relacionados al uso de productos químicos, 

equipos superficie y emisiones de gases tóxicos. Con la implementación practica a 

nivel de campo de las iniciativas y procedimientos desarrollados en este proyecto 

se incrementará el factor de recobro, generando y desarrollando mecanismos de 

recuperación secundaria, mejorada y/o terciaria por medio de servicios de 

laboratorio especializado y simulaciones numéricas de flujo en medio poroso.  

 

3.10.2 Impacto social. El Impacto Social se observará inmediatamente con la 

preparación de talento humano nacional y la creación de vínculos con entidades 

extranjeras de investigación y desarrollo tecnológico. La continua generación de 

empleos derivados de la ejecución de este proyecto y los resultados de impacto 
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ambiental esperados, irán de la mano con los tiempos requeridos para 

implementar las nuevas tecnologías en la industria petrolera colombiana. 

Indicadores verificables: Generación de empleos a nivel técnico y de operación en 

la industria de los hidrocarburos. Disminución del consumo energético en las 

operaciones de explotación de hidrocarburos. 

 

3.11 IMPACTOS CIENCIA Y TECNOLOGÍA 

 

3.11.1 Mediano Plazo. Creación de un laboratorio con capacidad de adquisición 

de imágenes tomograficas. Este tipo de laboratorio no se encuentra disponible en 

el país. Generación de procedimientos para la medición de permeabilidades 

relativas de tres fases, coeficiente de difusión y análisis de procesos de inyección 

química. Procedimientos para estos análisis de laboratorio hasta ahora están en 

desarrollo a nivel mundial. Creación de un software de caracterización no intrusivo 

de rocas, que permitirán una más rápida determinación de las propiedades de la 

roca y sus fluidos, sin necesidad de destruir la muestra. Esto ahorra costos, tiempo 

y permitirá obtener una mayor cantidad de datos con menos muestra. La 

transferencia de tecnologías por parte de universidades del extranjero acortara la 

curva de aprendizaje del personal colombiano en el uso de tecnologías de 

visualización. El país se beneficia de más de 20 años de experiencia de 

reconocidos científicos extranjeros. 

 

3.11.2 Largo Plazo. El laboratorio podrá ser usado para el estudio de yacimientos 

de gas no-convencionales como hidratos de gas, shale gas y gas asociado a 

mantos de carbón. Esto permitirá que el país cuente con la tecnología necesaria 

para avanzar en el entendimiento de los recursos no-convencionales que serán la 

piedra angular de la producción colombiana de hidrocarburos en los próximos 10 

años. Los campos maduros colombianos se verán beneficiados de la posibilidad 

de estudiar cualquier proceso de recobro utilizando técnicas de visualización y 

modelamiento avanzado lo cual permitirá una mayor selección del proceso y 
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facilitará una implementación exitosa en el campo; llevando a un aumento del 

factor de recobro. El acuerdo de transferencia tecnológica con las universidades 

extranjeras le abre puertas a las universidades de grupos de investigación y al 

país para realizar trabajos conjuntos con universidades líderes en investigación a 

nivel mundial.  

 

3.12 INGENIERÍA BÁSICA DEL PROYECTO 

 

El laboratorio cuenta con 5 co-investigadores de planta con estudios a nivel de 

maestría y doctorado. Formará a 4 estudiantes a nivel de máster y 10 a nivel de 

pregrado. Adicionalmente, la propuesta cuenta con la participación de la University 

of Calgary con sede en Calgary, Alberta, Canadá. El grupo de Tomography 

Imaging in Porous Media Laboratory ha establecido acuerdos de cooperación para 

la facilidad de la transmisión del conocimiento tomando  ventaja de los más de 15 

años de experiencia de esta institución en el uso del CT para el estudio de 

procesos de recobro. Es importante resaltar que en el futuro este laboratorio podrá 

ser usado para otros estudios de recobro no convencionales, incluyendo estudios 

de yacimientos no convencionales de gas (Shale gas, gas apretado, gas asociado 

a mantos de carbón e hidratos de gas), así como para estudios ambientales. Está 

es otra de las características que hace atractiva la presente propuesta la cual 

emplea tecnologías de punta. 

 

Tabla 1. Personal Requerido para el Laboratorio 

PERSONAL REQUERIDO 

Consultores 2 

Gerente general 1 

Ing. De modelamiento de fluidos 1 

Ing. De software para análisis de imágenes 1 

Analista de imágenes 1 

Técnico de Laboratorio 1 

Laboratorista 1 

Fuente: Los Autores 
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3.13 MATRIZ O ANÁLISIS DOFA 

 

Análisis DOFA del Laboratorio de mejoramiento de la productividad y aumento del 

factor de recobro de yacimientos de hidrocarburos: 

 

Figura 14. Esquema Matriz DOFA 

Fuente: Los autores 

 

 Fortalezas: 

Experticia del equipo humano: Capacidad de investigación y desarrollo de 

nuevas tecnologías demostrada por altos niveles de preparación académica y 

publicaciones técnicas internacionales, además de experiencia en tecnología de 

tomografía computarizada y recobro mejorado de yacimientos de hidrocarburos no 

convencionales en Canadá. 

Tecnología de punta: Utilización de tomografía computarizada en análisis 

petrofísico de rocas, determinación de propiedades de fluidos y monitoreo no 

destructivo de desplazamientos en núcleos de roca. Desarrollo de software para 
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análisis de imágenes tomográficas. Software integrador de modelos de predicción 

de daño a la formación y técnicas de control y remediación. 

Servicio al cliente: Políticas de acompañamiento técnico y capacitación con cada 

servicio, cortos tiempos de entrega de resultados, y análisis de datos y 

sugerencias a la medida del yacimiento del cliente. 

Estándares de calidad: Diseño de procedimientos experimentales y análisis 

técnicos a la par con el estado del arte de la industria mundial. 

 

 Debilidades: 

Nuevos en el mercado: Nueva compañía sin historial de contratación, lo cual se 

puede remediar demostrando la experticia del grupo de trabajo sumado al apoyo 

de las entidades que acompañan este proyecto al igual que el Grupo de Recobro 

Mejorado de la Universidad Industrial de Santander. 

Posición de competidores: Competidores nacionales reconocidos en el mercado 

han creado paradigmas de servicios en el sector de hidrocarburos. Esto se puede 

remediar a través de un proceso de concientización del mercado que involucre 

cursos de capacitación con la experticia del grupo de trabajo y publicaciones 

técnicas en revistas reconocidas del sector. 

 

 Oportunidades: 

Poca experticia de competidores: Competidores nacionales no ofrecen servicios 

a la par de la tecnología mundial y su personal no cuenta con experiencia en 

yacimientos no convencionales. 

Mercado busca oferta de laboratorios: La Agencia Nacional de Hidrocarburos 

ha lanzado el reto de conformar una red de laboratorios en Colombia que ayuden 

a disminuir la incertidumbre en la exploración y explotación de hidrocarburos en 

Colombia. De la misma manera, Ecopetrol a través del Instituto Colombiano del 

Petróleo está en búsqueda de la modernización de los procesos de producción y 

de la implementación de procesos de recobro mejorado en los campos 

colombianos.  
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Mayores inversionistas en el sector: Nuevas empresas operadoras en Colombia 

debido al buen clima político y de inversiones que vive el país sumado a los altos 

precios del crudo. 

Potencial de reservas: Nuevos descubrimientos de hidrocarburos no 

convencionales han incrementado considerablemente los volúmenes de reservas 

en el país; sin embargo, se requiere el uso de nuevas tecnologías y 

procedimientos experimentales que aseguren el éxito de los nuevos proyectos. 

 

 Amenazas: 

Competencia baja los precios: Este caso podría darse si la competencia pierde 

una porción del mercado a manos del laboratorio. Sin embargo, el comportamiento 

de la demanda en este sector se ha caracterizado por su inelasticidad al nivel de 

precios, por lo que la atracción de nuevos clientes solo se logrará a través de un 

buen historial de trabajo y el grado de innovación de las soluciones ofrecidas. 

Clientes no comprendan la tecnología: Aunque es poco probable por el grado 

de éxito experimentado en Norteamérica y Europa, existe la amenaza que los 

clientes no valoren la tomografía computarizada como tecnología que agregue 

valor a sus procesos.  Esta amenaza se va a minimizar a través de una constante 

concientización del sector, ejemplo de lo cual son dos artículos de autoría del 

Equipo de Desarrollo Tecnológico del laboratorio sobre la aplicación de la 

tomografía computarizada en Colombia que fueron aceptados para el Congreso 

Colombiano del Petróleo en Bogotá en Noviembre de 2011. 
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4. ESTUDIO FINANCIERO 

 

4.1 ESTABLECIMIENTO DE LA LÍNEA BASE 

 

El análisis financiero de este proyecto está sujeto a la financiación de las 

entidades Colciencias-Ecopetrol-UIS, con un aporte total del 40% sobre la 

inversión inicial. Este hecho no representa que estas organizaciones sean socias 

del proyecto, son fuentes de financiamiento. El restante 60% son aportes de 

inversionistas privados.  

 

Para la inversión de las entidades Colciencias-Ecopetrol-UIS la tasa de descuento 

es del 12% por ser un aporte para el estímulo del emprendimiento empresarial 

(9% + 3 puntos de riesgo). El 60% de aportes de los inversionistas se toma con 

tasa de descuento del 34% así: tasa de libre inversión del Banco de Colombia 

(Bancolombia) es del 31% y 3 puntos porcentuales adicionales como prima  de 

riesgo. En la tabla 2 se describe esta información. 

 

Tabla 2. Costo Promedio Ponderado de Capital. 

APORTES CANTIDAD (%) 
TASA DE 

DESCUENTO 
WACC 

Colciencias-Ecopetrol-

UIS 
40 12% 

25,20% 

Inversionistas 60 34% 

Fuente: Los autores. 
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4.2 SERVICIOS – VENTAS 

 

En la tabla 3a se describe el precio unitario para los principales servicios clase A+ 

que ofrece el Laboratorio de Tomografía computarizada. En esta tabla se describe 

el costo por unidad de cada uno de los equipos utilizados en cada prueba. 

Igualmente se describe los materiales, mano de obra, gastos administrativos y 

costos de operación.  

 

 Estos valores no se desglosan ya que por confiabilidad de la empresa no 

lo permite; aclarando que son reales. 

A continuación se describe los ítems para los precios unitarios4. De los equipos se 

tomó el valor descrito en el análisis financiero referente a la depreciación para el 

primer año de funcionamiento. Así mismo, se estableció para cada uno de los 

equipos su valor por hora de trabajo. 

 

De los gatos administrativos se establece un 60% para los servicios clase A+ y el 

restante 40% asociado a la clase A, razón por la cual los servicios A+ representa 

un mayor desgaste del área administrativa del laboratorio. Igualmente ocurre con 

los rubros asociados a los costos de funcionamiento del laboratorio.  

 

Teniendo en cuenta que los servicios clase A+ son tres, Recobro mejorado, 

Análisis tomográfico y Geomecanica, se tomaron porcentajes aleatorios respecto a 

los gastos administrativos y de costos de acuerdo a las necesidades de cada uno 

de los servicios, así 20% Análisis tomográfico, 10% Geomecanica y 70% Recobro 

mejorado que a su vez se subdivide en desplazamiento térmico y desplazamiento 

no térmico. 

 

                                                           
4
 SALVEDAD: Estos valores no se desglosan ya que por confiabilidad de la empresa no lo permite; 

aclarando que son reales. 
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Todos los cálculos se establecen a los primeros 5 años de ejecución y con un 

crecimiento anual del 10%. La estructura de estimación de cantidad de servicios a 

prestar cada año se estimó de acuerdo a la actividad del sector de hidrocarburos, 

proyecciones de volúmenes de producción, números de compañías operadoras, 

proyecciones de perforación de nuevos pozos, todo esto de acuerdo a material 

publicado por la Agencia Nacional de Hidrocarburos, Ecopetrol y diálogos que se 

tuvieron con más de 40 empresas del sector de hidrocarburos. 
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Tabla 3a. Precios Unitarios. 

DURACION : 45 DIAS

EQUIPOS UNIDAD CANTIDAD PRECIO Vr.PARCIAL

TC Scaneer Hora 135 $ 107.744 $ 14.545.440

Analizador de Tomografia Hora 135 $ 5.387 $ 727.245

Contenedor de Roca Hora 135 $ 10.774 $ 1.454.490

Bomba de Desplazamienito de Fluidos Hora 135 $ 5.387 $ 727.245

SUBTOTAL $ 17.454.420

MATERIALES UNIDAD CANTIDAD PRECIO Vr.PARCIAL

Reactivo A+ Litros 5 $ 1.500.000 $ 7.500.000

SUBTOTAL $ 7.500.000

MANO DE OBRA UNIDAD CANTIDAD PRECIO Vr.PARCIAL

Laboratorista Hora 300 $ 6.300 $ 1.890.000

Analista Hora 200 $ 17.200 $ 3.440.000

SUBTOTAL $ 5.330.000

Gastos de Administración

Salarios, Vigilancia, Servicios y Marketing

Viajes y Arriendo

Otros

SUBTOTAL $ 20.226.011

Costos

Seguros, Servicios, Vigilancia y Viajes

Arriendo y Mantenimiento

Otros

SUBTOTAL $ 16.994.880

$ 67.505.311

2,14% $ 363.690

VALOR TOTAL

$ 16.994.880COSTOS

Porcentaje

83,04% $ 14.112.548

14,83% $ 2.520.341

Porcentaje

79,52%

13,71%

6,78%

$ 16.083.724

$ 2.772.986

$ 1.371.324

DESPLAZAMIENTO TERMICO

$ 20.226.011GASTOS DE ADMINISTRACION

Vr. PARCIAL

Vr. PARCIAL

 
Fuente: Los autores. 
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Tabla 3b. Precios Unitarios. 

DURACION : 45 DIAS

EQUIPOS UNIDAD CANTIDAD PRECIO Vr.PARCIAL

TC Scaneer Hora 135 $ 107.744 $ 14.545.440

Analizador de Tomografia Hora 135 $ 5.387 $ 727.245

Contenedor de Roca Hora 135 $ 10.774 $ 1.454.490

Bomba de Desplazamienito de Fluidos Hora 135 $ 5.387 $ 727.245

SUBTOTAL $ 17.454.420

MATERIALES UNIDAD CANTIDAD PRECIO Vr.PARCIAL

Reactivo A+ Litros 3 $ 1.500.000 $ 4.500.000

SUBTOTAL $ 4.500.000

MANO DE OBRA UNIDAD CANTIDAD PRECIO Vr.PARCIAL

Laboratorista Hora 300 $ 6.300 $ 1.890.000

Analista Hora 200 $ 17.200 $ 3.440.000

SUBTOTAL $ 5.330.000

Gastos de Administración

Salarios, Vigilancia, Servicios y Marketing

Viajes y Arriendo

Otros

SUBTOTAL $ 13.484.007

Costos

Seguros, Servicios, Vigilancia y Viajes

Arriendo y Mantenimiento

Otros

SUBTOTAL $ 11.329.920

$ 52.098.347VALOR TOTAL

83,04% $ 9.408.366

14,83% $ 1.680.227

2,14% $ 242.460

GASTOS DE ADMINISTRACION $ 13.484.007

Porcentaje

79,52% $ 10.722.482

13,71% $ 1.848.657

6,78% $ 914.216

COSTOS $ 11.329.920

Porcentaje Vr. PARCIAL

DESPLAZAMIENTO NO TERMICO

Vr. PARCIAL

 
Fuente: Los autores. 
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Tabla 3c. Precios Unitarios. 

DURACION : 60 DIAS

EQUIPOS UNIDAD CANTIDAD PRECIO Vr.PARCIAL

TC Scaneer Hora 180 $ 107.744 $ 19.393.920

Analizador de Tomografia Hora 180 $ 5.387 $ 969.660

Contenedor de Roca Hora 180 $ 10.774 $ 1.939.320

Bomba de Desplazamienito de Fluidos Hora 180 $ 5.387 $ 969.660

SUBTOTAL $ 23.272.560

MATERIALES UNIDAD CANTIDAD PRECIO Vr.PARCIAL

Reactivo A+ Litros 2 $ 1.500.000 $ 3.000.000

SUBTOTAL $ 3.000.000

MANO DE OBRA UNIDAD CANTIDAD PRECIO Vr.PARCIAL

Laboratorista Hora 200 $ 6.300 $ 1.260.000

Analista Hora 50 $ 17.200 $ 860.000

SUBTOTAL $ 2.120.000

Gastos de Administración

Salarios, Vigilancia, Servicios y Marketing

Viajes y Arriendo

Otros

SUBTOTAL $ 9.631.434

Costos

Seguros, Servicios, Vigilancia y Viajes

Arriendo y Mantenimiento

Otros

SUBTOTAL $ 8.092.800

$ 46.116.794VALOR TOTAL

83,04% $ 6.720.261

14,83% $ 1.200.162

2,14% $ 173.186

MEDICION DE PROPIEDADES ELASTICAS Y PLASTICAS

GASTOS DE ADMINISTRACION $ 9.631.434

Porcentaje Vr. PARCIAL

$ 7.658.91679,52%

13,71% $ 1.320.470

6,78% $ 653.011

COSTOS $ 8.092.800

Porcentaje Vr. PARCIAL

 
Fuente: Los autores. 

 

De esta manera, las ventas proyectadas para los primeros cinco años de 

operación del laboratorio son las siguientes: 
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Tabla 3. Servicios. 

 
Fuente: Los autores. 
 

Estudios

precio/Unidad
Escenario 

Alto
Total

Escenario 

Moderado
Total

Escenario 

Bajo
Total

1. Recobro mejorado

1.1 Desplazamiento termico $ 80.000.000 4 $ 320.000.000 3 $ 240.000.000 2 $ 160.000.000

1.2 Desplazamiento no termico $ 60.000.000 4 $ 240.000.000 3 $ 180.000.000 2 $ 120.000.000

2. Analisis petrofisico basico

2.1 Porosidad $ 500.000 10 $ 5.000.000 8 $ 4.000.000 7 $ 3.500.000

  2.2 Permeabilidad absoluta $ 1.000.000 10 $ 10.000.000 8 $ 8.000.000 7 $ 7.000.000

2.3 Saturaciones $ 100.000 10 $ 1.000.000 8 $ 800.000 7 $ 700.000

3. Analisis petrofisico especial

3.1 Permeabilidades relativas $ 10.000.000 4 $ 40.000.000 3 $ 30.000.000 2 $ 20.000.000

  3.2 Presion capilar $ 5.000.000 2 $ 10.000.000 1 $ 5.000.000 1 $ 5.000.000

4. Analisis tomografico de nucleos

4.1 Perfil de densidad / porosidad $ 3.000.000 20 $ 60.000.000 15 $ 45.000.000 15 $ 45.000.000

5. Geomecanica

5.1 Medicion de propiedades elasticas y 

plasticas
$ 50.000.000 2 $ 100.000.000 1 $ 50.000.000 1 $ 50.000.000

6. Propiedades fluidos

6.1 Coeficiente de difusion $ 15.000.000 3 $ 45.000.000 2 $ 30.000.000 1 $ 15.000.000

6.2 Viscosidad $ 1.000.000 10 $ 10.000.000 8 $ 8.000.000 7 $ 7.000.000

6.3 Densidad $ 800.000 10 $ 8.000.000 8 $ 6.400.000 7 $ 5.600.000

6.4 Presion de miscibilidad $ 30.000.000 2 $ 60.000.000 1 $ 30.000.000 1 $ 30.000.000

Ventas Proyectadas (Año 1) 

SERVICIOS
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Tabla 3.1. Servicios. 

Fuente: Los autores. 
 

 

Estudios

Precio / Unidad
Escenario 

Alto
Total

Escenario 

Moderado
Total

Escenario 

Bajo
Total

1. Recobro mejorado

1.1 Desplazamiento termico $ 88.000.000 5 $ 440.000.000 4 $ 352.000.000 3 $ 264.000.000

1.2 Desplazamiento no termico $ 66.000.000 5 $ 330.000.000 4 $ 264.000.000 3 $ 198.000.000

2. Analisis petrofisico basico

2.1 Porosidad $ 550.000 12 $ 6.600.000 10 $ 5.500.000 8 $ 4.400.000

  2.2 Permeabilidad absoluta $ 1.100.000 12 $ 13.200.000 10 $ 11.000.000 8 $ 8.800.000

2.3 Saturaciones $ 110.000 12 $ 1.320.000 10 $ 1.100.000 8 $ 880.000

3. Analisis petrofisico especial

3.1 Permeabilidades relativas $ 11.000.000 5 $ 55.000.000 4 $ 44.000.000 3 $ 33.000.000

  3.2 Presion capilar $ 5.500.000 3 $ 16.500.000 2 $ 11.000.000 1 $ 5.500.000

4. Analisis tomografico de nucleos

4.1 Perfil de densidad / porosidad $ 3.300.000 25 $ 82.500.000 20 $ 66.000.000 15 $ 49.500.000

5. Geomecanica

5.1 Medicion de propiedades elasticas y 

plasticas
$ 55.000.000 2 $ 110.000.000 1 $ 55.000.000 1 $ 55.000.000

6. Propiedades fluidos

6.1 Coeficiente de difusion $ 16.500.000 3 $ 49.500.000 2 $ 33.000.000 1 $ 16.500.000

6.2 Viscosidad $ 1.100.000 12 $ 13.200.000 10 $ 11.000.000 8 $ 8.800.000

6.3 Densidad $ 880.000 12 $ 10.560.000 10 $ 8.800.000 8 $ 7.040.000

6.4 Presion de miscibilidad $ 33.000.000 2 $ 66.000.000 1 $ 33.000.000 1 $ 33.000.000

Ventas Proyectadas (Año 2) 

SERVICIOS
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Tabla 3.2. Servicios. 

 
Fuente: Los autores. 
 

Estudios

Precio / Unidad
Escenario 

Alto
Total

Escenario 

Moderado
Total

Escenario 

Bajo
Total

1. Recobro mejorado

1.1 Desplazamiento termico $ 96.800.000 6 $ 580.800.000 5 $ 484.000.000 4 $ 387.200.000

1.2 Desplazamiento no termico $ 72.600.000 6 $ 435.600.000 5 $ 363.000.000 4 $ 290.400.000

2. Analisis petrofisico basico

2.1 Porosidad $ 605.000 14 $ 8.470.000 12 $ 7.260.000 10 $ 6.050.000

  2.2 Permeabilidad absoluta $ 1.210.000 14 $ 16.940.000 12 $ 14.520.000 10 $ 12.100.000

2.3 Saturaciones $ 121.000 14 $ 1.694.000 12 $ 1.452.000 10 $ 1.210.000

3. Analisis petrofisico especial

3.1 Permeabilidades relativas $ 12.100.000 6 $ 72.600.000 5 $ 60.500.000 4 $ 48.400.000

  3.2 Presion capilar $ 6.050.000 4 $ 24.200.000 3 $ 18.150.000 2 $ 12.100.000

4. Analisis tomografico de nucleos

4.1 Perfil de densidad / porosidad $ 3.630.000 30 $ 108.900.000 25 $ 90.750.000 20 $ 72.600.000

5. Geomecanica

5.1 Medicion de propiedades elasticas y 

plasticas
$ 60.500.000 2 $ 121.000.000 1 $ 60.500.000 1 $ 60.500.000

6. Propiedades fluidos

6.1 Coeficiente de difusion $ 18.150.000 3 $ 54.450.000 2 $ 36.300.000 1 $ 18.150.000

6.2 Viscosidad $ 1.210.000 15 $ 18.150.000 12 $ 14.520.000 10 $ 12.100.000

6.3 Densidad $ 968.000 15 $ 14.520.000 12 $ 11.616.000 10 $ 9.680.000

6.4 Presion de miscibilidad $ 36.300.000 2 $ 72.600.000 1 $ 36.300.000 1 $ 36.300.000

SERVICIOS

Ventas Proyectadas (Año 3) 
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Tabla 3.3. Servicios. 

Fuente: Los autores. 
 

 

Estudios

Precio / Unidad
Escenario 

Alto
Total

Escenario 

Moderado
Total

Escenario 

Bajo
Total

1. Recobro mejorado

1.1 Desplazamiento termico $ 106.480.000 7 $ 745.360.000 6 $ 638.880.000 5 $ 532.400.000

1.2 Desplazamiento no termico $ 79.860.000 7 $ 559.020.000 6 $ 479.160.000 5 $ 399.300.000

2. Analisis petrofisico basico

2.1 Porosidad $ 665.500 16 $ 10.648.000 14 $ 9.317.000 12 $ 7.986.000

  2.2 Permeabilidad absoluta $ 1.331.000 16 $ 21.296.000 14 $ 18.634.000 12 $ 15.972.000

2.3 Saturaciones $ 133.100 16 $ 2.129.600 14 $ 1.863.400 12 $ 1.597.200

3. Analisis petrofisico especial

3.1 Permeabilidades relativas $ 13.310.000 7 $ 93.170.000 6 $ 79.860.000 5 $ 66.550.000

  3.2 Presion capilar $ 6.655.000 4 $ 26.620.000 3 $ 19.965.000 2 $ 13.310.000

4. Analisis tomografico de nucleos

4.1 Perfil de densidad / porosidad $ 3.993.000 35 $ 139.755.000 30 $ 119.790.000 25 $ 99.825.000

5. Geomecanica

5.1 Medicion de propiedades elasticas y 

plasticas
$ 66.550.000 2 $ 133.100.000 1 $ 66.550.000 1 $ 66.550.000

6. Propiedades fluidos

6.1 Coeficiente de difusion $ 19.965.000 3 $ 59.895.000 2 $ 39.930.000 1 $ 19.965.000

6.2 Viscosidad $ 1.331.000 20 $ 26.620.000 15 $ 19.965.000 12 $ 15.972.000

6.3 Densidad $ 1.064.800 20 $ 21.296.000 15 $ 15.972.000 12 $ 12.777.600

6.4 Presion de miscibilidad $ 39.930.000 2 $ 79.860.000 1 $ 39.930.000 1 $ 39.930.000

SERVICIOS

Ventas Proyectadas (Año 4) 
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Tabla 3.4. Servicios. 

Fuente: Los autores. 

Estudios

Precio / Unidad
Escenario 

Alto
Total

Escenario 

Moderado
Total

Escenario 

Bajo
Total

1. Recobro mejorado

1.1 Desplazamiento termico $ 117.128.000 8 $ 937.024.000 7 $ 819.896.000 6 $ 702.768.000

1.2 Desplazamiento no termico $ 87.846.000 8 $ 702.768.000 7 $ 614.922.000 6 $ 527.076.000

2. Analisis petrofisico basico

2.1 Porosidad $ 732.050 18 $ 13.176.900 16 $ 11.712.800 14 $ 10.248.700

  2.2 Permeabilidad absoluta $ 1.464.100 18 $ 26.353.800 16 $ 23.425.600 14 $ 20.497.400

2.3 Saturaciones $ 146.410 18 $ 2.635.380 16 $ 2.342.560 14 $ 2.049.740

3. Analisis petrofisico especial

3.1 Permeabilidades relativas $ 14.641.000 8 $ 117.128.000 7 $ 102.487.000 6 $ 87.846.000

  3.2 Presion capilar $ 7.320.500 5 $ 36.602.500 4 $ 29.282.000 3 $ 21.961.500

4. Analisis tomografico de nucleos

4.1 Perfil de densidad / porosidad $ 4.392.300 40 $ 175.692.000 35 $ 153.730.500 30 $ 131.769.000

5. Geomecanica

5.1 Medicion de propiedades elasticas y 

plasticas
$ 73.205.000 3 $ 219.615.000 2 $ 146.410.000 1 $ 73.205.000

6. Propiedades fluidos

6.1 Coeficiente de difusion $ 21.961.500 4 $ 87.846.000 3 $ 65.884.500 2 $ 43.923.000

6.2 Viscosidad $ 1.464.100 25 $ 36.602.500 20 $ 29.282.000 15 $ 21.961.500

6.3 Densidad $ 1.171.280 25 $ 29.282.000 20 $ 23.425.600 15 $ 17.569.200

6.4 Presion de miscibilidad $ 43.923.000 3 $ 131.769.000 2 $ 87.846.000 1 $ 43.923.000

SERVICIOS

Ventas Proyectadas (Año 5) 
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Los supuestos de crecimiento se fundamentan en las metas de crecimiento de la 

producción de hidrocarburos en Colombia, que se estiman entre 20 y 30% anual 

para los próximos 5 años (fuente: Agencia Nacional de Hidrocarburos / Ecopetrol), 

y crecimiento de los presupuestos de inversión de las compañías exploradoras y 

explotadoras en adquisición de información, pruebas de laboratorio y servicios 

tendientes a mejorar la productividad de los pozos y aumentar el factor de recobro, 

el cual se estima entre 15 y 25% anual para los próximos 5 años (fuente: 

Investigación de mercados del sector de hidrocarburos en Colombia). 

 

4.2.1 Escenarios y Total Ventas. Con base en información recopilada de 

estudios y desarrollos de laboratorios de tomografía Computarizada, se plantearon 

tres escenarios posibles en los cuales se evalúa la factibilidad del proyecto 

considerando la variación de parámetros que influyen en su desarrollo. 

 

Escenario Optimista: Escenario generado a partir de una variación porcentual 

por encima de los valores definidos en el escenario moderado. 

Escenario Moderado: Escenario definido por valores reales de estudios y 

proyectos muy similares reportados en la literatura y que pueden aplicarse al 

laboratorio. 

Escenario Pesimista: Escenario generado a partir de una variación porcentual 

por debajo de los valores definidos en el escenario moderado. 

En la Tabla 4 se describe el total de ventas para los tres escenarios planteados y 

en cada uno de los años de evaluación de este proyecto. 
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Tabla 4. Ventas y Escenarios. 

 

 

 

 

 

 

Fuente: Los autores. 

 

A partir de los escenarios planteados y teniendo en cuenta que la tecnología a 

ofrecer aún es desconocida en el mercado Colombiano, se escogió por prudencia 

el escenario pesimista como criterio inicial para la evaluación financiera.  

 

4.3 GASTOS OPERACIONALES 

 

En la tabla 5 se describen todos los gastos operacionales asociados a la parte 

administrativa del laboratorio para la operación y funcionamiento para los primeros 

5 años. 

 

Del concepto salarios en los gastos operacionales se describe únicamente el del 

Gerente general por un valor mensual, incluyendo prestaciones legales de 

$3.036.992. Los demás gastos operacionales son explícitos en la tabla y 

enmarcan lo que serían los gastos administrativos comunes.  

 

Todos los conceptos que se muestran tienen un crecimiento anual del 5%, 

porcentaje promedio de la inflación en los últimos años.  

 

 

AÑO 1 AÑO 2 AÑO 3 AÑO 4 AÑO 5

Ventas $ 909.000.000 $ 1.194.380.000 $ 1.529.924.000 $ 1.918.769.600 $ 2.516.495.080

AÑO 1 AÑO 2 AÑO 3 AÑO 4 AÑO 5

Ventas $ 637.200.000 $ 895.400.000 $ 1.198.868.000 $ 1.549.816.400 $ 2.110.646.560

AÑO 1 AÑO 2 AÑO 3 AÑO 4 AÑO 5

Ventas $ 468.800.000 $ 684.420.000 $ 966.790.000 $ 1.292.134.800 $ 1.704.798.040

Ventas Escenario Optimista

Ventas Escenario Moderado

Ventas Escenario Pesimista
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Tabla 5. Gastos Operacionales. 

Fuente: Los autores. 
 

4.4 COSTOS 

 

Los costos de producción están representados por las erogaciones que se 

capitalizan para conformar el costo de los productos fabricados. En el proceso 

productivo pueden claramente definirse tres elementos integrantes de dicho costo, 

son los denominados elementos fundamentales del costo de producción, aquellos 

indispensables para determinar el costo de producir un bien. Los elementos 

fundamentales que integran el costo del producto son: Materiales Directos, Mano 

de Obra Directo, y Costos Indirectos de Fabricación (CIF)  [23]. 

 

Materiales Directos: En la fabricación o servicio intervienen diversos materiales, 

aquellos que realmente forman parte integral del producto terminado y que cumple 

con las características de identificación, valor y uso. 

Mano de Obra Directa: El proceso de transformación de los materiales en 

producto/servicio terminado requiere la participación del recurso humano, servicio 

por el cual la empresa paga una remuneración denominada salario y que a su vez 

genera o representa una serie de derechos y beneficios con sagrados por la ley a 

favor de los trabajadores y a cargo de los patrones o de otras entidades 

CONCEPTO 1 2 3 4 5

Salarios $ 36.443.904 $ 38.266.099 $ 40.179.404 $ 42.188.374 $ 44.297.793

Vigilancia Administrativa $ 21.600.000 $ 22.680.000 $ 23.814.000 $ 25.004.700 $ 26.254.935

Gastos de aseo $ 300.000 $ 315.000 $ 330.750 $ 347.288 $ 364.652

Gastos de cafeteria $ 120.000 $ 126.000 $ 132.300 $ 138.915 $ 145.861

Gastos de papeleria $ 360.000 $ 378.000 $ 396.900 $ 416.745 $ 437.582

Gastos elementos de sistemas $ 2.100.000 $ 2.205.000 $ 2.315.250 $ 2.431.013 $ 2.552.563

Gasto de viajes $ 20.000.000 $ 21.000.000 $ 22.050.000 $ 23.152.500 $ 24.310.125

Arriendo de oficina $ 12.000.000 $ 12.600.000 $ 13.230.000 $ 13.891.500 $ 14.586.075

Pago de servicios publicos $ 21.600.000 $ 22.680.000 $ 23.814.000 $ 25.004.700 $ 26.254.935

Marketing y promoción $ 48.000.000 $ 50.400.000 $ 52.920.000 $ 55.566.000 $ 58.344.300

Mantenimiento Administrativo $ 4.000.000 $ 4.200.000 $ 4.410.000 $ 4.630.500 $ 4.862.025

Seguros $ 4.000.000 $ 4.200.000 $ 4.410.000 $ 4.630.500 $ 4.862.025

AÑO
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destinadas al servicio y seguridad social de los empleados; se hace referencia 

entonces a las prestaciones sociales y los aportes parafiscales o transferencias. 

Costos Indirectos de Fabricación (CIF): Además de los materiales directos e 

indirectos y de la mano de obra directa e indirecta, anteriormente definidos, se 

hace necesario la realización de ciertas erogaciones o sacrificios de valores 

indispensables para suplir algunos requerimientos propios del desarrollo del 

proceso productivo, tales como, servicios públicos, alquiler de planta, 

arrendamiento de las oficinas de producción, seguros de planta, entre otros [24]. 

 

En la tabla 6 se muestra los costos relacionados para el funcionamiento del 

laboratorio en los primeros 5 años, teniendo un crecimiento anual del 5% asociado 

al promedio de la inflación. Además, en el rubro salarios está incluido el factor 

prestacional de sobrecosto laboral.   

 

Tabla 6. Costos. 

Fuente: Los autores. 

 

CONCEPTO 1 2 3 4 5

1. Materiales directos $ 24.000.000 $ 26.400.000 $ 29.040.000 $ 31.944.000 $ 35.138.400

Reactivos $ 20.000.000 $ 22.000.000 $ 24.200.000 $ 26.620.000 $ 29.282.000

Probetas de muestra $ 4.000.000 $ 4.400.000 $ 4.840.000 $ 5.324.000 $ 5.856.400

2. Mano de Obra $ 370.423.212 $ 388.944.373 $ 408.391.591 $ 428.811.171 $ 450.251.729

Consultores $ 192.000.000 $ 201.600.000 $ 211.680.000 $ 222.264.000 $ 233.377.200

Ing. De modelamiento de fluidos $ 60.000.000 $ 63.000.000 $ 66.150.000 $ 69.457.500 $ 72.930.375

Ing. De software para analisis de imágenes $ 36.000.000 $ 37.800.000 $ 39.690.000 $ 41.674.500 $ 43.758.225

Analista de imágenes $ 36.000.000 $ 37.800.000 $ 39.690.000 $ 41.674.500 $ 43.758.225

Tecnico de Laboratorio $ 27.332.928 $ 28.699.574 $ 30.134.553 $ 31.641.281 $ 33.223.345

Laboratorista $ 19.090.284 $ 20.044.798 $ 21.047.038 $ 22.099.390 $ 23.204.360

3.CIF $ 144.880.000 $ 152.124.000 $ 159.730.200 $ 167.716.710 $ 176.102.546

Vigilancia Laboratorio $ 21.600.000 $ 22.680.000 $ 23.814.000 $ 25.004.700 $ 26.254.935

Costos de aseo $ 300.000 $ 315.000 $ 330.750 $ 347.288 $ 364.652

Costos de cafeteria $ 120.000 $ 126.000 $ 132.300 $ 138.915 $ 145.861

Costos de papeleria $ 360.000 $ 378.000 $ 396.900 $ 416.745 $ 437.582

Costos elementos de sistemas (Laboratorio) $ 2.100.000 $ 2.205.000 $ 2.315.250 $ 2.431.013 $ 2.552.563

Costos de viajes $ 30.000.000 $ 31.500.000 $ 33.075.000 $ 34.728.750 $ 36.465.188

Arriendo de Laboratorio $ 12.000.000 $ 12.600.000 $ 13.230.000 $ 13.891.500 $ 14.586.075

Pago de servicios publicos $ 50.400.000 $ 52.920.000 $ 55.566.000 $ 58.344.300 $ 61.261.515

Mantenimiento $ 8.000.000 $ 8.400.000 $ 8.820.000 $ 9.261.000 $ 9.724.050

Seguros $ 20.000.000 $ 21.000.000 $ 22.050.000 $ 23.152.500 $ 24.310.125

TOTAL $ 539.303.212 $ 567.468.373 $ 597.161.791 $ 628.471.881 $ 661.492.675

AÑO
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4.5 INVERSIONES FIJAS Y DEPRECIACIÓN 

 

Este rubro se agrupo en tangible e intangible, diferenciación que va a facilitar el 

costeo del proyecto en su fase operativa. La estimación de la inversión se basa en 

cotizaciones y/o proformas de los bienes y servicios a utilizarse en la ejecución del 

proyecto. Forma parte de la infraestructura operativa del negocio, es decir la base 

para iniciar la producción para el mercado seleccionado [25]. 

 

Depreciación: Es un reconocimiento racional y sistemático del costo de los 

bienes, distribuido durante su vida útil estimada, con el fin de obtener los recursos 

necesarios para la reposición de los mismos, de manera que se conserve su 

capacidad operativa o productiva. Su distribución debe hacerse empleando los 

criterios de tiempo y productividad, mediante uno de los siguientes métodos: línea 

recta, suma de dígitos y reducción de saldos [26]. El método de depreciación 

utilizado en este análisis es el de suma de dígitos. 

 

En la tabla 7 y 8 se muestra el presupuesto de inversiones y la depreciación y 

amortización de los equipos, respectivamente. 
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Tabla 7. Inversiones Fijas. 

 
 
 

Fuente: Los autores. 
 

 

 

 

INVERSIONES CANTIDAD COSTO/UND TOTAL

I. Inversiones Fijas

   1.1 Equipos de Laboratorio $ 780.000.000

   1.1.1 TC Scaneer 1 $ 400.000.000 $ 400.000.000

   1.1.2 Analizador de Tomografia 1 $ 20.000.000 $ 20.000.000

   1.1.3 Viscosimetro 1 $ 30.000.000 $ 30.000.000

   1.1.4 Densitrometro 1 $ 30.000.000 $ 30.000.000

   1.1.5 Contenedor de Roca 3 $ 40.000.000 $ 120.000.000

   1.1.6 Bombas de Desplazamienito de Fluidos 4 $ 20.000.000 $ 80.000.000

   1.1.7 Dispositivos Electronicos 1 $ 100.000.000 $ 100.000.000

   1.2 Muebles de Laboratorio $ 3.600.000

   1.2.1 Mesas de Laboratorio 3 $ 1.200.000 $ 3.600.000

   1.3 Muebles de Oficina $ 4.050.000

   1.3.1 Escritorio 3 $ 850.000 $ 2.550.000

   1.3.2 Archivadores 3 $ 500.000 $ 1.500.000

   1.4 Equipos de Comunicación $ 1.650.000

   1.4.1 Telefono Fax 1 $ 450.000 $ 450.000

   1.4.2 Telefono Celular 1 $ 1.200.000 $ 1.200.000

   1.5 Equipos de Computo $ 5.400.000

   1.5.1 Computador 3 $ 1.700.000 $ 5.100.000

   1.5.2 Impresora 1 $ 300.000 $ 300.000

TOTAL $ 794.700.000,00

PRESUPUESTO DE INVERSIONES
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Tabla 8. Depreciación y Amortización. 

Fuente: Los autores. 

 

4.6 INVERSIÓN PREOPERATIVA 

 

Con la siguiente tabla se pretende describir todos los rubros que son necesarios 

invertir para la puesta en marcha del proyecto. Desde los gastos de tramitología 

legal hasta la adecuación de las instalaciones donde se va a trabajar. 

 

Tabla 9. Inversión Preoperativa. 

 

 

 

 

Fuente: Los autores. 

 

4.7 INVERSIÓN DE CAPITAL DE TRABAJO 

 

Constituye el conjunto de recursos necesarios, en la forma de activos corrientes 

para la operación normal de proyectos durante un ciclo productivo, para una 

capacidad y tamaño determinados [27]. 

 

INVERSIONES COSTO/UND TOTAL

2. Inversion Preoperativa

2.1 Gasto de constitución $ 3.000.000 $ 3.000.000

2.2 Consultores $ 10.000.000 $ 10.000.000

2.3 Consecucion e Instalaciones $ 5.000.000 $ 5.000.000

2.4 Adecuacion de las Instalaciones $ 10.000.000 $ 10.000.000

TOTAL $ 28.000.000

INVERSIÓN PREOPERATIVA

CONCEPTO Valor Año 1 Año 2 Año 3 Año 4 Año 5

1.1 Equipos de Laboratorio $ 780.000.000 $ 141.818.182 $ 127.636.364 $ 113.454.545 $ 99.272.727 $ 85.090.909

1.2 Muebles y Enseres $ 7.650.000 2550000 2040000 1530000 1020000 510000

1.3 Equipos de Computo $ 7.050.000 $ 3.525.000 $ 2.350.000 $ 1.175.000

CONCEPTO Valor Año 1 Año 2 Año 3 Año 4 Año 5

Amortizacion Inv. Preoperativa $ 28.000.000 $ 5.600.000 $ 5.600.000 $ 5.600.000 $ 5.600.000 $ 5.600.000

Depreciacion -Metodo Suma Digitos

Amortizacion Inv. Preoperativa



85 

Para calcular la inversión de capital de trabajo, se utilizó el método del déficit 

acumulado máximo, que supone calcular para cada mes los flujos de los ingresos 

y egresos proyectados y determinar su cuantía como el equivalente al déficit 

acumulado máximo. 

 

Tabla 10. Inversión de Capital de Trabajo  

Fuente: Los autores. 

 

En esta situación el máximo déficit acumulado asciende a $49.152.260, esta será 

la inversión que deberá efectuarse en capital de trabajo para financiar la operación 

del proyecto. 

 

4.8 INVERSIÓN TOTAL 

 

A continuación se muestra la síntesis de las inversiones requeridas para el 

funcionamiento del Laboratorio de Tomografía Computarizada. 

 

 

 

CONCEPTO 1 2 3 4 5 6

Entrada de Efectivo $ 57.927.273 $ 57.927.273 $ 57.927.273 $ 57.927.273 $ 57.927.273

Salida de Efectivo

Salarios $ 33.905.593 $ 33.905.593 $ 33.905.593 $ 33.905.593 $ 33.905.593 $ 33.905.593

Vigilancia $ 3.600.000 $ 3.600.000 $ 3.600.000 $ 3.600.000 $ 3.600.000 $ 3.600.000

Gastos de aseo $ 50.000 $ 50.000 $ 50.000 $ 50.000 $ 50.000 $ 50.000

Gastos de cafeteria $ 20.000 $ 20.000 $ 20.000 $ 20.000 $ 20.000 $ 20.000

Gastos de papeleria $ 60.000 $ 60.000 $ 60.000 $ 60.000 $ 60.000 $ 60.000

Gastos elementos de sistemas $ 350.000 $ 350.000 $ 350.000 $ 350.000 $ 350.000 $ 350.000

Gasto de viajes $ 4.166.667 $ 2.500.000 $ 2.500.000 $ 2.500.000 $ 2.500.000 $ 2.500.000

Arriendo de oficina $ 1.000.000 $ 1.000.000 $ 1.000.000 $ 1.000.000 $ 1.000.000 $ 1.000.000

Pago de servicios publicos $ 6.545.455 $ 6.545.455 $ 6.545.455 $ 6.545.455 $ 6.545.455

Marketing y promoción $ 4.000.000 $ 4.000.000 $ 4.000.000 $ 4.000.000 $ 4.000.000 $ 4.000.000

Mantenimiento $ 1.090.909 $ 1.090.909 $ 1.090.909 $ 1.090.909 $ 1.090.909

Seguros $ 2.000.000 $ 2.000.000 $ 2.000.000 $ 2.000.000 $ 2.000.000 $ 2.000.000

TOTAL SALIDAS $ 49.152.260 $ 55.121.957 $ 55.121.957 $ 55.121.957 $ 55.121.957 $ 55.121.957

Diferencia Mes -$ 49.152.260 $ 2.805.316 $ 2.805.316 $ 2.805.316 $ 2.805.316 $ 2.805.316

Diferencia Acumulada -$ 49.152.260 -$ 46.346.944 -$ 43.541.628 -$ 40.736.312 -$ 37.930.996 -$ 35.125.681

Mes
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Tabla 11. Inversión Total 

  

 

 

Fuente: Los autores. 

 

4.9 PERIODO DE EVALUACIÓN DEL PROYECTO 

 

Para el desarrollo de este proyecto se tiene en cuenta dos criterios para la 

escogencia del periodo de evaluación. 

 

1. Se escogió un periodo de cinco años porque es un tiempo a término medio para 

valorar la viabilidad de un proyecto de inversión. 

 

2.  La inversión fija es la más representativa en este proyecto. La necesidad de 

renovación tecnológica de nuestros equipos será mínimo de 5 Años debido a la 

intensidad de uso y cambios tecnológicos de investigación. 

 

4.10 VALOR DE DESECHO 

 

El valor de desecho es la estimación del valor que podría tener un proyecto 

después de varios años de operación. Muchas veces, el factor decisivo entre 

varias opciones de inversión lo constituye el valor de desecho. 

 

Para el cálculo del valor de desecho existen tres métodos que arrojan información 

valiosa para tomar la decisión de aceptar o rechazar un proyecto. Los métodos 

son: Método Contable, Método Comercial y Método Económico [28]. 

 

CONCEPTO TOTAL

I. Inversiones Fijas $ 794.700.000

2. Inversion Preoperativa $ 28.000.000

3. Capital de Trabajo $ 49.152.260

TOTAL $ 871.852.260

PRESUPUESTO DE INVERSIONES



87 

En la siguiente tabla se muestran los resultados obtenidos por medio del método 

contable: 

 

Tabla 12. Valor de Desecho 

Fuente: Los autores. 

 

4.11 FLUJO DE CAJA 

 

Un flujo de caja, permite conocer los flujos de efectivo resultado de la operación, 

se calcula mediante la diferencia entre los ingresos y egresos de un proyecto en 

los diferentes periodos.  

 

Es común que dentro de las industrias se evalúen los proyectos utilizando el flujo 

de caja descontado (FCD) el cual proyecta los flujos de caja libre futuros y los 

descuenta al costo promedio de capital. El FCD no tiene en cuenta aquellas 

decisiones estratégicas que los decisores pueden poner en marcha en el 

transcurso del proyecto, además asume los flujos de fondos como 

determinanticos.  

 

Entre mayor sea el valor del FCD que una empresa pueda tener, mayor será su 

valor, ya que el valor de una empresa se calcula como el valor presente de sus 

futuros flujos de caja libre. 

 

 

 

CONCEPTO COSTO DE ADQUISICION VIDA UTIL ANUAL ACUMULADA VALOR LIBROS

Equipos de Laboratorio $ 780.000.000 10 $ 78.000.000 $ 390.000.000 $ 390.000.000

Muebles y Enseres $ 7.650.000 5 $ 1.530.000 $ 7.650.000 $ 0

Equipos de Computo $ 7.050.000 3 $ 2.350.000 $ 11.750.000 $ 0

TOTALES $ 794.700.000 18 $ 81.880.000 $ 409.400.000 $ 390.000.000

DEPRECIACION
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Tabla 13. Flujo de Caja 

Fuente: Los autores. 

 

4.12 VALOR PRESENTE NETO (VPN) 

 

El valor presente es el valor de los dineros de periodos futuros, traídos al periodo 

cero es decir hoy, a una tasa de oportunidad determinada. O dicho de otra manera 

es el equivalente de dinero hoy al flujo que se espera recibir en el futuro. 

 

Así entonces, el valor presente neto es la diferencia entre el valor presente de los 

ingresos menos el valor presente de los egresos nuevamente calculado con la 

tasa de descuento del proyecto y aun periodo de tiempo determinado. 

 

Es importante resaltar que el VPN presenta el valor resultante tras descontar el 

costo de capital, no solo el pago a acreedores, sino también el pago a los 

accionistas por su inversión incluyendo los intereses de las dos partes, en otras 

palabras, el inversionista recibe un pago correspondiente a su aporte evaluado a 

1 2 3 4 5

$468.800.000,00 $684.420.000,00 $966.790.000,00 $1.292.134.800,00 $1.704.798.040,00

3 $85.600.909,09

4 Total Ingresos $468.800.000,00 $684.420.000,00 $966.790.000,00 $1.292.134.800,00 $1.790.398.949,09

5 Costos Variables Totales $104.880.000,00 $111.324.000,00 $118.210.200,00 $125.572.710,00 $133.448.545,50

7 Costos Fijos $434.423.212,00 $456.144.372,60 $478.951.591,23 $502.899.170,79 $528.044.129,33

8 Depreciacion y Amortizacion $153.493.181,82 $137.626.363,64 $121.759.545,45 $105.892.727,27 $91.200.909,09
9 Valor en Libros Activos Vendidos $390.000.000,00

10 Total Egresos $692.796.393,82 $705.094.736,24 $718.921.336,68 $734.364.608,06 $1.142.693.583,92

11 Utilidad Operativa (U.A.I.I.) ($223.996.393,82) ($20.674.736,24) $247.868.663,32 $557.770.191,94 $647.705.365,17

13 Utilidad Antes de Impuestos (U.A.I.) ($223.996.393,82) ($20.674.736,24) $247.868.663,32 $557.770.191,94 $647.705.365,17

14 (-) Impuesto Renta $73.918.809,96 ($6.822.662,96) $81.796.658,89 $184.064.163,34 $213.742.770,51

15 Utilidad Neta ($297.915.203,78) ($13.852.073,28) $166.072.004,42 $373.706.028,60 $433.962.594,66

16 (+) Depreciaciones y Amortizacion $153.493.181,82 $137.626.363,64 $121.759.545,45 $105.892.727,27 $91.200.909,09

17 (+) Valor en Libros Activos Vendidos $390.000.000,00

18 (-) Inversiones

20   Equipos ($780.000.000,00)

21    Equipos de Computo ($7.050.000,00)

22    Muebles y enseres ($7.650.000,00)

24    Capital de Trabajo ($49.152.259,67)

25    Gastos de Puesta en Marcha $0,00
26    

27 Total Inversiones (19)+(20)+...+(26) ($843.852.259,67) $0,00 $0,00 $0,00 $0,00

28 (+) Ingresos por Recursos de Creditos $212.650.769,44

29 (+) Recuperacion de Capital de Trabajo $49.152.259,67

($775.623.512,19) $123.774.290,36 $287.831.549,88 $479.598.755,87 $964.315.763,42Flujo Neto de Caja     (15)+(16)+(17)+(27)+(28)+(29)+(30)-

FLUJO DE CAJA DEL INVERSIONISTA

Ingresos por Ventas

Venta de Activo

Concepto

Ingresos

Egresos

Ajustes Contables
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la tasa de oportunidad definida más un excedente que es el presentado por el 

valor presente neto [29]. 

 

El valor presente del proyecto evaluado asciende a los $143.707.449, hecho que 

representa la aprobación del proyecto. En este caso el inversionista no sólo va a 

recibir el monto de la inversión sino  además un monto adicional. 

 

4.13 TASA INTERNA DE RETORNO (TIR) 

 

La TIR corresponde a la magnitud de los beneficios que recibe el inversionista por 

la realización de un proyecto medida en forma porcentual, tras recuperar la 

inversión inicial. Para calcular la TIR, es necesario comprender su relación directa 

con el VPN, cuando este último es positivo, a una tasa de oportunidad definida, 

representa un pago al inversionista, el pago de un interés adicional y una suma 

extra. Se puede ver entonces que este pago de interés y dinero extra corresponde 

a la totalidad de los beneficios que produce el proyecto, entonces la tasa de 

oportunidad o tasa que permite medir los beneficios totales de la inversión, será 

aquella que hace que el VPN sea igual a cero. 

 

La tasa interna de retorno del proyecto evaluado es de 32,54%. Tasa superior a la 

tasa de descuento definida para el proyecto que es de un 25,2%. Existe una 

utilidad adicional y por consiguiente el proyecto se acepta. 
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5. ANÁLISIS DE SENSIBILIDAD 

 

El análisis de sensibilidad es un cuadro resumen que muestra los valores de la 

Tasa Interna de Retorno para cualquier cambio previsible en cada una de las 

variables más relevantes del proyecto. Tales cambios pueden ser a valores 

absolutos específicos o como porcentajes respecto del valor previsto. La gráfica 

resultante permite ver fácilmente las holguras de maniobra administrativa con que 

se cuenta para atender tales variaciones, respecto a la tasa de oportunidad del 

inversionista (25,2%). 

 

A partir del escenario pesimista se escogió las variables más representativas del 

proyecto de inversión. De acuerdo a nuestro criterio tomamos como variables 

fundamentales: precio de venta, mano de obra, inversiones fijas y gastos 

operacionales haciendo una variación porcentual desde -50% hasta 50% de 10% 

en 10%. Lo anterior se refleja en la tabla 14 y la figura 7. 

 

Tabla 14. Variación Tasa Interna de Retorno. 

Fuente: Los autores 

 

% DE CAMBIO PRECIO DE VENTA MANO DE OBRA INVERSIONES FIJAS GASTOS ADMINISTRATIVOS

-50% -24,06% 73,58% 56,98% 32,69%

-40% -12,31% 63,20% 50,51% 32,66%

-30% -1,21% 54,16% 45,04% 32,63%

-20% 9,73% 46,17% 40,32% 32,60%

-10% 20,87% 39,02% 36,19% 32,57%

0% 32,54% 32,54% 32,54% 32,54%

10% 45,08% 26,63% 29,28% 32,52%

20% 58,88% 21,19% 26,34% 32,49%

30% 74,46% 16,13% 23,68% 32,46%

40% 92,54% 11,41% 21,24% 32,43%

50% 114,21% 6,96% 19,00% 32,40%
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Figura 1. Análisis de Sensibilidad 

 

 

 

 

 

 

 

 
Fuente: Los autores 

 

En esta grafica se puede apreciar que el proyecto es altamente sensible a las 

variaciones tanto del precio de venta (línea azul) como del costo de la mano de 

obra (línea roja);  medianamente sensible a las inversiones fijas (línea verde) y 

poco sensible a los gastos administrativos (línea morada). 

 

Permaneciendo constantes las demás variables, si el precio de venta previsto en 

el proyecto (línea azul) se reduce en un 10% la TIR disminuirá de 32,54% a 

20,87%, si el precio se reduce en 20% la TIR cae a 9,73% y si se reduce en 30% 

la TIR descenderá a -1,21%. Entonces, la holgura con que se cuenta para 

competir mediante disminución del precio de venta está por debajo del 10% 

teniendo en cuenta el escenario pesimista. 

 

Así mismo, si se varía ahora la mano de obra directa (línea roja) y las demás 

variables permanecen constantes, nuestro porcentaje de maniobra solo nos 

permitirá  un aumento de este rubro en un 10%. De lo contrario, la Tasa Interna de 

Retorno no sería la más positiva para este proyecto de inversión.  
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Continuando con el análisis de las variables se puede observar que los gastos 

administrativos (línea morada) en el rango propuesto de variación (-50% a 50%), 

no representa un cambio significativo para la Tasa Interna de Retorno.  
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6. CONCLUSIONES 

 

 Se pudo determinar que en el escenario más pesimista y teniendo en cuenta el 

precio actual de los servicios ofrecidos, el proyecto es viable con un VPN de 

$143.707.449 y una TIR del 32,54% superior al Wacc del 25,2% 

 

 Del análisis de sensibilidad se puede determinar que las variables precio de 

venta y mano de obra son altamente influyentes para la rentabilidad de nuestro 

proyecto de inversión. Igualmente se puede inferir que los gastos 

administrativos, en el rango propuesto de variación, no son relevantes en el 

cambio de la tasa de retorno. 

 

 Del análisis de riesgos se infiere un criterio alto el hecho que no haya una 

comprensión de la tecnología que se ofrece, por ser una propuesta alternativa y 

novedosa diferente a las que se ofrecen en el mercado actual. 

 

 A partir del análisis de sensibilidad se evidencia que el monto de las inversiones 

fijas puede fluctuar hasta en un 20% por encima del valor propuesto sin afectar 

directamente la rentabilidad del proyecto. 

 

  Además de los buenos resultados obtenidos en el análisis financiero, el 

laboratorio de tomografía computarizada cuenta con un valor agregado que es 

el hecho de hacer parte del reconocido Parque Tecnológico de Guatiguará, 

además de tener a la mano el personal técnico especializado para cualquier 

eventualidad.  
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ANEXOS 

 

ANEXO A. Plano Laboratorio. 
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ANEXO B. Producción de crudo en Colombia años 2007 a 2012. 

 

Fuente: Ministerio de Minas y Energía 

Ene Feb Mar Abr May (P) Jun (P) Jul (P) Ago Sep Oct Nov Dic
Promedio 

diario anual

Producción crudo Ecopetrol - asociados 

(kbpd)
824 785 832 845 835 832 821

Producción crudo contratos ANH (kbpd) 116 114 114 111 101 102 108

Producción crudo total (kbpd) 940 899 946 956 936 934 929 0 0 0 0 0

Ene Feb Mar Abr May Jun Jul Ago Sep Oct Nov Dic
Promedio 

diario anual

Producción crudo Ecopetrol - asociados 

(kbpd)
751 770 786 805 824 828 816 838 781 835 845 808

Producción crudo contratos ANH (kbpd) 89 92 101 101 103 111 110 115 113 117 117 122

Producción crudo total (kbpd) 840 862 887 906 927 939 926 953 894 952 962 930

Ene Feb Mar Abr May Jun Jul Ago Sep Oct Nov Dic
Promedio 

diario anual

Producción crudo Ecopetrol - asociados 

(kbpd)
666 670 672 680 685 701 700 713 719 715 736 738

Producción crudo contratos ANH (kbpd) 76 89 94 97 91 82 83 75 81 85 85 91

Producción crudo total (kbpd) 742 759 766 777 776 783 783 788 800 800 821 829

Ene Feb Mar Abr May Jun Jul Ago Sep Oct Nov Dic
Promedio 

diario anual

Producción crudo Ecopetrol - asociados 

(kbpd)
577 591 594 596 599 617 610 616 622 636 655 666

Producción crudo contratos ANH (kbpd) 40 55 53 53 54 44 47 52 58 71 70 69

Producción crudo total (kbpd) 617 646 647 649 653 661 657 668 680 707 725 735

Ene Feb Mar Abr May Jun Jul Ago Sep Oct Nov Dic Promedio

Producción crudo Ecopetrol - asociados 

(kbpd)
543 549 549 552 561 563 566 571 580 587 590 562

Producción crudo contratos ANH (kbpd) 13 15 14 16 18 22 22 32 30 36 34 32

Producción crudo total (kbpd) 556 564 563 568 579 585 588 603 610 623 624 594

Ene Feb Mar Abr May Jun Jul Ago Sep Oct Nov Dic Promedio

Producción crudo Ecopetrol - asociados 

(kbpd)
512 505 505 514 512 514 512 517 520 533 535 535

Producción crudo contratos ANH (kbpd) 10 11 13 11 9 8 11 10 15 18 22 24

Producción crudo total (kbpd) 522 516 519 525 522 522 523 527 535 551 556 559

2012

2010

531

785

915

2008

2007

2009

588

2011

671

934
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ANEXO C. Evolución de pozos perforados A-3 años 200 a 2012. 

Fuente: Ministerio de Minas y Energía 

 

 

 

Productor En pruebas Seco Total Productor En pruebas Seco Total Productor En pruebas Seco Total Productor En pruebas Seco Total Productor En pruebas Seco FE

2012 82 1 51 23 75 0 0 0 0 0 3 0 3 0 4 0 4 1 58 23 N.A.

2011 126 33 44 32 109 0 0 0 0 2 6 4 12 0 3 2 5 35 53 38 48%

2010 112 51 2 34 87 0 0 0 0 8 1 7 16 4 1 4 9 63 4 45 58%

2009 75 25 6 21 52 0 0 0 0 7 5 4 16 4 0 3 7 36 11 28 56%

2008 99 28 1 36 65 6 0 5 11 13 0 10 23 0 0 0 0 47 1 51 48%

2007 70 20 0 23 43 0 0 4 4 9 0 14 23 0 0 0 0 29 0 41 41%

2006 56 7 0 15 22 1 0 3 4 14 0 16 30 5 0 6 11 22 0 34 39%

2005 35 3 0 1 4 4 0 4 8 9 0 14 23 0 0 4 4 16 0 19 46%

2004 21 0 0 0 0 1 0 0 1 9 0 11 20 1 0 3 4 10 0 11 48%

2003 28 0 0 0 0 2 0 1 3 4 0 21 25 4 0 4 8 6 0 22 21%

2002 10 0 0 0 0 1 0 0 1 3 0 6 9 1 0 0 1 4 0 6 40%

2001 14 0 0 0 0 0 0 1 1 2 0 11 13 2 0 1 3 2 0 12 14%

2000 16 0 0 0 0 0 0 0 0 6 0 12 18 1 0 0 1 6 0 12 33%

TotalANH E&P Ecopetrol Directo Ecopetrol Asociados
Pozos PerforadosAño

Ecopetrol Convenio ANH
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ANEXO D. Indicadores de actividad del sector de hidrocarburos años 200 a 2012. 

Fuente: Ministerio de Minas y Energía 

 

2D 

(km)

3D (km 

equiv)

Total (km 

2D equiv)

2D 

(km)

3D (km 

equiv)

Total (km 

2D equiv)

2012 934 1.116 1 0 1 1.750 8.064 9.814 1.986 0 1.986 11.800 1 58 23 82 5.762 e 3.762 5.570

2011 915 1.060 2.259 6.630 67 9 76 5.535 10.181 15.716 2.806 5.440 8.246 23.963 35 53 38 126 5.125 p 8.241 7.183

2010 785 1.090 2.058 7.058 7 1 8 7.016 12.970 19.986 5.016 963 5.979 25.965 63 4 45 112 2.781 p 5.490 5.180

2009 671 1.016 1.988 8.460 58 6 64 3.501 8.530 12.031 4.941 3.146 8.087 20.117 36 11 28 75 2.428 p 3.802 3.697

2008 588 874 1.668 7.277 43 16 59 4.477 5.868 10.345 0 5.942 5.942 16.286 47 1 51 99 3.428 p 5.449 4.854

2007 531 730 1.358 7.084 44 10 54 2.522 3.606 6.128 0 3.842 3.842 9.970 29 0 41 70 3.333 p 3.586 4.266

2006 529 680 1.510 7.349 32 12 44 4.946 2.310 7.256 13.334 5.901 19.235 26.491 22 0 34 56 1.995 p 3.741 2.900

2005 525 648 1.453 7.527 31 28 59 1.541 2.181 3.722 8.173 0 8.173 11.896 16 0 19 35 1.125 p 2.898 2.065

2004 528 615 1.478 7.212 21 7 4 32 6.767 10 0 11 21 495 pr 2.585 1.695

2003 * 541 578 1.542 6.688 21 21 3.470 6 0 22 28 278 pr

2002 578 603 1.632 7.187 7 7 2.068 4 0 6 10 449

2001 604 597 1.842 7.489 28 28 2.399 2 0 12 14 521

2000 687 575 1.972 6.188 32 32 1.355 6 0 12 18 -384

Gas

(Gpc)
TotalE&P TEA

Asociación

(ECP)

Terrestre
Giradas

(Millardos $)

Inversión 

extranjera

En 

pruebas

AÑO

Sísmica

Crudo

(kbpd)

Gas

(Mpcd)

Crudo

(Mbbl)

Sísmica Total 

(km 2D 

equiv)

Marina
(Millones 

de USD)

Perforación Pozos

(acumulado)

Seco Total

Regalías
Producción 

Promedio diario
Reservas Firma de Contratos

Prod
Causadas

(Millardos $)
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ANEXO E. Potencial de crudos pesados en Colombia. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Fuente: Agencia Nacional de Hidrocarburos.  
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ANEXO F. Producción por tipo de crudo en Colombia. 

 

Fuente: Ministerio de Mina y Energía 
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ANEXO G. Potencial de yacimientos no convencionales. 

 

 

Fuente: Arthur D´Little INC 

 

 

 

 

 


