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INTRODUCCIÓN 

 
 
El gas asociado al carbón o Coalbed Methane (CBM por sus siglas en inglés) es el 
término utilizado para denominar el gas metano y otros gases generados y acumulados 
por el carbón durante el proceso de carbonificación o maduración de la materia orgánica. 
 
En el ámbito mundial, la tecnología del gas asociado al carbón es relativamente nueva. Se 
desarrolló principalmente en los Estados Unidos como consecuencia del desarrollo de 
tecnología para prevenir las explosiones del metano presente en las minas de carbón. La 
actividad exploratoria del gas asociado al carbón se ha incrementado desde entonces con 
la implementación de nuevas tecnologías y la aplicación de nuevos métodos que permitan 
optimizar rápidamente las alternativas de exploración y producción novedosos en lo que 
respecta a construcción de pozos, evaluación de formaciones, fluidos de terminación y 
estimulación de pozos, modelado y desarrollo de este tipo de yacimientos. 
 
Dada la abundancia de reservas de carbón que posee el país, el metano de esta fuente 
no convencional puede ser una opción técnica y económica válida para generar 
volúmenes adicionales de gas, y para suplir las necesidades del mercado interno en un 
corto plazo. 
 
El yacimiento Carbonífero de San Luis constituye una de las principales fuentes mineras 
del departamento de Santander, su ubicación estratégica y su potencial energético lo 
convierten en un polo importante para el desarrollo socioeconómico de la región.  
 
En este trabajo se determinará la viabilidad económica de un proyecto de producción de 
gas asociado a carbón en el Yacimiento de San Luis – Santander. 
 
 
 



 

 

 
RESUMEN 

 
 
La posibilidad de comercializar Gas Metano Asociado a Carbón frente al gas natural 
proveniente de yacimientos convencionales depende principalmente de los volúmenes 
disponibles de gas, de los precios del gas natural, de los costos de producción del gas 
asociado al carbón y del costo de oportunidad del carbón en el cual se encuentra 
depositado. 
 
Por otra parte, la decisión de producir gas asociado al carbón está influenciada por 
factores como las características del yacimiento, los costos de inversión y operación, las 
tasas de flujo de gas y la logística de acceso a los mercados disponibles 
 
Los yacimientos de gas metano asociado a carbón están influenciados por los impactos 
que tienen las propiedades que determinan la concentración en la fuente, la capacidad de 
flujo y la tasa de recobro en los pozos. El análisis minucioso de dichas propiedades ayuda 
a determinar cuáles alternativas se deben tener en cuenta en el desarrollo de un proyecto 
y las estrategias a seguir para mitigar los impactos en las condiciones del yacimiento. 
 
El área de San Luis localizada en la cuenca del Valle Medio del Magdalena, en 
jurisdicción de los municipios del Carmen de Chucurí y San Vicente de Chucurí, se 
constituye como la principal área carbonífera del departamento de Santander, y un sector 
estratégico para el desarrollo económico de la región, debido a que los análisis de calidad 
de carbón indican un alto potencial de almacenamiento de gas en estos mantos. 
 
La normatividad legal para la explotación de yacimientos de gas natural no 
convencionales aún no se ha reglamentado en Colombia, sin embargo, la Agencia 
Nacional de Hidrocarburos (ANH) y la Comisión de Regulación de Energía y Gas (CREG), 
entidades encargadas de esta tarea, planean expedir un decreto en próximos meses que 
definirá el desarrollo de esta actividad.  
 
 
 
 
 
 
 
 
 



 

 

 
1. GENERALIDADES 

 
 
1.1. Estado del Arte 
 
El carbón proviene de restos de vegetación formados en tiempos geológicos, que 
originalmente se acumularon como plantas en pantanos o fueron depositados en lagunas. 
La acumulación de limos y otros sedimentos, junto con movimientos en la corteza 
terrestre (movimientos tectónicos) enterraron estos pantanos y turberas, en algunos casos 
a una gran profundidad. A medida que iban quedando enterradas, las plantas fueron 
sometidas a elevadas temperaturas y presiones, las cuales causaron cambios físicos y 
químicos en la vegetación, transformándolas, con el paso del tiempo en este mineral 
(Figura 1). 
 
Una de las clasificaciones más aceptadas para el carbón corresponde a la American 
Society for Testing and Materials (ASTMD-388-777), mostrada en la Tabla 1, que lo divide 
en cuatro clases según las propiedades referidas a la composición de los vegetales y las 
condiciones de presión y temperatura (grado de metamorfismo) a que fueron sometidos 
durante su formación. 
 
Tabla 1. Clasificación de los carbones.  
 

TTiippoo  CCaarrbboonnoo  
FFiijjoo  ((%%))  

MMaatteerriiaall  
VVoollááttiill  

((%%))  

CCoonntteenniiddoo  
HHuummeeddaadd  

((%%))  

PPooddeerr  
CCaalloorrííffiiccoo  
((BBTTUU//llbb))  

PPooddeerr  
CCaalloorrííffiiccoo  
((MMJJ//kkgg))  

PPooddeerr  
CCaalloorrííffiiccoo  
((KKccaall//kkgg))  

Antracita 86 – 98 1 < 15 > 14000 >32,6 > 7780 

Bituminoso 45 – 86 32 15 – 20 10500 – 14000 24,5 – 32,6 5800 – 7780 

Sub-
bituminoso 35 – 45 50 20 – 30 7800 – 10500 18,2 – 24,5 4300 – 5800 

Lignito y 
Turba 25 – 35 96 > 30 4000 – 7800 9,3 – 18,2 2200 – 4300 

 
Fuente: La Cadena del Carbón en Colombia (1) 

 
 Antracita: Usado como combustible en generación de calor o vapor en la industria 

térmica y siderúrgica, también se usa en la fabricación de goma sintética, colorantes y 
purificación de agua para consumo humano (filtros). 
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 Bituminoso: este tipo de carbón posee un menor contenido de carbono y menor 
poder calorífico que los carbones antracíticos. Por su forma de uso se conocen como 
carbones coquizables, usados en procesos de obtención del acero, y carbones 
térmicos, usados en la producción de vapor para generación de energía. 
 

 Sub-bituminoso: con menor poder calorífico que los carbones bituminosos, tiene un 
elevado contenido de material volátil, algunos con poder coquizable. Es empleado en 
la generación de energía eléctrica y en procesos industriales. 
 

 Lignito y Turba: son carbones con alta humedad y alto contenido de ceniza y de 
material volátil, lo cual hace que posean un bajo poder calorífico. Es empleado para la 
generación de calórica (calefacción), energía eléctrica, para algunos procesos 
industriales en donde se requiere generar vapor y más recientemente se han 
fabricado briquetas de turba y lignito para quemarlas en hornos. 

 

 
 

Figura 1. Proceso de coalificación y tipos de carbón (1). 
 
El carbón, bajo condiciones apropiadas, puede actuar tanto como roca fuente y como roca 
reservorio, inicialmente contiene altas concentraciones de materia orgánica. Como 
resultado de esto, los mantos de carbón producen altas cantidades de productos de 
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hidrocarburos a medida que progresa el proceso de carbonización. El gas generado por la 
maduración térmica del carbón es almacenado en la matriz del carbón como gas 
adsorbido y se mantiene en este estado debido a la presión hidráulica. Algunas veces el 
carbón genera más gas del que puede mantener y este gas puede ser una fuente para 
trampas cercanas en otro tipo de yacimientos. Así, la matriz de carbón actúa como la roca 
reservorio primaria, con almacenamiento secundario en las fracturas como gas libre o 
como gas en solución en el agua. Este gas, es el que se conoce como Gas Asociado al 
Carbón (CBM por sus siglas en inglés). 
 
Los yacimientos gas presentes en mantos de carbón son considerados como “yacimientos 
de gas no convencional”. Este término es utilizado comúnmente para referirse a 
yacimientos de baja permeabilidad que producen principalmente gas natural seco. 
Muchos de los yacimientos de baja permeabilidad que han sido desarrollados en el 
pasado son areniscas, pero en la actualidad cantidades significativas de gas también son 
producidas a partir de hidratos, shales y mantos de carbón. 
 
Estos yacimientos no convencionales no pueden ser producidos ni a tasas económicas de 
flujo ni a volúmenes económicos de gas natural a menos que sean estimulados por un 
tratamiento de fracturamiento hidráulico, un pozo horizontal o mediante el uso de pozos 
multilaterales. 
 
El gas asociado a mantos de carbón (GAC) es una industria que está emergiendo con 
mucha fuerza. En la última década, la industria ha sido testigo de un rápido crecimiento en 
las actividades de perforación y producción. Este incremento de las actividades se puede 
atribuir a los importantes avances tecnológicos realizados en las áreas de ingeniería de 
yacimientos, geología, producción y completamientos. Inicialmente, las técnicas de 
perforación y producción de la industria convencional se emplearon para producir gas de 
los yacimientos de carbón, ya que existen algunas semejanzas entre los yacimientos no 
convencionales de mantos de carbón y los yacimientos convencionales de gas seco. Sin 
embargo, diferencias significativas en las propiedades de los depósitos de carbón, 
mecanismos de almacenamiento del gas, fenómenos de transporte del gas y disposición 
del agua han hecho necesarias innovaciones, modificaciones y limitaciones a las 
tecnologías convencionales. Las investigaciones detrás de estas innovaciones han 
adicionado conocimientos que a menudo son aplicables a operaciones de petróleo y gas 
convencional.  
 
En la Tabla 2 se puede observar una comparación de las características generales de un 
yacimiento convencional de gas seco y un yacimiento no convencional de gas asociado a 
mantos de carbón. 
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Tabla 2. Comparación entre yacimientos convencionales y de GAC. 
 

CCAARRAACCTTEERRÍÍSSTTIICCAA  GGAASS  CCOONNVVEENNCCIIOONNAALL  GGAASS  EENN  MMAANNTTOOSS  DDEE  CCAARRBBÓÓNN  

Mecanismo de 
Transporte Flujo Darcy del gas al pozo. 

Difusión a través de los microporos por 
la ley de Fick. 

Flujo Darcy a través de las fracturas. 

Mecanismo de 
almacenamiento 

Almacenamiento de gas por 
compresión en macroporos. 

Almacenamiento de gas por adsorción 
en la superficie de los microporos. 

Producción 

Programas de producción acorde 
con lo establecido en las curvas 
de declinación. 

Declinación inicial negativa. 

Relación gas-agua disminuye con 
el tiempo. 

Relación gas-agua incrementa con el 
tiempo en las últimas etapas. 

Inicialmente, poco o nada de 
agua. 

Inicialmente, la producción es agua 
principalmente. 

Fracturamiento 
hidráulico 

Fracturamiento hidráulico puede 
ser necesario para mejorar el flujo. 

Fracturamiento hidráulico es necesario 
en la mayoría de las cuencas, excepto 
en las cuencas donde la 
permeabilidad es muy alta. La 
permeabilidad depende de las 
características del sistema fracturado. 

Estructura 
Fracturas espaciadas al azar. 

Sistemas de fracturas espaciados 
uniformemente. 

Tamaño macroporo: 1μ a 1 mm Tamaño microporo:5A° a 50 A° 

Generación de gas 

Roca fuente y reservorio 
independientes. El gas es 
generado en la roca fuente y 
luego migra hacia el reservorio. 

La roca fuente es la misma roca 
reservorio. El gas es generado y 
atrapado dentro del carbón. 

Determinación del 
contenido de gas Contenido de gas de registros. 

Contenido de gas se obtiene de 
núcleos. No se puede obtener el 
contenido de gas de los registros. 

Tipo de Roca Roca reservorio inorgánica. Roca reservorio orgánica. 

Permeabilidad Permeabilidad no depende de los 
esfuerzos generalmente. 

Permeabilidad depende altamente de 
los esfuerzos. 

Efectos de 
interferencia 

Interferencia de pozos resulta 
perjudicial para la producción. 

Interferencia de pozos ayuda en gran 
medida a la producción. 

 
Fuente: Ochoa y Vargas, 2011 (2). 
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1.2. Contexto Mundial 
 
A nivel mundial, los recursos de gas metano asociado al carbón se estiman entre 5,800 y 
24,215 Tcf. El mayor potencial de este recurso que a su vez también tiene un alto grado 
de incertidumbre, se encuentra en la ex Unión Soviética con una cantidad de 4,000 a 
16,116 Tcf. América del Norte oscila entre 951 a 4383 Tcf, mientras que América del Sur y 
Europa fluctúan entre los 15 y los 32 Tcf y 161 a 269 Tcf, respectivamente. El potencial 
del recurso en África muestra un rango de 27 al 55 Tcf y en Medio Oriente no hay recurso. 
En Asia, el país más representativo es China con recursos que se encuentran entre 646 a 
3360 Tcf. El desarrollo de la tasa de gas metano asociado al carbón en cada país será 
variable debido a factores económicos, locales y a las políticas energéticas de cada 
gobierno (Figura 2). 
 

 
 

Figura 2. Actividad relacionada con el metano contenido en capas de carbón en todo el mundo (3). 
 
El éxito reciente del gas metano asociado a mantos de carbón (GAC) en Norte América 
ha sido debido a numerosos factores como: La existencia de grandes cuencas de carbón, 
precios del gas históricamente altos en rangos de $4/Mcf a $10/Mcf, una densa 
distribución de redes y poca competencia a razón de la disminución de producción de gas 
en yacimientos convencionales. La fuerte demanda para petróleo y gas está presionando 
al resto del mundo especialmente países como China, Australia e India para acelerar la 
evaluación de yacimientos de GAC. 
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En Estados Unidos el Departamento Americano de Energía (DOE) ha adoptado 100 Tcf 
como cifra estándar en cuanto a las reservas recuperables de GAC; sin embargo, el 
Estudio Geológico Americano de noviembre de 2005 emitió un dato menos optimista en 
cuanto a las reservas recuperables 67 Tcf. De esa cantidad, 24.24 Tcf están en la cuenca 
de San Juan, 14.26 Tcf en la cuenca de Powder River y 8.4 Tcf en la cuenca de los 
Apalaches siendo estas las cuencas más representativas del país.  
 
En Canadá, el Comité Canadiense de Potencial de Gas (CGPC) tiene estimadas unas 
reservas in-place de GAC equivalentes a 528 Tcf. De esta cantidad, cerca de 218 Tcf 
están asociadas a la Cuenca Horseshoe Canyon y 239 Tcf en los carbones Mannville; 
durante el año 2005, CGPC estimó reservas comerciales entre 11 y 46 Tcf. 
 
Fuera de Norte América, Australia tiene el avance comercial más grande en la industria de 
gas metano asociado a mantos de carbón. El país tiene cerca de 30 cuencas de carbón, 
principalmente asociadas a las edades Mesozoica y Pérmica. La mejor fuente de GAC en 
Australia se encuentra ubicada en el Este de la costa de Australia en las cuencas de 
Queensland y New South Wales. 
 
La Asociación de Gas de Australia estima que la fuente total de GAC es cercana a 220 
Tcf, dato considerablemente grande con respecto a las reservas de gas convencional 
equivalentes a 140 Tcf aproximadamente. Las reservas probadas en Australia han sido 
estimadas aproximadamente en 9 Tcf. 
 
En el oeste de Europa en países como Francia, Alemania, España, Italia y Suiza, las 
actividades de exploración de GAC fueron conocidas a principio de los años 90. En Reino 
Unido en el año 1995 se descubrieron 15 campos con reservas totales de 120 Bcf dos de 
ellos están produciendo en Midland Valley Graben. Desde el punto de vista comercial el 
oeste de Europa es favorable para desarrollos de GAC; sin embargo, aspectos 
ambientales y la falta de mantos de carbón saturados con gas extendidos en grandes 
zonas puede detener en gran escala la producción. Menos conocido es el potencial de 
GAC en el este de Europa en países como Polonia, Ucrania, Rumania y Bulgaria.  
 
En Polonia se conocen dos nuevas concesiones Pawlowice 2 y Pawlowice 1, localizadas 
en el sur del país, en la cuenca de carbón Silesian. El potencial estimado para las dos 
concesiones es 1 Tcf de gas. Para Bulgaria, en el año 2006 la empresa CBM Energy 
Associates empezó la exploración del bloque 21 ubicado al noreste del país el cual abarca 
440 km2. La misma compañía también adquirió 4 bloques exploratorios en la cuenca 
carbonífera Donets de Ucrania. En Rumania, la compañía Canadá Based Falcon Oil and 
Gas está explorando áreas que abarcan 268 km2

 

 situados en la cuenca de carbón 
Petrosani.  
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En el continente asiático se destacan países como China, India, Indonesia y Vietnam. 
India está haciendo un gran esfuerzo para atraer compañías extranjeras y locales con el 
fin de explorar el potencial de GAC existente en el país.  
 
Las empresas locales dedicadas al negocio de gas asociado a mantos de carbón en 
China son Sinopec and CUCBM. Mientras que la comunidad de empresas internacionales 
está representada por: Chevron, Greka, BP, Far East Energy, COP, and Canadian 
Companies: Terra, Ivana, Verona. Las fuentes de gas estimadas en China equivalen a 
1,200 Tcf; sin embargo, no se tiene conocimiento de la cantidad que se podría recuperar 
comercialmente.  
 
En China la empresa Coal Bed Methane Company (CUCBM) está tratando de aliarse con 
compañías extranjeras para la exploración y producción de GAC y para regular la 
exploración onshore. Es muy probable que el desarrollo de proyectos de gas metano 
asociado a mantos de carbón con participación internacional sea supervisado por 
autoridades locales que puedan establecer precios de gas y limitar el mercado a 
consumidores específicos. Muchos de los proyectos de GAC en China están en 
exploración o en fases iníciales, a finales de 2005, CUCBM junto con compañías 
extranjeras perforaron un total de 453 pozos de GAC que incluyen 113 pozos perforados 
por CUCBM y 340 por compañías extranjeras con un costo aproximado de 87.5 millones 
de dólares. 
 
A finales de 2005, CUCBM comenzó la producción de GAC desde la fase 1 del proyecto 
Panzhuang, de la cuenca Qinshui. El proyecto cubre 346 km2

 

 localizados alrededor de 
Jinchen City. El gas se vendió según informes recibidos a $3.9/Mcf.  

En 2001 y 2003 en La India se realizó una ronda de ofertas, pero solo compañías locales 
adquirieron bloques exploratorios. A finales de 2006 las ofertas fueron adquiridas por 8 
compañías extranjeras: Arrow Energy, Molop (Australia), BP, CDX Gas, Coal Gas Mart, 
Omimex, Energy Infraestructura, Geopetrol. En este momento India está ofreciendo 
ciertos incentivos para inversionistas de GAC. Las principales cuencas del país son 
Barmer, South Rewa, Krishna Godavari. 
 
En el año 2007 el Ministerio de Energía y Recursos Minerales de Indonesia empezó la 
preparación de una nueva legislación para la explotación de GAC la cual fue prevista para 
la temporada final del año mencionado, en esa época el gobierno de indonesia esperaba 
abrir una licitación con el fin de explotar los recursos de GAC que aun no eran explotados 
y que se estimaban en 453 Tcf. En Vietnam la compañía canadiense Keeper Resources, 
anunció la firma de un acuerdo junto con Petrovietnam para conducir la investigación 
relacionada con el potencial de gas de la cuenca Red River. El contrato cubre un área de 
6,700 km2. Se realizará un estudio basado en información histórica y disponible para la 
cuenca. La siguiente fase del compromiso consistirá en la determinación del contenido de 
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gas en las formaciones de carbón que podría ser seguido por un desarrollo comercial 
dependiendo de los resultados de la primera fase. 
 
En Suramérica, la compañía estadounidense Layne Energy está negociando un contrato 
de operación especial con el Ministerio de Minas y Energía de Chile y solicitó una 
concesión de exploración para un área de 2,500 km2

 

 en la Cuenca Arauco. La compañía 
cree que allí hay excepcionales fuentes potenciales con accesos poco profundos a 
carbones espesos que contienen gas. 

En Argentina, el pozo Paraguil X-3 localizado en la Cuenca Claromeco se perforó para 
hacer exploración de GAC, este tenía planeada una profundidad de 600 m y fue perforado 
por la compañía Barraca, el objetivo era investigar una capa de carbón que fue 
previamente encontrada por el pozo Paraguil X-1 y otros pozos perforados en el área. Del 
pozo se ha dicho que produjo mucha agua, lo que comúnmente sucede con yacimientos 
GAC, no fue pensado para la comercialidad pero se le realizaron pruebas. 
 
 
1.3. Potencial en Cuencas Carboníferas Colombianas 
 
En el ámbito latinoamericano, Colombia ocupa un lugar de privilegio por poseer las 
mayores reservas de carbón bituminoso de excelente calidad. 
 

 
 

Figura 3. Zonas Carboníferas en Colombia (4). 
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Los carbones se encuentran distribuidos en las tres cordilleras colombianas, Occidental, 
Central y Oriental (Figura 3). El yacimiento “El Cerrejón”, en el departamento de La 
Guajira, es el mejor estudiado hasta la fecha; siguen en su orden los yacimientos del 
Cesar y de Córdoba (San Jorge). Con menor potencial se encuentran otras zonas donde 
ocurren carbones, tales como Antioquia-Antiguo Caldas, Valle del Cauca-Cauca.  
 
Los yacimientos más conocidos, con mayores reservas de carbón metalúrgico, están 
localizados en la Cordillera Oriental, sobresaliendo las zonas de Cundinamarca, Boyacá y 
Norte de Santander. Con menor conocimiento geológico se encuentran, el Borde Llanero 
y la Llanura Amazónica. 
 
El conocimiento geológico de los carbones de las diferentes cuencas varía fuertemente e 
influye en el cálculo de reservas que se tiene actualmente para las cuencas carboníferas 
colombianas (Tabla 3). 

 
Tabla 3. Estado del conocimiento geológico de las zonas carboníferas. 
 

NNoo..  ZZoonnaass  CCaarrbboonnííffeerraass  PPrroossppeecccciióónn  
((%%))  

GGeeoollooggííaa  ddee  
SSuuppeerrffiicciiee  ((%%))  

GGeeoollooggííaa  ddee  
SSuubbssuueelloo  ((%%))  

PPrree  
FFaaccttiibbiilliiddaadd  

MMiinneerraa  
1 Guajira   10 90 
2 Cesar  10 10 80 

3 Córdoba – Norte de 
Antioquia 60 5  35 

4 Antioquia – Antiguo 
Caldas 30 40  30 

5 Valle del Cauca – 
Cauca 

20 50  30 

6 Cundinamarca 40 30  30 
7 Boyacá 40 35  25 
8 Santander 70 5  25 
9 Norte de Santander 45 20 10 25 

10 Tolima – Huila 100    
11 Borde Llanura 100    
12 Llanura Amazónica 100    

 
Fuente: El carbón colombiano. Recursos, reservas y calidad (5). 

 
 

La siguiente tabla presenta un resumen de las reservas de carbón y el potencial de gas 
contenido en ellas para las diferentes zonas carboníferas colombianas. 
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Tabla 4. Reservas de gas asociado por áreas en las diferentes cuencas carboníferas 
colombianas. 
 

ZZoonnaa  ÁÁrreeaa  RReesseerrvvaass  ddee  CCaarrbbóónn  
((MMiilllloonneess  ddee  TToonneellaaddaass))  

CCoonntteenniiddoo  ddee  
GGaass  ((fftt33//TToonn))  

RReesseerrvvaass  ddee  
GGaass  ((fftt33))  

La Guajira 
Cerrejón Central 670.000.000 300 2*1011 

Cerrejón Sur 866.837.209 300 2.6*1011 
Cerrejón Norte 3.000.000.000 300 9*1011 

Cesar 
La Jagua 258.300.000 350 9.1*1010 
La Loma 6.291.802.875 400 2.5*1012 

Córdoba San Jorge 3.010.000.000 150 4.5*1011 

Antioquia - 
Antiguo Caldas 

Titiribí 54.115.231 200 1.0*1010 
Venecia-Fredonia 65.961.409 150 9.85*109 

Venecia-Bolombolo 161.535.016 150 2.4*1010 
Amagá-Angeolopolis 193.218.564 150 2.9*1010 

Valle del Cauca 
Río Dinde-Quebrada Honda 40.725.704 250 1.0*1010 

Mosquera-El Hoyo 62.019.641 250 1.5*1010 
Yumbo-Asnazu 145.669.390 250 3.6*1010 

Cundinamarca 

Jerusalen-Guataqui 16.065.898 450 7.2*109 
Zipaquirá-Neusa 17.025.895 300 5.1*109 

Guaduas-Caparrapí 61.719.335 450 2.7*1010 
Subachoque-La Paradera 126.926.186 450 5.7*1010 

Tabio-Río Frio 154.892.262 500 7.7*1010 
Suesca-Albarracín 189.542.599 400 7.6*1010 
Guatavita-Sesquilé 203.320.021 300 6.0*1010 

Checua-Lenguazaque 712.798.214 500 3.6*1011 

Boyacá 

Suesca-Albarracín 157.370.156 400 6.3*1010 
Lenguazaque-Samacá 281.421.816 450 1.2*1011 
Tunja-Paipa-Duitama 292.668.623 300 8.7*1010 

Sogamoso-Jericó 988.811.469 450 4.4*1011 

Santander 
Páramo del Almorzadero 142.621.382 400 5.6*1010 

San Luis 288.200.228 400 1.1*1011 

Norte de 
Santander 

Mutiscua-Cácota 2.391.000 400 9.6*108 
Chitagá 10.051.000 400 4*109 

Pamplona-Pamplonita 13.887.000 400 5.2*109 
Toledo-Herrán 28.601.000 400 1.1*1010 

Salazar 29.017.000 400 1.2*1010 
Tasajero 102.926.000 400 4*1010 

Zulia-Chinácota 267.926.000 400 1.0*1011 
Catatumbo 349.595.000 400 1.4*1011 

 
Fuente: Piloto experimental de exploración de metano en mantos de carbón (6). 
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Las Figuras 4 y 5 muestran dos histogramas de reservas de carbón y gas hasta los 300 m 
de profundidad en las diferentes cuencas colombianas.  
 

 
 

Figura 4. Potencial de reservas de carbón hasta 300 m de profundidad en las diferentes cuencas 
colombianas (6). 

 
 
En orden descendente, las cuencas con mayor potencial de reservas de carbón son: 
Cesar, La Guajira, Córdoba, Boyacá, Cundinamarca, Norte de Santander, Santander, 
Antioquia, y Valle del Cauca. Mientras que para las reservas de gas su orden es Cesar, 
La Guajira, Boyacá, Cundinamarca, Córdoba, Norte de Santander, Santander, Antioquia y 
Valle del Cauca. Aunque las reservas de gas están casi directamente ligadas a las 
reservas de carbón, se puede observar que la zona de Cundinamarca y Boyacá poseen 
mayor cantidad de gas que la zona de Córdoba, debido al rango de los carbones. Nótese 
que el total de reservas hasta los 300 m de profundidad en las cuencas colombianas es 
de 4.91 Tcf. 
 
Como se mencionó anteriormente, el carbón es un tipo especial de yacimiento porque 
sirve tanto de roca fuente como de roca reservorio. Para evaluar y desarrollar a fondo un 
prospecto de gas asociado al carbón, primero se debe entender la estructura interna y las 
características del carbón y los estratos que rodean al yacimiento. Muchas veces se 
puede ahorrar mucho tiempo y dinero evaluando primero la geología de un lugar con 
potencial para CBM. Si se encuentra que un prospecto presenta deficiencias en 
requerimientos críticos como espesor del carbón, contenido de gas o permeabilidad, es 
posible reenfocar la búsqueda en un lugar más productivo.  
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Figura 5. Potencial de reservas de gas asociado hasta los 300 m de profundidad (6). 
 
 
Una revisión de la información existente puede revelar que el recurso de gas en un área 
particular es insuficiente para desarrollarse. En este caso se pueden ahorrar los costos de 
adquirir información adicional, tal como núcleos de perforación.  
 
Los dos parámetros más importantes en la evaluación de un prospecto de gas asociado al 
carbón son el gas in-place total y el potencial de producción (deliverability) del yacimiento. 
Estos parámetros son determinados principalmente por las propiedades físicas del 
carbón.  
 
Las propiedades que influyen en el gas in-place y en el potencial de producción de un 
yacimiento de gas asociado a mantos de carbón son las siguientes: 
 

 Fuente de carbón: número, espesor, y extensión de los mantos de carbón  

 Rango del carbón, tipo y calidad 

 Cleats y fracturas naturales  

 Contenido de gas y composición 

 Adsorción y propiedades difusivas del carbón  

 Estructura geológica 

 Configuración de los esfuerzos  

 Características hidrológicas 
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2. SELECCIÓN DEL ÁREA DE ESTUDIO 
 
 
El área de San Luis se constituye como la principal área carbonífera del departamento de 
Santander, y un sector estratégico para el desarrollo económico de la región; su 
localización geográfica, vías de acceso y cercanía con importantes núcleos urbanos e 
industriales la convierten en una zona atractiva para la puesta en marcha de proyectos 
energéticos.  
 
 
2.1. Localización y Vías de Acceso 
 
El área San Luis se encuentra localizada en la cuenca del Valle Medio del Magdalena, en 
jurisdicción de los municipios del Carmen de Chucurí y San Vicente de Chucurí, en la 
región conocida geográficamente como El Cerro Los Andes, al suroeste del departamento 
de Santander. Se encuentra aproximadamente 70 Km al sureste de Barrancabermeja, a 
45 Km en línea recta del ferrocarril del Atlántico y del Río Magdalena y a 25 Km de la 
troncal de La Paz. El área se encuentra limitada por el norte con el Río Cascajales, por el 
sur con el Corregimiento de Santo Domingo, por el oriente con el Río Sucio y por el 
occidente con el Río La Colorada. Figura 6. 
 

 
 

Figura 6. Localización general área San Luis. 
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Para llegar al área de San Luis, se utiliza la autopista Bucaramanga–Barrancabermeja-El 
Centro. La carretera es completamente asfaltada y se encuentra a una distancia de 35 Km 
de Barrancabermeja. Al suroeste del corregimiento El Centro comunicado por carretera 
destapada y en regular estado de conservación de aproximadamente 17 Km de longitud 
se halla el corregimiento de Yarima. 
 
Flanco Oriental 
 
Del corregimiento de Yarima parte la carretera que va al municipio del Carmen de Chucurí 
y a la altura del sitio denominado El Topón se desprende un carreteable hacia el suroeste 
que conduce al corregimiento Centenario y de allí hasta la localidad de Angostura donde 
finaliza la carretera; este sitio corresponde al extremo sur del área de San Luis. La 
carretera se encuentra en regular estado; tiene aproximadamente 35 Km de extensión 
hasta el Centenario y 44 Km hacia Angostura.  
 
Flanco Occidental 
 
Desde Yarima se desprende una carretera que conduce al caserío de Explanación situado 
al costado occidental del Cerro Los Andes; esta carretera conduce a las localidades 
Bellavista y Santo Domingo en el extremo sur. Carretera totalmente destapada, en regular 
estado y de aproximadamente 34 Km de longitud.  
 
El terreno es montañoso, se ubica entre 160 y 750 msnm, el acceso es relativamente 
difícil, casi despoblado y en su mayoría está cubierto por una espesa vegetación, cruzado 
por quebradas, que en su gran mayoría cortan la secuencia estratigráfica.  
 
2.1.1. Coordenadas del Área de San Luis:  
 
El área de estudio, tiene una superficie de 138.27 Km2 

 
aproximadamente. 

Tabla 5. Coordenadas del área San Luis 
 

PPuunnttoo  NNoorrttee  OOeessttee  

1 6°43’5.00” 73°38’0.00” 

2 6°40’0.00” 73°32’60.00” 

3 6°34’0.00” 73°38’5.00” 

4 6°36’5.00” 73°42’0.00” 
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2.2. Compañías Vinculadas a la Minería de Carbón en el Sector de San Luis  
 
Las compañías vinculadas actualmente a la minería de carbón en el Sector de San Luis 
son: 
 

 Centromin S.A.  
 
La empresa Centro Minero de Santander S.A., Centromin S.A., es una sociedad 
conformada por empresarios colombianos; posee más de 35 años de experiencia en 
la industria minera. Se encuentra instalada en las veredas el Edén y Bajo Cascajales 
del área de San Luis desde el 5 de Septiembre 2005 bajo la resolución 0847 expedida 
por Ingeominas. Tiene licencia de explotación sobre un terreno de 3.307 hectáreas y 
8.228 m2

 
 de extensión. 

Datos de Contacto: Ing. Hernán Jaraba 
Dirección: Cra 11 93-53 Of 401, Bogotá D.C. 
Teléfono: + 57 1 6350678 
 

 
 Grupo Minero Andino S.A. 

 
La empresa Grupo Minero Andino S.A., posee los contratos de concesión HD4-151 y 
HD4-152, del 2007. 
 
Datos de Contacto: Dirección: Cra 7 73-55 Piso 8, Bogotá D.C. 

Cll 62 9-23 Of. 202, Bogotá D.C. 
Teléfono: + 57 1 3475088 
 
 

 San Luis Coal S.A.  
 

La empresa San Luis Coal S.A., posee el contrato de concesión HGI-08077. 
 
Datos de Contacto: Dirección: Cra 7 73-55 Piso 7, Bogotá D.C. 

Teléfono: + 57 1 3138341 
 

 
 Carbones de los Andes S.A. 

 
Carbones de los Andes S.A. – CARBOANDES fue establecida el 11 de marzo de 
1987, y su duración legal se extiende hasta el 11 de marzo de 2037.  
Las operaciones principales de la compañía consisten en la exploración, producción, 
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clasificación, tratamiento, distribución, exportación directa e indirecta, y 
comercialización de minerales, bienes de minería y otros bienes relacionados con la 
industria. 
 
La superficie de exploración actual se compone de dos (2) concesiones con un área 
de 1.803 hectáreas, en el municipio de Simacota. 
 
Datos de Contacto: Dirección: Av. Cll 127 16a-76 Of. 40, Bogotá D.C. 

Teléfono: + 57 1 6279346 
Fax: + 57 1 6278656 
http://www.carboandes.com.co/portal/index.php 

 
 

 Keystone Minería S.A.  
 

Keystone Minería S.A. es la filial colombiana de Keystone Industries, LLC. Ha 
adquirido concesiones mineras por más de cien mil hectáreas para adelantar estudios 
de prospección de carbón en Santander, Boyacá y Cundinamarca.  
 
Se instaló en el sector norte de San Luis en el año 2006.  
 
Datos de Contacto: Ing. Geólogo Edgardo Ardina 

Dirección: Cll 95 11-51 Of. 404, Bogotá D.C. 
Teléfono: + 57 1 616 08 90 
Fax: + 57 1 386227 
http://www.keystoneindustriesllc.com/locations/colombia-
south-america-keystone-mineria/ 
 
 

 Carbones de Santander S.A. 
 
La empresa Carbones de Santander S.A. fue adquirida recientemente por la 
multinacional Masering, que es una compañía de minería con más de 40 años de 
historia dedicada a la explotación, exploración, y comercialización de carbón y otros 
minerales. Esta empresa tiene varios contratos de concesión sobre áreas en donde 
existen importantes reservas de carbón térmico y metalúrgico; en el sector de San 
Luis tiene los siguientes contratos: 
 

• Mina Dos Bocas - Reservas Indicadas: 118,481,893 T. 
• Mina La Tigra - Reservas Estimadas: 360,000,000 T. 

 

http://www.carboandes.com.co/portal/index.php�
http://www.keystoneindustriesllc.com/locations/colombia-south-america-keystone-mineria/�
http://www.keystoneindustriesllc.com/locations/colombia-south-america-keystone-mineria/�
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Actualmente estas áreas se encuentran en proceso de estudios geológicos para 
valoración de reservas. 
 
Datos de Contacto:  Dirección: Cll 77B 57 – 141 Piso 11, Centro Empresarial Las 

Américas, Barranquilla 
Teléfonos: + 57 5 3530699 – + 57 35682747  
Fax: + 57 5 3530709 
http://www.masering.com/spanish/index.html 

 
 

 Personas Naturales 
 

Además de las compañías instaladas en el sector carbonífero de San Luis, hay 
múltiples personas naturales con propiedad de títulos mineros de concesión. En este 
caso, el negocio es adelantar los estudios geológicos y de prospección para luego 
venderlos a empresas mineras. 

 
 
2.3. Geología General 
 
Las rocas que se presentan en el área de interés corresponden a la litología propia del 
Cretácico Superior al Terciario Inferior, así como sedimentos Cuaternarios, 
correspondientes a la Cuenca del Valle Medio del Magdalena. Esta cuenca presenta una 
gran variedad de secuencias sedimentarias compuestas por rocas de depositación 
marina, transicional y netamente continental. Los registros sedimentarios muestran una 
sucesión de depósitos continentales del Jurásico que se encuentran cubiertos por 
sedimentos del Cretácico, correspondientes a rocas calcáreas y siliciclásticas de origen 
transicional a marino. Las secuencias Terciarias se componen de rocas siliciclásticas 
depositadas en general en condiciones continentales: abanicos aluviales y cuerpos 
fluviales dentro de influencias marinas. 
 
Desde el punto de vista geológico, el área carbonífera está conformada por el Sinclinal de 
los Andes; dentro de esta estructura se encuentra la Formación Umir, que contiene los 
mantos de carbón de interés económico (Figura 7). Se trata de un sinclinal simétrico cuyo 
eje tiene dirección Suroeste-Noreste, limitado en sus flancos por fallas; la más importante 
es la Falla La Salina, una paleofalla normal con inclinación hacia el Este y pone en 
contacto la Formación Umir con la Formación La Luna. Dentro del Sinclinal de los Andes 
se han reconocido dos sectores: el sector Flanco Occidental y el sector Flanco Oriental. 
 
2.3.1. Estratigrafía 
 

http://www.masering.com/spanish/index.html�
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La zona de estudio se encuentra al costado oriental de la Cuenca del Valle Medio del 
Magdalena (VMM), geológicamente conformada por unidades sedimentarias desde el pre-
Cretáceo, Cretáceo, Terciario y Cuaternario. (Figura 7). Las formaciones Lisama y Umir 
afloran en el área de estudio, así como los depósitos cuaternarios.  
 
Cuaternario (Q): Depósitos recientes y subrecientes se encuentran cubriendo 
parcialmente el área, como aluviones formando terrazas o conos y coluviones de gran 
tamaño. El espesor de la cobertura se ha estimado en 35 m. en promedio. 
 
Formación Lisama (Tpl): Constituida por areniscas de color gris, tamaño de grano de 
medio a fino con limolitas grises. La edad de esta formación corresponde al Terciario 
Inferior. Le infrayacen la Formación Umir y está suprayacida por rocas correspondientes 
al Grupo Chorro en un contacto transicional. El espesor promedio calculado de esta 
formación es de 295 m aproximadamente. 
 
Formación Umir (Ksu): El nombre de esta formación proviene del Cerro Umir, situado en 
la parte Centro Oriental de la Concesión Mares, en el Valle Medio del Río Magdalena. La 
edad de la formación es Cretáceo Superior. La formación suprayace a la formación La 
Luna y está superpuesta por la formación Lisama. La Formación Umir se subdivide en tres 
miembros:  
 
1) Miembro Umir Superior (Ksu3): La secuencia carbonífera Ksu3 tiene un espesor 

aproximado de 360 m compuesta de 273 m de arcillolitas y limolitas que corresponde a 
un porcentaje de 75%, 72 m de areniscas, que corresponde a un porcentaje de 20%. 
En este nivel se presentan en total 37 mantos de carbón (del manto M-100 hasta el 
manto M-295, cuyos espesores varían de 0.1 hasta 2.4 m). El espesor total acumulado 
de carbón es de aproximadamente 18 m que corresponden a un 5% del total del nivel 
Ksu3. El espesor total de los siete mantos económicos del nivel superior (Ksu3) es de 
7.93 m que corresponde al 2.3% del total del nivel superior (7). 
 

2) Miembro Umir Medio (Ksu2): Este miembro aflora parcialmente en el límite 
occidental del Flanco Occidental. La secuencia carbonífera Ksu2 tiene un espesor 
aproximado de 230 m sin conocerse la base del mismo. Compuesta en un 90% de 
arcillolitas grises y limolitas ferruginosas y un 6% de areniscas. En este nivel se 
presentan un total de 21 mantos de carbón (del manto M-300, hasta el manto M-405, 
cuyos espesores varían de 0.1 hasta 1.7 m). El espesor total acumulado de carbón es 
de aproximadamente 9 m que corresponde a un 4% del total del nivel Ksu2. 
 
En el nivel medio (Ksu2) se encuentra un manto económico (M-315) con una buena 
continuidad y un espesor promedio de 1 m. Además, en dicho nivel se presenta el 
manto M-405, con un espesor promedio de 1.65 m. El nivel de control que se tiene de 
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este manto es escaso. El espesor promedio de la secuencia Ksu2 y Ksu3, desde el 
manto M-140 hasta el Manto M-405 es de aproximadamente 590 m.  
 

 
 

Figura 7. Columna Estratigráfica generalizada de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena (8). 
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El espesor acumulado de los mantos económicos de los niveles Ksu2 y Ksu3, 
incluyendo el manto M-405 es de 10.6 m aproximadamente, que corresponde en 
promedio a 1.8% del total de la secuencia. 

 
En los niveles Ksu2 y Ksu3 de la secuencia, se presentan los siguientes ocho mantos 
económicos: M-140, M-143, M-145, M-150, M-165, M-205, M-220, M-315. Además del 
manto M-405 que puede considerarse hipotéticamente económico. Como horizonte 
guía, se tiene el manto M-205. Este es el único manto que se presenta en todo el 
yacimiento y es fácilmente identificable. Como horizontes sub-guías se tienen los 
mantos: M-235 y M-315. El manto M-235 fue identificado en ocho pozos. El manto M-
315 se identificó en cuatro pozos y se consideró como el único manto persistente del 
nivel Ksu2. Las areniscas características del nivel Ksu3, sirven de horizontes auxiliares 
para la correlación (7).  
 

3) Miembro Umir Inferior (Ksu1): Constituida por una secuencia de arcillolitas grises, 
interestratificadas con limolitas ferruginosas. Este miembro no aflora en el área de 
estudio. 

 
2.3.2. Geología Estructural  
 
La geología estructural general está representada por una estructura principal conocida 
como el Sinclinal de Los Andes. Es un sinclinal simétrico cuyo eje tiene dirección 
Suroeste–Noreste, limitado en sus flancos por fallas (5). 
 
Esta estructura está limitada en ambos flancos por un sistema de fallas muy importantes 
de ángulos relativamente altos y trazos longitudinales que corresponden a la Falla La 
Salina, una paleofalla normal con inclinación hacia el Oriente que pone en contacto la 
Formación Umir con la Formación La Luna, además de la Falla San Luis y Florencio, 
acompañadas por fracturas secundarias que forman ángulos agudos con los trazos 
principales, y fallas transversales perpendiculares a estos (Figura 8). 
 
 Sinclinal de Nuevo Mundo: El Sinclinal de Nuevo Mundo es una estructura amplia, 

ligeramente asimétrica, cuyo eje está recargado hacia su flanco occidental, 
probablemente como resultado del fuerte levantamiento a lo largo del lado oriental de 
la Falla La Salina, la cual marca su límite occidental. El eje de este sinclinal al sur del 
Río Sogamoso está desplazado 4 a 5 Km al occidente de su posición normal, 
desplazamiento que sugiere una falla de dirección oriente-occidente a lo largo del Río 
Sogamoso, bajo los depósitos aluviales (8). El Sinclinal de Nuevo Mundo es 
considerado la continuación hacia el norte del Sinclinal de Los Andes. 
 

 Sinclinal de Los Andes: Es la estructura más importante del área, con su eje que 
tiene dirección general N 20º E, siendo una prolongación del Sinclinal de Nuevo 
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Mundo. Dentro del Sinclinal de Los Andes se han reconocido dos sectores: el sector 
Flanco Occidental y el sector Flanco Oriental. 

 
Su Flanco Oriental está limitado por la depresión de la Falla La Salina y la posición de 
sus estratos con rumbo N 22º E y 22º NW de inclinación, permite el afloramiento de la 
rocas pertenecientes a los Miembros Medio y Superior de la Formación Umir y 
Lisama. 
 
El Flanco Occidental, limitado por el sistema de Fallas Florencio y San Luis, expone 
con rumbo N 25º E y 22º SE de inclinación, las rocas pertenecientes a los Miembros 
Medio y Superior de la Formación Umir y Lisama. 
 
En el sinclinal se han localizado otras fallas inversas a menor escala con dirección 
aproximadamente NNE, desplazadas por fallas sinestrolaterales con dirección 
Noroeste. Dentro de ellas están la Falla Albina, Bellavista, Florencio de dirección NNE 
y la Falla Nacuma de dirección Noroeste. La estructura presenta un cierre perisinclinal 
hacia el suroeste y hunde su eje suavemente hacia el Noreste. 
 

 Falla de la Salina: Su trazo es una serie de fracturas paralelas o pequeñas fallas 
plumosas al trazo principal, muy recto de dirección N 45º E, lo que hace suponer su 
alto ángulo de inclinación, muy próximo a la vertical. El trazo de la falla es observable 
a lo largo de la depresión del Río Sucio, controlando estructuralmente en forma parcial 
su recorrido. 

 
Esta falla se ha interpretado como inversa de alto ángulo, con buzamiento hacia el 
Este (7), a lo largo de la cual el bloque oriental se ha levantado y cabalgado hacia el 
Oeste, colocando en contacto a la Formación La Luna con rocas del Miembro Medio 
de la Formación Umir, del flanco Oriental de la estructura sinclinal. 

 
 Falla de San Luis: Limita al sinclinal de Los Andes hacia el Oeste y pone en contacto 

el Miembro Medio de la Formación Umir con sedimentos Terciarios de la Formación 
Mugrosa, presenta además una serie de fallas satelitales paralelas y plumosa al trazo 
principal de la misma. Morfológicamente es fácil apreciar su continuidad por la 
presencia de colinas y depresiones alineadas. Es una falla inversa con inclinación 
hacia el Sureste, a lo largo de la cual el bloque oriental, Cretácico Superior, traslapa 
sobre el Terciario Inferior (7). 
 

 Falla de Florencio: Está localizada en el flanco Occidental de la estructura, donde se 
aprecia morfológicamente depresiones alineadas que en algunos casos indica su 
trazo. 
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Es una falla secundaria de la Falla San Luís y afecta sucesivamente en dirección 
Norte sedimentos cada vez más jóvenes, desde el Miembro Umir Medio en su parte 
Sur; Umir Superior en contacto con rocas Terciarias del Grupo Chorro en su parte 
media, hasta afectar exclusivamente las rocas Terciarias de la Formación Lisama y 
Mugrosa. Esta se ha interpretado como una falla inversa de trazo longitudinal con 
inclinación hacia el Este (7). 
 

 
 

Figura 8. Esquema estructural del Sinclinal de los Andes (6). 
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Además de las fallas nombradas anteriormente, existe un conjunto de fallas de forma 
transversal como el caso de la Falla Nacuma de dirección Noroeste que cortan 
perpendicularmente al conjunto de fallas nombradas previamente, las cuales afectan a los 
contactos desplazándolos levemente. En zonas más puntuales, se logra apreciar 
deformaciones de tipo local, las cuales afectan tanto a la litología como a los mantos de 
carbón, debido a esfuerzos existentes. 
 
2.3.3. Estructura Geológica del Yacimiento Carbonífero San Luis 
 
El yacimiento de carbón representa un flanco del Sinclinal San Luis. El eje del sinclinal 
que se encuentra al oriente del límite del área de estudio, tiene una dirección aproximada 
Norte-Sur hundiéndose en dirección Norte. Este hundimiento del eje, en dirección Norte 
está rigurosamente relacionado con la tectónica del yacimiento. El yacimiento está 
dividido en bloques tectónicos perpendiculares al rumbo de los mantos. El 
comportamiento de las capas en dirección Norte-Sur es casi horizontal. En dirección 
Oeste-Este los buzamientos alcanzan desde 0° en cercanía al eje del sinclinal hasta 35° 
en el sector de los afloramientos. Los buzamientos de los mantos oscilan entre 0-35° en 
dirección horizontal hacia el Este. 
 
El Flanco Occidental del Sinclinal San Luis es asimétrico, es decir las distancias de los 
afloramientos de los mantos de carbón, con respecto al eje del sinclinal son bastante 
variables. Como resultado de esto se tiene que los buzamientos de los mantos cambian 
en el sentido del rumbo y del buzamiento en las diferentes partes del yacimiento. De la 
misma manera, la separación estratigráfica entre los diferentes mantos continuos es 
relativamente constante.  
 
El área ha sido bastante afectada tectónicamente. Existen al menos 20 fallas con 
desplazamientos que varían de 20 m a 80 m. También existen algunas fallas que tienen 
desplazamientos menores de 20 m. La mayoría de las fallas se manifiestan en la cercanía 
a los caños, con una dirección aproximada Este-Oeste. 
 
El yacimiento de carbón San Luis se puede clasificar de acuerdo con su grado de 
complejidad estructural en el GRUPO II (Clasificación Servicio Polaco de Geología). 
“Yacimientos semicomplicados en su estructura con buzamientos hasta 45°, "afección 
tectónica" hasta 3000 m o 4000 m de fallas por un Km2

 
 del área de estudio. 

2.3.4. Estado Actual de Conocimiento del Área de Estudio 
 
 Pozos Exploratorios: En el Flanco Occidental se perforaron 14 pozos: PC-300, PC-

301, PC-302, PC-304, PC-305, PC-308, PC-309, PC-310, PC-312, PC-315, PC-316, 
PC-317, PC-318, PC-319, cada uno de estos pozos alcanzaron profundidades entre 
113,80 m a 302,70 m, con un total de 3.186,52 m perforados (Figura 9). 
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Figura 9. Localización de pozos (6). 
 
Diez pozos perforaron la secuencia correspondiente Ksu3 (Formación Umir, nivel 
superior). Cuatro pozos perforaron la secuencia correspondiente al Ksu3, Ksu2 
(Formación Umir, miembros superior y medio). Los datos relacionados a profundidad de 
cada pozo, así como los mantos existentes y las coordenadas se presentan en las Tablas 
6 y 7 para los flancos Occidental y Oriental respectivamente.  
 
En el sentido Norte-Sur, los pozos se encuentran a una distancia aproximada de 600 m a 
1.300 m, mientras que en el sentido Este-Oeste las distancias son aproximadamente de 
340 m a 740 m. 
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Tabla 6. Datos relacionados a profundidad de cada Pozo - Flanco Occidental 
 

PPOOZZOO  
CCOOTTAA  
PPOOZZOO  

((mmssnnmm))  
##  MMAANNTTOO  PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  

TTEECCHHOO--MMAANNTTOO  ((mm))  
PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  

PPIISSOO--MMAANNTTOO  ((mm))  
EESSPPEESSOORR  

MMAANNTTOO  ((mm))  

PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
TTEECCHHOO--MMAANNTTOO  

((mmssnnmm))  

PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
PPIISSOO--MMAANNTTOO  

((mmssnnmm))  

CCOOOORRDDEENNAADDAASS  PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
TTOOTTAALL  ((mm))  

PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
RREEGGIISSTTRROOSS  ((mm))  NNOORRTTEE  EESSTTEE  

300 450 

235 
 

168.64 0.25 
 

281.36 

1.225.246.76 1.045.773.13 284.87 149 

220 145.94 146.94 1 304.06 303.06 

205 128.4 129.75 1.2 321.6 320.25 

165 99.4 99.9 0.5 350.6 350.1 

160 96.2 96.9 0.7 353.8 353.1 

145 77.5 78.9 1.3 372.5 371.1 

144 68.75 71.3 0.6 381.25 378.7 

143 67.3 69.35 0.6 382.7 380.65 

140 58.1 58.5 0.4 391.9 391.5 

301 370 
315 218 219.05 1.45 152 150.95 

1.225.302.61 1.045.439.85 278.78 232 
235 18.1 21.7 0.7 351.9 348.3 

302 437 

235 164.4 165.5 0.6 272.6 271.5 

1.227.132.04 1.045.924.68 300 205 

220 140.7 141.7 1 296.3 295.3 

205 123.45 125 1.55 313.55 312 

165 93.7 95.2 1.5 343.3 341.8 

160 89.2 89.7 0.5 347.8 347.3 

140 56.75 57.55 0.8 380.25 379.45 

303 407 315 71.27 72.47 1.2 335.73 334.53 1.224.012.60 1.044.719.72 218.51 157 

304 445 

235 
 

159.75 0.25 
 

285.25 

1.228.713.93 1.046.600.78 245.22 148 

220 134.2 135.2 1 310.8 309.8 

205 115 115.7 0.85 330 329.3 

165 86.75 87.4 0.65 358.25 357.6 

160 80.7 81.3 0.6 364.3 363.7 

150 74 75.3 2 371 369.7 

145 68.4 69.3 0.9 376.6 375.7 

144 62.2 62.7 0.5 382.8 382.3 

143 60.3 61.3 1 384.7 383.7 

140 45.9 46.6 0.7 399.1 398.4 

305 425 

235 193.83 194.39 0.56 231.17 230.61 

1.230.799.75 1.047.353.86 298.22 103 

220 170.4 171.3 0.9 254.6 253.7 

205 151.83 152.3 0.9 273.17 272.7 

160 113.9 114.6 0.7 311.1 310.4 

150 106.5 108.3 1.8 318.5 316.7 
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PPOOZZOO  
CCOOTTAA  
PPOOZZOO  

((mmssnnmm))  
##  MMAANNTTOO  PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  

TTEECCHHOO--MMAANNTTOO  ((mm))  
PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  

PPIISSOO--MMAANNTTOO  ((mm))  
EESSPPEESSOORR  

MMAANNTTOO  ((mm))  

PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
TTEECCHHOO--MMAANNTTOO  

((mmssnnmm))  

PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
PPIISSOO--MMAANNTTOO  

((mmssnnmm))  

CCOOOORRDDEENNAADDAASS  PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
TTOOTTAALL  ((mm))  

PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
RREEGGIISSTTRROOSS  ((mm))  NNOORRTTEE  EESSTTEE  

145 101.2 102.2 1 323.8 322.8 

143 92.5 93.6 1.1 332.5 331.4 

140 83.2 84.2 1.2 341.8 340.8 

115   55.8 1.3   369.2 

306 473 

235 56 56.75 0.75 417 416.25 

1.223.685.21 1.045.012.79 170.28 136 220 31.5 32.5 1 441.5 440.5 

205 7.4 8.2 0.85 465.6 464.8 

307 510 

235 133.25 134.55 0.6 376.75 375.45 

1.222.880.20 1.046.573.84 300 172 

220 109.6 110.6 1 400.4 399.4 

205 88.1 89.8 0.7 421.9 420.2 

165 56 56.6 0.6 454 453.4 

160 52.2 54.05 0.6 457.8 455.95 

144 37.5 35.2 0.5 472.5 474.8 

140 26.3 27.3 0.6 483.7 482.7 

308 430 

235 179.25 179.85 0.6 250.75 250.15 

1.228.034.10 1.046.245.13 196.29 158 

220 155 156 1 275 274 

205 136.3 137.1 0.8 293.7 292.9 

160 104 104.7 0.7 326 325.3 

150 97.4 99.5 2.1 332.6 330.5 

145 92.5 93.2 0.7 337.5 336.8 

144 84.6 85.2 0.6 345.4 344.8 

143 83 84 1 347 346 

140 69.9 70.4 0.5 360.1 359.6 

309 373 

220 183.7 184.7 1 189.3 188.3 

1.231.200.72 1.047.834.53 199.50 196 

205 163.7 164.65 0.95 209.3 208.35 

165 134.6 135.2 0.6 238.4 237.8 

160 131 131.7 0.7 242 241.3 

150 118.7 120.7 2 254.3 252.3 

140 94.25 94.9 1.65 278.75 278.1 

115   66.35 0.15   306.65 

310 432 

235 198.2 198.8 0.6 233.8 233.2 

1.225.824.75 1.046.069.71 210.99 210 

220 176.5 177.5 1 255.5 254.5 

205 157 158.4 1.4 275 273.6 

165 129.4 130 0.6 302.6 302 

160   127.9 0.4   304.1 

145 104.4 105.9 1.6 327.6 326.1 



 

38 

PPOOZZOO  
CCOOTTAA  
PPOOZZOO  

((mmssnnmm))  
##  MMAANNTTOO  PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  

TTEECCHHOO--MMAANNTTOO  ((mm))  
PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  

PPIISSOO--MMAANNTTOO  ((mm))  
EESSPPEESSOORR  

MMAANNTTOO  ((mm))  

PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
TTEECCHHOO--MMAANNTTOO  

((mmssnnmm))  

PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
PPIISSOO--MMAANNTTOO  

((mmssnnmm))  

CCOOOORRDDEENNAADDAASS  PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
TTOOTTAALL  ((mm))  

PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
RREEGGIISSTTRROOSS  ((mm))  NNOORRTTEE  EESSTTEE  

144 98.8 98.8 1 333.2 333.2 

143 97 97.5 0.5 335 334.5 

140 87 88 1 345 344 

312 448 

235 181.5 182.3 0.8 266.5 265.7 

1.229.668.11 1.046.921.61 224.85 176 

220 159.8 160.6 0.8 288.2 287.4 

205 140.8 142.5 2 307.2 305.5 

165 113.9 114.5 0.5 334.1 333.5 

160   105.5 0.5   342.5 

145 91.5 92.5 1 356.5 355.5 

143 83.6 84.1 0.9 364.4 363.9 

314 503 

220 245.17 246.17 1 257.83 256.83 

1.224.999.73 1.045.969.55 262.15 220 

205 231.08   0.6 271.92   

165 196.8 197.5 0.6 306.2 305.5 

160 193.1 194 0.9 309.9 309 

145 175.6 176.6 1 327.4 326.4 

144 169.7 170.5 0.8 333.3 332.5 

143 168.1 168.6 0.5 334.9 334.4 

140 159.2   0.98 343.8   

315 408 

205 296.9 299.85 2.2 111.1 108.15 

1.231.465.78 1.048.375.29 300 298 

165 266.5 267.1 0.6 141.5 140.9 

160 263 263.6 0.6 145 144.4 

150 255 257 2 153 151 

143 238 238.7 1.2 170 169.3 

140 228.5 229.5 1 179.5 178.5 

115   202.45 0.85   205.55 

316 349 315 158 158.5 0.5 191 190.5 1.228.098.00 1.045.821.00 170.75 156 

317 353 315 94.2 95.4 0.9 258.8 257.6 1.225.885.70 1.045.328.35 133.80 133 

318 307 205 117 118.3 1.3 190 188.7 1.232.316.08 1.048.519.53 169.45 138 

318 307 

165 83.7 84.3 0.6 223.3 222.7 

 1.232.316.08 1.048.519.53 169.45 138 

160 80.5 81.1 0.6 226.5 225.9 

150 72.8 74.1 1.3 234.2 232.9 

143           

140   53.7 0.7 253.3 253.3 

319 370 315 136.2 136.9 0.7 233.8 233.1 1.229.740.00 1.046.502.50 171.10 170 

 
Fuente: CARBORIENTE S.A., 1986 (7). 
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Tabla 7. Datos relacionados a profundidad de cada Pozo - Flanco Oriental 
 

PPOOZZOO  
CCOOTTAA  
PPOOZZOO  

((mmssnnmm))  

##  
MMAANNTTOO  

PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
TTEECCHHOO--MMAANNTTOO  

((mm))  

PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
PPIISSOO--MMAANNTTOO  ((mm))  

EESSPPEESSOORR  
MMAANNTTOO  ((mm))  

PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
TTEECCHHOO--MMAANNTTOO  

((mmssnnmm))  

PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
PPIISSOO--MMAANNTTOO  

((mmssnnmm))  

CCOOOORRDDEENNAADDAASS  PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
TTOOTTAALL  ((mm))  

PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
RREEGGIISSTTRROOSS  ((mm))  NNOORRTTEE  EESSTTEE  

200 515 

205 209.9 210.75 0.8 305.1 304.25 

1.231.230.01 1.051.119.59 249.90 178 
160 176.08 176.7 0.6 338.92 338.3 

145 141.75 145 1.2 373.25 370 

140 79.75 85.1 0.92 435.25 429.9 

201 405 315 178.75 179.35 0.6 226.25 225.65 1.229.416.88 1.051.276.15 280 266 

202 624 

220 287.9 288.9 1 336.1 335.1 

1.229.252.00 1.050.772.00 300 300 

205 270 271.44 1.44 354 352.56 

165 237.3 238 0.7 386.7 386 

150 232.2 232.8 0.6 391.8 391.2 

145 224.7 226.3 1.5 399.3 397.7 

144 218 128.9 0.9 406 495.1 

160 235.3 236.5 1.2 388.7 387.5 

203 553 
220 157.7 158.7 1 395.3 394.3 

1.227.063.44 1.050.035.80 293.15 239 
205 139.2 140.68 1.47 413.8 412.32 

204 557 

235 188.1 188.6 0.6 368.9 368.4 

1.225.627.12 1.048.918.61 300 210 

220 163.8 164.8 1 393.2 392.2 

205 145.5 146.3 0.8 411.5 410.7 

165 106.2 107 0.7 450.8 450 

140 71.5 72 0.5 485.5 485 

160 102 103.2 1.2 455 453.8 

205 493 

235 170.5 171.65 0.9 322.5 321.35 

1.224.148.27 1.047.953.03 287.25 190 

220 146.3 147.3 1 346.7 345.7 

205 128.7 129.9 1.2 364.3 363.1 

160 93.8 94.65 0.85 399.2 398.35 

150 88.5 89.1 0.6 404.5 403.9 

145 80.5 81.9 1.4 412.5 411.1 

144 76.1 76.5 0.4 416.9 416.5 

165 96.7 97.25 0.55 396.3 395.75 
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PPOOZZOO  
CCOOTTAA  
PPOOZZOO  

((mmssnnmm))  

##  
MMAANNTTOO  

PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
TTEECCHHOO--MMAANNTTOO  

((mm))  

PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
PPIISSOO--MMAANNTTOO  ((mm))  

EESSPPEESSOORR  
MMAANNTTOO  ((mm))  

PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
TTEECCHHOO--MMAANNTTOO  

((mmssnnmm))  

PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
PPIISSOO--MMAANNTTOO  

((mmssnnmm))  

CCOOOORRDDEENNAADDAASS  PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
TTOOTTAALL  ((mm))  

PPRROOFFUUNNDDIIDDAADD  
RREEGGIISSTTRROOSS  ((mm))  NNOORRTTEE  EESSTTEE  

206 643 

315 249.1 249.9 0.8 393.9 393.1 

1.222.657.00 1.047.460.00 278.90 118 
235 76.3 76.93 0.6 566.7 566.07 

220 51.5 52.5 1 591.5 590.5 

205 33.7 34.3 0.6 609.3 608.7 

207 575 

220 212.1 213.1 1 362.9 361.9 

1.227.619.15 1.050.294.55 293.30 238.50 

205 194.4 195 0.6 380.6 380 

160 160.8 161.3 0.5 414.2 413.7 

145 136.8 138.3 1.5 438.2 436.7 

207 575 

144 130.3 130.8 0.5 444.7 444.2 

140 118.3 119.2 0.9 456.7 455.8 

235 236.5 237.1 1 338.5 337.9 

165 164.3 164.7 0.4 410.7 410.3 

208 595 315 102.2 103 0.8 492.8 492 1.222.393.00 1.047.608.00 183.40 176 

209 467 

235 66.4 67.1 0.7 400.6 399.9 

1.229.717.04 1.051.210.20 227.89 137 220 39.5 40.5 1 427.5 426.5 

205 21.8 23.17 1.37 445.2 443.83 

 
Fuente: CARBORIENTE S.A., 1986 (7). 
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2.4. Calidad del Carbón 
 
En la evaluación de la calidad de los carbones en el yacimiento San Luis se utilizaron las 
clasificaciones: Internacional (ISO), Norteamericana (ASTM) y la Polaca. La Tabla 8, 
muestra la clasificación general de los carbones para los mantos económicos.  
 
El análisis de los resultados indica que por lo menos el 60% de las reservas económicas 
pertenecen a carbones térmicos de clase menor (T1) y carbones térmicos de clase mayor 
(T2). Correspondiendo a carbones “Bituminosos Altos en volátiles, tipo A”. 
 
Tabla 8. Clasificación general de los carbones Flanco Occidental. 
 

MMAANNTTOOSS  CCLLAASSIIFFIICCAACCIIÓÓNN  CCOOMMEENNTTAARRIIOOSS  

140, 143 y 205 Carbones térmicos de clase menor (T1)  

145, 150 y 220 
Carbones térmicos de clase TI y T2, carbones semicoqui 
zables Sc, coquizables de clase menor C1 y clase mayor C2 

 

165 Carbón coquizable de clase mayor C2 
Este manto aparece en una 

superficie estimada de un Km2  
315 Carbón coquizante de clase menor Cz1  

 
Fuente: CARBORIENTE S.A., 1986 (7). 

 
Los análisis próximos se realizan para determinar la calidad del carbón. Estos análisis 
comprenden: humedad, materia volátil, carbono fijo y ceniza (fracción inorgánica). 
 

 HUMEDAD: en un análisis próximo corresponde a la humedad de la muestra de 
carbón preparada y analizada en el laboratorio. Los resultados pueden ser expresados 
indicando la humedad en “base seca”, es decir libre de humedad o en “base libre de 
humedad y cenizas”, o como humedad en equilibrio como se requiere en algunos 
casos. 

 
 MATERIAL VOLÁTIL: el contenido de materia volátil es crítico en la clasificación de 

los carbones por rango, ya que de su determinación depende el carbono fijo. 
 

 CENIZAS: el contenido de ceniza permite analizar la cantidad de impureza presente 
en un manto de carbón, de igual forma permite determinar el volumen de carbón 
efectivo (libre de impurezas). 

 
 CARBONO FIJO: es el residuo sólido, diferente a la ceniza, obtenido por destilación 

destructiva. Es decir es la resultante de la suma del porcentaje de humedad, cenizas y 
materia volátil (todos en la misma base). Se obtiene mediante la resta de un 100 por 
ciento de masa de carbón menos la suma de las fracciones de humedad, cenizas y 
materia volátil. 
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Las Tablas 9 y 10 muestran los promedios aritméticos de los análisis fisicoquímicos por 
mantos y promedio general de los análisis para los Flancos Occidental y Oriental. 
 
Tabla 9. Promedios aritméticos de los análisis fisicoquímicos por mantos y promedio 
general de los análisis – Flanco Occidental. 
 

MMAANNTTOO  EESSPPEESSOORR  
MMAANNTTOO  

GGRRAAVVEEDDAADD  
EESSPPEECCIIFFIICCAA  
VVEERRDDAADDEERRAA  

HHUUMMEEDDAADD  
DDEE  

EEQQUULLIIBBRRIIOO    

CCEENNIIZZAASS  
%%    

MMAATTEERRIIAA  
VVOOLLAATTIILL  

%%    

CCAARRBBOONNOO  
FFIIJJOO  %%  

PPOODDEERR  
CCAALLOORRÍÍFFIICCOO  AAZZUUFFRREE  

%%  
IINNDDIICCEE  DDEE  

HHIINNCCHHAAMMIIEENNTTOO  
IINNDDIICCEE  DDEE  
MMOOLLIIEENNDDAA  

CCAALL//GGRR  BBTTUU//LLBB  

140 1.1 1.44 1.74 23.18 29.87 43.88 5867 10552 1.79 4 49 

143 0.98 1.37 1.63 20.29 33.02 45.27 6755 12149 1.73 3 39 

145 1.29 1.3 1.27 13.4 31.17 53.74 7392 13294 1.24 5.5 56 

150 1.98 1.37 1.44 15.08 33.47 47.88 7144 12849 1.38 5 46 

165 1.5 1.3 1.66 8.33 36.4 54.39 7973 14358 0.8 7.5 56 

205 1.33 1.4 1.71 23.44 28.65 47.08 6400 11510 1.83 4.5 50 

220 0.96 1.33 1.71 14.62 30.93 52.54 7209 12965 0.98 5.5 53 

315 1.28 1.3 1.36 3.79 28.88 66.6 8292 14914 1.03 8.5 78 

PROMEDIO 1.3 1.35 1.57 15.26 31.55 51.42 7129 12824 1.35 5.5 53 

 
Fuente: CARBORIENTE S.A., 1990 (9). 

 
Tabla 10. Promedios aritméticos de los análisis fisicoquímicos por mantos y promedio 
general de los análisis – Flanco Oriental. 
 

MMAANNTTOO  EESSPPEESSOORR  
MMAANNTTOO  

GGRRAAVVEEDDAADD  
EESSPPEECCIIFFIICCAA  
VVEERRDDAADDEERRAA  

HHUUMMEEDDAADD  
DDEE  

EEQQUULLIIBBRRIIOO    

CCEENNIIZZAASS  
%%    

MMAATTEERRIIAA  
VVOOLLAATTIILL  

%%    

CCAARRBBOONNOO  
FFIIJJOO  %%  

PPOODDEERR  
CCAALLOORRÍÍFFIICCOO  AAZZUUFFRREE  

%%  
IINNDDIICCEE  DDEE  

HHIINNCCHHAAMMIIEENNTTOO  
IINNDDIICCEE  DDEE  
MMOOLLIIEENNDDAA  

CCAALL//GGRR  BBTTUU//LLBB  

140 0.98 1.35 1.6 15.01 40.68 60.75 7484 15266 1.73 3.5 a 7 46 

144 0.85 1.28 1.48 19.47 45.22 54.78 7546 15302 1.69 4 42 

145 1.12 1.17 1.10 14.74 36.55 63.44 8466 15465 1.66 4 a 6.5 51 

150 1.85 1.26 1.33 27.30 32.93 67.07 9713 16089 10.00 5.5 48 

160 1.3 1.25 1.28 25.05 35.81 64.18 8423 15714 3.06 3 a 5 43 

165 1.42 1.4 1.66 17.47 41.46 58.54 7925 15595 4.84 5.5 52 

205 A 1.12 1.19 1.71 22.56 36.93 63.06 7842 15358 2.68 2.5 a 6.5 51 

220 0.84 1.2 1.71 13.59 35.12 64.86 8365 15693 0.88 4.5 a 8 55 

235 A 0.93 1.31 1.34 27.25 32.99 67.05 8512 15913 1.87 2 a 3.5 34 

235 B 0.89 1.3 1.32 13.30 27.85 72.15 8774 16302 3.97 8.5 a 9 78 

315 1.07 1.14 1.36 5.02 26.86 73.14 9345 15915 1.41 8 a 8.5 76 

PROMEDIO 1.12 1.26 1.44 18.25 35.67 64.45 8399 15692 3.07 5.0 52 

 
Fuente: CARBORIENTE S.A., 1990 (9). 
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2.5. Reservas 
 
Las Tablas 11 y 12, muestran el cálculo de reservas a nivel general y para los mantos 
económicos evaluados. La estimación fue realizada por CARBORIENTE (7) en 1990, y 
validada por ECOPETROL (6) en el año 2008. 
 
Tabla 11. Reservas de carbón a nivel general. 
 
RREESSEERRVVAASS  CCAARRBBÓÓNN    FFLLAANNCCOO  OORRIIEENNTTAALL  FFLLAANNCCOO  OOCCCCIIDDEENNTTAALL  TTOOTTAALL  RREESSEERRVVAASS  
RESERVAS MEDIDAS 24,936,785 46,213,296 71,150,081 

RESERVAS INDICADAS 25,563,629 29,471,874 55,035,503 

RESERVAS INFERIDAS 1,919,228 624,155 2,543,383 

TOTAL RESERVAS 52,419,642 76,309,325 128,728,967 
RECURSOS INFERIDOS 83,677,480 122,773,228 206,450,708 

GRAN TOTAL 136,097,122 199,082,553 335,179,675 
 

 
Tabla 12. Reservas de carbón para los mantos económicos evaluados. 
 

RREESSEERRVVAASS  DDEE  CCAARRBBÓÓNN  ––  TToonn..  FFLLAANNCCOO  OORRIIEENNTTAALL      RREESSEERRVVAASS  DDEE  CCAARRBBÓÓNN  ––  TToonn..  FFLLAANNCCOO  
OOCCCCIIDDEENNTTAALL  

MANTO MEDIDAS INDICADAS INFERIDAS TOTAL   MANTO MEDIDAS INDICADAS INFERIDAS TOTAL 

140 1,900,847 2,399,945 5,619,661 9920453.071   140 3,517,089 3,219,698 8,049,846 14786632.71 

144 874,322 1,244,691 2,866,446 4985459.31   143 3,391,214 1,704,064 8,503,261 13598538.44 

145 4,820,364 3,288,902 11,676,286 19785552.35   144 1,245,355 975,769 4,936,183 7157306.813 

150 1,616,395 1,782,271 4,916,999 8315665.55   145 4,215,019 3,404,739 10,531,286 18151043.33 

160 1,789,125 4,387,982 10,961,668 17138776.04   150 4,678,507 2,890,541 12,485,710 20054758.11 

165 1,145,054 1,773,164 10,440,210 13358427.48   160 3,257,221 2,750,165 8,973,526 14980912.51 

205 4,245,697 3,260,980 12,882,271 20388948.81   165 3,927,180 2,381,465 7,951,069 14259713.73 

220 5,398,678 2,720,068 13,877,088 21995833.89   205 6,458,027 3,157,990 18,717,676 28333693.51 

235 1,258,190 1,677,811 6,686,530 9622531.608   220 5,675,813 3,269,669 15,729,488 24674969.47 

315 1,382,868 3,750,175 6,041,684 11174726.23   235 2,787,158 2,585,645 8,925,134 14297937.54 

            315 2,867,115 3,336,688 16,523,904 22727706.38 

TOTAL 24,431,541 26,285,989 85,968,844 136,686,374.3   TOTAL 42,019,698 29,676,432 121,327,083 193,023,213 

GRAN 
TOTAL  66,451,239 55,962,421 207,295,927 329,709,587     
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2.6. Contenido de Gas 
 
Existen dos métodos comunes para determinar el contenido de gas en carbón, el primero 
es el “Método Directo” y el segundo empleado en este estudio es el de Smith & Williams. 
A continuación una descripción de cada uno de estos: 
 
2.6.1. Método Directo 
 
Con el Método Directo se estima el contenido de gas mediante la obtención de muestras 
de carbón en recipientes herméticos de desorción (canisters), para posteriormente 
llevarlos al laboratorio a condiciones de temperatura de equilibrio (30°C-35°C), midiendo 
luego el volumen de gas que se desorbe en función del tiempo a condiciones estándar de 
temperatura y presión (10). Una gran cantidad de gas se pierde por desorción mientras se 
recupera la muestra. El contenido total de gas será la suma de tres componentes: gas 
desorbido, gas residual y gas perdido. Si bien los dos primeros pueden ser medidos, el 
tercero es el que presenta dificultad para ser estimado.  
 

 
 

 

Figura 10. Representación de la solución del Método Directo (11). 
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El método más utilizado para la determinación del gas perdido es el Método Directo 
(Figura 10). Consiste en graficar el volumen de gas desorbido versus la raíz cuadrada del 
tiempo (11), sobre un eje de coordenadas cartesianas, luego extrapolar el tiempo de 
desorción a t=0.  
 
La experiencia muestra que esta técnica funciona adecuadamente en capas de carbón 
poco profundas, con bajas presiones y bajas temperaturas, cuando la pérdida de gas 
representa el 5% y 10% del contenido total de gas adsorbido en el carbón. Sin embargo, 
en estratos de carbón con altas presiones, el volumen de gas perdido puede superar el 
50% del contenido total de gas adsorbido en la muestra. 
 
Una cierta cantidad de gas permanecerá adsorbido en la muestra (gas residual) hacia el 
final de la medición, teniendo en cuenta que para la desorción total se necesitarían 
intervalos de tiempos muy largos. Entonces, el contenido de gas residual se determina por 
destrucción de la muestra y posterior medición del gas liberado. 
 
2.6.2. Método de Smith & Williams 

 
El método S & W asume que la presión decrece linealmente tan pronto el corte de 
perforación se desprende del fondo y llega a superficie a presión atmosférica. Se basan 
en dos relaciones en términos de tiempos adimensionales, basados en el tiempo 
requerido para desprender un corte (downhole time), el tiempo que gasta el corte en llegar 
a superficie antes de ser sellado en un canister (surface time) y el tiempo requerido para 
recolectar el 25% del gas desorbido (25% desorbed gas time), las siguientes son las dos 
relaciones: 
 

TimeSurfaceTimeHoleDown
TimeSurfaceSTRRatioTimeSurface
+

=)(  Ecuación (1) 

 
 

TimeGasDesorbed
TimeSurfaceTimeHoleDownLTRRatioTimeLost

%25
)( +
=   Ecuación (2) 

 
Estas dos relaciones de tiempo son usadas para obtener un factor de corrección que es 
multiplicado por el volumen de gas desorbido para obtener el contenido total de gas del 
carbón. En la Figura 11 se muestra el factor de corrección. Para cortes de perforación, el 
gas residual fue asumido como muy pequeño y no fue incluido en la función de STR y 
LTR. El volumen de gas perdido es la diferencia entre el volumen de gas medido y el 
volumen de gas calculado. 
 



 

46 

 

Figura 11. Factor de Corrección del volumen para el Método de Smith and Williams (6) 

 
La adsorción es un proceso físico reversible, controlado por fuerzas de Van der Waals 
entre las moléculas del gas. Con incrementos en la temperatura y decrecimientos en la 
presión, el gas desorbe, mientras que incrementos en la presión y decrecimientos en la 
temperatura aumenta la adsorción en la superficie interna del carbón. La cantidad de gas 
adsorbido depende de los siguientes factores: 

 
 Naturaleza del carbón (adsorbente). 

 Naturaleza del gas (adsorbato), CH4, CO2

 Área superficial total de poros y cleats disponible (microporosidad del adsorbente). 

 y otros gases. 

 Presión y temperatura critica tanto del adsorbato como del adsorbente. 

 Humedad, contenido de cenizas y estado de oxidación del carbón. 

 
Las isotermas miden la cantidad de gas que puede ser adsorbido en el carbón. Estas 
indican la capacidad de almacenamiento, mientras que las pruebas de desorción 
realizadas en el canister indican el contenido actual de gas. La premisa fundamental de la 
isoterma de adsorción es que el volumen de gas adsorbido a una presión determinada es 
función de la concentración del gas. La medición de isotermas involucra la determinación 
del volumen de metano o gases mixtos adsorbidos dentro de la matriz del carbón a 
condiciones especificas en contenido de humedad y a diferentes presiones (presiones 
ligeramente por encima de la presión atmosférica o por encima de la presión del 
yacimiento). Las isotermas son medidas a una temperatura constante igual a la 
temperatura de yacimiento. 
 
Dos tipos de isotermas pueden ser generados: las isotermas de adsorción y las isotermas 
de desorción (Figura 12). Las isotermas de adsorción son útiles para predecir la cantidad 
de gas que puede ser almacenada en el carbón en función de la presión del yacimiento, 
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mientras que las isotermas de desorción muestran el proceso por el cual las moléculas de 
metano se desprenden de la superficie de los microporos y entran al sistema fracturado 
de los cleat como gas libre. Las isotermas de desorción son determinadas por 
decrecimientos progresivos de la presión del gas y son útiles para predecir la producción y 
estimar las constantes de difusión de gas para el carbón. 
 

 

Figura 12. Típica Isoterma de Adsorción y Desorción (11) 

 
Es muy importante la toma de suficientes datos, en especial al inicio de la desorción en el 
canister para poder determinar adecuadamente el volumen de gas perdido y la curva de 
desorción. 
 
2.6.3. Cálculo de la Cantidad de Gas Metano Almacenada en el Carbón 
 
La cantidad de gas almacenada en el carbón es evaluada al final de cada punto de 
equilibrio para cada aumento de presión. La cantidad total es la suma de las cantidades 
individuales al final de cada punto de equilibrio. El cambio en la cantidad de gas 
almacenado al final de cada punto puede ser calculado usando la siguiente ecuación: 
 

( ) ( )1
1

1
2

1
1

1
2

−−−− −−−=∆ gtvgtvtvgrgrr BBVBBVV    Ecuación (3) 

 
Donde: 
 

= cambio de volumen, cm
 = volumen de la celda de referencia, cm

3 

= factor de volumen de formación de gas a la presión final de la celda de referencia. 

3 

= factor de volumen de formación de gas a la presión inicial de la celda de referencia 
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 = volumen vacío del mecanismo, cm3

= factor de volumen de formación de gas a la presión final de la celda de la muestra. 
. 

= factor de volumen de formación de gas a la presión inicial de la celda de la 
muestra.  
 

( )
( )69,459

69,459
+
+

=
scsc

sc
g TPZ

TZPB    Ecuación (4) 

 
Donde: 
 

= factor de volumen de formación de gas. 
= presión a condiciones estándar, psi. 

 = factor de compresibilidad del gas. 
 = temperatura, °F. 
 = presión, psi. 

= factor de compresibilidad del gas a condiciones estándar. 
= temperatura a condiciones estándar, °F. 

 
 

 
 

Figura 13. Isotermas de adsorción para carbones de diferente rango (6) 
 
El contenido de gas de una muestra de carbón es normalmente reportado como unidad de 
volumen de gas desorbido por unidad de masa de la muestra de carbón, scf/ton. 
 
Mediante la Isoterma de Eddy (1982) se calculó el contenido de gas en los carbones, 
tendiendo como base la calidad de los carbones.  
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La Figura 13, ilustra las isotermas de adsorción para carbones de diferente rango 
mostrando el máximo contenido de CH4 vs. Presión. La presión experimental es 
convertida a profundidad asumiendo un gradiente hidrostático.  
 
La clasificación de los carbones de San Luis de acuerdo a la información existente 
corresponde en su mayoría a Carbones Bituminosos altos en Volátiles - A

 

 (Clasificación 
por Rango - Norma D388 ASTM).  

2.6.4. Reservas de Carbón Versus Reservas de Gas  
 
La Tabla 13 relaciona las reservas de carbón versus reservas de GIP (Tcf), para los 
Flancos Oriental y Occidental. 
 
Tabla 13. Reservas de carbón versus reservas de GIP (Tcf)  
 

RREESSEERRVVAASS  
CCAARRBBÓÓNN  TToonn..  FFLLAANNCCOO  OORRIIEENNTTAALL  FFLLAANNCCOO  

OOCCCCIIDDEENNTTAALL  
TTOOTTAALL  

RREESSEERRVVAASS  
TOTAL RESERVAS 52,419,642 76,309,325 128,728,967 

RECURSOS 
INFERIDOS 

83,677,480 122,773,228 206,450,708 

GRAN TOTAL 136,097,122 199,082,553 335,179,675 

RREESSEERRVVAASS  GGIIPP  
TTccff  FFLLAANNCCOO  OORRIIEENNTTAALL  FFLLAANNCCOO  OOCCCCIIDDEENNTTAALL  TTOOTTAALL  RREESSEERRVVAASS  

TOTAL RESERVAS 0.03402428 0.04977064 0.083794919 
 

Fuente: Piloto Experimental de Exploración de Metano en Mantos de Carbón, 2008. 
 
La Figura 14 relaciona las reservas de carbón versus reservas de GIP (Tcf) para los 
Flancos Oriental y Occidental. 
 

  

Figura 14. Reservas de carbón versus reservas de GIP (Tcf) (6) 

La Tabla 14 muestra las reservas de carbón versus las reservas de GIP para los mantos 
económicos: 140, 144, 145, 150, 160, 165, 205, 220, 235 y 315, Flancos Oriental y 
Occidental. 
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Tabla 14. Reservas de carbón versus reservas de GIP para los mantos económicos. 
 

RREESSEERRVVAASS  DDEE  CCAARRBBÓÓNN  --  TTOONNEELLAADDAASS  --  FFLLAANNCCOO  OORRIIEENNTTAALL  

MANTOS: 
140,144,145,150,160,165,205,220,235 y 315 

MEDIDAS INDICADAS INFERIDAS TOTAL 

TOTAL –TONELADAS DE CARBON 24,431,541 26,285,989 85,968,844 136,686,374.3 

RESERVAS DE GIP-Tcf 0.0061079 0.0065715 0.0214922 0.0341716 

RREESSEERRVVAASS  DDEE  CCAARRBBÓÓNN  --  TTOONNEELLAADDAASS  --  FFLLAANNCCOO  OOCCCCIIDDEENNTTAALL  

MANTOS: 
140,143,144,145,150,160,165,205,220,235 y 

315 
MEDIDAS INDICADAS INFERIDAS TOTAL 

TOTAL –TONELADAS DE CARBON 42,019,698 29,676,432 121,327,083 193,023,213 

RESERVAS DE GIP-Tcf 0.0105049 0.0074191 0.0303318 0.0482558 

 
Fuente: Piloto Experimental de Exploración de Metano en Mantos de Carbón, 2008 (6). 

 
 
La Figura 15 relaciona las reservas de carbón versus reservas de GIP (Tcf), para los 
mantos económicos de los Flancos Oriental y Occidental. 
 

   

Figura 15. Reservas de carbón versus reservas de GIP (Tcf) (6) 

 
 
 

  



 

 

 
3. LICENCIAS Y PERMISOS NECESARIOS PARA EXPLORACIÓN DE 

HIDROCARBUROS EN COLOMBIA 
 
 
De acuerdo con el CONPES (12) (Documento 3517 de Mayo 12 de 2008), “La exploración 
y explotación minera y de gas natural se rigen a partir de los códigos de minas y de 
petróleos respectivamente. Cada uno de ellos presenta aspectos legales particulares que 
obedecen a las técnicas de exploración y explotación de los minerales e hidrocarburos y a 
los recursos a los cuales se tiene derecho sobre las áreas asignadas”. 
 
De este documento se puede concluir que según criterios geológicos y químicos, el gas 
asociado al carbón es un recurso de naturaleza hidrocarburo, por lo que se debe ajustar a 
la legislación colombiana en dicho campo. 
 
El marco jurídico y sus decretos reglamentarios y complementarios, tanto para el marco 
legal minero como para el marco legal ambiental, está fundamentado en la Ley 685 de 
2001 y en la Ley 99 de 1993, respectivamente. 
 
A la fecha no se tiene licencia de exploración y explotación de gas metano asociado al 
carbón, específicamente. 
 
 
3.1. Ley 685 de 2001 – Código de Minas 
 
Dentro de los objetivos fundamentales de esta ley, esta fomentar la exploración técnica y 
la explotación de los recursos minerales, estimular la actividad minera en orden a 
satisfacer la demanda nacional y externa y el aprovechamiento de los recursos naturales 
no renovables en armonía con las normas de explotación racional y del medio ambiente.  
 
El Ministerio de Minas y Energía señala las zonas en las cuales no se pueden desarrollar 
actividades mineras en concordancia con lo establecido en el Decreto 2811/1974. Estas 
zonas hacen referencia a las áreas de uso exclusivo para la agricultura y ganadería, las 
reservas ecológicas y las que presenten incompatibilidad para el desarrollo de la 
actividad. (13) 
 
En los artículos 16 y 17 del Código Minero se definen los títulos mineros, su clasificación y 
su utilidad. Así mismo se establecen tres clases de minería: pequeña, mediana y gran 
minería. 
 
3.1.1. Título Minero Colombiano 
 
La actividad minera del país está regulada por la Ley 685 de 2001, Código de Minas. A 
partir de la vigencia de este código, únicamente se podrá constituir, declarar y probar el 
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derecho a explorar y explotar minas de propiedad estatal, mediante el contrato de 
concesión minera, debidamente otorgado e inscrito en el Registro Minero Nacional 
SIMCO. 
 
La cesión de derechos emanados de una concesión, requiere aviso previo y escrito a la 
entidad concedente y se inscribirá el documento de negociación en el Registro Minero 
Nacional. Ceder una área de la concesión podrá comprender la del derecho a usar obras, 
instalaciones, equipos y maquinarias y al ejercicio de las servidumbres inherentes al 
contrato, salvo acuerdo en contrario de los interesados.  
 
La cesión de áreas da nacimiento a un nuevo contrato con el cesionario, que se 
perfeccionará con la correspondiente inscripción del documento de cesión en el Registro 
Minero Nacional. Además de los minerales contenidos en la concesión y los que se hallen 
en liga intima asociados o son subproductos de la explotación, los asociados son aquellos 
que hacen parte integral del cuerpo mineralizado. 
 
Sobre la Propiedad de los Recursos Mineros: Los minerales de cualquier clase y 
ubicación, yacentes en el suelo o el subsuelo, en cualquier estado físico natural, son de la 
exclusiva propiedad del Estado, sin consideración a que la propiedad, posesión o tenencia 
de los correspondientes terrenos, sean de otras entidades públicas, de particulares o de 
comunidades o grupos. (Artículo 5°). 
 
3.1.2.  Registro Minero 
 
El Registro Minero Nacional es un medio de autenticidad y publicidad de los actos y 
contratos estatales y privados, que tiene por objeto principal la constitución, conservación, 
ejercicio y gravamen de los derechos a explorar y explotar minerales, emanados de títulos 
otorgados por el Estado o de títulos de propiedad privada del subsuelo. 
 
Únicamente se podrá constituir, declarar y probar el derecho a explorar y explotar minas 
de propiedad estatal, mediante el contrato de concesión minera, debidamente otorgado e 
inscrito en el Registro Minero Nacional. 
 
3.1.3. Contrato de Concesión Minera 
 
Es el que celebra el Estado y un particular para efectuar, por cuenta y riesgo de este, los 
estudios, trabajos y obras de exploración de minerales de propiedad estatal que puedan 
encontrarse dentro de una zona determinada y para explotarlos en los términos y 
condiciones establecidos en el Código de Minas.  
 
El contrato de concesión comprende dentro de su objeto las fases de exploración técnica, 
explotación económica, beneficio de minerales por cuenta y riesgo del concesionario y el 
cierre o abandono de los trabajos u obras correspondientes.  
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En la Tabla 15 se presentan los tiempos de duración que establece el Código de Minas 
para el ciclo minero, mencionando la situación en que estos períodos pueden ser mayores 
o menores. 
 
Tabla 15. Duración de la concesión minera. 

EEttaappaass  PPeerrííooddooss  
AAññooss  

PPrróórrrrooggaa  
AAññooss  

DDiissmmiinnuucciióónn  ddeell  PPeerrííooddoo  

SSiittuuaacciióónn  CCoonnddiicciióónn  

Exploración 3 2 Podrá ser menor a 3 años por 
solicitud del proponente 

Cumplimiento obligaciones 
exigidas para esta etapa 
del contrato 

Construcción y 
Montaje 3 1 

Podrá ser menor cuando la 
explotación se realice en 
forma anticipada y lo permitan 
la infraestructura y montajes 
provisionales o incipientes 

Aviso previo y por escrito a 
la autoridad minera y 
presentación del Programa 
de Obras y Trabajos de la 
explotación anticipada 

Explotación 24  
Será menor cuando el concesionario haga uso de las 
prorrogas en los períodos de exploración, construcción y 
montaje 

Total 
Concesión 30 30  

 
 
3.1.4.  Medios e Instrumentos Mineros 
 
La Ley 685 de 2001 (14), estableció adicionalmente una serie de instrumentos que el 
concesionario minero deberá tener en cuenta cuando solicite un área en concesión 
minera; se refieren principalmente a los siguientes: 
 
Términos de Referencia para los Trabajos de Exploración y Programa de Trabajos y 
Obras (PTO). Tienen como objetivo facilitar y agilizar las actuaciones de la autoridad 
minera o sus delegadas y de los particulares. El interesado en una propuesta de contrato 
de concesión se obliga a adelantar los trabajos de exploración y el programa de trabajos y 
obras de explotación de acuerdo con los términos de referencia y las guías adoptadas por 
la autoridad minera.  
 
Guías Minero Ambientales. Tienen como objeto facilitar y agilizar las actuaciones de las 
autoridades mineras y ambientales así como de los particulares.   
 
Auditorías Mineras Externas. Son profesionales y firmas de reconocida y comprobada 
idoneidad en el establecimiento y desarrollo de proyectos mineros, para que a petición y a 
costa del contratista, evalúen los estudios técnicos presentados y hagan la auditoría de 
las obras y labores del proyecto y de la forma como da cumplimiento a sus obligaciones. 
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Son auxiliares de la autoridad minera, la cual conservará su autonomía y facultad 
decisoria. 
 
 
3.2. Decreto 2100 de 2011 del Ministerio de Minas y Energía 
 
Considerando que los hidrocarburos no convencionales, como el gas en esquistos y el 
gas metano en depósitos de carbón, entre otros, tienen características particulares en su 
proceso de exploración y explotación que requieren reglamentación y esquemas 
comerciales que incentiven su desarrollo en el país, decreta (15): 
 
Artículo 15. Incentivos a la producción de gas proveniente de yacimientos no 
convencionales. Los productores o productores comercializadores de gas de yacimientos 
no convencionales podrán desarrollar directamente la actividad de generación 
termoeléctrica que utilice como fuente primaria el gas que produzcan, sujetándose 
íntegramente a la regulación vigente sobre esta actividad.  
 
Parágrafo 1. El MME, la ANH y la CREG, dentro de la órbita de sus competencias, podrán 
implementar incentivos adicionales a los previstos en este artículo para promover la 
explotación y comercialización de gas proveniente de yacimientos no convencionales.  
 
Artículo 16. Reglamentación técnica y reglamento de contratación para la exploración y 
explotación de yacimientos de gas natural no convencionales. El MME, en un plazo no 
mayor a tres (3) meses siguientes a la entrada en vigencia del presente Decreto, 
expedirá las normas técnicas para la exploración y explotación de yacimientos de gas 
natural no convencionales y las reglas de coexistencia con actividades mineras, 
considerando la especificidad técnica y operativa de estas actividades.  
 
Así mismo, la ANH en un plazo no mayor a seis (6) meses, transcurridos a partir de la 
entrada en vigencia del presente decreto, adoptará un reglamento para la contratación de 
áreas para la exploración y explotación de yacimientos de gas natural no convencionales, 
incluyendo un modelo de contrato específico para esta actividad. 
 
 
3.3. Licencia Ambiental 
 
La actividad de Perforación de Pozos Estratigráficos no requiere permiso ambiental, 
según el Artículo 201 de la Ley 685 del 15 de Agosto de 2001, Código de Minas. Sobre 
los requisitos para la prospección, - “La prospección minera no requiere de autorización o 
permiso alguno de orden ambiental. Sin embargo, cuando haya de efectuarse en zonas o 
lugares señalados como reservas naturales en el artículo 34 de este código, se someterá 
a las reglas y restricciones que en dichas zonas o lugares rijan para los trabajos e 
investigaciones científicas. Lo aquí dispuesto también se aplicará a las investigaciones del 
subsuelo que adelanten los organismos y entidades estatales que tienen asignadas esas 
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funciones”. El uso y aprovechamiento de los recursos naturales son solicitados ante las 
autoridades ambientales a través de concesiones o permisos. 
 
3.3.1. Antecedentes de Licencias Ambientales de Gas Asociado al Carbón 
 
El Ministerio de Ambiente, Vivienda y Desarrollo Territorial concedió la primera licencia 
ambiental según la resolución 1013 del 22 de Septiembre de 2003 en el sentido de 
autorizar la perforación exploratoria de los pozos de gas metano: Patilla 6, 7 y 8, a la 
empresa Andina Eléctrica y Gas E.U. (ahora el titular es la empresa Drummond Ltda) 
según la resolución No. 1442 del 24 de Julio de 2006. Una segunda Licencia Ambiental 
resolución No. 2152 del 23 de Diciembre de 2005, este Ministerio otorgó la Licencia 
Ambiental a la Empresa Drummond Limited, para el proyecto “Exploración de 
Hidrocarburos Convencionales (gas y petróleo) y gas metano asociado a carbón 
denominado La Loma”, localizado en jurisdicción de los municipios de La Paz, Agustín 
Codazzi, Becerril, La Jagua de Ibirico, Chiriguaná y El Paso en el Departamento de Cesar. 
 
Según resolución No. 2553 del 18 de Diciembre de 2009, se modificó la licencia ambiental 
de la empresa Drummond Ltda, permitiendo ampliar la zona de exploración del “Bloque 
Exploratorio Río Ranchería, Sector Sur”, así mismo se autorizaron nuevas obras y 
actividades en el área solicitada.  
 
3.3.2. Plan de Manejo Ambiental 
 
Es un instrumento de planificación ambiental vigente, fue establecido desde el año 1993 
en la legislación ambiental y lo define el Decreto 1220 de 2005. 
 
 
3.4. Aspectos Ambientales y Sociales 
 
La minería de carbón en la Zona Carbonífera Santander se desarrolla en condiciones 
similares a las referidas para otras zonas carboníferas con minería subterránea, en sus 
aspectos tecnológicos, ambientales y sociales. Dada la incipiente actividad carbonífera 
que se desarrolla en la zona, los impactos en el campo ambiental y social aún no son 
relevantes.  
 
Igualmente, no existen restricciones ambientales o sociales especiales para el desarrollo 
de la minería del carbón, referidas a la existencia de parques nacionales, reservas 
forestales, reservas territoriales de minorías étnicas u otro tipo de áreas de manejo 
especial, que impidan el desarrollo de dicha actividad. 
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4. ANALISIS ECONÓMICO 
 
 
4.1. Criterios para la Producción Rentable de Gas Asociado a Carbón 
 
La rentabilidad de un proyecto de gas asociado al carbón está altamente influenciada por 
factores como espesor del manto, contenido de gas y permeabilidad. Sus aspectos económicos 
están influenciados por otras variables, tales como la profundidad, los volúmenes de 
disposición de agua, la logística de acceso a los mercados disponibles y el precio del gas. Los 
costos de las pruebas de presión, registros eléctricos y análisis de corazones, deben tenerse 
en cuenta para aquellas regiones que no poseen estudios de minería o análisis de corazones 
del carbón. 
 
La capacidad del gas asociado al carbón para competir económicamente con el gas natural 
convencional se basa en cuatro claves que ayudaran a mostrar el potencial de este recurso. 
Estas claves son: altas tasas de flujo de gas, costos competitivos, mercados confiables y 
economías de escala. 
 
4.1.1. Altas Tasas de Flujo de Gas 
 
Concentración en la fuente: El requisito necesario para una atractiva, sostenible tasa de flujo 
de gas es una adecuada concentración de la fuente, para nuestro caso el carbón, que consiste 
en un buen espesor del manto y un alto contenido de gas. Estos dos parámetros establecen el 
volumen original de metano por unidad de área. Una concentración atractiva esta dentro de un 
rango de 7 Bcf por sección (1 MMm3 por hectárea) en zonas someras a 25 Bcf por sección (3 
MMm3

 
 por hectárea) en zonas profundas.  

De los dos parámetros que determinan la concentración, el espesor del manto de carbón es el 
más importante, no solo porque está relacionado directamente con la concentración relativa de 
la fuente sino también porque el espesor del manto determina la tasa de flujo de gas. En 
general, los espesores de 10 ft a 20 ft son comercialmente desarrollados en Estados Unidos. 
 
El segundo componente de la concentración de la fuente es el contenido de gas del carbón. 
Mientras el contenido de gas específico está relacionado con una cuenca específica, el 
contenido de gas varía directamente con el rango del carbón y con la profundidad del 
enterramiento, entre más alto rango de carbón (mayor madurez) y profundidad, es mayor el 
potencial de contenido de gas. 
 
Más allá del rango del carbón y de la profundidad, el contenido de metano asociado al carbón 
está influenciado por el contenido de ceniza, la cantidad de CO2 u otros gases (o líquidos) 
retenidos por el carbón, la composición maceral y otros factores. El contenido de gas buscado 
comercialmente en proyectos de gas asociado a carbón en Estados Unidos por ejemplo es de 
250 ft3 por tonelada. La Figura 16 muestra las curvas de contenido de gas dependiendo de la 
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profundidad. Los contenidos de gas comerciales que se tienen en cuenta para proyectos de 
gas asociado a carbón en USA están en el rango de 250 ft3

 

 por tonelada (16).  

Figura 16. Contenido de gas (Metano) versus la relación de la profundidad para los diferentes rangos del 
carbón (13). 

 
Capacidad de Flujo: Mientras una adecuada concentración del recurso es una condición 
necesaria, un importante flujo de gas es una condición suficiente para que un proyecto sea 
comercial. El caudal de flujo de gas es determinado por la permeabilidad (absoluta y relativa), 
la presión y la isoterma de adsorción. Mientras cada variable es importante, la variable más 
significativa que controla el flujo de gas es la permeabilidad. El rango de producción de gas y 
los valores medidos de permeabilidad del gas tienen órdenes de magnitudes de 0.1 mD a 100 
mD; las presiones encontradas generalmente en los yacimientos de gas asociado a carbón 
caen dentro de un rango de 500 psi a 2000 psi. En pocas palabras, para tener buena 
permeabilidad el carbón necesita tener una fase de desarrollo de pozo y un sistema de 
fracturamiento (17). 
 
4.1.2. Costos Competitivos  
 
La planeación adecuada, el control del desarrollo del campo y los costos de operación son 
esenciales para algunos proyectos de hidrocarburos y particularmente importantes para los 
yacimientos de gas asociado a carbón. Primero, el metano asociado al carbón necesita 
facilidades en el campo y costos que generalmente no son requeridos por la producción de gas 
convencional como bombas de subsuelo, separadores, y disposición de agua. Segundo, en 
ciertos grupos de carbones pueden solo soportar una moderada tasa de producción de gas, 
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razón por la cual, se hace necesario un estricto control en los costos para que el proyecto sea 
económicamente viable. En el caso de los pozos someros, el capital de inversión para gas 
asociado a carbón es bajo, sin embargo, las operaciones de producción y los costos de 
mantenimiento pueden ser altos comparados con la producción de gas convencional.  
 
Costos de Inversión: El principal costo de inversión incluye contratos de adquisición 
Geológica y Geofísica; perforación, completamiento, y estimulación de pozos; instalación de 
facilidades de producción de gas; y construcción de sistemas de disposición de agua. 
 
Contratos de adquisición Geológica y Geofísica

 

. Previo a adquirir un contrato, y en facilidades 
de ingeniería se deben hacer gastos en estudios geológicos y geofísicos. Además los 
desembolsos son requeridos para obtener contratos de asociación. Estos costos se encuentran 
en un rango desde USD 20000 a USD 30000 por pozo, en una escala comercial del proyecto. 

Perforación, Completamiento y Estimulación de Pozos

 

. Los pozos de gas asociado a carbón 
tienden a ser más someros que los pozos de gas convencional, de este modo los costos de 
perforación y completamiento son considerablemente bajos. En la cuenca de San Juan por 
ejemplo, los pozos de gas asociado a carbón son perforados usualmente con un sistema de 
perforación rotario con lodo y son revestidos hasta la profundidad total. Recientemente el 
completamiento con hoyo abierto, donde la sección de carbón no tiene revestimiento ha ido 
ganando popularidad. Los costos de perforación y completamiento por un pozo de 3000 ft, se 
encuentra entre USD 250000 y USD 350000. En cuencas someras como Warrior Basin, los 
pozos de gas asociado a carbón son perforados con un sistema rotario y de percusión con aire. 
Los costos de perforación y completamiento en esta cuenca están alrededor de USD 100000 a 
USD 120000 para un completamiento de zonas múltiples y una profundidad total de 2000 ft.  

En pozos con revestimiento, algunas formas de estimulación hidráulica son usadas 
generalmente para lograr tasas favorables de fluido de gas de los carbones. Fluidos con base 
gel y base agua con material de sostén son comúnmente usados para la estimulación. El costo 
de la estimulación esta dentro de un rango de USD 25000 para zonas delgadas, carbones 
someros a USD 100000 para secuencias gruesas y profundas de carbón. 
 
Equipos de Producción y facilidades.

 

 Los pozos productores de metano asociado a mantos de 
carbón requieren equipos de producción especializados. La producción de gas asociada a 
carbón viene acompañada de substanciales cantidades de agua. Por consiguiente las 
facilidades en superficie incluyen necesariamente levantamiento artificial, separador de agua y 
gas y disposición de agua. Para el levantamiento del agua, las bombas de cavidades 
progresivas (PCP) son favorables en cuencas someras como Warrior Basin. Las facilidades de 
superficie tienen costos entre USD 40000 y USD 60000 por pozo, incluyendo el sistema de 
acopio y compresor; mientras que el Bombeo Mecánico (Sucker Rod) es preferido en cuencas 
profundas como San Juan Basin donde las facilidades pueden alcanzar costos de USD 200000 
por pozo una vez las facilidades de acopio de gas y de disposición de agua estén establecidas 
en superficie.  
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Tratamiento del Gas y Compresión

 

. El tratamiento del gas y la compresión son costos 
significativos asociados a la producción del gas metano del carbón, porque los pozos son 
operados generalmente con bajas presiones (menos de 100 psi), la compresión es requerida 
en la mayoría de los pozos de gas asociado al carbón, se debe incrementar la presión de 
cabeza de pozo a la presión del gasoducto de 600 psi a 1000 psi. La compresión del gas, la 
inversión en el tratamiento y los costos de operación a menudo son soportados por la 
compañía de acopio de gas o de gasoductos; sin embargo, estos costos son recuperados por 
los descuentos al precio pagado en cabeza de pozo al productor con un cargo de USD 0.10 a 
USD 0.15 por Mcf.  

Manejo y Disposición del Agua.

 

 La disposición del agua es un costo significativo para el 
desarrollo del metano asociado a mantos de carbón. En el caso de la cuenca de San Juan, el 
costo del transporte del agua en carrotanque, varía entre USD 0,50 por barril para altas tasas, a 
USD 2,90 por barril para bajas tasas de agua producida. Si el transporte del agua se hace a 
través de tubería, el rango de los costos oscila de USD 0,44 por barril para 5000 Bwpd a USD 
0,97 por barril para tasas más altas. Este comportamiento se puede apreciar en la Figura 17. 

 
Figura 17. Costos de transporte del agua producida en la Cuenca San Juan (14). 

 
Los costos relativos de pozos de inyección y piscinas de evaporación del agua producida para 
la cuenca de San Juan, se presentan en la Figura 18. Los costos de transporte a cada sitio 
deben ser agregados los que allí se presentan. 
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Figura 18. Costos de transporte del agua producida en la Cuenca San Juan (14). 

 
 
Otros Costos.

 

 El soporte administrativo, la ingeniería y las contingencias conllevan 
aproximadamente el 10% de los costos de inversión.  

Costos de Mantenimiento. Los costos de inversión y mantenimiento para pozos de gas 
metano asociado a mantos de carbón son usualmente más altos que los de los pozos de gas 
convencional. Más allá del mantenimiento de los pozos normales, los pozos de gas asociado a 
carbón requieren más gastos para el manejo del gas y la disposición del agua. Las operaciones 
y el mantenimiento incluyen actividades diarias como mano de obra en el campo, workover, 
mantenimiento de facilidades, energía. Los costos de mantenimiento y operaciones se 
encuentran entre USD 6000 a USD 15000 por pozo por año. Los costos de ingeniería y soporte 
asignados para los pozos están en el rango de USD 2000 a USD 5000 por año por pozo, 
dependiendo de la complejidad y el tamaño de la operación. Los costos para la disposición del 
agua producida se pueden encontrar dentro de un rango de USD 0.10 a USD 1.0 por barril de 
agua producida, dependiendo de la técnica de disposición de agua usada. El procesamiento y 
compresión del gas puede costar entre USD 0.10 a USD 0.15 por Mcf, dependiendo del 
volumen y del tipo de facilidad usada. 
 
4.1.3. Mercado Confiable  
 
Idealmente, los carbones de una cuenca, así como la producción de metano asociado a mantos 
de carbón, podrían ser usados como químicos o fertilizantes de plantas, en un centro industrial, 
esto provee un alto valor al metano y lo hace potencialmente atractivo el precio del gas en 
cabeza de pozo. A menudo, sin embargo, el gas necesita ser transportado distancias 
considerables hasta los centros de distribución. Por ejemplo, el gas asociado a carbón en San 
Juan Basin es transportado 600 mi (1000 Km.) desde la fuente hasta el centro de distribución 
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en el sur de California. El cargo por el transporte es USD 1.0 por Mcf, consiste en USD 0.70 por 
Mcf desde el campo hasta la línea principal y USD 0.30 por Mcf desde la línea principal hasta el 
centro de distribución. Estos cargos de transporte son sustraídos del gas vendido con precios 
establecidos en cabeza de pozo.  
 
En otros tiempos, el gas asociado al carbón podía competir con el carbón en la generación de 
energía eléctrica. Con la liberación de los precios del carbón de USD 1.50 a USD 2.0 por millón 
de BTU, es necesario considerar los beneficios que se obtienen usando gas, consiguiendo 
favorables precios para el gas compitiendo con el uso del carbón (17).  
 
4.1.4. Economía de Escala 
 
Las operaciones del gas asociado a mantos de carbón se benefician grandemente de la 
economía de escala. Por ejemplo, una central de tratamiento de agua conectada con un 
sistema de acopio de agua en el campo de gas puede hacer eficiente y económico el manejo 
de 20000 barriles de agua por día y sirve para 30 a 40 pozos. Una facilidad de disposición de 
agua para varios pozos tiene un costo de USD 0.10 a USD 0.20 por barril, si se tuviera una 
facilidad por cada pozo tendría un costo de USD 1.0 a USD 2.0 por barril. Similarmente, una 
central de tratamiento de gas es más eficiente que una serie de pequeñas plantas. Teniendo en 
cuenta que los costos unitarios del transporte de gas son fuertemente afectados por el 
rendimiento de los volúmenes de gas. Finalmente, los proyectos de gas asociado al carbón 
envuelven temas geológicos, de ingeniería y técnicos para su éxito. 
 
Mientras no existan criterios absolutos, una regla del dedo gordo es de 100 pozos se obtienen 
50 millones de ft3 por día, para un mercado establecido cercano al yacimiento (donde las 
facilidades y la infraestructura pueden ser compartidas con otros productores) y 400 pozos o 
200 millones de ft3

 
 por día para mercados lejanos del yacimiento (17). 

 
4.2. Guía Para la Evaluación de Yacimientos de Gas Asociado a Carbón 
 
Colombia, a través de la Agencia Nacional de Hidrocarburos busca fomentar el desarrollo de 
las diferentes cuencas, tanto el descubrimiento y producción de yacimientos convencionales 
como no convencionales.  
 
Si se tiene en cuenta el potencial de gas metano asociado al carbón en las diferentes regiones 
de Colombia, existe la posibilidad de desarrollar proyectos de esta naturaleza, que pueden 
competir comercialmente con el gas natural convencional y suplir las necesidades de gas que 
en este momento el país afronta. 
 
La posibilidad de comercializar gas metano asociado a carbón frente al gas natural 
convencional depende principalmente de los volúmenes disponibles de gas, de los precios del 
gas natural, de los costos de producción y del costo de oportunidad del carbón en el cual se 
encuentra depositado.  
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Por todo lo anterior, a continuación se presenta una guía para la evaluación de los yacimientos 
de metano asociado a mantos de carbón, basada en los parámetros descritos en esta 
monografía.  
 
4.2.1. Requisitos Iniciales 
 

• Es necesario tener grandes reservas de carbón, ya sea subterránea o a cielo abierto. 
 

• Es importante que estas minas hayan tenido manifestaciones de gases, esto es un 
fuerte indicativo que se presentan acumulaciones. 
 

• Romper paradigmas en cuanto a los yacimientos no convencionales y saber que son 
una opción rentable para el aumento de la producción de hidrocarburos. 

 
4.2.2. Estudios Requeridos 
 

• Estudios geológicos y geofísicos, para conocer y delimitar el área, construir el modelo 
geológico, definir mantos potenciales, y reconocer las propiedades del yacimiento. 
 

• Estudios de las características fisicoquímicas por manto de carbón (% en peso de 
Humedad, % en peso de Cenizas, % en peso de Volátiles, % en peso de Carbono fijo), 
esto para conocer la calidad del carbón. 

 
4.2.3. Parámetros a Evaluar 
 

• Concentración en la fuente, que es afectado directamente: 
 

a) El espesor neto, para que un manto de carbón se económicamente atractivo debe tener 
un espesor neto superior a 70 cm. 

 
b) El contenido de gas, para esto es indispensable hacer una prueba de degasificación 

para identificar y contabilizar el contenido de gas por muestra (de base a techo) y la 
composición química de dicho gas. 

 
c) La presión es un factor importante ya que a mayor presión, mayor caudal de producción 

y mayor recobro final. 
 

• Capacidad de flujo, que se ve afectado fuertemente por las variaciones de la 
permeabilidad, la porosidad y la saturación: 

 
a) El carbón debe ser permeable para que el gas pueda fluir, una buena permeabilidad 

está por encima de 10 mD, además esta permeabilidad se aumenta con el 
fracturamiento de los mantos. 
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b) La porosidad no tiene efecto importante sobre la capacidad del flujo. 

 
c) La saturación de gas entre mayor sea la saturación mayor será la producción de gas, 

para este caso debe ser superior al 85%. 
 
4.2.4. Bases Presupuestales 
 
Después de evaluar todos y cada uno de los anteriores parámetros es necesario realizar el 
análisis económico del proyecto.  
 
A continuación se describen los elementos considerados en el desarrollo de este análisis y sus 
fuentes de referencia. 
 
 
4.3. Definición de Escenarios y Parámetros de Evaluación Económica 
 
Con base en la información recopilada de estudios y desarrollos de yacimientos de gas 
asociado a mantos de carbón, se plantean tres escenarios en los cuales, se evalúa la 
factibilidad del proyecto considerando la variación de parámetros que influyen en su 
desempeño.  
 
Estos escenarios son: 
 
1. Más Probable: Escenario definido por valores reales de estudios y proyectos similares 

reportados en la literatura y que pueden aplicarse al área de San Luis. 
 
2. Mínimo: Escenario generado a partir de una variación porcentual por debajo de los valores 

definidos como más probables. 
 
3. Máximo: Escenario generado a partir de una variación porcentual por encima de los valores 

definidos como más probables. 
 
Los parámetros considerados en el análisis de escenarios son: el precio del gas, las tasas de 
producción de gas y agua, los costos de inversión y operación y el número de pozos. En 
la Tabla 16, se presentan los escenarios con sus variaciones 
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Tabla 16. Definición de escenarios y parámetros. 

PPaarráámmeettrroo  DDeettaallllee  UUnniiddaadd  EEsscceennaarriioo  11  
((MMááss  PPrroobbaabbllee))  

EEsscceennaarriioo  22    
((MMíínniimmoo))  

EEsscceennaarriioo  33  
((MMááxxiimmoo))  

Precios Gas  USD/scf 0,00625 0,0053125 0,0071875 
Producción Variación  adimensional 1,0 0,9 1,1 

Opex 

Workover (17) USD/pozo $12.000 $10.000 $15.000 
Disposición del agua producida (17) USD/bbl $0,10 $0,02 $0,24 
Procesamiento y compresión del gas (17) USD/scf $0,00012 $0,00010 $0,00015 
Mantenimiento facilidades de superficie (18) USD/scf $0,00022 $0,00019 $0,00025 
Abandono (Años 9 y 10) (6) USD $450.000 $400.000 $500.000 
Otros costos - RSE, seguridad, administrativos 
(6) 

USD/año $150.000 $120.000 $180.000 

Consumo de energía eléctrica (Primer año) (17) USD/pozo $3.050 $3.050 $3.050 
Consumo de energía eléctrica (Segundo a 
Cuarto año) (17) USD/pozo $1.500 $1.500 $1.500 

Consumo de energía eléctrica (Quinto a 
Décimo año) (17) USD/pozo $480 $480 $480 

Estimulación - Fracturamiento (a partir del 
Cuarto año) (6) USD/pozo $75.000 $25.000 $100.000 

Capex 

Perforación (6) USD/pozo $450.000 $350.000 $550.000 
Instalación de Facilidades de superficie (18) USD $10.000.000 $8.000.000 $12.000.000 
Completamiento (6) USD/pozo $75.000 $60.000 $90.000 
Adquisición de Información Geológica y 
Geofísica (6) USD/pozo $15.000 $10.000 $20.000 

Construcción del gasoducto (15 Km) (6) USD $7.500.000 $7.500.000 $7.500.000 
Ingeniería de detalle (13) USD $500.000 $400.000 $600.000 

Pozos Número de pozos    50 30 70 
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4.3.1. Precio del Gas 
 
Según la resolución CREG-119-2005 y la resolución CREG-187-2010, el precio de referencia 
del gas natural establecido para el Campo Opón (cercano al área de San Luis) durante la 
vigencia del segundo semestre de 2011 es de USD 6.25 por millón de BTU, lo que equivale a 
USD 0.00625 por pie cúbico. Este valor pertenece a cálculos internos realizados por Ecopetrol 
para efectos comerciales (19).  
 
Tabla 17. Precio del Gas en los tres escenarios propuestos. 

PPaarráámmeettrroo  PPrreecciioo  ddeell  GGaass  ((UUSS$$//ssccff))  

Escenario 1 - Más Probable 0.00625 

Escenario 2 – Mínimo 0.0053125 

Escenario 3 – Máximo 0.0071875 
 
Los valores mínimo y máximo del precio del gas se calcularon según una variación del 15% por 
debajo y por encima, respectivamente, con referencia al valor del escenario más probable. 
 

4.3.2. Producción de Gas 
 

 
 

Figura 19. Comportamiento de la producción anual de gas por pozo. (Ej: Escenario 1). 
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Basados en el comportamiento de producción típico para este tipo de yacimientos (17), y 
considerando el volumen de gas disponible para extraer, las propiedades petrofísicas del 
yacimiento y teniendo en cuenta que el factor de recobro es superior al 30% (20), se modeló la 
curva de producción de gas para el área de estudio. 
 
Considerando que cada pozo producirá en promedio 120000 pies cúbicos de gas en el primer 
año y que la producción disminuirá en promedio 4% a partir del cuarto año, la curva de 
producción de gas por pozo para el área de estudio, ver Figura 19. 
 

Tabla 18. Producción total de gas por año para los tres escenarios. 

  
PPRROODDUUCCCCIIÓÓNN  TTOOTTAALL  GGAASS  

Escenario 1 Escenario 2 Escenario 3 

AÑO 1 2.190.000.000 1.314.000.000 3.066.000.000 

AÑO 2 2.920.000.000 1.752.000.000 4.088.000.000 

AÑO 3 3.102.500.000 1.861.500.000 4.343.500.000 

AÑO 4 2.978.400.000 1.787.040.000 4.169.760.000 

AÑO 5 2.859.264.000 1.715.558.400 4.002.969.600 

AÑO 6 2.744.893.440 1.646.936.064 3.842.850.816 

AÑO 7 2.635.097.702 1.581.058.621 3.689.136.783 

AÑO 8 2.529.693.794 1.517.816.277 3.541.571.312 

AÑO 9 2.428.506.043 1.457.103.626 3.399.908.460 

AÑO 10 2.331.365.801 1.398.819.480 3.263.912.121 

TOTALES 26.719.720.780 16.031.832.468 37.407.609.092 
 
En la Tabla 18 se muestran los valores de producción total de gas por año. Los valores de los 
Escenarios 2 y 3 se calcularon teniendo en cuenta una variación del 10% por debajo y por 
encima, respectivamente, en relación al valor del Escenario 1. 
 

4.3.3.  Producción de Agua 
 
Para la elaboración de la curva de producción de agua, se empleó la misma metodología que la 
de producción de gas. En este caso, se asumió una producción de 500 bbl de agua por pozo en 
el primer año, la cual disminuirá en promedio 15% en el segundo y tercer año y del 25% a partir 
del cuarto año, ver Figura 20. 
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Figura 20. Comportamiento de la producción anual de agua por pozo. (Ej: Escenario 1). 

 
En la Tabla 19 se muestran los valores de producción total de agua por año. Los valores de los 
Escenarios 2 y 3 se calcularon teniendo en cuenta una variación del 10% por debajo y por 
encima, respectivamente, en relación al valor del Escenario 1. 
 
Tabla 19. Producción total de agua por año para los tres escenarios. 

  
PRODUCCIÓN TOTAL AGUA 

Escenario 1 Escenario 2 Escenario 3 
AÑO 1 9.125.000 5.475.000 12.775.000 
AÑO 2 7.756.250 4.653.750 10.858.750 
AÑO 3 6.592.813 3.955.688 9.229.938 
AÑO 4 4.944.609 2.966.766 6.922.453 
AÑO 5 3.708.457 2.225.074 5.191.840 
AÑO 6 2.781.343 1.668.806 3.893.880 
AÑO 7 2.086.007 1.251.604 2.920.410 
AÑO 8 1.564.505 938.703 2.190.307 
AÑO 9 1.173.379 704.027 1.642.731 
AÑO 10 880.034 528.021 1.232.048 

TOTALES 40.612.397 24.367.438 56.857.356 
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4.3.4.  Capex 
 
Los Capex “Capital Expenditures” son las erogaciones que los inversionistas hacen para llevar 
a cabo el proyecto. Dentro de este módulo se detallan las principales inversiones del proyecto, 
que son: Ingeniería de Detalle, Contratos de adquisición Geológica y Geofísica, Perforación y 
Completamiento de pozos, Instalación de facilidades de superficie y la Construcción de un 
Gasoducto de 15 Km para el transporte del gas producido, desde el área de San Luis hasta la 
Refinería de Barrancabermeja. Ver Tabla 20. 
 
Tabla 20. Descripción costos asociados al Capex, para los tres escenarios. 

CCAAPPEEXX  

CONCEPTO UNIDAD Escenario 1 Escenario 2 Escenario 3 

Perforación USD $22,500,000 $17,500,000 $27,500,000 
Instalación de Facilidades de 
Superficie USD $10,000,000 $8,000,000 $12,000,000 

Completamiento USD $3,750,000 $3,000,000 $4,500,000 

Ingeniería de Detalle USD $500,000 $400,000 $600,000 
Adquisición de Información 
Geológica y Geofísica USD $750,000 $500,000 $1,000,000 

Construcción Gasoducto (15 Km) USD $7,500,000 $7,500,000 $7,500,000 

TTOOTTAALL  CCAAPPEEXX      $$4455,,000000,,000000  $$3366,,990000,,000000  $$5533,,110000,,000000  

 
 
Los valores de los Escenarios 2 y 3 se calcularon teniendo en cuenta las variaciones mostradas 
en la Tabla 16. 
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4.3.5. Opex 
 
El módulo de “Operational Expenditures” comprende los costos operativos que deberán ser suplidos durante la vida productiva del 
proyecto. 
 
Tabla 21. Descripción costos asociados al Opex, para el Escenario 1. 

OOPPEEXX  

DDEETTAALLLLEE  UUNNIIDDAADD  AAÑÑOO  11  AAÑÑOO  22  AAÑÑOO  33  AAÑÑOO  44  AAÑÑOO  55  AAÑÑOO  66  AAÑÑOO  77  AAÑÑOO  88  AAÑÑOO  99  AAÑÑOO  1100  

Workover USD 600,000 300,000 300,000 300,000 300,000      
Disposición del Agua 

Producida USD 912,500 775,625 659,281 494,461 370,846 278,134 208,601 156,451 117,338 88,003 

Procesamiento y 
Compresión del Gas USD 262,800 350,400 372,300 357,408 343,112 329,387 316,212 303,563 291,421 279,764 

Mantenimiento Facilidades 
de Superficie USD 470,850 627,800 667,038 640,356 614,742 590,152 566,546 543,884 522,129 501,244 

Abandono USD         202,500 247,500 

Otros Gastos (RSE, 
Seguridad, 

Administrativos) 
USD 150,000 150,000 150,000 150,000 150,000 150,000 150,000 150,000 150,000 150,000 

Consumo de Energía 
Eléctrica USD 152,500 75,000 75,000 75,000 24,000 24,000 24,000 24,000 24,000 24,000 

Estimulación 
(Fracturamiento) USD    3,750,000 3,750,000 3,750,000 3,750,000 3,750,000 3,750,000 3,750,000 

TTOOTTAALL    22,,554488,,665500  22,,227788,,882255  22,,222233,,661199  55,,776677,,222255  55,,555522,,669999  55,,112211,,667744  55,,001155,,335588  44,,992277,,889988  55,,005577,,338877  55,,004400,,551111  

 
 
Los valores correspondientes al Escenario 1 se calcularon teniendo en cuenta las variaciones mostradas en la Tabla 16. 
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Tabla 22. Descripción costos asociados al Opex, para el Escenario 2. 

OOPPEEXX  

DDEETTAALLLLEE  UUNNIIDDAADD  AAÑÑOO  11  AAÑÑOO  22  AAÑÑOO  33  AAÑÑOO  44  AAÑÑOO  55  AAÑÑOO  66  AAÑÑOO  77  AAÑÑOO  88  AAÑÑOO  99  AAÑÑOO  1100  

Workover USD 300,000 150,000 150,000 150,000 150,000      
Disposición del Agua 

Producida USD 98,550 83,768 71,202 53,402 40,051 30,039 22,529 16,897 12,672 9,504 

Procesamiento y 
Compresión del Gas USD 118,260 157,680 167,535 160,834 154,400 148,224 142,295 136,603 131,139 125,894 

Mantenimiento Facilidades 
de Superficie USD 218,781 291,708 309,940 297,542 285,640 274,215 263,246 252,716 242,608 232,903 

Abandono USD - - - - - - - - 180,000 220,000 

Otros Gastos (RSE, 
Seguridad, 

Administrativos) 
USD 120,000 120,000 120,000 120,000 120,000 120,000 120,000 120,000 120,000 120,000 

Consumo de Energía 
Eléctrica USD 91,500 45,000 45,000 45,000 14,400 14,400 14,400 14,400 14,400 14,400 

Estimulación 
(Fracturamiento) USD    1,250,000 1,250,000 1,250,000 1,250,000 1,250,000 1,250,000 1,250,000 

TTOOTTAALL    994477,,009911  884488,,115566  886633,,667777  22,,007766,,777788  22,,001144,,449922  11,,883366,,887788  11,,881122,,447700  11,,779900,,661177  11,,995500,,882200  11,,997722,,770022  

 
 
Los valores correspondientes al Escenario 2 se calcularon teniendo en cuenta las variaciones mostradas en la Tabla 16. 
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Tabla 23. Descripción costos asociados al Opex, para el Escenario 3. 

OOPPEEXX  

DDEETTAALLLLEE  UUNNIIDDAADD  AAÑÑOO  11  AAÑÑOO  22  AAÑÑOO  33  AAÑÑOO  44  AAÑÑOO  55  AAÑÑOO  66  AAÑÑOO  77  AAÑÑOO  88  AAÑÑOO  99  AAÑÑOO  1100  

Workover USD 1,050,000 525,000 525,000 525,000 525,000      
Disposición del Agua 

Producida USD 22,037 18,731 15,922 11,941 8,956 6,717 5,038 3,778 2,834 2,125 

Procesamiento y 
Compresión del Gas USD 3,306 4,407 4,683 4,496 4,316 4,143 3,977 3,818 3,666 3,519 

Mantenimiento Facilidades 
de Superficie USD 5,509 7,346 7,805 7,493 7,193 6,905 6,629 6,364 6,109 5,865 

Abandono USD - - - - - - - - 225,000 275,000 

Otros Gastos (RSE, 
Seguridad, 

Administrativos) 
USD 180,000 180,000 180,000 180,000 180,000 180,000 180,000 180,000 180,000 180,000 

Consumo de Energía 
Eléctrica USD 213,500 105,000 105,000 105,000 33,600 33,600 33,600 33,600 33,600 33,600 

Estimulación 
(Fracturamiento) USD    5,000,000 5,000,000 5,000,000 5,000,000 5,000,000 5,000,000 5,000,000 

TTOOTTAALL    11,,447744,,335522  884400,,448844  883388,,440099  55,,883333,,992299  55,,775599,,006644  55,,223311,,336655  55,,222299,,224444  55,,222277,,556600  55,,445511,,220088  55,,550000,,110099  

 
 
Los valores correspondientes al Escenario 3 se calcularon teniendo en cuenta las variaciones mostradas en la Tabla 16. 
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4.4. Parámetros Macroeconómicos 
 

 
4.4.1. Tasa de Descuento Real (ó de oportunidad) 
 
La tasa de descuento depende tanto del costo de oportunidad, como del costo promedio de 
capital del proyecto, así como del tiempo, la disponibilidad de recursos del inversionista y los 
riegos y oportunidades que el proyecto pueda representar. 
 
La tasa de oportunidad que se aplica a los flujos de caja libre sin financiación de todos los 
proyectos y negocios del portafolio de la empresa es la aprobada por la Junta Directiva. 
 
Esta tasa está definida acorde con la percepción de los accionistas sobre el riesgo del negocio 
y su expectativa de rentabilidad mínima. Aplica para cualquier país en donde se evalúe una 
inversión y se utilice al momento de decidir la asignación eficiente de capital bajo los mismos 
parámetros de rentabilidad en el portafolio (19). 
 
La tasa de descuento real para este proyecto es del 11.10%. 
 

4.4.2. Impuestos 
 
Los impuestos son prestaciones, por lo general en dinero, al Estado y demás entidades de 
derecho público, que las mismas reclaman, en virtud de su poder coactivo, en forma y cuantía 
determinadas unilateralmente y sin contraprestación especial con el fin de satisfacer las 
necesidades colectivas. 
 
La industria petrolera, se ve afectada principalmente por dos impuestos directos que son: las 
regalías y el impuesto sobre la renta. Las regalías petroleras son el derecho que tiene el Estado 
en el producto de la explotación de los recursos petrolíferos de su propiedad. Se determinan 
como un porcentaje del volumen bruto explotado (ya sea entregado en especie o el equivalente 
en dinero). Por razones históricas dicho porcentaje varía según el sistema de explotación del 
recurso (21). 
 

 Regalías  
 
Contraprestación económica que recibe el Estado por la explotación de un recurso natural no 
renovable cuya producción se extingue por el transcurso del tiempo. Las regalías son un 
beneficio económico importante para el Estado y sus entidades territoriales. 
 
Para proyectos de gas no convencional a desarrollar en el territorio colombiano, aún no se ha 
establecido la reglamentación oficial, sin embargo, la CREG anunció un incentivo al valor de 
regalías para proyectos de CBM (15).  
 
Para efectos de este proyecto, asumimos un cobro de regalías del 16.7%. 



 

73 

  
 Impuesto de Renta  

 
El impuesto sobre la renta, es de tipo nacional y se paga al fisco en función del resultado de la 
actividad financiera de las empresas petroleras en un año. Es la principal fuente de recaudo de 
impuestos en la actividad de producción de petróleo. En Colombia, en los últimos años ha 
oscilado entre el 30% y 40%.  
 
Teniendo en cuenta información de proyectos similares realizados por Ecopetrol (10), se 
establece un impuesto sobre la renta del 35%. 
  
4.4.3. Depreciación 
 
La 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 los dígitos de los años, saldos decrecientes, 
número de unidades producidas o número de horas de funcionamiento, o cualquier otro de 
reconocido valor técnico. 
 
El método de depreciación utilizado en este análisis fue el de línea recta a 10 años. 
 
Tabla 24. Descripción costos asociados a la Depreciación, para los tres Escenarios. 

DDEEPPRREECCIIAACCIIÓÓNN  
Tiempo Escenario 1 Escenario 2 Escenario 3 
AÑO 1 1,400,000    1,210,000     1,590,000  

AÑO 2 1,400,000    1,210,000     1,590,000  

AÑO 3 1,400,000    1,210,000     1,590,000  

AÑO 4 1,400,000    1,210,000     1,590,000  

AÑO 5 1,400,000    1,210,000     1,590,000  

AÑO 6 1,400,000    1,210,000     1,590,000  

AÑO 7 1,400,000    1,210,000     1,590,000  

AÑO 8 1,400,000    1,210,000     1,590,000  

AÑO 9 1,400,000    1,210,000     1,590,000  

AÑO 10 1,400,000    1,210,000     1,590,000  

TOTAL 4,000,000 12,100,000 15,900,000 
TIVOS A DEPRECIAR 
En cuanto a los bienes depreciados, se tuvieron en cuenta los siguientes: 
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Facilidades de Superficie: Involucra compresores, plantas de endulzamiento y deshidratación, 
tanques, bombas, válvulas, separadores, tubería y equipos de medición y control. Equivale a un 
95% del costo total asignado.  
 
Gasoducto: Tubería, equipos de soldadura. Equivale a un 60% del costo total asignado.  
 
 
4.5. Medidas de Desempeño 
 
4.5.1. 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 en 
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 a un 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 la tasa de oportunidad definida, más un excedente que 
es el presentado por el VPN. 
 
Evaluación del VPN 
 
Tras conocer su definición y método de cálculo, es necesario entonces evaluar en que forma se 
toma decisiones en base al VPN de un proyecto. Las reglas básicas son las siguientes: 
 

 Si el VPN = 0, el proyecto se considera indiferente, este caso significaría que el inversor 
recibirá simplemente la cantidad invertida sin ninguna utilidad adicional. 

 
 Si el VPN > 0, el proyecto se aprueba, en este caso lo que sucede es que el inversor no 

solo va a recibir el monto de su inversión, sino además un monto adicional. 
 

 Si el VPN < 0, el proyecto se rechaza, este es el caso pesimista, en el cual el proyecto 
no basta ni siquiera para recuperar la inversión, por el contrario arroja perdidas. 
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Figura 21. Criterio de Evaluación del VPN (13) 

 
El VPN como medida de desempeño, permite no solamente evaluar la rentabilidad de un 
proyecto, sino además comparar y seleccionar alternativas; una alternativa con mayor VPN 
será más atractiva que otra. 
 
4.5.2. 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 
corresponden 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 ecuación matemática de esta medida es la siguiente: 
 
Evaluación de la TIR 
 
Tras calcular la TIR de un proyecto, la forma de interpretar este porcentaje es usando como 
punto de comparación la Tasa de descuento o Tasa de Oportunidad definida para el proyecto. 
De la siguiente manera: 
 

 TIR = Tasa de Oportunidad, no hay beneficio adicional, es decir se recibe el reembolso 
de la inversión, entonces el proyecto es indiferente. 

 
 TIR > Tasa de Oportunidad, hay una utilidad adicional y por consiguiente el proyecto se 

acepta. 
 

 TIR < Tasa de Oportunidad, el proyecto se rechaza. 
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Figura 22. Criterio de Evaluación de la TIR (13). 

 
Cabe resaltar que la TIR sirve para aceptar o rechazar alternativas, pero no sirve para 
seleccionar o comparar, ya que una TIR mayor no necesariamente representa un mejor 
proyecto. 
 
4.5.3. Payback 
 
El payback también denominado periodo de recuperación, es una técnica que permite al 
inversionista hacerse a una idea del tiempo que tardará en recuperar su inversión. El payback 
se obtiene contando el número de periodos que toma igualar los flujos de caja acumulados a la 
inversión inicial. 
 
Para este proyecto los valores obtenidos de las medidas de desempeño VPN, TIR y Payback 
en cada escenario son los siguientes: 
 
Tabla 25. Valores de las medidas de desempeño en los tres Escenarios. 

PPaarráámmeettrroo  UUnniiddaadd  EEsscceennaarriioo  11  EEsscceennaarriioo  22  EEsscceennaarriioo  33  

VPN USD (4,092,756.65) (15,568,883.10) (73,568,752.25) 

TIR % 9 -1 -- 

PAYBACK Año 7 11 -- 

 
Teniendo en cuenta los resultados obtenidos y las condiciones planteadas en la evaluación de 
las medidas de desempeño, se puede concluir lo siguiente: 
 
Escenario 1: Evaluando el proyecto bajo las condiciones planteadas para este escenario, se 
observa que la inversión se recuperaría en el séptimo año de desarrollo; sin embargo, al ser la 
TIR menor que la tasa de oportunidad (9% < 11.1%) y el VPN un valor negativo, la realización 
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de este proyecto “es técnica y económicamente viable, pero no atractiva para el interés de 
los inversionistas”. 
 
Escenario 2: En este caso, la inversión se recuperaría en el decimo primer año de desarrollo, 
la TIR es negativa y menor que la tasa de oportunidad (-1% < 11.1%) y el VPN también es un 
valor negativo, lo cual indica que la puesta en marcha de este proyecto “no es rentable 
económicamente”.  
 
Escenario 3: Las condiciones planteadas en este escenario generan resultados más 
desfavorables que en los casos anteriores; el VPN arroja un valor muy negativo, no se observa 
una recuperación de la inversión durante el tiempo de ejecución del proyecto y por tanto, no es 
posible calcular el valor de la TIR. En conclusión, el desarrollo de este proyecto “no es 
económicamente viable”.  
 
4.5.4. 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 determinísticos. 
 
El flujo de caja libre como valor percibido será aquel que queda para cumplir los compromisos 
con los beneficiarios de la empresa; es decir los acreedores y los socios. A los acreedores con 
el servicio a la deuda (capital más intereses), y a los propietarios con la cantidad restante, para 
que ellos decidan cuanto repartir en dividendos. 
 
Es decir mientras mayor sea el valor del FCL 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. 
 
En las Tabla 24, 25 y 26, se presenta el Flujo de Caja Descontado para cada escenario 
propuesto en el proyecto de producción de gas asociado al carbón. 
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Tabla 26. Flujo de Caja Descontado para el Escenario 1. 

Inicio del 
proyecto AÑO 0 AÑO 1 AÑO 2 AÑO 3 AÑO 4 AÑO 5 AÑO 6 AÑO 7 AÑO 8 AÑO 9 AÑO 10 

Producción (scf)  2.190.000.000 2.920.000.000 3.102.500.000 2.978.400.000 2.859.264.000 2.744.893.440 2.635.097.702 2.529.693.794 2.428.506.043 2.331.365.801 

Ventas gas 
(USD/scf)  13.687.500 18.250.000 19.390.625 18.615.000 17.870.400 17.155.584 16.469.361 15.810.586 15.178.163 14.571.036 

Regalías (-)  2.285.813 3.047.750 3.238.234 3.108.705 2.984.357 2.864.983 2.750.383 2.640.368 2.534.753 2.433.363 

TOTAL 
INGRESOS  11.401.688 15.202.250 16.152.391 15.506.295 14.886.043 14.290.601 13.718.977 13.170.218 12.643.410 12.137.673 

TOTAL OPEX (-)  2.548.650 2.278.825 2.223.619 5.767.225 5.552.699 5.121.674 5.015.358 4.927.898 5.057.387 5.040.511 

EBITDA  8.853.038 12.923.425 13.928.772 9.739.070 9.333.344 9.168.928 8.703.619 8.242.320 7.586.022 7.097.162 

Depreciación (-)  1.400.000 1.400.000 1.400.000 1.400.000 1.400.000 1.400.000 1.400.000 1.400.000 1.400.000 1.400.000 

Amortización (-)  - - - - - - - - - - 

EBIT   7.453.038 11.523.425 12.528.772 8.339.070 7.933.344 7.768.928 7.303.619 6.842.320 6.186.022 5.697.162 

Impuestos (-)  2.608.563 4.033.199 4.385.070 2.918.675 2.776.670 2.719.125 2.556.267 2.394.812 2.165.108 1.994.007 

UTILIDAD NETA  4.844.474 7.490.226 8.143.702 5.420.396 5.156.674 5.049.803 4.747.352 4.447.508 4.020.914 3.703.155 

Depreciación +  6.244.474 8.890.226 9.543.702 6.820.396 6.556.674 6.449.803 6.147.352 5.847.508 5.420.914 5.103.155 

CAPEX 45.000.000           
FLUJO DE CAJA 
LIBRE (45.000.000) 6.244.474 8.890.226 9.543.702 6.820.396 6.556.674 6.449.803 6.147.352 5.847.508 5.420.914 5.103.155 

VPN ($ 
4.092.756,65)           

TIR 9%           
PAYBACK Año 0 0 0 0 0 0 7 8 9 10 

FCL 
ACUMULADO US$/Año 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 
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Tabla 27. Flujo de Caja Descontado para el Escenario 2. 

Inicio del 
Proyecto AÑO 0 AÑO 1 AÑO 2 AÑO 3 AÑO 4 AÑO 5 AÑO 6 AÑO 7 AÑO 8 AÑO 9 AÑO 10 

Producción (scf)   
  

1.182.600.000  
  

1.576.800.000  
  

1.675.350.000  
  

1.608.336.000  
  

1.544.002.560  
  

1.482.242.458  
  

1.422.952.759  
  

1.366.034.649  
  

1.311.393.263  
  

1.258.937.532  
Ventas gas 

(USD/scf)         6.282.563        8.376.750        8.900.297        8.544.285        8.202.514        7.874.413        7.559.437        7.257.059        6.966.777        6.688.106  

Regalías (-)         1.049.188        1.398.917        1.486.350        1.426.896        1.369.820        1.315.027        1.262.426        1.211.929        1.163.452        1.116.914  
TOTAL 
INGRESOS         5.233.375        6.977.833        7.413.947        7.117.389        6.832.694        6.559.386        6.297.011        6.045.130        5.803.325        5.571.192  

TOTAL OPEX (-)           947.091          848.156          863.677        2.076.778        2.014.492        1.836.878        1.812.470        1.790.617        1.950.820        1.972.702  

EBITDA         4.286.284        6.129.677        6.550.270        5.040.612        4.818.202        4.722.508        4.484.540        4.254.514        3.852.505        3.598.490  

Depreciación (-)         1.210.000        1.210.000        1.210.000        1.210.000        1.210.000        1.210.000        1.210.000        1.210.000        1.210.000        1.210.000  

Amortización (-)                -                -                -                -                -                -                -                -                -                -   

EBIT          3.076.284        4.919.677        5.340.270        3.830.612        3.608.202        3.512.508        3.274.540        3.044.514        2.642.505        2.388.490  

Impuestos (-)         1.076.699        1.721.887        1.869.095        1.340.714        1.262.871        1.229.378        1.146.089        1.065.580          924.877          835.972  

UTILIDAD NETA         1.999.584        3.197.790        3.471.176        2.489.898        2.345.331        2.283.131        2.128.451        1.978.934        1.717.629        1.552.519  

Depreciación +         3.209.584        4.407.790        4.681.176        3.699.898        3.555.331        3.493.131        3.338.451        3.188.934        2.927.629        2.762.519  

CAPEX       36.900.000                      

FLUJO DE CAJA 
LIBRE      (36.900.000)       3.209.584        4.407.790        4.681.176        3.699.898        3.555.331        3.493.131        3.338.451        3.188.934        2.927.629        2.762.519  

VPN ($ 
15.568.883,10)                     

TIR -1%                     
PAYBACK Año 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 

FCL 
ACUMULADO US$/Año 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 
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Tabla 28. Flujo de Caja Descontado para el Escenario 3. 

Inicio del 
Proyecto AÑO 0 AÑO 1 AÑO 2 AÑO 3 AÑO 4 AÑO 5 AÑO 6 AÑO 7 AÑO 8 AÑO 9 AÑO 10 

Producción (scf)     22.036.875   29.382.500   31.218.906   29.970.150   28.771.344   27.620.490   26.515.671   25.455.044   24.436.842   23.459.368  
Ventas gas 

(USD/scf)        158.390      211.187      224.386      215.410      206.794      198.522      190.581      182.958      175.640      168.614  

Regalías (-)         26.451        35.268        37.472        35.974        34.535        33.153        31.827        30.554        29.332        28.159  

TOTAL INGRESOS        131.939      175.919      186.913      179.437      172.259      165.369      158.754      152.404      146.308      140.456  

TOTAL OPEX (-)      1.474.352      840.484      838.409     5.833.929     5.759.064     5.231.365     5.229.244     5.227.560     5.451.208     5.500.109  

EBITDA     (1.342.413)    (664.566)    (651.496)  (5.654.492)  (5.586.805)  (5.065.996)  (5.070.490)  (5.075.156)  (5.304.900)  (5.359.653) 

Depreciación (-)      1.590.000     1.590.000     1.590.000     1.590.000     1.590.000     1.590.000     1.590.000     1.590.000     1.590.000     1.590.000  

Amortización (-)             -             -             -             -             -             -             -             -             -             -   

EBIT      (2.932.413)  (2.254.566)  (2.241.496)  (7.244.492)  (7.176.805)  (6.655.996)  (6.660.490)  (6.665.156)  (6.894.900)  (6.949.653) 

Impuestos (-)             -             -             -             -             -             -             -             -             -             -   

UTILIDAD NETA     (2.932.413)  (2.254.566)  (2.241.496)  (7.244.492)  (7.176.805)  (6.655.996)  (6.660.490)  (6.665.156)  (6.894.900)  (6.949.653) 

Depreciación +     (1.342.413)    (664.566)    (651.496)  (5.654.492)  (5.586.805)  (5.065.996)  (5.070.490)  (5.075.156)  (5.304.900)  (5.359.653) 

CAPEX       53.100.000                      
FLUJO DE CAJA 
LIBRE      (53.100.000)   (1.342.413)    (664.566)    (651.496)  (5.654.492)  (5.586.805)  (5.065.996)  (5.070.490)  (5.075.156)  (5.304.900)  (5.359.653) 

VPN ($ 
73.568.752,25)                     

TIR #¡DIV/0!                     
PAYBACK Año 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 

FCL ACUMULADO US$/Año 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 
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4.5.5. Análisis de Sensibilidad para el VPN 
 
Este análisis consiste en variar uno o varios parámetros de desempeño con el fin de que el 
VPN sea cero, es decir, que haya una recuperación de la inversión. Teniendo en cuenta que la 
Tasa de Oportunidad asignada para este proyecto es fija, los parámetros más determinantes 
para el escenario más probable son (Ver Tabla 29 y Figura 23): 
 

 Precio del gas: Para que en el escenario más probable el proyecto sea viable el valor 
del gas debe ser de  USD 0.00673 por pie cúbico de gas. 

 
 Costo del Capex: Para que en el escenario más probable el proyecto sea viable se 

deben disminuir los costos del Capex a USD 40´907,243. 
 

Tabla 29. Análisis de sensibilidad para el VPN. 

PPAARRÁÁMMEETTRROOSS  UUnniiddaaddeess  MMááss  PPrroobbaabbllee  

Tasa de Oportunidad % 11.10 
Precio Gas USD/scf 0.006728123 
Capex USD 40.907.243 

 
 

 
Figura 23. Sensibilidad Respecto al VPN. 
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CONCLUSIONES 
 
 
• La correcta caracterización de las propiedades petrofísicas presentes en un yacimiento de 

gas asociado a mantos de carbón, resulta de gran importancia para el análisis y éxito de 
cualquier proyecto, ya que permite disminuir la incertidumbre generada en el cálculo de 
reservas, y estimados de producción de fluidos.  
 

• Para producir un yacimiento de CBM a partir de pozos verticales, es necesario perforar un 
considerable número de éstos (salvo en ciertas condiciones particulares como áreas de 
drenaje pequeñas o permeabilidades horizontales muy altas), lo cual podría incrementar los 
costos y el impacto ambiental debido a la necesidad de varias locaciones para construcción 
de vías de acceso, disposición y adecuación del área, entre otros. 
 

• Se realizó un análisis económico para determinar la factibilidad de producir gas asociado a 
mantos de carbón en el área de San Luis (Santander). Con base en la información 
recopilada en estudios y desarrollos de yacimientos de gas asociado a mantos de carbón, 
se plantearon tres escenarios en los cuales, se evaluó la factibilidad del proyecto 
considerando la variación de parámetros que influyen en su desempeño, tales como VPN, 
TIR y Payback. 

 
• En proyectos de gas asociado a mantos de carbón, los factores que tienen una mayor 

incidencia en la producción de gas son: el precio del gas, la tasa de producción de gas y 
agua y el número de pozos, debido a su impacto sobre los costos de inversión y operación.  

 
• El tiempo estimado para el desarrollo del proyecto fue de 10 años. En el escenario más 

probable la realización del proyecto es técnica y económicamente viable, pero no atractiva 
para el interés de los inversionistas. En los demás escenarios, no fue posible obtener una 
rentabilidad que facilitara su desarrollo. 

 
• Es posible que bajo condiciones más favorables de precio del gas, reducción de impuestos, 

costos de perforación de pozos o de instalación de facilidades de superficie, este proyecto 
pueda lograr una mejor rentabilidad que de vía libre a su desarrollo. Por ahora, la opción 
más clara es mantenerlo en carpeta mientras el Gobierno Nacional emite la propuesta 
sobre incentivos a la producción de Yacimientos No Convencionales y ahí volver a evaluar 
su viabilidad.  
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