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PRESENTACIÓN

Es satisfactorio para la UPME presentar este informe, resultado de un 
estudio contratado por la entidad para evaluar y actualizar los escenarios 
de oferta y demanda colombiana de hidrocarburos convencionales y 
no convencionales, en el corto, mediano y largo plazo. Igualmente, se 
considera la infraestructura disponible y necesaria para asegurar el 
abastecimiento energético del país.

El estudio se soporta en una metodología de construcción de escenarios que 
tiene en cuenta factores y variables críticas internas y externas, con diverso 
grado de incertidumbre, las cuales repercuten en el desarrollo futuro.

Como resultado, se disponen de tres escenarios de incorporación de crudo 
y gas natural:  escasez, base y abundancia. En el escenario base, se prevé 
la  incorporación de cerca de 9.100 millones de barriles de crudo y 6 TPC 
de gas en los próximos 20 años.

Esperamos que esta información permita a las entidades y agentes del 
sector identificar las opciones de oferta futura de hidrocarburos, mediante 
el análisis de aspectos como cuencas maduras, crudos pesados, desarrollo 
de los recursos convencionales, recursos costa afuera, fuentes no 
convencionales y exploración de frontera. 

ÁNGELA INÉS CADENA MONROY 

Directora General



Colombia cuenta con un interesante potencial 

para la  incorporación y desarrollo de 

hidrocarburos en el mediano y largo plazo. El 

país tiene potencial para incorporar más de 9 

mil millones de barriles de crudo y 6 TPC de 

gas natural en los próximos 18 años.



1.	 VARIABLES PARA  
LA CONSTRUCCIÓN  
DE ESCENARIOS
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1.	VARIABLES PARA LA CONSTRUCCIÓN DE ESCENARIOS

iv.	 Incorporación de otros recursos 
convencionales potenciales in-
cluyendo gas offshore, y crudos 
pesados no descubiertos (yet-to-
find)1.

v.	 Recursos no convencionales: 
incorporación de recursos no 
convencionales (shales2, CBM3 

Para la construcción de los escena-
rios, se utilizaron variables específi-
cas de las actividades de explora-
ción y producción de hidrocarburos 
y de entorno tanto interno como 
externo que presentan un alto ni-
vel de incertidumbre y que pueden 
afectar el futuro del sector en el pe-
ríodo 2012-2030 desde cualquier 
ámbito (técnico, operacional, eco-
nómico, político, social, sectorial, 
regional, regulatorio, tecnológico 
y ambiental). Lo anterior, indica la 
existencia de un número importante 
de factores significativos que vienen 
incidiendo, no sólo en el incremen-
to de producción e incorporación 
de reservas, sino en las perspecti-
vas de aumento volumétrico para 
la obtención de recursos ya sean 
convencionales o no.  

Igualmente, se tomaron cinco fuen-
tes de recursos para la proyección 
de incorporación de reservas y de-
sarrollo de perfiles de producción, 
entre los que  se consideraron: 

i.	 Reservas probadas en produc-
ción: producción en campos 
existentes de fuentes convencio-
nales de crudo y gas 

ii.	 Reservas a adicionar por recu-
peración mejorada: adición de 
reservas y producción por recu-
peración mejorada o produc-
ción incremental derivada de 
mejoras en el factor de recobro 
a partir de aplicación de nuevas 
tecnologías.

iii.	 Reservas no desarrolladas: des-
cubrimientos existentes y rees-
timaciones en campos especí-
ficos y producción de reservas 
probables y posibles en el resto 
de los campos.

1 Éxito exploratorio
2 Esquistos
3 Gas asociado a carbón

y arenas bituminosas) y viabili-
zación de su desarrollo.  

La siguiente tabla enuncia los fac-
tores de éxito y variables críticas 
consideradas en el estudio y que 
permitieron conformar una matriz 
de  impacto e incertidumbre para 
visualizar escenarios. 

Tabla 1. Variables y Factores Críticos

FACTORES DE ÉXITO DEL SECTOR 
DE HIDROCARBUROS

VARIABLES CRÍTICAS ACTUALES Y 
FUTURAS

1. Aumento de la inversión en el 
sector promovida por un marco 
regulatorio favorable y promoción 
internacional

1. Hallazgos de hidrocarburos con-
vencionales (crudo y gas)

2. Apertura de oportunidades de 
inversión bajo distintos esquemas de 
negocio

2. Potencial de crudos pesados 
(especialmente en la cuencas de Los 
Llanos)

3. Éxito exploratorio e incremento del 
conocimiento geológico

3. Potencial de no convencionales 
(gas asociado al carbón, shale gas, 
shale oil, arenas bituminosas)

4. Modernización de ECOPETROL 
e incorporación de recurso humano 
calificado

4. Factor de recobro de hidrocarbu-
ros

5. Disponibilidad de infraestructura 
heredada de la década pasada, pre-
vio a la declinación de producción

5. Precio internacional de energéti-
cos (precio de referencia del barril 
de crudo)

6. Mayor productividad por la 
inclusión de nuevos esquemas de 
perforación

6. Política estatal petrolera (govern-
ment take)

7. Aumento de factor de recobro 
en cuencas maduras por el uso de 
nuevas tecnologías

7. Factores medio ambientales (res-
tricción de la actividad de E&P por 
razones ambientales)

8. Mercado internacional favorable y 
altos precios de crudo

8. Factores socio culturales, nivel de 
conflicto (restricción de la actividad 
de E&P por razones sociales

9. Mejora en seguridad del país.
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A partir de la priorización de las va-
riables críticas, se determinó el nivel 
de impacto e incertidumbre que se 
pueden generar en el sector energé-
tico colombiano así:

Hallazgos hidrocarburos 
convencionales: El potencial 
de hidrocarburos en Colombia está 
distribuido entre 23 cuencas sedi-
mentarias, aunque la producción 
actual está concentrada en sólo 5, 
por ello se consideró la prospectivi-
dad del país y los niveles de des-
cubrimiento de nuevas reservas de 
hidrocarburos convencionales, in-
cluyendo reservas de crudo y gas, 
que pueden ser localizadas en terri-
torio continental y costa afuera. 

Potencial Crudos Pesados: 
Adicionalmente a la prospectividad 
de los hidrocarburos convencio-
nales, se consideraron las futuras 
reservas de crudos pesados. Esta 
variable tomará en cuenta los desa-
rrollos actuales en campos conoci-
dos fundamentalmente en la cuenca 
de los Llanos Orientales y se extien-
de a la aparición de otros nuevos 
campos posibles, en virtud de que 
esta cuenca es una de las zonas de 
mayor actividad exploratoria y eje 
del crecimiento de crudos pesados. 
En efecto, en la Ronda 2010, de 
los 78 bloques adjudicados para 
explotación petrolera al menos 50 
se encuentran en Meta, Casanare, 
Arauca y Vichada., donde hoy se 
concentra la mayor producción de 
crudos con cuya gravedad API es 
inferior a los 17° 

Potencial No Convencional: 
En términos de posibilidades fu-
turas del país, fue incorporado el 
potencial de hidrocarburos no con-
vencionales, teniendo en cuenta la 
factibilidad de la incorporación de 
este tipo de reservas a través de su 
desarrollo comercial, cuyas estima-
ciones revelan un potencial signifi-
cativo de recursos no convenciona-
les en Colombia. 

Sin embargo, limitaciones en la 
información geológica, desafíos 
tecnológicos, escasez de personal 
especializado, problemas de segu-
ridad, regulación técnica y ambien-
tal incipiente y falta de incentivos 
económicos, son algunas de las 
razones por las que los recursos no 
convencionales han recibido relati-
vamente poca atención pese a que 
en el mundo, tecnologías comercia-
les y nuevas técnicas especializa-
das, están cada vez más al alcance 
para la explotación de este tipo de 
hidrocarburos. 

Por lo tanto y dada la magnitud del 
potencial geológico, Colombia y 
su gobierno debe ser capaces de 
atraer jugadores sofisticados para 
desarrollar las oportunidades que 
se brindan en torno a este tipo de 
recursos. En esta categoría se consi-
deraron proyectos exploratorios en 
marcha con viabilidad en el media-
no plazo del desarrollo de shales 
(gas y líquidos), gas asociado al 
carbón (CBM) y en el largo plazo, 
de arenas bituminosas.  

Factor de Recobro: El factor de 
recobro es la relación que existe en-
tre el hidrocarburo que puede ser 
recuperado, técnica y comercial-
mente, de un yacimiento y el hidro-
carburo original in situ en el mismo 
yacimiento. Este factor está directa-
mente vinculado con el uso de nue-
vas tecnologías de desarrollo y pro-
ducción (recuperación mejorada o 
EOR4) que pueden potencialmente 
extender los niveles actuales.

En muchos de los campos petrolí-
feros se presenta un alto grado de 
agotamiento de la energía propia 
del yacimiento, razón por la cual 
es necesaria la implementación de 
métodos de recuperación mejorada 
que  juegan un papel fundamental 
para reforzar el factor de recobro 

de los campos colombianos, situa-
ción que se ve favorecida por los 
actuales precios del petróleo, los 
cuales superan los US$90/barril, 
brindando una gran oportunidad 
para la masificación de procesos 
EOR en el país.

Precio internacional de 
energéticos: Fue considerado 
como variable crítica el rango de 
precios de los energéticos a nivel 
internacional en el largo plazo, ex-
presados como precio del barril de 
crudo. Dado que el mayor poten-
cial hidrocarburífero de Colombia 
está en petróleo crudo (menor po-
tencial en gas natural), esta variable 
se centra en el barril de líquido, en 
el entendido que en ciertos merca-
dos un escenario de altos precios 
de crudos puede estar asociado 
también a mayores precios de gas, 
estimulando igualmente su produc-
ción (se reconoce que esta premisa 
depende de diversos factores tales 
como la regulación de precios y 
características de los mercados lo-
cales y que la existencia de impor-
tantes regiones donde no aplica tal 
sincronización).

Consecuentemente, en un escena-
rio de precios altos, el sector de 
petróleo y gas se hace más atrac-
tivo, permitiendo el desarrollo de 
tecnologías que proporcionan un 
aumento volumétrico de la produc-
ción, no sólo de recursos conven-
cionales sino también de algunos 
no convencionales (shale gas, shale 
oil y CBM).

Política estatal petrolera: De-
finitivamente para el desarrollo del 
sector de E&P es relevante el grado 
de injerencia del Estado en la in-
dustria a través de cambios en la 
normatividad (e.g. términos fiscales) 
hasta la intervención directa (e.g. 
toma de propiedad, operación). 

4 Recuperación mejorada de petróleo (enhancement oil recovery)
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Si el entorno nacional, a través de 
un gobierno de corte más interven-
cionista, fuese más hostil al sector 
de hidrocarburos, el desarrollo con-
certado del sector se vería dificulta-
do. En este contexto, se moderaría 
el ritmo de nuevas inversiones y 
compromisos de capital, derivan-
do en un desarrollo más lento de 
los recursos prospectivos. En el otro 
extremo, si se diera en el país una 
concertación efectiva entre partes 
interesadas, se favorece la inversión 
y el desarrollo minero energético.

Por consiguiente, esta variable toma 
en cuenta el efecto que tiene el sec-
tor oficial sobre la inversión privada 
futura. Se acepta que esta variable 
no es totalmente independiente de 
las otras arriba mencionadas como 
son la prospectividad y los precios 
internacionales. En un escenario de 
alta prospectividad y de precios 
altos, el Estado puede aspirar a 
la captura de una mayor renta, sin 
que esto necesariamente conduzca 
a un menor interés por parte de los 
inversionistas. 

Factores ambientales: Co-
lombia goza de una biodiversidad 
única cuya preservación requiere 
la consideración de la sensibilidad 
ambiental de las áreas en las que 
se realiza la E&P. La sensibilidad 
ambiental observada refuerza la 
necesidad del desarrollo concer-
tado de la E&P con los objetivos 
de preservación del ambiente y 
biodiversidad. En los últimos años 
ha aumentado la susceptibilidad 
ambiental de las cuencas donde se 
está llevando a cabo la actividad 
de E&P, dado los esfuerzos crecien-
tes de preservación del capital natu-
ral y la atención de distintas partes 
interesadas. 

Existen 3 aspectos comunes a todas 
las cuencas: presencia de espe-
cies que pueden verse afectadas, 
distintas actividades económicas 

que aprovechan los recursos natu-
rales y la acción de grupos de in-
terés en materia de conservación. 
Otros factores que están presentes 
en un número importante de cuen-
cas son la extensión de parques 
nacionales/regionales y zonas de 
importancia por la penetración de 
afluentes y ríos.  

Como los factores ambientales pue-
den limitar las áreas en las que se 
desarrolla la actividad petrolera y 
los posibles recursos a incorporar 
y/o determinar las condiciones 
(e.g. plazos, tecnologías) para su 
desarrollo se ha considerado tam-
bién impacto de dichos factores 
ambientales en el  sector minero-
energético y de cómo se exprese y 
aplique una política y normativa de 
desarrollo sostenible. 

Factores socio-culturales: La 
sensibilidad social se ve reflejada 
por las áreas de alta concentración 
de comunidades indígenas, que uti-
lizan los recursos naturales para ali-
mento, refugio y sustento, refuerza 
la necesidad del relacionamiento 
de la industria de E&P con la socie-
dad en general, y las comunidades 
y culturas protegidas. 

Por lo tanto, se ha incluido como 
variable la influencia de los factores 
socio-culturales  que pueden tener 
en el desarrollo del sector minero-
energético. Otros factores como la 
desigualdad social, la precariedad 
de otros servicios y ausencia de 
fuentes de empleo incrementan la 
sensibilidad social del entorno en 
el que se desenvuelven las activida-
des de exploración y explotación 
de recursos petrolíferos. Para esta 
variable se consideraron aspectos 
regulatorios y de planificación así 
como potencial conflictividad que 
involucren a comunidades, cultu-
ras protegidas y  relacionamiento 
de la industria con la sociedad en 
general.

Luego de la priorización de las va-
riables y de probabilidades estima-
das se construyeron tres escenarios 
con un horizonte temporal de 18 
años, distribuyéndose las variables 
en una matriz de nivel de impac-
to e incertidumbre para visualizar 
las más importantes, permitiendo 
la identificación de los escenarios 
factibles (base, escasez y abundan-
cia), a los cuales se llegó por con-
senso de expertos. La tabla No 2 
formula solo el escenario base, el 
cual presenta los estadios de mayor 
probabilidad para cada una de las 
variables críticas y que se caracteri-
za por la continuidad de la tenden-
cia reciente de incorporación de 
reservas (tasa de 480 millones de 
barriles por año y de 0.33 Tera pies 
cúbicos de gas para cada año). 
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Tabla 2. Escenario Base

rrollan recursos no convencionales 
cuyo impacto ambiental es todavía 
incierto como Cayos, Pacífico Pro-
fundo y Amazonía  

La matriz de impacto del escenario 
pesimista o de escasez se construyó 
a partir de los estadios en los que 
existen las mayores limitaciones a 
la oferta de hidrocarburos (reservas 
y factores de desarrollo), caracteri-
zándose por hallazgos moderados, 
estimándose una incorporación cer-
cana al los 300 MBls anuales de 
crudo y 0.1 TPC de gas natural, 
que es inferior a la incorporación 
de los últimos 10 años. 

No se observan mayores desarro-
llos tecnológicos y las fuerzas del 
mercado global causan una caída 
de los precios internacionales del 
crudo, debido a factores como la 
desaceleración en el crecimiento 
económico de Asia (China) con un 
efecto moderador de la demanda, 
e incremento significativo de la ofer-
ta de jugadores emergentes (por 
ejemplo Brasil, Iraq), y la entrada 
masiva de líquidos no convencio-

Hallazgos 
Hidrocarburos 
Convencional

Potencial No 
Convencionales* 

Potencial  
Crudos 

Pesados*

Factor  
de Recobro

Precio 
Internacional 
Energéticos

Política Estatal 
Petrolera

Factores  
Ambientales

Factores 
Socio 

Culturales

Marginal 
2.5 TPC 

2,900 MBls 
5% 

Nulo 
 0 TPC 
0 MBls 
30% 

Marginal 
500 MBls 

15% 

Status Quo 
< 26% 
30% 

< 50  
USD/barril 

10% 

Favorable a 
Inversión  

(Status Quo)  
35% 

< Requisitos 
vs. Otros 
Países 

Petroleros 
20% 

Desarrollo en 
eq. con la 
Comunidad 

30% 

Modesto 
3 TPC 

3,600 MBls 
40% 

Shales /CBM 
2 TPC 

1,000 MBls 
40%

Bajo 
800 MBls 

30% 

Medio 
26% - 29% 

40% 

50-75  
USD/barril 

30% 

> 
Government. 

Take 
35% 

Equilibrio 
Legislación 

y Des. 
Sustentable 

50% 

Oposición 
Aisladas a 
Proyectos  

40% 

Alto 
5 TPC 

11,000 MBls 
40% 

Shales/CBM/ Arenas 
10 TPC 

10,000 MBls 
20%

Medio 
1,200 MBls 

40% 

Alto 
29% - 35% 

20% 

75-125  
USD/barril 

50%

Intervención  
Leve 
20% 

Restricción 
Radical 

(priori-dad 
ambiental) 

30% 

Limitada 
Concertación  

30% 

Extraordinario 
10 TPC  

>15,000 MBls 
5% 

Todos 
> 20 TPC 

> 20,000 MBls 
10% 

Alto 
> 13,000 

MBls 
15% 

Máximo 
> 35% 
10% 

>125   
USD/barril 

10% 

Intervención 
Severa 
10% 

Fuente: Estudio ADL

En este escenario, no se esperan 
cambios significativos en las políti-
cas estatales que afecten el sector 
y la combinación de éstas con po-
líticas fiscales, de regulación eco-
nómica, modelo contractual siguen 
manteniendo un equilibrio que se 
percibe como positivo por los inver-
sionistas. 

En lo referente a precios de crudo 
se visualiza una escalada de los 
mismos, pero en el que las fuerzas 
de oferta y demanda lo mantienen 
por debajo de los US$125/barril, 
nivel de precio que permite un au-
mento volumétrico de producción 
no solo de recursos convencionales 
sino también algunos no convencio-
nales (shale gas, shale oil y CBM). 

El escenario mantiene la continui-
dad de políticas de desarrollo y 
ambiente de estabilidad social, no 
obstante prevalece la expectativa 
que algunos proyectos puedan en-
frentar oposición de comunidades 
vecinas por las características de 
los mismos (ubicación, dimensio-
nes, etc.), por lo que no se desa-

nales, estrechando el poder de la 
OPEP, lo cual puede generar retro-
ceso de los precios del crudo con 
valores inferiores a los US$75/
barril. 

El escenario optimista, deseable 
desde el punto de vista de abaste-
cimiento, se caracterizaría por una 
incorporación de reservas conven-
cionales por encima de los mejores 
años en la última década, 1,450 
millones de barriles de petróleo y 
de 0.85 TCP año y un desarrollo 
a gran escala de los crudos pesa-
dos tanto por la confirmación de 
reservas como por un aumento del 
factor de recobro. 

Los altos precios de crudo (mayor 
a US$125/barril ) que soportan 
la alta rentabilidad para el sector, 
viabilizan las inversiones en no 
convencionales y en tecnología de 
recuperación mejorada con un alto 
impacto en los factores de recobro. 

Adicionalmente, hace atractivo el 
desarrollo de los no convenciona-
les, introduciendo un número im-
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portante  de proyectos  de shale 
gas, shale oil, CBM y tar sands, así 
como las actividades en el offshore 
colombiano, junto con el aumento 
significativo de los volúmenes de 
producción convencionales. Se pre-
senta en el país una concertación 
efectiva entre partes interesadas 
(sector oficial, autoridades medio-
ambientales y comunidades), que 
favorece la inversión y el desarrollo 
minero energético. 

El atractivo en la inversión es fun-
damentalmente condicionado por 
la percepción de la prospectividad 
y los resultados favorables que se 
vayan obteniendo en la actividad 
de E&P y otras condiciones como 
el respeto a los términos contractua-
les, la situación interna del país (por 
ejemplo seguridad), y los altos pre-
cios de crudo, permiten incrementar 
la participación fiscal. Aun cuando 
aumente el “Government Take”, se 
mantiene el interés por el desarro-
llo de los recursos convencionales 
al igual que los no convencionales 
(shale gas, shale oil, CBM y tar 
sands), mencionados anteriormen-
te. Se mantiene la restricción de 
desarrollo en las cuencas sedimen-
tarias de Cayos, Amazonas y Paci-
fico Profundo.

En general, los tres escenarios re-
presentan casos sustancialmente 
distintos tanto en incorporación de 
reservas como en los perfiles de 
producción asociados. Las estima-
ciones cuantitativas se realizan a 
partir de los estudios existentes en la 
Agencia Nacional de Hidrocarbu-
ros, entrevistas a diferentes actores 
gubernamentales y no gubernamen-
tales del sector (empresas, gremios, 
asociaciones), autoridades e institu-
ciones en temas medio ambientales 
y tomando en cuenta los paráme-
tros referenciales definidos en el 
taller de escenarios realizado con 
expertos. La tabla No 3 detalla las 
hipótesis consideradas en cada una 
de las variables de construcción o 

componentes y las fuentes de información utilizadas en la estimación de 
los escenarios de oferta.

Tabla 3.  Hipótesis e Información

COMPONENTE HIPÓTESIS FUENTE DE INFORMACIÓN

1. Reservas Pro-
badas en Produc-
ción

•	 Perfil de producción de los cam-
pos existentes en producción 
según proyecciones de las em-
presas operadoras provisto a la 
ANH (petróleo y gas) ajustados 
a los valores actuales de 2011

•	Composición de la producción 
de crudos por calidad (livianos, 
intermedios, pesados, extra-pe-
sados)

�	Reservas Petróleo y Gas 
31/12/2011 – UPME

�	Modelo de Reservas, Produc-
ción y Transporte de Petróleo 
15/12/2010 – UPME 

�	Proyecciones de las empresas 
operadoras provisto a la ANH 
(petróleo y gas)

�	Calidad de crudos según ten-
dencia histórica

2. Reservas 
Adicionadas por 
EOR (recupera-
ción mejorada)

•	Hipótesis individual para proyec-
tos de recuperación mejorada 
que se han implementado o por 
implementarse (31 campos)

•	 Fechas de incorporación de 
acuerdo con avance aparente 
del proyecto

•	No se consideran los campos 
donde ha habido reestimaciones 
importantes y que son considera-
dos en el componente 3

�	Información de OOIP y Factores 
de Recobro 31/12/2010 – 
Potencial de Hidrocarburos en 
Colombia de U. Nacional

�	Mejoras en Factores de Recobro 
para campos específicos – Em-
presas del sector

3. Descubrimien-
tos No Desarro-
llados

•	Hipótesis sobre potencial y de-
sarrollo de campos con reservas 
prospectivas e incorporación de 
perfiles de producción para un 
número de descubrimientos no 
desarrollados (petróleo y gas)

•	 Incorporación de producción de  
reservas probables para el resto 
de los campos del país

�	Modelo de Reservas, produc-
ción y transporte de Petróleo – 
UPME 

�	Proyecciones de las empresas 
operadoras provisto a la ANH 
(petróleo y gas)

�	Proyecciones de las empresas 
operadoras provisto al público 
(2011 – 2012)

�	Selección de campos de acuer-
do con modelo de proyección 
de la ACP y de IHS (2008)

4. Recursos por 
Descubrir (“YTF”)

•	Hipótesis de descubrimientos y 
desarrollo de nuevos campos 
(“yet to find”) conforme con estu-
dios recientes de todas las cuen-
cas (crudos pesados, convencio-
nales  y gas)

•	Hipótesis de tamaños de cam-
pos y cronograma de acuerdo 
con estudios anteriores

�� Estudio de la Universidad Na-
cional de Colombia, 2011

��  Perfiles teóricos de descubri-
mientos por encontrar – IHS 
(2008) y ADL (2006)

5. Recursos No 
Convencionales

Hipótesis sobre hallazgos, desarro-
llo y producción de CBM, Shale 
Oil y Tar Sands en Mag. Medio, 
Cordillera Oriental, Llanos, Cesar 
Ranchería, Guajira, Putumayo y 
Mag. Superior, ajustados a los 
volúmenes consistentes con los es-
cenarios definidos

�� Estudio de la Universidad Na-
cional de Colombia, 2012

�� Hipótesis genéricas para los per-
files de producción, incluyendo 
estudio Unconventionals ADL 
(2008) e IHS (2008)

Fuente: Estudio ADL
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Los supuestos asumidos se manifiestan en la incorporación de reservas tal como se resume en la tabla 4. 

                        Tabla 4. Magnitud de Incorporación

SUPUESTOS
ESCENARIOS

Escasez Base Abundancia

1. Reservas 
probadas en 
producción

Perfiles de producción según empresas operadores (reservas 
probadas a 31 de diciembre de 2011), Petróleo 2,259 MBls 
y Gas 5.46 TPC. Igual para todos los escenarios.

2. Reservas a 
adicionar por 
recuperación 
mejorada (EOR)

31 campos con proyectos específicos de recuperación mejo-
rada con distinto grado de cumplimiento en el aumento de la 
recuperación mejorada , objetivo según los escenarios

Oíl:  314 
MBls, (coside-
rando 30% de 
ejecución)  

Oíl:  524 
MBls, (con-
siderando 
50% de 
ejecución)  

Oíl:  786 
MBls, (con-
siderando 
75% de 
ejecución)  

3. Descubri-
mientos no De-
sarrollados

Reservas y perfiles de producción en campos con reservas no 
desarrolladas e IHS  (reservas probables según escenario)

Oíl: 1,390 
MBls

Gas: 0.9 TPC

Oíl: 2,845 
MBls

Gas: 1.2 
TPC

Oíl: 3,991 
MBls

Gas: 1.2 
TPC

4. Recursos por 
descubrir (Yet to 
Find)

Perfiles de producción para los descubrimientos, definidos 
según escenario

Crudo Convencio-
nal: 2,869 MBls

Crudo Pesado: 804  
Bls

Gas: 1 TPC

Crudo Convencio-
nal: 3,551 MBls

Crudo Pesado: 
1,205 MBls

Gas: 3 TPC

Crudo Convencio-
nal: 10,991 MBls

Crudo Pesado: 
13,026 MBls

Gas: 5 TPC

5.No Conven-
cionales

Producción proporcional a los descubrimientos definidos para 
cada uno de los tipos de recursos no convencionales en cada 
escenario

Oil: 0 MBls

Gas: 0 TPC

Oil: 1,000 
MBls

Gas: 2 TPC

Oil:10,000 
MBls

Gas: 10 
TPC

Shale Oil -

Tar Sands –

Shale Gas -

Coal Bed 
Methane -

Shale Oil: 1,000 
MBls

Tar Sands -

Shale Gas: 1 TPC

CBM: 1 TPC

Shale Oil: 4,000 
MBls

Tar Sands: 6,000 
MBls

Shale Gas: 6 TPC

CBM: 4 TPC

Fuente: Estudio ADL

De acuerdo con las estimaciones 
realizadas de cada uno de los cin-
co componentes, las gráficas 1 y 
2 resumen la incorporación de re-
servas tanto de crudo como de gas 
natural, diferenciada según los es-
cenarios definidos (escasez, base y 
abundancia).     
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Gráfica 1. Escenarios de Incorporación de Reservas de Crudo

Fuente: Estudio ADL

Gráfica 2. Escenarios de Incorporación de Reservas de Gas Natural

Fuente: Estudio ADL
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Los resultados señalan que en el esce-
nario de escasez se incorporarían cer-
ca de 5,380 millones de barriles de 
crudo y 2 TPC de gas en los próximos 
18 años, mientras que en los escena-
rios base y abundancia se añadirían 
aproximadamente 9,100 y 28,800 
MBls de crudo y 6 y 16 TPC de gas 
correspondientemente para  el mismo 
horizonte de estimación.

Enseguida, se describen los princi-
pios y supuestos empleadas para 
la realización de la estimación. El 
primer componente de las proyec-
ciones, es la Continuidad de la 
Producción de las Reservas 
Probadas Actuales y es el de 
mayor certidumbre, común a los tres 
escenarios. Para desarrollar este 
elemento se utilizaron las proyeccio-
nes de producción de las empresas 
operadoras, con lo cual se espe-
ra que algunos campos aumenten 
su producción durante el período, 
aunque  en el agregado la gran 
mayoría de estas reservas terminan 
agotándose hacia el 2034. 

Los análisis toman en cuenta la gra-
vedad API del crudo producido en 
los principales campos para proyec-
tar la composición de la producción 
futura (gas y tipo de crudo) de todas 
las cuencas con reservas probabas.

Se observa una producción de 
1.06 millones de barriles promedio 
por día de crudo en el año 2013, 
mientras que para el gas se estima 
una producción promedia de 1,235 
MPCD, que posteriormente declina 
de manera continua particularmente 
la de crudo, mientras que el gas na-
tural lo hace a una tasa más lenta.

En lo relativo a petróleo, la produc-
ción futura continuará concentrada 
en 6 cuencas sedimentarias, man-
teniéndose las tendencias históricas 
de producción, pues continúa sien-
do los Llanos Orientales la zona que 
concentra más de la mitad de la 
producción, siguiéndole en impor-

tancia el Valle Medio del Magdale-
na, pero en una magnitud significa-
tivamente menor. Las proyecciones 
realizadas, señalan que la mayor 
cantidad de crudo producido a par-
tir de las reservas probadas será ex-
tra pesado (menos de 15ºAPI), con-
tinuando el crudo liviano y en menor 
medida los pesados y medianos

El segundo componente se refiere 
al Incremento de Producción 
por Recobro Mejorado, resul-
tado de la aplicación de nuevas 
técnicas y tecnologías que aumen-
tan la recuperación del petróleo –in 
situ-. La estimación de producción 
incremental por las técnicas de 
recobro mejorado implicó asumir 
tamaños de las reservas a ser incor-
poradas y el cálculo del perfil de 
producción resultante se presenta 
de manera  simplificada como un 
porcentaje incremental del factor de 
recobro que es posible alcanzar, de 
acuerdo con las previsiones que ha-
cen los operadores de los campos 
para cada uno de los proyectos. Al 
aplicar este factor incremental, au-
mentan las reservas recuperables.

Para el desarrollo de este compo-
nente, se realizó una investigación 
de 31 proyectos existentes en Co-
lombia identificando para cada 
uno el incremento porcentual del 
factor de recobro que el operador 
espera alcanzar a través de EOR. 
Con dicho parámetro y la informa-
ción actualizada del petróleo origi-
nal in situ, se determinó el volumen 
de reservas que potencialmente 
pueden producirse a través del mé-
todo implementado. 

Para determinar el perfil de produc-
ción se estimó que dicha producción 
inicial corresponde al 7.5% de las 
reservas incrementales y que por 
efecto de la producción asistida, la 
tasa de declinación que afectará 
la producción en los años futuros, 
mejora en un 3% con respecto a la 
histórica de cada campo. El año de 

inicio del proyecto se determinó de 
según la etapa de implementación 
de cada proyecto (2013 para pro-
yectos adelantados y fechas poste-
riores para aquellos en etapa piloto). 

El grado de cumplimiento de los pro-
yectos de recobro mejorado varía 
según los diferentes escenarios defi-
nidos así: en el caso base, el cum-
plimiento de los proyectos alcanza 
el 50% (en otras palabras, solo se 
alcanza la mitad de la mejora en el 
factor de recobro que el operador 
predijo). En el escenario de escasez, 
sólo se logra alcanzar el 30% de la 
mejora en el recobro y en el caso 
de abundancia el 75%, tal como se 
expone en la tabla No 4. 

El aumento de producción de cru-
do por recuperación mejorada 
comienza a partir del año 2013 
alcanzando su máximo en 2015, 
en el caso base.  Los proyectos 
de recobro mejorado se ejecutan 
en seis cuencas sedimentarias que 
incluyen a Cordillera Oriental, Lla-
nos Orientales, Magdalena Medio, 
Magdalena Superior, Putumayo y 
Catatumbo. Si bien la mayor parte 
de los proyectos se encuentran en 
Magdalena Medio y Superior, la 
mayor recuperación de crudo se 
dará en la región del Putumayo.

Desarrollo de Descubrimientos 
Recientes y la Comercialización 
de Reservas Probables y Posibles 
constituye el tercer componente de 
la proyección. El estudio de com-
ponente parte de la presunción de 
hipótesis sobre el desarrollo de 18 
proyectos con recursos prospecti-
vos de petróleo y gas que no están 
clasificados todavía como reservas 
probables o posibles pero que de 
acuerdo con la información de 
las empresas operadoras, estarían 
próximas a ser comercializables. 

El volumen de recursos técnica y co-
mercialmente recuperable se deter-
mina a partir de un factor que refleja 
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la probabilidad de que efectiva-
mente se materialicen estos recursos 
prospectivos y el factor de recobro 
de dichos prospectos. Dichos facto-
res de recuperación son los siguien-
tes según los diferentes escenarios:

�� En el caso de escasez se incor-
pora el 5% de los recursos pros-
pectivos
�� En el caso base se incorpora el 
10% de los recursos prospectivos
�� En el caso de abundancia se in-
corpora el 15% de los recursos 
prospectivos

Para los 18 proyectos se definie-
ron perfiles de producción según el 
tamaño de las reservas utilizando 
como referencia los perfiles genéri-
cos del estudio de IHS de 2008 y 
el resto de los campos del país refle-
jan perfiles de producción conforme 
con las estimaciones de las reservas 
probables y posibles reportadas al 
31 de diciembre del 2011, las 
cuales se incorporan dependiendo 
del escenario así:

zz En el caso de escasez se incor-
poran el 50% de probables y 
25% de las reservas posibles 

zz En el caso base se incorporan el 
100% de probables y 100% de 
las reservas posibles

zz En el caso de abundancia el 
100% de probables y 100% de 
las reservas posibles

La incorporación de la totalidad de 
las reservas probables y posibles en 
los escenarios base y abundancia 
se debe a que su estimación es par-
te de una hipótesis conservadora 
desde el punto de vista volumétrico 
y probabilístico (~680 MBEP5) y 
que su horizonte de incorporación 
de 18 años, es suficiente para con-
firmar y desarrollar tales reservas. 
En este componente, también se 
toma en cuenta la gravedad del cru-
do producido por los campos para 
proyectar la composición de la pro-
ducción futura en cada una de las 

cuencas y valora la disponibilidad 
futura de crudos livianos, interme-
dios, pesados y extra-pesados.

El aumento de producción prove-
niente del desarrollo de recursos 
prospectivos no comerciales alcan-
za su máximo en el año 2018 con 
valores cercanos a los 630,000 
BPD, mientras que en gas natural, 
la máxima producción se ocasiona 
en 2016 con aproximadamente 
300 MPCD. Continúan siendo las 
cuencas de los Llanos Orientales, 
seguida por  Magdalena Medio 
las mayores aportante componente 

El cuarto componente de la produc-
ción futura hace referencia al Éxito 
Exploratorio de hidrocarbu-
ros convencionales, crudos 
pesados y gas offshore. La 
proyección futura de hidrocarburos 
proveniente de campos por descu-
brir (“yet to find”) implicó formular 
supuestos respecto de los tamaños y 
la localización de los nuevos descu-
brimientos de petróleo, incluyendo 
crudos pesados y gas localizados, 
éstos últimos principalmente en el 
offshore colombiano. La cuantifica-
ción de recursos se realizó acorde 
con los resultados del estudio efec-
tuado por la Universidad Nacional 
de Colombia (2012) y la Agencia  
Nacional de Hidrocarburos (ANH). 

Este componente excluye del 
cálculo de reservas por incorporar 
en algunas cuencas de frontera don-
de no se anticipa mayor actividad 
exploratoria y otras por razones 
de protección ambiental, descritos 
posteriormente. El análisis tiene 3 
elementos, que fueron tratados de 
manera separada así:

�� Crudos pesados de los Llanos 
Orientales

�� Crudos convencionales y pesa-
dos en cuencas distintas a los 
Llanos 

�� Gas offshore

Con relación a crudos pesados en 
los Llanos Orientales, se estableció 
el petróleo original in situ a partir 
del escenario P90 del estudio de la 
Universidad Nacional de Colombia 
(2012) y la Agencia  Nacional de 
Hidrocarburos como supuesto para 
la elaboración de los escenarios es-
casez y base, en tanto que en el 
escenario de abundancia se con-
sideró un 50% del escenario P50, 
del mismo estudio. 

Para la cuantificación del agrega-
do de los recursos pesados por 
descubrir, se realizó un balance 
volumétrico y al petróleo original 
in situ provisto por el estudio de la 
ANH, se le sustrajo la producción 
acumulada de crudos pesados 
en los Llanos Orientales hasta el 
año 2011, las reservas probadas 
de crudos pesados de los Llanos 
Orientales (componente 1) y los re-
cursos no desarrollados de crudos 
pesados en los Llanos Orientales 
(componente 3). Del balance rema-
nente, se consideró un porcentaje 
de incorporación para los próximos 
18 años de 50% en el escenario de 
escasez y 75% para los escenarios 
base y abundancia.

En cuanto a la evaluación de cru-
dos convencionales y pesados en 
cuencas distintas a los Llanos, se 
adelantó un análisis similar al de 
crudos pesados en Llanos. Se par-
tió del petróleo convencional origi-
nal in situ en el escenario P90 del 
mencionado estudio y del petróleo 
pesado original in situ de las cuen-
cas distintas a los Llanos, para los 
escenarios base y escasez y el es-
cenario de abundancia consideró 
un 50% del escenario P50. Para 
cuantificar los recursos agregados 
remanentes se realizó nuevamente 
el balance volumétrico a partir del 
petróleo original in situ, descontan-

5 Millones de Barriles Equivalentes de petróleo
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do la prospectividad de cuencas 
excluidas por ser de frontera no ex-
plorada y por razones ambientales, 
las reservas probadas (componente 
1), y la producción acumulada has-
ta el año 2011, exceptuando la de 
crudos pesados en los Llanos Orien-
tales. Sobre ese total se consideró 
un porcentaje de incorporación 
para los próximos 18 años de 50% 
para todos los escenarios. 

En lo relativo a la incorporación 
de futura de reservas de gas pro-
veniente del offshore, se partió de 
los recursos por encontrar definidos 
en el escenario P90 del estudio con-
tratado por la ANH, para evaluar 
los casos escasez y base y para el 
escenario de abundancia se consi-
deró un 50% del P50, del mismo 
estudio. A este volumen se le sustra-
jo el potencial de cuencas offshore 
excluidas en el análisis y luego se 
consideró un porcentaje de incorpo-
ración del 50% en los próximos 18 
años en los escenarios de escasez y 
base y 33% para el de abundancia.

El desarrollo de perfiles de produc-
ción se efectuó comenzando con 
una distribución de las reservas por 
descubrir entre las cuencas sedi-
mentarias y en el caso de crudos 
convencionales, se formularon hipó-
tesis sobre la distribución del éxito 
exploratorio en las diferentes cuen-
cas, según el estudio de la ANH. 

El siguiente paso fue la definición 
de un tamaño de campo promedio 
a ser descubierto en cada cuenca y 
la definición de las fechas en la que 
se empiezan a dar dichos descubri-
mientos. Este análisis, se fundamen-
tó en el estudio de IHS ajustándose 
a la baja el tamaño promedio de 
campos descubiertos. Según los 
pronósticos de perforación de la 
ANH, más del 98% de las perfo-
raciones (tanto exploratorias como 
de desarrollo) se realizan costa 
adentro por lo que se asumió que 
los descubrimientos en esta área, se 
darán desde el corto plazo (2012 

en adelante), mientras que en las 
cuencas costa afuera ocurrirán a 
partir del 2014. Como excepción 
se asumió que en cuencas de mayor 
sensibilidad ambiental (Amazonas) 
los descubrimientos se presentarán 
a finales de la presente década.

La estimación de tamaños de cam-
pos por descubrir se sustentó en 
evaluación de análogos o análisis 
probabilísticos (e.g. fractal). En la 
revisión de datos históricos, se ob-
servó que en el caso de las cuencas 
maduras de Colombia, la incorpo-
ración de descubrimientos y even-
tualmente de reservas, se percibe en 
gran medida vía revaluaciones y ex-
tensiones de campos existentes y en 
menor medida nuevos campos. Se 
supuso un tamaño mínimo de des-
cubrimiento de 20 MBEP (tamaño 
comercialmente atractivo), y un ran-
go entre 20 y 150 MBEP para los 
descubrimientos de mayor tamaño.

El elemento final para el desarrollo 
del perfil de producción del cuarto 
componente fue definir un lapso de 
tiempo desde que se da el descu-
brimiento y comienza la producción 
temprana. Para ello, se utilizó el es-
tudio de IHS donde se analizaron 
los períodos de desarrollo de cada 
cuenca, en función del tamaño de 
los campos y transcurrido el período 
de desarrollo, la producción espe-
rada se calcula utilizando perfiles 
genéricos definidos por el mismo es-
tudio según tamaño de los campos. 

Las estimaciones de producción de 
crudos pesados y gas offshore, se 
realizan considerando hipótesis de 
descubrimientos, desarrollo y produc-
ción de nuevos campos (“yet to find”) 
conforme con proyectos específicos 
de crudos pesados en los Llanos 
Orientales y gas offshore, incorporán-
dose perfiles de producción tomando 
como referencia el estudio de IHS. 

Los resultados indican que la pro-
ducción de convencionales comen-
zará a partir de 2014, mientras que 

en el caso de los crudos pesados 
y el gas costa afuera se demorará 
en comenzar hasta el año 2020. 
La principal cuenca en términos de 
producción será los Llanos Orienta-
les, aunque no será de las primeras 
en comenzar a producir.

El último componente de análisis hace 
referencia al Éxito Exploratorio 
de los Hidrocarburos No 
Convencionales. El tratamien-
to de la producción futura de no 
convencionales implica formular 
supuestos sobre los tamaños y la lo-
calización de los nuevos descubri-
mientos: CBM, Shale oil, Shale gas 
y arenas bituminosas (tar sands). 

La producción inicial de recursos 
no convencionales es representada 
de manera simplificada como un 
porcentaje de las reservas de cada 
“proyecto” asumiéndose tasas de 
declinación que varían por tipo de 
recurso. Adicionalmente, se supo-
nen tamaños de descubrimiento y 
años de inicio de producción para 
cada proyecto, tomando en cuenta 
la información disponible de algu-
nas empresas y planes. La base de 
reservas, factores de recobro y su 
distribución en cuencas se basó en 
estudios anteriores y discusión con 
expertos, validadas posteriormente 
con el estudio reciente de la ANH. 

Las conjeturas realizadas, indican 
que el shale oil va a ser el principal 
recurso en el escenario base, aun-
que su desarrollo se va a demorar 
hasta el 2020, mientras que el gas 
asociado al carbón iniciará la pro-
ducción hacia el 2015 pero de ma-
nera moderada. El otro recurso que 
se desarrolla en el caso base es el 
shale gas y en el caso de abundan-
cia se desarrollan adicionalmente 
las arenas bituminosas. Con res-
pecto a la producción por cuen-
ca, los resultados indican que la 
producción de no convencionales 
estará concentrada en 6 cuencas y 
el mayor éxito exploratorio se dará 
en las cuencas de Llanos Orientales 
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Fuente: Estudio ADL

Con base en los supuestos de conformación de los escenarios, la oferta 
total de hidrocarburos (crudo y gas natural) del escenario base logra un 
pico de 558 millones de barriles equivalentes de petróleo (MBEP) en el 
año 2016, de los cuales 465 corresponden a crudo y 93 a gas natural. 

En el mismo 2016, la oferta de crudo del escenario base equivale a cer-
ca de 1.75 millones de barriles por día, concentrándose la producción 
en Llanos Orientales, Magdalena Medio y Valle Superior del Magdalena 
seguidas por Cordillera Oriental y Putumayo. El crudo es el principal pro-
ducto si bien el gas aumenta su participación en la oferta y durante todo el 
periodo, la producción de crudo se mantiene por encima de los 900 KBPD 
de manera sostenida, nivel similar a la actual producción. 

Gráfica 4. Perfil de Producción de Gas - Escenario Base

	

Fuente: Estudio ADL

y Cordillera Oriental, seguido por Cesar Ranchería (CBM) y Putumayo y 
Magdalena Medio. Las graficas 3 y 4 presentan los perfiles de producción 
del escenario base, incluyendo cada uno de los cinco componentes.  

Gráfica 3. Perfil de Producción de Crudo - Escenario Base

En términos de volumen, los com-
ponentes 3 y 4 Descubrimientos Re-
cientes No Desarrollados y el Éxito 
Exploratorio son responsables de 
los mayores aportes de crudo a la 
producción nacional, aumentando 
la importancia de los extra pesados 
y pesados. 

En el corto plazo, se estima que 
continúe la tendencia de incremen-
tos continuos de años recientes con 
una declinación acentuada entre 
los años 2017 y 2020.  Luego, se 
espera que se haya logrado sustituir 
la producción declinante con un sal-
do neto positivo reflejado en un li-
gero incremento de la misma 2020-
2027, esperando que rindan frutos 
los esfuerzos exploratorios que se 
han venido dando recientemente 
y que continuarán en los próximos 
años. 

En el caso del gas natural, como se 
presenta en la figura 4, se estima 
que el pico de gas se presentará en 
2025 cuando se alcanzarían cerca 
de 1,750 MPCD, siendo importan-
tes los aportes de los componentes 
4 y 5  Éxito Exploratorio y Éxito 
Exploratorio de los Hidrocarburos 
No Convencionales, cuyos mayo-
res aportes vienen del Offshore y 
Llanos Orientales. En el corto y me-
diano plazo, podría presentarse un 
aporte importante a la producción 
de gas por parte de los nuevos de-
sarrollos y los recursos no conven-
cionales, en particular shale gas y 
Coal Bed Methane. 

En lo concerniente al escenario 
bajo o de escasez, la oferta máxi-
ma de hidrocarburos se alcanzaría 
en 2015 con volúmenes cercanos 
a los 455 MBEP por año, de los 
cuales 372 corresponden a crudo 
y los restantes 72 a gas natural. La 
mayor oferta futura se ubica en los 
Llanos Orientales y el Magdalena 
Medio y se considera el inicio de  
producción de algunas cuencas que 
en la actualidad no han sido desa-
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rrolladas. Los resultados de la proyección indican que la producción diaria 
máxima de crudo se daría en 2014 con valores próximos a los 1,02 millo-
nes de barriles día y de gas en 2015 con 1,270 MPCD. 

En el mediano plazo se vislumbra un mantenimiento de los niveles de pro-
ducción pero luego del año pico, la declinación registra tasas elevadas, 
principalmente en el gas. Simultáneamente, la explotación de los crudos 
pesados y extra pesados es precaria, dado el menor atractivo por precios 
de energéticos y un entorno nacional hostil con mayor escrutinio del de-
sarrollo hidrocarburífero, que a la postre no permite el desarrollo de los 
recursos no convencionales.

El escenario alto o de abundancia alcanza la máxima producción en el 
año 2029 con un total de 1,380 MBEP  año, correspondiendo 1,100 
a petróleo y 280 MBEP al gas natural, con una producción máxima de 
crudo de 3.27 millones de barriles día en el mismo año y 3,210 MPCD 
de gas en el año 2025. En el corto plazo, la producción se incrementa 
levemente y es a partir del año 2020 cuando se estiman tasas de creci-
miento significativas. Igualmente, en el corto plazo tendría un aporte de 
crudo significativo a partir de los nuevos desarrollos, mientras que en el 
largo plazo el principal componente de la oferta será el éxito exploratorio 
y los no convencionales. 

Gráfica 5. Perfil de Producción de Hidrocarburos - Escenarios

a registrar producción a partir del 
2015 con el proyecto de Coal Bed 
Methane en Cesar Ranchería. La 
gráfica 5 presenta un resumen de 
la producción de los tres escenarios 
considerados.

En términos generales, son tres las 
dinámicas que determinan los per-
files de producción de crudo y gas 
en los distintos escenarios y hacen 
referencia a: i) la habilidad de 
contrarrestar la declinación de las 
reservas probabas con nuevos de-
sarrollos, ii) La efectividad en el de-
sarrollo y puesta en producción de 
los nuevos descubrimientos que re-
sulten de los esfuerzos exploratorios 
en marcha y iii) Las mejoras en las 
tasas de éxito y la factibilidad del 
desarrollo comercial de los recursos 
no convencionales en una escala 
representativa y en plazos razo-
nables, de manera que en menos 
de 10 años participen de manera  
importante en la matriz energética 
colombiana.

De cualquier forma, la disponibili-
dad adicional de crudo permitirá 
posponer la pérdida del autoabas-
tecimiento, por lo que es necesa-
rio mantener las condiciones para 
hacer atractivo la atracción de 
capital de riego, para continuar e 
intensificar la actividad explorato-
ria. En cuanto a calidad de crudos, 
los análisis indican aumento de la 
importancia del petróleo extra pe-
sado, así como el desarrollo de los 
recursos no convencionales (shale 
oil). La gráfica 6  muestra la oferta 
de crudo de acuerdo con su cali-
dad en el escenario base 
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La cuenca de los Llanos Orientales sigue siendo preponderante por los 
volúmenes que aporta y luego se encuentra Magdalena Medio, en una 
magnitud significativamente menor, seguida por las cuencas de Cordillera, 
Putumayo y Sinú. El mayor atractivo se refleja en el fuerte desarrollo de 
crudos extra pesados y en el largo plazo, los crudos tanto livianos y medios 
como los pesados registran un aporte significativo. 

En cuanto a gas natural, en el corto plazo podría presentarse un aporte 
importante a partir de las cuencas de Guajira offshore, Llanos Orienta-
les y Cesar Ranchería, además de que los no convencionales comienzan 
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Gráfica 6. Disponibilidad por Tipo de Crudo – Escenario Base

Fuente: Estudio ADL

Cabe resaltar que la demanda de crudos en Colombia está determinada 
por la capacidad de las refinerías de Cartagena y Barrancabermeja, ade-
más de las de Orito y Apiay las cuales tienen una capacidad de produc-
ción pequeña. Las dos refinerías más grandes se encuentran en un proceso 
de expansión y de aumento de conversión que se estima a partir del año 
2014, en la refinería de Cartagena cuya capacidad de procesamiento 
será 165 KBD, incrementándose 95% respecto de la situación actual y 
su capacidad de conversión será mayor al 95%, procesando un 61% de 
crudos pesados.

Gráfica 7. Principales Refinerías.

			   Cartagena                                                      Barrancabermeja

Fuente: Estudio ADL
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En el caso de Barrancabermeja, a 
partir del año 2017 la capacidad 
de conversión aumentará a más del 
95% y cerca del 70% de la carga 
a la refinería será crudo pesado. 
De acuerdo con las proyecciones 
de oferta de hidrocarburos y la de-
manda de crudo determinada por 
la capacidad de refinación, en el 
caso base, el país tendrá exceden-
tes de exportación de crudo de al 
menos 600 mil barriles por día,  al-
canzando máximos de exportación 
en el 2015. 

Según los proyectos en marcha, el 
procesamiento de crudos superará 
los 400 mil barriles por día en el 
2014 al ampliarse Cartagena, au-
mentándose el porcentaje de pro-
cesamiento de crudos pesados. Al 
mismo tiempo, las refinerías están 
adecuando sus instalaciones para 
producir diesel y gasolina de mejor 
calidad, pudiendo exportarse los 
excedentes a mercados como Es-
tados Unidos y Europa. Ver gráfica 
No 7.



En Colombia está empezando a 
aumentar la sensibilidad ambiental 
y se anticipan políticas más 
deliberadas de preservación de la 
biodiversidad.



2.	 Sensibilidad  
Ambiental
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La biodiversidad de Colombia re-
fuerza la necesidad del desarrollo 
concertado de las actividades de 
exploración y producción de recur-
sos energéticos con la preservación 
del entorno, teniendo en cuenta que 
las cuencas sedimentarias existentes 
gozan de los ecosistemas biológi-
camente más diversos del mundo, 
lo cual supone alta sensibilidad am-
biental y por tanto mayor atención 
para su conservación. - el Caribe, 
el Pacífico, los Andes, Orinoquia y 
Amazonas son ejemplos de áreas 
únicas. 

Por lo anterior y con el fin de inte-
grar consideraciones ambientales y 
sociales en los escenarios de oferta 
de hidrocarburos, se realizó una 
evaluación de la sensibilidad am-
biental de cada una de las cuencas 
incluyendo: 

a)	 Parques nacionales/regiona-
les, áreas naturales, bosques, 
comunidades indígenas, san-
tuarios y áreas privadas para 
la conservación, 

b)	 Recursos acuíferos (humeda-
les, pantanos, reservorios de 
agua y lagos, ríos y sus princi-
pales afluentes), 

c)	 Biodiversidad de flora y fauna, 

d)	 Comunidades indígenas, que 
utilizan recursos naturales para 
alimento, refugio y sustento, 

e)	 Aéreas de acción de ONGs 
e instituciones gubernamenta-
les focalizadas en el manteni-
miento de la biodiversidad 

f)	 Regulación ambiental  

g)	 Aéreas de preservación para 
actividades económicas como 
turismo, agricultura, industria 
maderera, industria pesquera, 
etc. 

El análisis de sensibilidad ambien-
tal sugiere que los esfuerzos de ex-
pansión en determinadas cuencas, 
como la Cordillera Oriental, Llanos 
Orientales, y Sinú-San Jacinto, que 
tienen abundancia de capital natu-
ral y capturan el interés de grupos 
industriales, aumentarán el interés 
de las organizaciones públicas y 
privadas, fomentando requerimien-
tos adicionales de regulación am-
biental

Del mismo modo, la sensibilidad 
ambiental en cuencas como la del 
Cauca Patía, Catatumbo, el Valle 
Inferior, Medio y Superior del Mag-
dalena, tendrá un efecto moderado 
sobre las actividades de desarrollo 
de acuerdo con las características 
de capital natural de estas cuencas. 

Varias cuencas limitan con áreas 
donde se encuentran parques na-
cionales y reservas, entre ellas las 

del Valle Inferior, Medio y Superior 
del Magdalena, Tumaco, Cauca, 
Patía, Caguán-Putumayo, Sinú-San 
Jacinto. Estos parques naciona-
les son de grandes dimensiones 
y representan una gran parte del 
Sistema Nacional de Parques de 
Colombia. Por lo tanto, actividades 
de  E&P que puedan afectar a es-
tos parques probablemente influirán 
indirectamente en la sensibilidad 
ambiental de la cuenca y, por con-
secuencia, en su desarrollo

Del análisis se colige una amplia 
necesidad de aumentar el conoci-
miento de la sensibilidad ambiental 
de las cuencas y del impacto poten-
cial de las actividades de E&P tanto 
de los recursos conocidos como los 
potenciales (e.g. impacto ambiental 
de explotación de no convenciona-
les). Se destaca el poco conoci-
miento de las cuencas offshore y de 
la vulnerabilidad de ciertas cuencas 
de frontera. Por ello, las estimacio-
nes limitan la producción en áreas 
potencialmente muy vulnerables 
como el Amazonas y ciertas cuen-
cas costa afuera (Cayos, aguas 
profundas).

2.	Sensibilidad Ambiental



La definición de mecanismos 
de acceso y remuneración 
del uso de infraestructura de 
almacenamiento y transporte 
garantiza un retorno 
aceptable para la inversión 
y la participación privada.



3.	 Infraestructura  
e Inversiones
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3.	Infraestructura e Inversiones

cidad suficiente para transportar los 
crudos.

Para la evaluación de la capacidad 
de transporte y la identificación de 
las potenciales necesidades de in-
fraestructura de crudo se realizó el 
siguiente análisis:

�� Se identificó la ruta de eva-
cuación natural de los hidro-
carburos de cada una de las 
cuencas (la producción de las 
cuencas Tumaco y Putumayo se 
exportan por Tumaco y las del 
resto del país por Coveñas.

�� Se adicionó el total de produc-
ción de las cuencas a ser eva-
cuadas por cada terminal

�� Se comparó la producción 
anual con la capacidad de 
los sistemas medulares (oleo-
ductos) tomando en cuenta los 
proyectos firmes de expansión

�� Se evaluó el impacto de cons-
truir un mejorador que permitiría 
reducir el volumen de crudo a 
ser transportado al disminuir los 
requerimientos de nafta diluyente 

Dentro del sistema de transporte de 
crudo se considera la construcción 
del Oleoducto Bicentenario que 
con una extensión de 960 kilóme-
tros será el mayor de Colombia par-
tiendo de la estación Araguaney, 
en Casanare, llegará al puerto de 
Coveñas, con una inversión estima 
en US$4.200 millones de dólares 
y se espera que esté concluido en 
diciembre de 2012. Se planea en 
3 fases, alcanzando al final una ca-
pacidad de 450 KBD así:

�� Primera fase: 140 mil barriles 
por día

�� Segunda fase: 240 mil barriles 
por día 

�� Tercera fase: 450 mil barriles 
por día 

En general los crudos  mezclados 
y centralizados en Vasconia se pro-
cesan en Barrancabermeja, y los 
crudos recolectados y mezclados 
en Ayacucho se procesan en Carta-
gena. Además hay en marcha otros 
proyectos de aumento de capaci-
dad de transporte y almacenamien-
to que se encuentran en evaluación, 
aunque en una etapa preliminar.

En el caso base y de acuerdo con 
la capacidad total de transporte del 
sistema actual a Coveñas, ésta es 
suficiente para la evacuación de 
crudos aún si no se construye un me-
jorador de crudos pesados y se uti-
lizan diluyentes. Ver gráfica No 8.

El incremento de la producción en 
el sur del territorio (Putumayo, zona 
sur de los Llanos, etc.) demandará 
mayor capacidad de transporte ha-
cia Tumaco a partir del año 2016 
como se puede apreciar en la grafi-
ca No 8, lo cual podría solventarse 
con la construcción del Oleoducto 
del Pacífico, facilitándose incluso la 
exportación de crudo a los merca-
dos asiático. En el caso de abun-
dancia, la capacidad de transporte 
incluyendo el Oleoducto del Pacífi-
co alcanzará para evacuar los cru-
dos hacia Tumaco

En términos de infraestructura, la red 
de transporte de crudo en Colom-
bia está diseñada para el abasteci-
miento de las refinerías y el acceso 
a los terminales de exportación, 
desde los campos de producción. 
El transporte se realiza fundamental-
mente a través de oleoductos pero 
el sistema incorpora adicionalmen-
te cabotaje, transporte fluvial y te-
rrestre. Es evidente que el sistema 
actual tiene limitaciones de manejo 
de crudos extra-pesados que deben 
ser mezclados con nafta buscando 
reducir la viscosidad a niveles de 
manejo adecuado con tecnologías 
convencionales que permiten su mo-
vilización. 

En cuanto al transporte de crudo al 
Complejo Industrial de Barranca-
bermeja está integrado en primera 
instancia por tres líneas, una desde 
Velásquez y Vasconia y una tercera 
desde Ayacucho, de por sí, muy li-
mitada y en segunda instancia por 
la alimentación desde de Apiay y 
Rubiales, cuya producción confluye 
en la Estación Porvenir y desde allí, 
los crudos son transportados hasta 
la Estación Vasconia. Se trata de 
un sistema simple, radial, sin anillos 
ni redundancias que permita com-
pensar cualquier deficiencia en el 
sistema con producción de otros 
campos. 

El esquema de transporte de crudo 
a Cartagena es mucho más sencillo 
y cuenta con un línea que va desde 
el puerto de Coveñas hasta dicha 
refinería. Al puerto llegan tres líneas 
correspondientes a los oleoductos 
de Ocensa, Colombia y Caño Li-
món, lo cuales cuentan con capa-
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Gráfica 8.  Infraestructura Manejo de crudos a Coveñas y Tumaco

Fuente: Estudio ADL

A partir del análisis de la infraestruc-
tura y del balance oferta demanda 
se identificaron las necesidades de 
infraestructura adicional que se re-
fleja en requerimientos de inversión 
para los próximos años en cada 
uno de los componentes de la ca-
dena de valor:

•	 Exploración
•	 Producción
•	 Transporte
•	 Refinación y/o mejoramiento 

de crudos extra-pesados (upgra-
ding)

•	 Comercialización (exportación)

Para la estimación de inversiones se 
utilizaron una serie de estándares 
internacionales y valores representa-
tivos de la industria. En primer lugar 
se realizó el cálculo de las necesi-
dades de inversión en exploración 
realizando  hipótesis de cantidad 

de pozos perforados por año ya 
sean offshore o en tierra en razón 
a la diferencia de costos. Adicional-
mente, se calcularon las necesida-
des de sísmica según la cantidad 
total de pozos perforados, asumién-
dose que se requieren 200 km de 
sísmica por pozo. 

El cálculo de inversiones en 
desarrollo, para los diferentes 
escenarios incluyó el costo de pro-
ducción según cada uno de los 
componentes de las proyecciones y 
tipo de recursos, a fin de diferenciar 
los requerimientos específicos de 
acuerdo con su complejidad (recu-
peración mejorada, crudos conven-
cionales, crudos pesado, desarro-
llos offshore, no convencionales gas 
y no convencionales de crudo).

Las inversiones en transporte fueron 
estimadas acorde con los requeri-

mientos de capacidad adicional 
para el manejo de los crudos en las 
rutas de transporte hacia Coveñas y 
Tumaco según el costo de oleoducto 
en USD por barril y por kilometro de 
recorrido. Con respecto al transpor-
te de crudos hacia Tumaco, en los 
casos base y abundancia es clave 
la construcción del Oleoducto del 
Pacífico y fue incluida la inversión 
en el mismo entre el 2012 y 2014.

Adicionalmente, se calculó el costo 
de construcción de un mejorador 
de crudos para todos los escena-
rios, lo que reduce la necesidad de 
capacidad de transporte (esta me-
nor capacidad fue tenida en cuenta 
para las inversiones en transporte). 
Se asumió la construcción de un up-
grader de 300 KBD de conversión 
moderada a crudo sintético de 18 
API, con un 95% de rendimiento, 
entrando a operar en el 2017.
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Por último, se consideró la construc-
ción de una planta de licuefacción 
para exportar los excedentes de 
gas natural disponibles de la costa 
en los casos base y abundancia. 
La capacidad sería de 550 y 850 
MMPCD en los casos base y abun-
dancia, respectivamente y comen-
zaría a operar en el año 2020. 

Según los cálculos realizados, el 
escenario base contempla inver-
siones del orden de 6 millardos 
anuales en los  próximos 5 años, 
incrementándose a más de 6 millar-
dos en el periodo 2027 a 2030, 
para el desarrollo de los recursos 
no convencionales. Ver gráfica 9.
En el primer período, se contemplan 
inversiones en: a) exploración y de-
sarrollo de proyectos, b) en la cons-
trucción de un mejorador de crudo 
con capacidad de 300 KBD6 que 
comienza a operar en 2017 (por 

un monto de 3.7 millardos de dóla-
res) y la construcción del oleoducto 
del pacífico (por un monto 2.2 mi-
llardos de dólares). 

En el segundo período, se incluye 
además de inversiones en explora-
ción y desarrollo, la construcción de 
una planta de LNG de 550 MPCD 
de capacidad para la exportación 
de los excedentes de gas natural y 
que comienza a operar en el año 
2020, para el resto de los años se 
incluyen inversiones en exploración 
y desarrollo. Ver gráfica 9.

El escenario de escasez contempla 
inversiones anuales del orden de 3.5 
millardos en los  próximos 20 años, 
dedicados principalmente al desa-
rrollo de reservas. En este escenario 
se contempla únicamente la construc-
ción del mejorador de crudos con 
una capacidad de 300 KBD. 

Entre tanto, el escenario de abun-
dancia estima inversiones anuales 
de alrededor de 11 millardos, su-
perando los niveles históricos para 
el desarrollo de los recursos pros-
pectivos. En este escenario, en el 
primer período se incluyen inver-
siones en un mejorador de crudo y 
la construcción del Oleoducto del 
Pacífico, además de las inversiones 
en exploración y producción. En 
el segundo período, se contempla 
la construcción de capacidad de 
transporte adicional y una planta 
de LNG para la exportación de los 
excedentes de gas natural, además 
de las inversiones en exploración y 
producción que son significativas 
dado el desarrollo costa afuera y 
los recursos no convencionales.  

6 Miles de Barriles día

Gráfica 9. Inversiones Estimadas - Caso Base

Fuente: Estudio ADL 



El escenario de referencia implica 
un cambio de la política pública en 
materia de hidrocarburos.



4.	 Escenario  
de Referencia 





Escenarios de Oferta y Demanda de Hidrocarburos en Colombia • 35

4.	Escenario de Referencia 

Tabla 5. Reservas Actuales de Hidrocarburos

Fuente: MME y ANH 

La toma de decisiones de inversión 
debe realizarse invariablemente en 
condiciones de incertidumbre y es 
evidente que no existe certeza algu-
na sobre el futuro. Sin embargo, la 
técnica de escenarios es un instru-
mento que permite reducir el grado 
de incertidumbre, por cuanto cons-
tituyen una imagen coherente del 
sistema en distintos puntos del futuro 
que cubre diversas trayectorias, en 
las cuales debe estar inmersa la tra-
yectoria real del sistema. 

Normalmente, suele proponerse un 
Escenario de Referencia que cons-
tituye un escenario de continuidad 
respecto de la evolución histórica 
del sistema de reservas y produc-
ción de hidrocarburos dejando de 
lado los eventos coyunturales, man-
teniendo las tendencias y continui-
dad histórica de los hallazgos que 
han determinado el funcionamiento 
del sistema colombiano de hidro-
carburos y estimando que no se 
efectuaran nuevos descubrimientos, 
es decir como si se suspendiera la 
actividad exploratoria.   

Este escenario sólo considera el de-
sarrollo de las reservas auditadas, 
tanto de las probadas (P1), pro-
bables (P2), como de las posibles 
(P3) y los nuevos descubrimientos 
que aún no han sido auditados, 
pero que se encuentran dentro de 
los análisis de la Agencia Nacional 
de Hidrocarburos. La tabla 5 resu-
me la información de reservas de 
hidrocarburos (crudo y gas) a 31 
de diciembre de 2011 y los nuevos 
descubrimientos a septiembre de 
2012. Conjuntamente la gráfica 
10, presenta los perfiles de produc-
ción crudo considerando los cuatro 
componentes.

TIPO PETRÓLEO
MBls

GAS
TPC

1. Reservas Probadas (P1) 2,259 5.46

2. Reservas Probable (P2)s 554 0.65

3. Reservas Posibles (P3) 255 0.51

4. Nuevos Descubrimientos (NA) 42

Fuente: MME y ANH 

Gráfica 10.  Perfil de Producción de Crudo - Reservas Actuales
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Los resultados señalan un máximo de producción de 1,000,000 de barri-
les día de crudo en el año 2014, que luego declinan en forma acelerada, 
retornando a niveles de 200,000 barriles día hacia el 2022.   

En el caso de gas natural las cantidades consideradas se refieren a las re-
servas probadas, probables y las posibles que se encuentran debidamente 
auditadas y reportadas oficialmente. Los resultados indican que la pro-
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ducción conjunta de los tres segmentos alcanzaría un máximo de 1,330 MPCD de gas natural en el año 2015, 
declinando posteriormente de manera moderada. Ver gráfica No 11.    

Fuente: MME y ANH 

En general, es claro que el escenario de referencia plantea una situación de cambio abrupto en las políticas de 
exploración de hidrocarburos, con respecto a lo ocurrido en los últimos 6 años, es decir evolucionando hacia un 
sistema totalmente contrario al que viene desarrollándose. 
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Gráfica 11.  Perfil de Produción de Gas - Reservas  Totales 
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5.	Conclusiones

y a través de su plan de ne-
gocios en el upstream y mids-
tream.

d)	 La ejecución de otros proyectos 
potencialmente requeridos (me-
jorador de crudo, oleoductos, 
exportación de gas)  permitirá 
certidumbre para alcanzar los 
escenarios propuestos por lo se 
podría incorporar socios estra-
tégicos para asegurar la dispo-
nibilidad de capital.

e)	 Es fundamental la definición de 
mecanismos de acceso y re-
muneración del uso de infraes-
tructura de almacenamiento y 
transporte, a fin de garantizar 
un retorno aceptable para la 
inversión y permitir la participa-
ción privada.

f)	 El desarrollo de recursos no 
convencionales no está téc-
nicamente ni comercialmente 
garantizado, por lo que el país 
también podría enfrentar un 
escenario de escasez, en el 
cual la oferta de hidrocarburos 

podría declinar paulatinamente 
hacia niveles significativamente 
inferiores a los actuales.

g)	 En Colombia está empezando 
a aumentar la sensibilidad am-
biental y se anticipan políticas 
más deliberadas de preserva-
ción de la biodiversidad. Esto 
podría limitar la actividad en 
áreas de mayor  vulnerabilidad 
y demandará, en general, un 
seguimiento más cercano a los 
proyectos por parte de las au-
toridades. 

h)	 El escenario de referencia im-
plica un cambio de la política 
pública en materia de hidrocar-
buros. 

Frente a la complejidad creciente 
del potencial incremental, el país 
debe intensificar sus esfuerzos para 
atraer inversión petrolera y asegurar 
la incorporación de las tecnologías 
y know-how operacional que permi-
tan asegurar los nuevos desarrollos.

Colombia cuenta con un interesan-
te potencial para la  incorporación 
y desarrollo de hidrocarburos en el 
mediano y largo plazo. El país tie-
ne potencial para incorporar más 
de 9 mil millones de barriles de cru-
do y 6 TPC de gas natural en los 
próximos 18 años Los escenarios 
propuestos dependen de unos nive-
les de inversión que si bien se están 
alcanzando en Colombia deben 
sostenerse a futuro y dependen de:

a)	 Las variables externas (precios, 
términos contractuales, etc.) 
seguirán jugando un rol impor-
tante para favorecer los niveles 
de inversión.

b)	 La atención se está centrando 
fundamentalmente en la activi-
dad de desarrollo.

c)	 Ecopetrol sigue jugando un rol 
preponderante por las inversio-
nes necesarias para concretar 
los planes de optimización y 
expansión de sus refinerías, así 
como para introducir mejoras 
en la calidad de los productos 
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ANEXOS

Escenarios

Año

Abundancia Oil- KBPD

Año

Abundancia Gas - MPCD

Existente EOR

Descubri-
mientos 

No Desa-
rrollados

YTF No Con-
vencional Existente EOR

Descubri-
mientos 

No Desa-
rrollados

YTF No Con-
vencional

2013 974.4 100.8 2013 1,183.8 51.0

2014 895.8 63.1 261.2 2014 1,134.5 170.1

2015 808.3 84.5 465.3 2015 1,071.7 252.2 232.9

2016 680.5 130.6 632.3 15.3 2016 1,029.6 283.6 221.2

2017 558.8 110.2 766.8 30.6 2017 974.6 293.3 210.2

2018 455.3 94.3 854.3 57.6 2018 914.2 285.6 199.7

2019 369.0 81.6 876.1 93.1 2019 871.3 273.6 189.7

2020 292.5 71.5 844.5 206.0 2020 830.7 238.0 810.3

2021 193.7 63.2 785.5 385.3 226.0 2021 783.8 209.8 149.6 1,001.5

2022 151.4 56.5 710.4 575.6 213.4 2022 746.1 184.7 299.3 950.4

2023 125.2 50.8 629.8 790.2 427.4 2023 719.9 163.5 598.6 1,230.6

2024 97.8 46.1 563.3 994.4 403.5 2024 690.9 141.0 897.8 1,165.8

2025 79.1 42.1 505.6 1,196.3 654.9 2025 622.0 121.2 1,197.1 1,268.8

2026 64.8 38.7 450.3 1,360.2 617.1 2026 533.6 103.0 1,346.7 1,201.3

2027 50.1 35.8 405.7 1,525.5 951.4 2027 436.8 88.1 1,279.4 1,301.8

2028 42.5 33.2 361.1 1,670.4 893.8 2028 368.1 65.7 1,222.2 1,232.0

2029 35.6 24.9 323.5 1,807.7 1,086.3 2029 307.1 53.5 1,106.2 1,330.3

2030 29.8 14.1 290.9 1,926.4 1,019.5 2030 162.5 43.5 940.3 1,258.4

2031 22.5 12.5 262.0 2,029.4 956.8 2031 150.5 98.4 799.2 1,190.4

2032 20.1 11.2 236.9 2,126.1 898.0 2032 136.0 25.2 679.3 1,058.3

2033 15.1 10.0 213.6 2,214.7 842.8 2033 122.5 21.8 577.4 972.8

2034 12.3 8.9 165.1 2,298.1 791.1 2034 0.9 13.1 490.8 919.9

2035 11.2 8.0 118.9 2,355.9 742.5 2035 0.6 5.8 417.2 869.9

Año

Base Oil - KBPD

Año

Base Gas - MPCD

Existente EOR

Descubri-
mientos 

No Desa-
rrollados

YTF No Con-
vencional Existente EOR

Descubri-
mientos 

No Desa-
rrollados

YTF No Con-
vencional

2013 974.4 85.8 2013 1,183.8 50.9

2014 895.8 42.1 216.2 2014 1,134.5 169.9

2015 808.3 56.3 372.8 2015 1,071.7 251.9 116.4

2016 680.5 87.1 490.6 15.3 2016 1,029.6	 283.3 110.6
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Año

Base Oil - KBPD

Año

Base Gas - MPCD

Existente EOR

Descubri-
mientos 

No Desa-
rrollados

YTF No Con-
vencional Existente EOR

Descubri-
mientos 

No Desa-
rrollados

YTF No Con-
vencional

2017 558.8 73.5 578.2 30.6 2017 974.6 293.1 105.1

2018 455.3 62.8 629.2 57.6 2018 914.2 285.4 99.8

2019 369.0 54.4 635.9 93.1 2019 871.3 273.5 94.8

2020 292.5 47.6 606.8 84.0 2020 830.7 237.8 370.9

2021 193.7 42.2 557.8 147.6 75.3 2021 783.8 209.7 89.8 351.2

2022 151.4 37.6 496.6 226.7 71.1 2022 746.1 184.6 179.6 332.6

2023 125.2 33.9 433.3 341.0 142.5 2023 719.9 163.4 359.1 314.9

2024 97.8 30.7 385.5 444.6 134.5 2024 690.9 140.9 538.7 298.2

2025 79.1 28.1 344.7 539.4 127.0 2025 622.0 121.1 718.3 282.4

2026 64.8 25.8 304.7 605.7 119.9 2026 533.6 102.9 808.0 267.4

2027 50.1 23.8 273.9 669.0 113.1 2027 436.8 88.1 767.6 253.2

2028 42.5 22.1 241.9 739.2 106.8 2028 368.1 65.7 733.3 239.8

2029 35.6 16.6 215.5 778.5 100.8 2029 307.1 53.5 663.7 227.1

2030 29.8 9.4 193.2 803.0 95.2 2030 162.5 43.5 564.2 215.1

2031 22.5 8.3 173.6 787.1 89.9 2031 150.5 98.4 479.5 203.7

2032 20.1 7.5 156.9 767.3 84.8 2032 136.0 25.2 407.6 159.0

2033 15.1 6.7 141.2 730.4 80.1 2033 122.5 21.8 346.5 136.4

2034 12.3 6.0 109.5 691.5 75.6 2034 0.9 13.1 294.5 129.1

2035 11.2 5.3 78.6 655.7 71.4 2035 0.6 5.8 250.3 122.1

Año

Escasez Oil - KBPD

Año

Escasez Gas- MPCD

Existente EOR

Descubri-
mientos 

No Desa-
rrollados

YTF No Con-
vencional Existente EOR

Descubri-
mientos 

No Desa-
rrollados

YTF No Con-
vencional

2013 974.4 40.2 2013 1,183.8 39.8

2014 895.8 25.3 101.7 2014 1,134.5 121.3

2015 808.3 33.8 179.3 2015 1,071.7 195.5

2016 680.5 52.2 239.3 15.3 2016 1,029.6 232.8

2017 558.8 44.1 285.4 30.6 2017 974.6 247.0

2018 455.3 37.7 310.2 57.6 2018 914.2 236.6

2019 369.0 32.6 312.8 93.1 2019 871.3 221.3

2020 292.5 28.6 297.2 80.7 2020 830.7 187.4

2021 193.7 25.3 271.3 138.3 2021 783.8 158.7 32.9

2022 151.4 22.6 240.4 197.2 2022 746.1 135.3 65.8

2023 125.2 20.3 210.5 284.0 2023 719.9 115.9 131.7

2024 97.8 18.4 187.4 346.5 2024 690.9 99.0 197.5

2025 79.1 16.8 167.6 411.3 2025 622.0 84.1 263.4

2026 64.8 15.5 149.5 439.7 2026 533.6 71.2 281.5

2027 50.1 14.3 134.3 497.1 2027 436.8 60.7 268.9
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Año

Escasez Oil - KBPD

Año

Escasez Gas- MPCD

Existente EOR

Descubri-
mientos 

No Desa-
rrollados

YTF No Con-
vencional Existente EOR

Descubri-
mientos 

No Desa-
rrollados

YTF No Con-
vencional

2028 42.5 13.3 118.9 538.3 2028 368.1 48.5 243.4

2029 35.6 10.0 106.3 582.1 2029 307.1 40.6 206.9

2030 29.8 5.6 95.3 601.2 2030 162.5 34.0 175.8

2031 22.5 5.0 85.8 611.8 2031 150.5 44.2 149.5

2032 20.1 4.5 77.5 604.2 2032 136.0 23.0 127.0

2033 15.1 4.0 69.9 577.5 2033 122.5 19.6 108.0

2034 12.3 3.6 53.9 549.6 2034 0.9 11.2 91.8

2035 11.2 3.2 38.6 513.6 2035 0.6 5.1 78.0

Escenario de Referencia Producción de Crudo  KBPD

Año Reservas 
Probadas

Reservas 
Probables

Reservas 
Posibles Total

2013 943 41 20 1,004

2014 857 107 48 1,012

2015 788 160 65 1,013

2016 711 166 74 951

2017 600 164 76 840

2018 494 171 75 741

2019 404 161 67 632

2020 329 128 53 510

2021 262 95 44 402

2022 176 68 33 277

Escenario de Referencia - Producción de Gas Natural  
MPCD

Año Reservas 
Probadas

Reservas 
Probables

Reservas 
Posibles Total

2013 1,184 29 22 1,235

2014 1,134 95 75 1,304

2015 1,072 141 111 1,324

2016 1,030 159 125 1,313

2017 975 164 129 1,268

2018 914 160 126 1,200

2019 871 153 120 1,145

2020 831 133 105 1,069

2021 784 117 92 994

2022 746 103 81 931


