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RESUMEN  

 

 

TITULO: EVALUACIÓN DEL SISTEMA DE CONTRATACIÓN EN EXPLORACIÓN 

Y PRODUCCIÓN DE HIDROCARBUROS IMPLEMENTADO EN COLOMBIA POR 

LA ANH, PERIODO 2004 – 2012. 

 

AUTORES:   ANDREA VIVIANA BACCA GONZALEZ. 

 

PALABRAS CLAVE: Política petrolera, sistema contractual, contrato de E&P, State 

Take, ANH, ECOPETROL. 

 

DESCRIPCIÓN:  

 

Después de una década de haberse creado la (ANH), mediante la expedición del Decreto Ley 1760 
de 2003, es necesario hacer un análisis claro y preciso del régimen contractual en exploración y 
producción que se implementó desde 2004 en Colombia, entendiendo sus pros y sus contras; 
cuantificando sus resultados, y comparándolos con otros regímenes de fiscalización petrolera en 
Suramérica. 
 
Es también necesario conocer cómo está Colombia en el entorno internacional en cuanto a las 
variables que hacen atractivo un país para los inversionistas extranjeros, justificándose o no la actual 
participación del Estado en la renta petrolera (State Take); pues se afirma que es el más bajo de 
Latinoamérica porque no es un país petrolero, por lo cual no hay grandes multinacionales explorando 
en Colombia. También se dice que el poco interés de las multinacionales hace que las grandes 
inversiones exploratorias y en infraestructura las tenga que hacer Ecopetrol S.A, justificándose su 
privatización. 
 
La evaluación de la política petrolera actual podrá llevar a propuestas como la aprobación de una 
nueva legislación petrolera; una ley orgánica de hidrocarburos. 
 
Hoy la ANH es la responsable, y no el Congreso de la República –como ocurre en todos los países 
petroleros del mundo-, de la formulación del sistema contractual para la exploración y explotación de 
hidrocarburos, volviendo desde el año 2004 al sistema concesionario, el cual se pretende analizar a 
través de este estudio. 

  

                                                           
 Trabajo de grado 
 Facultad de Ciencias Fisicoquímicas. Escuela de Ingeniería de Petróleos. Director. Ing. Oscar 
Vanegas Angarita. 
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ABSTRACT 

 

 

TITLE: EVALUATION OF THE HYDROCARBONS EXPLORATION AND 

PRODUCTION CONTRACT SYSTEM, IMPLEMENTED BY THE ANH IN 

COLOMBIA, 2004-2012 PERIOD. 

 

AUTOR: ANDREA VIVIANA BACCA GONZALEZ 

KEY WORDS: OIL POLITICS, CONTRACT SYSTEM, E&P CONTRACT, STATE 

TAKE, ANH, ECOPETROL. 

 

DESCRIPTION: 

One decade after the creation of the ANH decreed by the 1760 law in 2003, it is necessary to make 
a clear and precise analysis of the exploration and production contractual regime implemented in 
Colombia since 2004, understanding pros and cons, quantifying its results, and comparing it with 
other control regimes in South America. 
 
It is also necessary recognize the actual position of Colombia internationally regarding to the variables 
that makes a country attractive in terms of foreign investment. Therefore its participation in the oil rent 
(State Take) could be justified, because it is affirmed that Colombia is not considered an Oil Country 
and for that reason there are no worldwide companies doing or willing to do exploration in Colombia. 
This lack of interest makes ECOPETROL the only one company investing huge amounts of money 
in exploration and infrastructure justifying with this its privatization. 
 
The evaluation of the actual oil politics could lead to put forward several proposes as the approval of 
a new oil legislation, a unique hydrocarbons organic law. 
 
Nowadays the ANH instead of the Congress -as occurs in all the Oil countries- is responsible of the 
formulation of the contractual system for the oil and gas exploration and exploitation through a 
concessions scheme going back to 2004. This study pretends to analyze this scheme in detail. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
______________________ 
Trabajo de grado 
 Facultad de Ciencias Fisicoquímicas. Escuela de Ingeniería de Petróleos. Director. Ing. Oscar 
Vanegas Angarita.  



14 

INTRODUCCIÓN 

 

 

La industria del petróleo es una de las más interesantes e importantes a nivel 

mundial, dado que los hidrocarburos y sus derivados son de vital importancia para 

el desarrollo económico y social de la civilización. Las naciones cada día se 

esfuerzan por el fortalecimiento de sus políticas petroleras para ofrecer una buena 

oportunidad a los inversionistas y para salvaguardar los beneficios de su estado. 

 

Este estudio contiene un análisis histórico, fiscal, social y ambiental de los sistemas 

de contratación para exploración y producción de hidrocarburos que se han utilizado 

dentro de la política petrolera colombiana; y desde el punto de vista de la renta 

petrolera se hace una comparación cuantitativa con otros países petroleros 

suramericanos. 

 

En el primer capítulo el análisis histórico está realizado bajo una visión económica 

y legal, profundizando en los sistemas contractuales de los últimos tres lustros, y 

enfocándolo en el papel que han jugado los gobiernos de turno, en el sentido de 

favorecer a los inversionistas privados y a las multinacionales.  

 

En el segundo capítulo se describen los términos contractuales y fiscales del 

contrato de Exploración y Producción (E&P) vigente en Colombia, permitiendo 

identificar los criterios mínimos que se deben considerar en el momento de tomar la 

decisión para desarrollar un proyecto de inversión petrolera en este país.  

 

En el capítulo tres se hace un análisis cuantitativo y cualitativo de los resultados 

económicos y fiscales del sistema concesionario actual, y se compara con el de 

otros países petroleros de Suramérica, brindando la oportunidad de conocer la 

filosofía implementada como política petrolera para incentivar la inversión extranjera 
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en esta industria en Colombia, haciéndola más atractiva que en otros países de la 

región, a partir de mejores condiciones fiscales e incentivos tributarios. 

 

En el cuarto capítulo se analizan los impactos sociales y ambientales que se están 

generando con la actual política petrolera en Colombia. 

 

Finalmente, como conclusión y recomendación se propone llevar al Congreso una 

ponencia de ley orgánica de hidrocarburos con un nuevo sistema contractual, 

basado en los análisis hechos en los capítulos precedentes, buscando que el país 

siga siendo atractivo para el inversionista y obtenga una mejor participación en la 

renta petrolera. 

 

El análisis realizado en este trabajo permite observar y concluir que los regímenes 

contractuales en E&P de hidrocarburos en Colombia están enmarcados dentro del 

contexto internacional, teniendo sus pros y sus contras, donde se priorizan los 

beneficios para el inversionista privado, lo cual permite al lector comprender y 

responderse los siguientes interrogantes: ¿por qué el “State Take” en Colombia es 

el más bajo de Latinoamérica?; ¿por qué no es un país petrolero?; ¿por qué no hay 

grandes multinacionales explorando?; ¿por qué las grandes inversiones las hace y 

las tiene que seguir haciendo Ecopetrol S.A?, ¿por qué no es conveniente seguir 

privatizando Ecopetrol?; ¿por qué la importancia estratégica de fortalecer la Agencia 

Nacional de Hidrocarburos o devolverle la administración del subsuelo y la 

responsabilidad de definir el modelo contractual a Ecopetrol?; ¿por qué no hay una 

bonanza petrolera real?; ¿por qué importaremos gas desde el próximo año y 

petróleo desde el 2017?; y, sobre todo, ¿por qué necesitamos con urgencia aprobar 

una Ley Marco de Hidrocarburos?.  
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1. HISTORIA DE LA CONTRATACIÓN EN EXPLORACIÓN Y PRODUCCIÓN DE 

HIDROCARBUROS EN COLOMBIA 

 

 

El nacimiento de cada uno de los sistemas contractuales tiene su razón de ser en 

procesos históricos, que nos muestran una serie de elementos reales, esenciales 

para entender y diferenciar cada uno de tales sistemas.   

 

En general, todos los sistemas de contratación petrolera en el mundo evolucionaron 

desde sus raíces básicas hacia modelos menos rígidos que proporcionan una mayor 

flexibilidad en la negociación de sus términos. 

 

Se podría afirmar que existen dos corrientes históricas que marcan la evolución 

entre los diferentes regímenes petroleros: primero está el llamado "régimen de 

licencias", en el cual el Estado concede derechos a los particulares sobre sus 

hidrocarburos, bien sea en forma exclusiva o asociándose con ellos, para llevar a 

cabo las operaciones; y la otra corriente, conocida como la del "régimen 

contractualista"1. 

 

Dentro de los “regímenes de licencia” podemos encuadrar a aquellas naciones que 

tienen un sistema de Concesión; dentro del otro régimen se encuentran los 

Contratos de producción compartida, los Joint Venture (Contratos de Asociación) y 

los Contratos de Servicios.  

  

                                                           
1 Johnston Daniel, “International Petroleum Fiscal Systems and Production Sharing Constracts” 
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1.1 PERIODO DE LAS CONCESIONES EN COLOMBIA 

 

Es la más antigua forma de contratación petrolera en el mundo. Las primeras 

concesiones fueron firmadas a finales del siglo antepasado, con las compañías que 

dieron origen a las que ahora son las más grandes multinacionales.  

 

En Colombia, desde el decreto expedido el 24 de octubre de 1828 por el libertador 

Simón Bolívar, las minas y los recursos minerales del subsuelo son propiedad de la 

Nación. Propiedad ratificada en las constituciones de la Nueva Granada de 1832 y 

de la Confederación Granadina de 1858; pasando a ser propiedad de La Unión (La 

República) durante la vigencia de la constitución de los Estados Unidos de Colombia 

de 1863; para luego volver a ser propiedad de la Nación a partir de la Constitución 

de 1886. Sin embargo, mediante la Ley 38 de 1887 se transfiere el dominio de la 

minas de propiedad de la Nación a particulares; lo cual estuvo vigente hasta la 

expedición de la Ley 30 de 1903, donde queda explícito que “se consagra el petróleo 

como un mineral propiedad de la Nación”, y que para su explotación debería 

celebrarse contrato con la rama ejecutiva, el cual debería ser autorizado por el 

Congreso.  

 

La Ley 110 de 1912 clasifica los depósitos de petróleos como minas adjudicables a 

particulares; la cual fue derogada mediante la Ley 75 de 1913, estableciendo que la 

explotación del petróleo podría hacerse a través de contratos aprobados por el 

Congreso. A partir de la Ley 120 de 1919 los contratos para la explotación de 

petróleo vuelven a ser adjudicados por el ejecutivo, y queda claro que el subsuelo 

es propiedad de la Nación, sin perjuicio de los derechos adquiridos por terceros. 

Desde esa fecha no se volvió a titular propiedades de baldíos a particulares con 

derecho al subsuelo, y quienes conservaron el derecho del subsuelo, perdieron la 

propiedad del hidrocarburo a partir de la Ley 20 de 1969. Solo lo conservaron 

quienes antes de entrada en vigencia esta última Ley, ya habían descubierto 

petróleo a partir de los métodos establecidos mediante la misma ley; métodos o 
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tecnologías aclaradas mediante la Ley 97 de 1993. La Constitución vigente de 1991 

en su Artículo 332 consagra la propiedad del subsuelo por parte del Estado. 

 

Hacia el año de 1883 se perfora el primer pozo petrolero en Colombia. Fue el pozo 

Tubará, cerca al municipio de Barranquilla (Atlántico)2. La primera concesión 

petrolera oficialmente otorgada por la Nación para la exploración y explotación de 

petróleo y carbón entre el Golfo de Urabá y la Guajira, fue la firmada con Jorge 

Isaacs (autor de María – legendaria novela, obra literaria insigne de las letras 

castellanas), el 19 de julio de 1886, según consta en el Diario Oficial número 6.7223. 

Esta concesión posteriormente pasó a manos de Lisímaco Isaacs, quien en 1893 la 

traspasó a The Santa Marta General Oil and Timber Co; empresa que finalmente, 

después de dos nuevos plazos, la traspasa a la Pan American Investment Co. de 

Washington. Ninguno de ellos adelantó trabajos. En 1904 el Estado adquirió los 

derechos de esta concesión a través de una transacción económica que no se hizo 

efectiva, y en 1908 la declaró caduca4. En 1912 las viudas e hijos de los hermanos 

Isaacs recibieron de la Nación la suma de $60.000 por la cesión de derechos, según 

consta en el Diario Oficial número 14.581. 

 

La primera concesión donde formalmente se adelantaron trabajos, la firmó el 

gobierno con el señor Roberto De Mares, quien en representación de una compañía 

canadiense, filial de la Standard Oil, suscribió la Concesión Armella-De Mares (valle 

inferior del Magdalena), a finales del siglo XIX (año 1896)5. Con este contrato se dio 

inicio a la industria petrolera en Colombia, pues se abrió el espacio para la 

tecnificación de la exploración; llegaron petroleros de afuera (norteamericanos de 

experiencia), que para 1909 ya habían perforado dos pozos. 

                                                           
2 Pérez Víctor Eduardo y Bueno Salazar Rafael “El Petróleo en Colombia”. Ecopetrol 50 años. 
3 Bendeck Olivella Jorge. “Ecopetrol, Historia de una gran Empresa” 
4Ibíd. 
5 Pérez Víctor Eduardo y Bueno Salazar Rafael “El Petróleo en Colombia”. Ecopetrol 50 años. 
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En uno de ellos se encontró petróleo de excelente calidad a una profundidad entre 

500 y 1000 pies, pero en pequeños volúmenes; y en el otro, Tubará No. 2, se 

encontró condensado a 1500 pies, pero tampoco fue comercial.   

 

El contrato de concesión en general era bastante rígido y consistía en que la nación 

otorgaba a un particular un área determinada para explorar y explotar petróleo.  Su 

filosofía consistía en entregar a las compañías el derecho exclusivo a buscar, 

obtener, explotar, desarrollar, disponer para la venta, transportar, exportar y vender 

el petróleo y las sustancias derivadas, sobre grandes extensiones territoriales, por 

largos períodos, a cambio de regalías y algunos impuestos. El Gobierno no tenía 

participación en la administración de las operaciones ni aportaba capital de riesgo. 

 

Las principales características de los contratos de Concesión eran las siguientes:  

 

1.1.1 Extensión.  El área que se otorgue debía ser mínima de 5.000 hectáreas y 

máxima de 50.000.  En los territorios situados en la zona oriental, es decir, al este y 

sureste de la cima de la cordillera oriental, esta extensión podía llegar hasta 200.000 

hectáreas. 

 

1.1.2 Término de Exploración.  El término inicial para desarrollar las actividades 

exploratorias era de cinco años, con prórrogas ordinarias de tres años y 

extraordinarias de otros tres.  En la zona oriental era de siete años, con las mismas 

prórrogas antes mencionadas. 

 

1.1.3Término de Explotación.  Vencido el plazo de exploración, el concesionario, 

si encontró petróleo, debía poner en producción el campo durante un lapso de 30 

años, prorrogables por diez años más, si el descubrimiento ocurría al occidente de 

la cordillera oriental; y de 50 años, prorrogables a veinte años más (como ocurrió 

con Yalea), si el descubrimiento ocurría al oriente. Al expirar estos períodos, las 

concesiones revierten gratuitamente al Estado con todas sus instalaciones. 
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1.1.4 Regalías.  El concesionario pagaba una participación, en especie o en dinero 

a voluntad del gobierno, que fluctuaba entre 3 y 14.5 por ciento del producto bruto 

explotado, de acuerdo con la distancia entre el campo de producción y el puerto de 

embarque.  El porcentaje aumenta a medida que el campo está más cerca del 

puerto de embarque.  

 

1.1.5 Agotamiento.  El concesionario tiene derecho a una deducción anual por 

agotamiento con base en un porcentaje fijo igual al 10% del valor bruto del producto 

material extraído del yacimiento o yacimientos que estaban en explotación.  Este 

porcentaje no podía exceder en ningún caso el 20% del total de la renta líquida fiscal 

del contribuyente, computada antes de hacer las deducciones por agotamiento. 

Algunas compañías petroleras firmaron Contratos de Concesión con base en el 

Decreto Ley 2140 de 1955, que estableció una deducción anual ordinaria del diez 

por ciento y una especial del quince por ciento cuando se invertía cada año no 

menos de US$800.000 en actividad exploratoria. 

 

1.1.6 Impuesto de Renta y Complementarios.  El concesionario paga impuestos 

sobre renta y complementarios, derechos de aduana, etc. 

 

Después de la Concesión Armella-De Mares vinieron más contratos, como las 

Concesiones De Mares y Barco. Con la De Mares (para el valle medio del 

Magdalena) se marcó la pauta de la exploración y se dio el verdadero inicio al 

desarrollo de la industria petrolera en Colombia. 

 

Este sistema concesionario rigió hasta 1974 cuando el presidente Alfonso López 

Michelsen expidió el Decreto Ley 2310, por medio del cual se abolió. 
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Luego de la abolición de las Concesiones, a los concesionarios se le respetaron los 

derechos hasta la fecha de reversión, y es así como en la actualidad aún existe una 

vigente extendida por 20 años más por el presidente Uribe en 2003, la cual es: 

 

Tabla 1.  Concesiones Vigentes 

 

Número Nombre Empresa Fecha Final Regalía 

     

 2162 Yalea Perenco 05 - 03 - 2.023 11.5 % 

     

Fuente: Agencia Nacional de Hidrocarburos - ANH 

 

Desde el punto de vista histórico es bueno aclarar que si no hubiera sido por la 

inversión extranjera, sus tecnologías y sus conocimientos, no se hubiera 

desarrollado esta industria en Colombia. Fue un costo que se tuvo que pagar. Y 

obviamente, fue necesario entregarles, hace un siglo, y mediante sobornos a 

congresistas y chantajes al gobierno nacional (amenaza de invasión y el no pago 

de la indemnización por los trabajos del canal de panamá)6, las primeras 

concesiones: De Mares y Barco, donde solo pagaban impuestos y regalías inferiores 

al 15 por ciento. Pero gracias a esos regalos y otros que se entregaron años 

después, el país heredó la primera refinería, el primer oleoducto y, lo más 

importante, nace la empresa estatal (Empresa Colombiana del Petróleo – 

Ecopetrol).  

 

 

1.2 LA CREACIÓN DE ECOPETROL 

 

El nacimiento de Ecopetrol no se dio porque el gobierno de turno lo quisiera así, 

sino por fuerza mayor; pues la Ley 165 de 1948 contemplaba como primera opción 

entregarle el manejo de la concesión De Mares a un inversionista privado o, como 

                                                           
6 Villegas Jorge, Petróleo Colombiano Ganancia Gringa. 
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segunda opción, a una Empresa de economía mixta (como lo es hoy Ecopetrol S.A); 

o, si las dos anteriores no se daban, el gobierno debía crear una empresa estatal; 

que fue lo que finalmente se dio a las carreras, expidiéndose a última hora, faltando 

cinco minutos para las 12 de la noche del 24 de agosto de 1951, el Decreto 030, a 

través del cual se crea Ecopetrol. 

 

Pero las dos primeras opciones no se dieron porque ocurrieron cuatro cosas 

coyunturales: dos internas y dos externas. Las internas fueron el bogotazo, que 

generó una guerra civil, y la presión de la Unión Sindical Obrera de la Industria 

Petrolera –USO, quien, mediante huelgas, ayudó a ahuyentar a la Tropical Oil 

Company7. Las externas fueron el triunfo y posicionamiento de Estados Unidos en 

el Medio Oriente después de la segunda guerra mundial, lo que llevó a la entrada 

de las empresas petroleras estadounidenses a la región con las mayores reservas 

de petróleo del mundo; y el descubrimiento, por parte de la Standar Oil (Tropical Oil 

Company) del yacimiento más grande del mundo en 1947 (Ghawar: 120 Caño 

Limones). Si eso no se hubiera dado, no hubiera nacido Ecopetrol, por lo menos en 

esa época. 

 

La creación de Ecopetrol dio origen  a una  segunda  etapa  donde nace  el código 

del petróleo (Decreto 1056 de 1953), que establece multas a las petroleras y el 

impuesto al transporte de hidrocarburos; se exige el pago de servidumbres a favor 

de los dueños o poseedores de las tierras (Decreto 1886 de 1954); se legisla 

mediante una ley y un decreto el accionar de los concesionarios (Ley 10 y Decreto 

1348 de 1961); se sube al 20% la tarifa de las regalías (de las cuales se deben 

beneficiar los entes territoriales productores), se le heredan a Ecopetrol las antiguas 

concesiones, y se declara como reserva nacional cualquier área potencialmente 

petrolera (Ley 20 de 1969). Sin embargo, hasta 1974 Ecopetrol es simplemente un 

ente administrador de las concesiones que revertían a favor de la Nación, sin 

                                                           
7 Vega Cantor Renán, “La Historia de la USO” 
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recursos ni tecnología (la refinería de Barrancabermeja es operada por Ecopetrol 

hasta 1961), sin dominio sobre el recurso nacional de subsuelo, y menos aún, sin 

dientes para tomar por los cuernos la operación y el control de la industria petrolera 

nacional. 

 

Se observa que Ecopetrol nació producto de acontecimientos coyunturales, más no 

por el interés de los gobiernos de turno, o la conciencia nacionalista colectiva de la 

necesidad de contar con una empresa estatal que maneje el  recurso más 

importante para el desarrollo industrial, económico y social de la humanidad y, por 

ende, del país.  

 

En los años sesenta, con la creación de la OPEP (1960), algunos países petroleros 

se organizaron para reclamar mayor participación de su riqueza petrolera a través 

de las regalías; mientras que los países industrializados importadores de petróleo 

se organizaron a través de la OCDE (1960), para contra restar las políticas de la 

OPEP. Posteriormente, a finales de los años sesenta y a principios de los setenta, 

la mayoría de países petroleros emprendieron la nacionalización de su petróleo para 

mejorar aún más su participación en la renta petrolera, administrando su propia 

riqueza.  

 

Precisamente en dicha época, la producción petrolera de Estados Unido llegó a su 

pico y los árabes bloquearon la venta de crudo a los países industrializados de 

occidente (embargo petrolero de 1973), en protesta por el apoyo de éstos al 

armamentismo de Israel. Posteriormente los países importadores lograron cambiar 

el esquema del mercado del crudo, llevándolo a las bolsas de valores, con mercados 

a futuro, para evitar otro bloqueo, y crearon la Agencia Internacional de Energía 

(1974) para especular en los mercados con cifras optimista de abundantes reservas 

y otras fuentes de energía, buscando evitar el aumento exagerado en el precio de 

los hidrocarburos.  
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1.3 EL CONTRATO DE ASOCIACIÓN 

  

En nuestro país, el salto hacia adelante lo hizo Alfonso López Michelsen al  expedir 

el Decreto Ley 2310 de 1974, donde le entrega la administración del subsuelo a 

Ecopetrol y lo hace responsable de la exploración y producción del petróleo a lo 

largo y ancho del país, así fuera en forma directa o a través de terceros, mediante 

la asignación de las áreas bajo cualquier modelo contractual, excepto el esquema 

concesionario que venía operando desde el inicio de la industria petrolera en 

Colombia a principios del siglo XX. 

 

Aunque explícitamente no se nacionalizó el petróleo, López Michelsen a través del 

Decreto Ley 2310 de 1974, sí lo nacionalizó en forma disfrazada, puesto que 

Ecopetrol como empresa estatal asumió el control de la política petrolera, al ser 

responsable de establecer el modelo contractual para la exploración y producción 

de hidrocarburos. El modelo contractual escogido fue el de asociación, a través del 

cual el inversionista (privado - nacional o extranjero) debía asumir el riesgo en la 

búsqueda del petróleo. Esto significa que el país no invertía en dichos contratos sino 

a partir del descubrimiento. Si no se descubría petróleo, el país no perdía. Si se 

descubría, Ecopetrol entraba a participar con el 50% de las inversiones para el 

desarrollo del campo y el 50% de los costos de producción. Igualmente, a cambio 

recibía, además del 20% de regalías ya estipuladas en la Ley 20 de 1969, el 40% 

de la producción. El país, obviamente recibía de las empresas petrolera privadas 

los impuestos a la renta y complementarios. Estos ingresos le representaban al país 

una participación superior al 75% en la renta petrolera (ganancia que deja el negocio 

del petróleo). 

 

Adicional a lo anterior, el contrato tenía una duración de 22 años, tiempo en el cual 

todos los activos pasaban a favor de la nación y los recibía Ecopetrol. Por otro lado, 

las empresas privadas estaban en la obligación de venderle al país su participación 
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en la producción, si el país lo necesitaba, y estaban obligados a hacer transferencia 

de tecnología y ser responsables ambiental y socialmente.  

 

Debido a los acontecimientos internacionales provocados por la desintegración de 

la Unión Soviética en 1991, durante la década de los noventa las multinacionales 

petroleras migraron hacia el mar caspio a explorar una zona que desde la revolución 

bolchevique estuvo vedada a las compañías de occidente. Siempre se sospechaba 

que en dicha zona había reservas por más de 250 mil millones de barriles. Los 

países ex URSS, vecinos del mar caspio, debido a la crisis económica que los 

atollaba, abrieron las puertas a las multinacionales petroleras, con contratos de 

concesión, muy favorables para los inversionistas. Esta migración de compañías 

hacia el caspio fue la razón fundamental de la desaceleración exploratoria en 

Latinoamérica durante la última década del siglo pasado. 

 

Sin embargo, en Colombia los gobernantes de turno no observaron ese panorama 

mundial y creyeron falsamente que el fenómeno se debía a un contrato poco 

favorable o atractivo para las multinacionales; cosa que no era tan cierta, si se tiene 

en cuenta que en dicha década el país de Latinoamérica que más contratos de 

exploración y producción de hidrocarburos firmó, fue Colombia.  

 

Esto demuestra que el contrato de asociación siempre fue atractivo y que no era 

necesario dar el vuelco al pasado, que comenzó con las reformas que se hicieron 

durante el gobierno de Andrés Pastrana Arango. Y es que en el año de 1999 se 

cambió el régimen de liquidación de regalías del 20%, que venía desde la ley 20 de 

1969, a un régimen de regalías escalonadas de acuerdo a la Ley 508 de 1999 

(declarada inexequible por la Corte Constitucional); donde la liquidación depende 

del volumen diario de producción por campo (no por contrato o por yacimiento), 

desde una base del 5% para producciones menores o iguales a 5 mil barriles diarios, 

hasta un máximo del 25% para producciones mayores a 600 mil barriles diarios (en 
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Colombia esas producciones son utópicas porque nunca se han dado en un contrato 

o yacimiento y mucho menos en un campo). Ver figura 1. 

 

FIGURA 1. Liquidacion de Regalias . 

 

 

Fuente: Cátedra Política Petrolera, Ingeniería de Petróleos UIS 

 

El término campo se usa en forma deliberada y amañada para delimitar 

superficialmente un área productora. Este límite puede ser una quebrada, un río, 

una montaña o simplemente el lindero de una finca o el límite de un municipio o 

departamento. Esto significa que el término campo no necesariamente obedece 

superficialmente a la proyección, desde el subsuelo, al área del yacimiento. Bajo 

este artificio gramatical, los yacimientos grandes están siendo fraccionados en 

varios campos, para fraccionar la producción, pagando una tarifa de regalías más 

baja, y demorando el pago del derecho por precios altos en las concesiones 

modernas, el cual está condicionado a producciones acumuladas superiores a 5 

millones de barriles, por campo. 
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La inexequibilidad de la ley del plan de desarrollo de Pastrana (Ley 508/99) obligó 

a un segundo trámite en el Congreso, donde se aprueba la Ley 619 de 2000, la cual 

también se cayó por vicios de trámite. Finalmente, la liquidación de regalías, aún 

vigente, fue aprobada mediante la Ley 756 de 2002, de donde se parte de una tasa 

base del 8% para campos con producciones inferiores a 5 mil barriles diarios. 

Mediante esta ley también se permite un descuento del 25% en las regalías si la 

densidad del crudo es menor o igual a 15° API (hoy el 60% de la producción nacional 

es de esta calidad, lo que deja la tasa de liquidación en 6% para campos con este 

tipo de crudos, descubiertos o desarrollados después del año 2000), o descontarle 

a las regalías el 20% si es gas natural continental, o el 40% si es gas natural costa 

afuera o hidrocarburo no convencional como el Shale Gas.  

 

Pero adicional a estas gabelas, durante el periodo de Andrés Pastrana, la 

participación del país en la producción de hidrocarburos (después de liquidar las 

regalías), pasó del 50% al 30%.Tributariamente permitió el giro del 100% de las 

utilidades de las petroleras extranjeras a sus casas matrices, y permitió depreciar 

los activos en línea recta durante solo 5 años (antes era durante 22 años y por 

unidades producidas), con valor de salvamento nulo, generándoles un excelente 

alivio tributario, con un incremento significativo en la rentabilidad del inversionista.  

Todas estas gabelas llevaron a una disminución significativa de la renta petrolera 

para el país, tal como se analiza en el capítulo 3. 

 

 

1.4 LA CONCESIÓN MODERNA 

 

Durante el gobierno de Álvaro Uribe, se expidió el Decreto Ley 1760 de 2003, 

dándole fin al periodo de “nacionalización disfrazada” del petróleo que logró Alfonso 

López Michelsen con el Decreto Ley 2310 de 1974. La reforma por decreto de Uribe 

es retrógrada, pues llevó a Ecopetrol a la condición empresarial que tenía antes de 
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1974, al escindirle la administración del subsuelo y su potestad de definir el modelo 

contractual (Decreto 743 de 1975). De esta forma la empresa se convierte en 

sociedad anónima (primero 100% estatal y luego mixta con la expedición de la Ley 

1118 de 2006), y la pone a competir de igual a igual con las empresas petroleras 

privadas nacionales y extranjeras.  

 

La misma reforma crea la Agencia Nacional de Hidrocarburos (ANH), para que 

asuma las funciones escindidas a Ecopetrol, cambiando en 2004 el sistema 

contractual de asociación (mediante el cual se descubrieron campos tan 

importantes como Chuchupa, Castilla, Rubiales, Caño Limón, Cusiana, Cupiagua, 

entre otros, que hoy representan el 80% de la producción nacional de petróleo y el 

95% del gas natural), por el contrato de concesión moderna o contrato I/R 

(Impuestos – Regalías), regresando a la modalidad contractual que existía antes de 

1974. Sistema contractual que se explica en sus términos económicos y fiscales en 

el siguiente capítulo. 
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2. TÉRMINOS CONTRACTUALES Y FISCALES DEL CONTRATO DE 
EXPLORACIÓN Y PRODUCCIÓN (E&P) EN COLOMBIA 

 

 

El modelo contractual en Colombia dio un giro importante en su esquema al eliminar 

el Contrato de Asociación, pretendiendo mejorar la prospectividad, materialidad y 

rentabilidad. Demuestra gran prospectividad para independientes dado que los 

resultados materiales como para súper majors (en el piedemonte llanero) no se ha 

concretado hasta el momento. 

 

Colombia ofrece un contrato de Exploración y Producción de hidrocarburos que se 

suscribe con la ANH (Agencia Nacional de Hidrocarburos), por un periodo de 6 años 

de exploración que inicia a partir del día inmediatamente siguiente a la firma del 

contrato. Las actividades de esta fase son respaldadas por  una garantía bancaria 

que debe expedir el contratista ante la ANH.  

 

El contrato permite al contratista solicitar prórroga de 6 meses adicionales si no se 

ha cumplido con las actividades exploratorias comprometidas, siempre y cuando se 

haya iniciado  actividad mínimo 1 mes antes de la fecha de vencimiento de la fase.  

El contratista asume todas las pérdidas en caso de que no haya descubrimientos 

en el área contratada.  

 

Al momento de presentarse un descubrimiento el contratista debe presentar ante la 

ANH un programa de evaluación dentro de los seis (6) meses siguientes a la 

finalización de la perforación del pozo exploratorio descubridor o de la finalización 

del periodo de Exploración, lo que ocurra primero. Una vez declarada la 

comercialidad  tendrá una vigencia de 24 años o hasta el límite económico del 

campo.  

 

En caso de que se solicite extensión de la fase de Explotación, el Contratista debe 

entregar a la ANH un 10 % adicional de producción de hidrocarburos líquidos 
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livianos o un 5% de gas no asociado o Hidrocarburos Líquidos pesados, después 

de regalías. 

 

El contrato E&P muestra un sistema concesionario con regalías muy moderadas 

pero con una captación del estado de rentas excesivas generadas por precios reales 

altos de crudo. Las áreas son adjudicadas a través de rondas licitatorias o por 

contratación directa si es un área libre.  Dentro de las obligaciones con las que se 

deben cumplir en el contrato esta la creación de un Fondo de Abandono para que 

se cubran todas las necesidades de financiación en el abandono de pozos y la 

restitución ambiental en las áreas de producción. 

 

 

2.1 DERECHOS ECONÓMICOS POR USO DE SUB-SUELO EN ÁREAS DE 

EXPLORACIÓN 

 

Por cada fase el contratista  reconocerá y pagará a la ANH un derecho por unidad 

de superficie  nominado en dólares de los Estados Unidos de América, que resulta  

de multiplicar el número de hectáreas y fracción de hectárea del área Contratada. 

 

Tabla 2. Factor calculo Derecho Económico - valor por fase en u$/ hectáreas 

 

 

                         Fuente: Agencia Nacional de Hidrocarburos - ANH 

Off shore 0,76

Polygons A y B 2,29 3,06 3,06 4,59

Out of Polygons 1,53 2,29 2,29 3,06

USO DEL SUELO

Tamaño de área
Por las primeras 100.000 

Has.

Por cada héctarea adicional a 

100.000 Has.

Phase Duration <= 18 meses > 18 meses <= 18 meses > 18 meses
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Este pago se debe realizar dentro del mes siguiente al inicio de la respectiva fase. 

Para las fases inferiores a 12 meses este pago no aplica. 

 

 

2.2 DERECHOS ECONÓMICOS POR USO DE SUB-SUELO EN ÁREAS DE 

EVALUACIÓN Y PRODUCCIÓN 

   

El contratista  reconocerá y pagará a la  ANH un derecho cuyo valor en dólares de 

los Estados Unidos de América, será el que resulte de multiplicar la producción de 

hidrocarburos que corresponden al contratista. Por once centavos de dólar y 

diecinueve centésimos de centavo de dólar de los Estados Unidos de América (USD 

$ 0.1119) por cada barril de Hidrocarburos Líquidos. 

 

 

2.3 DERECHOS ECONÓMICOS POR PRECIOS ALTOS 

 

A partir del momento en que la producción acumulada de hidrocarburos líquidos de 

cada campo, incluyendo el volumen de regalías, supere los cinco (5) millones de 

barriles, y en el evento de que el precio del crudo marcador "West Texas 

Intermediate" (WTl) supere el Precio Base Po, dependiendo de la gravedad API del 

crudo (según tabla 3); o cuando la producción de gas alcance los cinco (5) años, y 

se destine a la exportación, y el precio del marcador "U.S. Gulf Coast Henry Hub" 

supere el Precio Base Po (según la misma tabla 3), el contratista entregará a la  

ANH, en el punto de entrega de las regalías o de fiscalización, un pago según la 

siguiente fórmula: 
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Tabla 3. Factor Calculo Precios Altos 
 

 

 

   PRECIOS BASE DE REFERENCIA 

 

 

Fuente: Agencia Nacional de Hidrocarburos – ANH 

 

Tabla 4. Porcentaje Participación -Precios Altos 

  

  

 

 

 

 

                                            

  Fuente: Agencia Nacional de Hidrocarburos 

 

Q = [(P - Po) / P] x S

Q = Derecho económico a entregar a la ANH
P = Precio WTI

Po = Precio Base de referencia según la tabla  A1

S = Porcentaje de participación según la tabla A2

Po <= P < 2Po 30%
2Po<= P < 3Po 35%

3Po<= P < 4Po 40%

4Po <= P < 5Po 45%

5Po<=P 50%

Porcentaje de 

participación (S)
Precio WTI (P)
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2.4 DERECHOS ECONÓMICOS EN PRUEBAS DE PRODUCCIÓN 

 

Los Hidrocarburos Líquidos obtenidos como resultado de las pruebas de producción 

realizadas por el contratista  también causarán los derechos de que tratan los puntos 

anteriores. 

 

 

2.5 TRANSFERENCIA DE TECNOLOGÍA 

  

Estos dineros se destinan para apoyar el fortalecimiento institucional y sectorial, el 

contratista  se compromete a realizar a su cargo y a su costa, programas de 

investigación, capacitación, educación y apoyar el programa de becas de la ANH.  

Este pago se debe realizar al inicio de cada fase exploratoria y debe ser  de hasta 

por un valor del veinticinco por ciento (25%) del valor que resulte de multiplicar el 

número de hectáreas y fracción de hectárea del área contratada, por el valor que se 

presenta en la tabla 2. Esta obligación no puede exceder la suma de cien mil dólares 

de los Estados Unidos de América (US$100.000.oo). Respecto de las áreas de 

producción, la obligación será de hasta por un valor del diez por ciento (10%) del 

monto del derecho por el uso del subsuelo, por cada año calendario. 

 

 

2.6 DEVOLUCIONES DE ÁREAS  

 

El Contratista puede hacer  devoluciones parciales siempre y cuando no se afecte 

el cumplimiento de las obligaciones contraídas en el contrato. Para algunos casos 

el porcentaje de devolución es pactado. Al final del periodo de Exploración si no hay 

descubrimiento se debe devolver toda el área. Si hay descubrimiento se debe 

devolver toda el área menos el área de producción. 
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 2.7 REGALÍAS 

 

La liquidación de regalías actualmente se maneja bajo el esquema de la ley 756 de 

2002. Los yacimientos que se descubrieron antes de la aprobación de esta ley 

pagan una regalía fija de un 20 %.  En adelante,  se paga una regalía escalonada 

por la explotación de hidrocarburos de propiedad nacional sobre el valor de la 

producción en boca de pozo, el porcentaje que resulte de aplicar la siguiente escala: 

 

Tabla 5. Base calculo Regalías 

 

 

 

Las regalías son flexibles y sensibles a los diferentes niveles de producción de los 

campos. Por ejemplo, las regalías son del 8%  para campos que produzcan hasta 

5.000 Barriles de Petróleo por día –BPD; para producciones entre 5.001 BPD y  

hasta 125.000 BPD  varía en línea recta entre el 8% y el 20%; para producciones 

desde 125.001 BPD hasta 400.000 BPD el 20%; para producciones entre 400.001 

BPD y 600.000 BPD varía en línea recta entre el 20% y el 25%; y para producciones  

mayores o iguales a 600.001 BPD el 25%. 

 

Para la explotación en campos de gas ubicados en tierra firme y costa afuera hasta 

a una profundidad inferior o igual a mil (1.000) pies, se aplicará el ochenta por ciento 

(80%) de las regalías equivalentes para la explotación de crudo. Para la explotación 

en campos de gas ubicados costa afuera a una profundidad superior a mil (1.000) 

Royalty Rates 

Production Rate (b/d) Royalty Rate (%) 
< 5,000 8 
5,000 - 125,000 8 - 20 
125,000 - 400,000 20 
400,000 - 600,000 20 - 25 
> 600,000 25 
Source: Wood Mackenzie 
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pies, se aplicará una regalía del sesenta por ciento (60%) de las regalías 

equivalentes a la explotación de crudo. 

 

Para la explotación de hidrocarburos pesados de una gravedad API igual o menor 

a quince grados (15° API), las regalías serán del setenta y cinco por ciento (75%) 

de la regalía aplicada para hidrocarburos livianos y semi-livianos. Esta disposición 

se aplicará a la producción proveniente de nuevos descubrimientos, contratos de 

producción incremental o a los campos descubiertos no desarrollados. 

 

 

2.8 IMPUESTOS 

 

En el período de explotación, se debe pagar una tarifa correspondiente al nivel de 

producción. Por hidrocarburos líquidos la tarifa es de US$ 0.10/bbl neto producido. 

Para el gas natural la tarifa  es de US$ 0.10/mcf neto producido. El impuesto a la 

renta es de 25%. Se debe pagar un IVA del 16 % sobre los materiales o servicios 

contratados en Colombia. Sin embargo puede ser deducible del impuesto a la renta. 

 

 

2.9 MULTAS 

 

Una vez se conozca el incumplimiento, la ANH podrá imponer multas que generen 

la satisfacción eficaz y eficiente de las obligaciones a cargo del contratista. Estás 

podrían ser por el monto del valor de la actividad incumplida o cuando se dé el caso 

de un valor indeterminado de la obligación se impondrán multas por primera vez 

hasta de cincuenta mil dólares de los Estados Unidos de América (US$ 50.000); la 

segunda vez será por el doble de la inicialmente impuesta, y así sucesivamente, 

doblando el valor del tope máximo de las multas impuestas hasta igualar el valor de 

las garantías 
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2.10 TERMINACIONES DEL CONTRATO 

  

Son varias las causales de terminación del contrato entre las más importantes se 

consideran: 

 

Puede ser por renuncia durante el periodo de exploración o en cualquier momento 

del periodo de producción.  

 

Por vencimiento del periodo de exploración y/o producción.  

 

Por declaración de terminación por incumplimiento. 

 

En cualquier tiempo por mutuo acuerdo entre las partes entre otras. 

  

El contrato E&P en Colombia NO tiene arbitraje internacional. 
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3. RESULTADOS ECONÓMICOS Y FISCALES 

 

 

Se conoce como renta petrolera la ganancia bruta que deja el negocio de la 

exploración y explotación de hidrocarburos. La renta petrolera es lo que queda 

después de restar de los ingresos brutos los costos operacionales (extracción y 

tratamiento), el transporte, la amortización de la inversión en exploración, la 

depreciación de inversiones en activos para el desarrollo del campo, y el fondo de 

abandono para desmantelar instalaciones después del agotamiento del yacimiento 

y para remediar los impactos ambientales. 

 

Igualmente, se le llama State Take a la participación fraccional del Estado en la 

renta petrolera. Participación obtenida a través de una o varias de las siguientes 

contribuciones y gravámenes: las compensaciones o derechos de uso del subsuelo 

(contraprestación económica pactada con la compañía encargada de la exploración 

y depende del área asignada), las regalías (contraprestación que se recibe del 

producido neto, generalmente liquidado en cabeza de pozo), el impuesto a la renta 

(liquidado sobre la renta líquida gravable de la compañía), el impuesto por 

transporte, el impuesto de industria y comercio (aplicado principalmente a la 

comercialización de los derivados del petróleo y gas), el impuesto o regalía por 

refinación, el impuesto de remesa (aplicado a los dividendos sacados del país por 

las compañías extranjeras), la participación en la producción (producción bruta en 

cabeza de pozo recibida por el Estado a través de la empresa Estatal o la 

dependencia del gobierno encargada de administrar los recursos hidrocarburífero, 

o los entes territoriales), y los bonos especiales (aplicados en caso de guerra, 

desastres naturales o por precios altos en la venta del hidrocarburo).  

 

En la figura 2 se especifican los costos que se restan al ingreso para obtener la 

renta petrolera, y los gravámenes y contribuciones que recibe el Estado Colombiano 

de los hidrocarburos descubiertos y producidos bajo el esquema contractual de 
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asociación estándar. Régimen que se aplicó desde la expedición del Decreto Ley 

2310 de 1974, hasta el 31 de diciembre de 2003; periodo durante el cual Ecopetrol 

administró el subsuelo propiedad de la nación, definiendo el modelo contractual, 

adjudicando las áreas y firmando los contratos para exploración y producción de 

hidrocarburos. 

 

FIGURA 2. State Take Contrato de Asociación Estándar 

 

 

              Fuente: Cátedra Política Petrolera, Ingeniería de Petróleos UIS 

 

En la figura 3. se discriminan los ítems para obtener la renta petrolera y el State 

Take del actual contrato de concesión o contrato I/R, vigente desde el año 2004. 

Los costos que se restan al ingreso para obtener la renta petrolera siguen siendo 

los mismos sin importar el modelo contractual, mientras que los gravámenes y 

contribuciones para el Estado son los relacionados y descritos en el capítulo 2.  
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FIGURA 3.  Renta Petrolera y State Take Concesión Moderna 

 

      Fuente: Cátedra Política Petrolera, Ingeniería de Petróleos UIS 

 

En Colombia, según Ecopetrol S.A y la Agencia Nacional de Hidrocarburos –ANH, 

el costo promedio por extracción y tratamiento es de 12 US$/Bbl, el costo de 

abandono es 0.5 US$/Bbl, el costo por depreciación es 2.5 US$/Bbl y el costo por 

amortización es 1.0 US$/Bbl. Según OCENSA, el costo promedio de transporte por 

oleoducto, trasiego y manejo es de 8 US$ el barril. O sea que los costos totales 

promedio, en los cuales se incurre para producir y comercializar un barril, son 24 

dólares. Así las cosas, si se asume un precio promedio de 100 dólares el barril, la 

renta petrolera será de 76 dólares.  

 

 

3.1 STATE TAKE DEL CONTRATO DE ASOCIACIÓN ESTÁNDAR 

 

Antes de la reforma al sistema contractual de Asociación Estándar realizado en 

1999, de la renta petrolera el Estado recibía regalías equivalentes al 20 por ciento 
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de la producción; y después de este descuento recibía, a través de Ecopetrol, otro 

40 por ciento de la producción. El otro 40 por ciento era para el inversionista, del 

cual después de descontar costos, pagaba el 34.5 por ciento de impuesto sobre la 

renta. Igualmente, existía un bono de guerra y pagaba el 7 por ciento como impuesto 

de remesa, más el impuesto al patrimonio. Resumiendo, al Estado colombiano le 

quedaba una participación en la renta petrolera (State Take), entre el 75 y 80 por 

ciento, tal como se observa en la figura 4 

 

FIGURA 4. State Take del contrato de Asociacion Estandar 

 

              Fuente: Cátedra Política Petrolera, Ingeniería de Petróleos UIS 

 

3.2 STATE TAKE DEL CONTRATO DE ASOCIACIÓN 70/30 

  

La reforma de 1999 redujo al 30 por ciento la participación del país en la producción, 

después de regalías, cuya liquidación también se redujo a un promedio del 8 por 

ciento a través de la Ley 756 de 2002 (de acuerdo a la ANH, de los campos que se 

han descubierto desde el año 2000, en el mejor de los casos se reciben regalías del 
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9%). Igualmente, redujo el tiempo para la expedición de las licencias ambientales; 

modifica la depreciación de activos, de unidades producidas durante 22 años a línea 

recta en cinco años; y elimina el bono de guerra. Estos cambios disminuyeron la 

participación del Estado en la renta petrolera a proporciones que oscilan entre el 55 

y el 60 por ciento, tal como se observa en la figura 5. 

 

FIGURA 5. State Take del Sistema  70/30 

 

              Fuente: Cátedra Política Petrolera, Ingeniería de Petróleos UIS 

 

3.3 STATE TAKE DE LA CONCESIÓN MODERNA 

  

Para estimar el State Take del sistema contractual vigente, a la renta petrolera de 

76 dólares se le descuentan 3.8 US$ correspondientes a derechos por precios altos; 

0.09 US$ por participación en la producción; 1.82 US$ por derechos de uso del 

subsuelo durante la evaluación técnica, la exploración y la producción; 0.1 US$ por 

transferencia de tecnología; y 8 US$ correspondiente a las regalías promedio del 
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8%; para llegar a una renta líquida gravable de 62.2 US$ y un impuesto a la renta 

de 15.55 US$ por barril (25% de la renta líquida). De esta manera, como se observa 

en la figura 6, el total de gravámenes y contribuciones que recibe el Estado suman 

29.35 US$ por barril, o sea el 38.62% de la renta petrolera (State Take: 29.35/76). 

Estos valores fueron estimados a partir de los derechos económicos recaudados 

por el Estado, a través de la ANH, desde el primero de enero del año 2004 hasta el 

12 de septiembre de 2013, tal como lo certifica la misma ANH en respuesta a la 

pregunta 9 del derecho de petición elevado por el Senador Jorge Enrique Robledo 

(ver anexo). 

 

FIGURA 6. State Take de la Nueva Concesión 

 

             Fuente: Cátedra Política Petrolera, Ingeniería de Petróleos UIS.     

 

Como se puede observar, con los cambios realizados al régimen contractual de 

exploración y producción en los años 1999 y 2003, la participación del país en la 

renta petrolera (State Take) disminuyó un 50% en promedio (del 76% al 38%).  
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Analizando detalladamente los cambios realizados por la ANH en 2004, a través de 

los términos económicos y fiscales descritos en el capítulo anterior, se observan 

nuevos gravámenes y contribuciones de la renta petrolera para el país, pero que no 

contribuyen considerablemente a fortalecer la participación fiscal; pues son 

variables casi que únicamente figurativas, o que están sujetas a condiciones 

utópicas de reservas, producción y precios. Por ejemplo, los derechos de uso del 

subsuelo se pagan una sola vez durante la exploración, sin pasar de 4 dólares por 

hectárea, y una tarifa por barril durante la producción, la cual no supera 0,5 dólares 

por barril. Igualmente existe un único pago por transferencia de tecnología que 

corresponde al 25 por ciento de los derechos por uso del subsuelo, pero que en 

ningún caso puede pasar de 100 mil dólares americanos.  

 

Por otro lado, de acuerdo a las estadísticas en 10 años de vigencia del actual 

sistema concesionario, se observa una nula participación del país en la producción 

de los bloques asignados mediante contratación directa, y una muy escasa 

participación en la producción en concesiones asignadas en rondas competitivas.  

 

Después de los impuestos y las regalías, en donde pareciera ser más significativa 

la participación para el país es en la participación por precios altos cuando estos 

superan un precio base, que depende de la calidad del crudo (es ajustable cada año 

por la ANH); pero está participación está condicionada o es aplicable a producciones 

acumuladas superiores a cinco millones de barriles. Analizando éste último 

parámetro, según las estadísticas de Ecopetrol S.A y de la ANH, en Colombia 

existen 350 campos, de los cuales 8 fueron descubiertos con reservas originales de 

petróleo (OOIP) superiores a 1.000 millones de barriles, 11 entre 500 y 1.000 

millones, 35 entre 100 y 500 millones, 25 entre 50 y 100 millones, 78 entre 5 y 50 

millones, y 193 campos con menos de 5 millones de barriles de petróleo. Es decir 

que el 55% de los campos descubiertos en Colombia tienen reservas inferiores a 5 

millones de barriles. También se debe tener en cuenta que la mayoría de campos 
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descubiertos en Colombia tienen en promedio un factor de recobro –FR (porcentaje 

extraído o sacado a superficie) del 20%.  

 

Lo anterior indica que difícilmente en los descubrimientos futuros, se logrará cobrar 

tempranamente la participación por precios altos, al tenerse la condición de la 

producción acumulada de 5 millones de barriles, para tener el derecho.  

 

Para lograr este derecho desde antes del quinto año de producción, deberá 

descubrirse un yacimiento con reservas superiores a los 500 millones de barriles, 

para lo cual existe solamente un 5,4% de probabilidad. Si se descubriese uno entre 

100 y 500 millones (10% de probabilidad), se disfrutaría de ese derecho después 

de los 10 años de producción. En el caso de yacimientos con reservas entre 50 y 

100 millones de barriles (7.1% de probabilidad), se obtendría el derecho al final de 

la terminación del contrato de concesión, es decir después de 20 años, cuando ya 

no quede mucho petróleo por recuperar y el campo revierta a la nación. Y 

finalmente, en el 77,5% de los campos descubiertos, por el tamaño de sus reservas, 

los colombianos nunca disfrutarán de ese componente del State Take, pues el 

campo se abandonaría antes de que su producción llegue a los 5 millones de 

barriles acumulados.  

 

A manera de conclusión, después de las contribuciones establecidas por ley desde 

el congreso de la república, se observa que el derecho por precios altos es el 

parámetro económico más importante que la ANH introdujo en el nuevo sistema 

concesionario; pero, será significativo y considerable cuando se descubra un 

yacimiento con reservas superiores a 100 millones de barriles. Sin embargo, de 

llegar a descubrirse un gran yacimiento, posiblemente lo fraccionarán en varios 

campos, como ha pretendido hacerlo Pacific Rubiales con el campo Quifa, y como 

lo han hecho en algunos campos descubiertos después del año 2000, buscando no 

solo pagar una menor tarifa de regalías, sino, también, demorar el pago por precios 

altos.  
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Lo anterior se corrobora con las cifras obtenidas del documento oficial de la ANH, 

correspondiente a la respuesta del derecho de petición del Senador Jorge Enrique 

Robledo (ver anexo), donde se observa que del millón de barriles por día que a 31 

de diciembre de 2013 producía el país, 170 mil provienen de 172 supuestos campos 

descubiertos con el nuevo modelo contractual; pero solo 6 producen más de 5.000 

barriles día, y ninguno produce más de 15 mil, para unas regalías promedio del 8%, 

aplicando la ley 756 de 2002.  

 

Se hace énfasis en que el parámetro económico más importante para el Estado, 

establecido por ley, mas no por la ANH, es el impuesto a la renta; pero éste, a partir 

del año 2014 bajó del 33% al 25% de la ganancia líquida gravable.  

 

 

3.4 ANÁLISIS GLOBAL AL NUEVO SISTEMA CONTRACTUAL DE E&P 

DESPUÉS DE 10 AÑOS DE IMPLEMENTADO 

 

Este análisis, es hecho a partir de la información que se encuentra en el anexo, 

entregada directamente por la ANH al Senador Jorge Robledo, el pasado 16 de 

diciembre de 2013 (radicado 20136240118022), producto de un derecho de 

petición.  

 

Para evaluar cuantitativa y verazmente los resultados de la política petrolera 

implementada mediante el Decreto Ley 1760 de 2003, no se puede analizar el 

comportamiento actual de la industria petrolera como un todo. Pues lo que hoy se 

observa en la industria petrolera nacional, como el estar produciendo un millón de 

barriles diarios o recibir cerca de 9 billones de pesos en regalías al año, no es fruto 

de las reformas hechas por la ANH al sistema contractual, en el año 2004, sino 

producto del aumento en los precios internacionales del petróleo, la producción 

incremental y la entrada al mercado del crudo pesado, de campos maduros que se 
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descubrieron a través de los contratos de asociación firmados por Ecopetrol antes 

del 31 de diciembre de 2003; es decir, del millón de barriles diarios que hoy se 

producen, 830 mil provienen de contratos de asociación o campos maduros, y 170 

mil de contratos firmados a través de la Agencia Nacional de Hidrocarburos – ANH 

- desde el primero de enero de 2004.  

 

En contexto se deben separar las inversiones, los descubrimientos, la producción, 

la participación para el Estado en la renta petrolera y las demás variables 

económicas de los contratos de concesión firmados por la ANH, de lo logrado con 

los contratos de asociación firmados hasta el 31 de diciembre de 2003 a través de 

Ecopetrol.  

 

Según la información recibida como respuesta al derecho de petición, desde 2004 

y hasta el 9 de diciembre de 2013, la Agencia Nacional de Hidrocarburos adjudicó 

157 bloques para exploración y producción mediante Asignación Directa; 194 

mediante proceso competitivo (Rondas y Mini rondas), también para E&P; y 97 

bloques para Evaluación Técnica (TEA), de los cuales 22 están aún vigentes; para 

un total de 373 bloques o contratos firmados.  

 

Haber adjudicado 351 contratos para E&P en 10 años, es todo un record y parecería 

una política petrolera exitosa; pero lo que hace que se catalogue como nefasta y 

peligrosa para el futuro abastecimiento interno de hidrocarburos, es la casi nula 

participación para el Estado en la producción. Pues de los 351 bloques adjudicados 

para E&P, en 179 (el 51%) el país no recibirá participación en la producción. Lo 

único que recibirá con seguridad serán las regalías (8% en promedio), el impuesto 

a la renta (disminuido a raíz de las prebendas tributarias que se han aprobado en 

las últimas reformas), los derechos por uso del subsuelo y la transferencia de 

tecnología (estas dos últimas contribuciones son una bicoca). La participación por 

precios altos es incierta, porque está sujeta al tamaño de las reservas descubiertas, 

al factor de recobro y al comportamiento de los precios en el mercado.  
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Dentro de las prebendas tributarias está la eliminación del impuesto a la remesa 

(era el 7% de los dividendos girados a las casas matrices), el derecho a descontar 

las regalías antes de la renta líquida gravable (de esta manera el país recibe 

realmente el 75% de las regalías pagadas), y el poder descontar, también antes del 

impuesto a la renta, el 30% del valor de la inversión en activos. 

 

De los 172 contratos adjudicados para Exploración y Producción con participación 

del país en la producción, en 65 de éstos el Estado recibirá el 1%, en 25 el 2% y en 

16 el 3%. Es decir que en el 81por ciento de los contratos firmados por la ANH, 

prácticamente se regalará el petróleo que se descubra. En el otro 19% de los 

contratos se recibirá en promedio el 9% de la producción (después de regalías). 

Promediando la participación en la producción para el país, en los 351 contratos 

firmados por la ANH a diciembre 9 de 2013, ésta será de sólo el 4,19% (ver los 

anexos 1 y 2 del documento entregado por la ANH, los cuales corresponden a las 

respuestas de las preguntas 1, 2 y 3 del derecho de petición). Esta participación 

promedio es teórica, pues de 170 mil barriles diarios que producen los 172 campos 

que se han descubierto dentro de los bloques adjudicados por la ANH (102 

comerciales y 70 en prueba), el Estado Colombiano sólo está recibiendo el 0,31% 

(538 barriles día), por participación en la producción (ver en el anexo la respuesta a 

la pregunta 11 del derecho de petición y el anexo 4 de dicho documento). 

 

Debe aclararse que los bloques donde el Estado tiene alguna participación en la 

producción, éstos se adjudicaron mediante procesos competitivos, donde el 

ganador es quien ofrezca la mayor participación en la producción para el país (1% 

como mínimo) y se comprometa a hacer la mayor inversión en exploración (en caso 

de empate). En dichos bloques, a corte del 9 de diciembre de 2013, la ANH hizo 

inversiones, calentando las cuencas (fotogeología, magnetometría, gravimetría, 

geología de superficie, paleontología, geoquímica, pozos estratigráficos, sísmica y 

registros geofísicos), por 878’525.200 dólares; o sea el 60% de los casi 1.500 
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millones de dólares que ha recibido desde 2004 por precios altos, derechos por uso 

del subsuelo, transferencia de tecnología y participación en la producción (ver en el 

anexo las respuestas a las preguntas 9 y 10). 

 

Según la respuesta de la ANH a la pregunta 6 del derecho de petición, a corte del 

31 de diciembre de 2012, las concesionarias beneficiadas con bloques habían 

descubierto aproximadamente 150 millones de barriles de reservas probadas y 

certificadas, en 102 campos comerciales; y según el anexo 5 de la información 

entregada por la ANH, en 10 años las compañías operadoras han invertido 2.845 

millones de dólares en exploración, pruebas y desarrollo de los 172 campos 

descubiertos. Como ya se dijo, de esta inversión la ANH ha recibido cerca de 1.500 

millones de dólares; o sea que el país, a través de la ANH, ha recibido, en términos 

brutos, 10 dólares por barril descubierto; pero si la ANH ha invertido cerca de 900 

millones de dólares calentando las cuencas, realmente se han recibido 4 dólares 

por cada barril de las reservas probadas descubiertas.  

 

Estas cifras demuestran que es poco lo que las 146 empresas que se han 

beneficiado con bloques, han invertido efectivamente en exploración: 1.345 millones 

de dólares en 10 años. Esto es, menos de un millón de dólares por empresa por 

año; mientras que Ecopetrol invierte al año más de 500 millones de dólares en 

exploración. Con estos resultados, es mejor devolverle el subsuelo a Ecopetrol y 

que sea ésta la responsable de la exploración y de la política petrolera del país.  

 

 

3.5 STATE TAKE EN OTROS PAÍSES DE SUDAMÉRICA 

 

A diferencia de Colombia (38,62%), en Ecuador el State Take es del 87,25 por ciento 

(ver figura 7), pues allí las empresas petroleras (son contratistas más no 

concesionarias) están obligadas a venderle el crudo al Estado, quien se lo paga a 

32 dólares barril. Luego el Estado lo vende, a través de sus dos empresas estatales, 
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en el mercado internacional. Con los 32 dólares las petroleras cubren sus costos, 

que oscila entre 12 y 15 dólares el barril, obteniendo una utilidad de 17 dólares por 

barril en el peor de los casos.  

 

FIGURA 7. State Take en Ecuador 

 

            Fuente: Cátedra Política Petrolera, Ingeniería de Petróleos UIS 

 

El 15 por ciento de esta utilidad debe, la empresa petrolera, invertirla en las 

comunidades y sus empleados. Adicionalmente, debe pagar un impuesto sobre la 

renta del 25 por ciento. 

 

En Bolivia, donde los hidrocarburos están nacionalizados (toda la renta petrolera es 

para el Estado), el State Take de los antiguos contratos privados es del 72.7 por 

ciento en promedio, pues las compañías deben pagar el 50 por ciento de regalías y 

el 25 por ciento de impuesto sobre la renta (ver figura 8).  
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FIGURA 8. State Take en Bolivia 

 

            Fuente: Cátedra Política Petrolera, Ingeniería de Petróleos UIS 

 

En Venezuela el petróleo también está nacionalizado; sin embargo, las contratistas 

que operan allí deben entregarle al Estado la tercera parte de la producción como 

impuesto de extracción y regalías.  

 

Con las dos terceras partes que les queda cubren los costos, los cuales no superan 

los 16 dólares por barril (aquí en Colombia las operadoras reportan costos hasta de 

50 dólares), y luego deben pagar un impuesto sobre la renta del 50 por ciento. De 

esta forma el State Take para el Estado venezolano es del 70 por ciento, 

aproximadamente (ver figura 9). 
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FIGURA 9. State Take en Venezuela 

 

 

                Fuente: Cátedra Política Petrolera, Ingeniería de Petróleos UIS 

 

En Argentina tienen un esquema contractual parecido al anterior contrato de 

asociación que tenía Colombia. Allí las operadoras deben pagar un 12 por ciento de 

regalías en cabeza de pozo, y luego entregarle al Estado el 45 por ciento de la 

producción. La compañía después de descontar sus costos (no superan los 15 

dólares por barril) deben pagar un impuesto sobre la renta del 35 por ciento. De esta 

forma, la participación del Estado argentino en la renta petrolera es del 69,24 por 

ciento, aproximadamente (ver figura 10).  

 

Argentina no exporta petróleo líquido; toda la producción, incluida la participación 

de las compañías privadas, debe satisfacer la demanda interna, la cual el Estado 

paga al 50% del WTI. 
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FIGURA 10. State Take en Argentina 

 

 

             Fuente: Cátedra Política Petrolera, Ingeniería de Petróleos UIS 

 

En el Perú (un país gasífero como Bolivia), las regalías son el 37,8 por ciento y el 

impuesto sobre la renta del 30 por ciento. De esta forma el Estado se queda con el 

60,87 por ciento de la renta petrolera (ver figura 11).  

 

En Brasil (país al que Colombia le copió en 2003 algunos cambios en política 

petrolera), hasta el año 2013 las regalías eran del 11 por ciento (el uno por ciento 

es para los trabajadores), y el impuesto sobre la renta del 34 por ciento; quedándole 

al Estado, de esta manera, el 44,37 por ciento de participación en la renta petrolera 

(ver figura 12). Era un State Take muy parecido al de Colombia, pero allí las 

petroleras privadas no tienen prebendas tributarias y el Estado sí vigila los costos 

de producción y el correcto pago de los impuestos.   
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FIGURA 11. State Take en Peru 

 

 

             Fuente: Cátedra Política Petrolera, Ingeniería de Petróleos UIS 

 

 

Desde el año 2013 Brasil impuso un nuevo marco jurídico llamado “PARTILHA”, 

donde la exploración se hace a través de consorcios, en el cual Petrobras debe ir 

como mínimo en el 30% del mismo. Si se descubre petróleo, el Estado recibe el 

40% de la producción después de regalías, las cuales se mantienen en el 11%. Al 

incluir el impuesto a la renta del 34%, el State Take para Brasil llega al 78,38%, más 

bonos que se deben pagar en el momento de ser firmado el contrato (ver figura 13).  
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FIGURA 12. State Take en Brasil antes de Partilha 

 

 

         Fuente: Cátedra Política Petrolera, Ingeniería de Petróleos UIS 

 

FIGURA 13. State Take actual en Brasil 

 

 

                 Fuente: Cátedra Política Petrolera, Ingeniería de Petróleos UIS 
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Comparando con los demás países de Sudamérica, Colombia es el país con menor 

participación en la renta petrolera (38,62%), mientras que el State Take promedio 

mundial, según la Asociación Europea de Geofísicos e Ingenieros (EAGE), es del 

75%.  

 

Según la tabla 6 actualmente Ecopetrol participa con el 72 por ciento de la 

producción (directamente el 39,5 y el 32,5 lo recibe como participación del país -

incluye regalías- de los anteriores contratos de asociación); pero a futuro, si las 

actuales concesiones adjudicadas por la ANH dan fruto, la producción para el país, 

incluidas las regalías, teóricamente será del 12 por ciento en promedio.  

 

Tabla 6. Producción de petróleo en Colombia a 31 de diciembre de 2014 

 

 

                         Fuente: la autora- 

 

Solo basta con imaginar un escenario futuro en el cual se descubra un nuevo 

Cusiana o que se produzca un millón de barriles diarios provenientes de yacimientos 
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descubiertos a través de las concesiones modernas (cuando la producción de los 

yacimientos maduros haya declinado), para concluir que con el nuevo sistema 

concesionarios no se tiene garantizado el suministro interno, pues al país solo le 

correspondan 120 mil barriles (teóricamente). O sea que así se descubra petróleo 

a futuro, para cargar las refinerías se tendrá que importar petróleo, porque 

posiblemente las petroleras extranjeras no le vendan al país el suyo, como está 

pasando con el gas natural de la costa caribe, ya que el contrato firmando con la 

ANH no se les obliga a cubrir el suministro interno (ellos son libres de disponer de 

su crudo); y si lo venden, se les debe pagar a precio internacional y en boca de 

pozo. 

 

Otro gran lunar de la ANH es la no aplicación de funciones de vigilancia y control 

sobre las actividades, tanto técnicas como sociales, que realizan las petroleras, 

dejándolas a sus anchas; por lo cual vienen atropellando las comunidades y 

afectando el medio ambiente. La ANH debería contar con funcionarios inmaculados 

técnica y moralmente, que purifiquen los vicios que hoy tienen los organismos de 

control. Ello quedó plasmado en el Decreto Ley 1760 de 2003; sin embargo, la 

mayoría de sus funciones no se han cumplido, demostrando, en sus 10 años de 

funcionamiento, que el cambio en la política petrolera ha sido un fracaso 

estruendoso, al extremo de que hoy está en riesgo la autosuficiencia petrolera del 

país.  

 

O sea que con el traspaso de la administración del subsuelo, de Ecopetrol a la ANH, 

en vez de mejorar empeoramos, porque la entrega de bloques se convirtió en una 

sofisticada corruptela, al estilo del carrusel de la minería, a donde llegaron empresas 

de dudosa reputación; despojándole al país la mayor parte de la renta petrolera. 
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4. RESULTADOS SOCIALES Y AMBIENTALES 

 

 

La proliferación de contratos de exploración adjudicados por la ANH a más de 140 

empresas, la mayoría de dudoso origen, sin experiencia idónea y sin suficiente 

respaldo financiero, ha llevado a un descuadernamiento de la industria petrolera, 

con múltiples enfrentamientos con las comunidades del área de influencia. 

 

Algunos de los impactos más graves que viene generando la industria petrolera 

están en lo social y cultural; pues, junto con los taladros llegan personas de todas 

partes, afectando la identidad étnica, incrementando aceleradamente la población, 

con diferentes culturas y costumbres, alterando la riqueza cultural nativa, y sus 

actividades laborales, productivas y económicas. La industria petrolera trae consigo 

una serie de nuevas enfermedades, a las que no está adaptado el sistema 

inmunológico de los habitantes nativos, afectando comunidades enteras.  

 

Algunas de las nuevas empresas beneficiadas con bloques por la ANH, han sido 

tan irresponsables que han generado desplazamiento de nativos, disminuyendo 

consigo las áreas de cultivo y ganadería por escases de mano de obra (atentando 

contra la seguridad alimentaria). En las regiones petroleras se ha presentado 

economía inflacionaria al incrementarse los jornales, los arriendos y en general el 

costo de vida. Se ha generado un problema fiscal en los entes territoriales al 

incrementarse sus gastos, pues se debe cubrir la nueva demanda de servicios 

públicos (acueductos, electrificación, vivienda, alcantarillados, salud, educación, 

entre otros servicios básicos).  

 

Llegada de la industria petrolera trae consigo la prostitución, la drogadicción, el 

alcoholismo, la violencia intrafamiliar, los divorcios, el gaminismo, la indigencia, el 

raponazo callejero, etc. La proliferación de todos estos males sociales se debe a la 

ausencia del Estado quien se recuesta en las empresas petroleras y no atiende -
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con el desarrollo de programas educativos, preventivos, recreativos y de empleo 

alternativo- las necesidades que nacen a la par con la industria petrolera.   

 

La ausencia del Estado promueve la violencia y la anarquía, porque la población 

pierde la confianza y la credibilidad en las instituciones. La falta de oportunidades 

laborales para la población nativa es un caldo de cultivo para el reclutamiento de 

nuevos combatientes por parte de los grupos armados al margen de la ley, con lo 

cual se aleja el deseo de todos los colombianos por lograr la anhelada paz.  

 

La industria petrolera ha generado corrupción pública en los entes territoriales, por 

la llegada de dineros en forma de regalías; las cuales, fueron administradas por 

pésimos gobernantes, quienes llenaron sus bolsillos y dejaron viendo “un chispero” 

a sus habitantes. La población esperaba una compensación a todos los males, 

reflejada en una inversión social que nunca llegó. Las regalías se malgastaron en 

“elefantes blancos”, o sea, carreteras, mega-colegios, coliseos, hospitales, mangas 

de coleo, etc. Obras que ahora no podrán ser mantenidas, equipadas ni operadas, 

pues a raíz de la centralización de las regalías (acto legislativo 05 de 2011), no se 

cuenta con los recursos para pagar profesores, instructores, entrenadores, 

enfermeras, médicos, ni empleados. Igualmente, se construyeron importantes 

acueductos por donde a futuro no fluirá agua, pues los ríos se están secando por 

culpa del calentamiento global, la deforestación y el hidrodinamismo que genera la 

producción petrolera en los yacimientos con empuje natural de agua.  

 

Por otro lado, la industria petrolera generó una serie de recursos, por transferencia 

e impuestos, a las arcas del Gobierno Nacional, que fueron utilizados en burocracia, 

salud, educación, infraestructura vial y otras obras públicas que también 

alimentaron la corrupción.  

 

Ecopetrol, como empresa estatal, recibió una participación importante de la 

producción de petróleo, que utilizó para refinar y obtener los combustibles costosos 
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que le vende a los Colombianos, contribuyendo a los altos costos de producción 

que hoy tiene el sector industrial y la agricultura, limitando competitivamente la 

producción nacional en el mercado internacional; lo que ha llevado a los 

empleadores a pagar bajos salarios para ser competitivos, y por ende, 

disminuyendo el poder adquisitivo de los colombianos. 

  

La industria petrolera está dejando en las zonas de influencia un inmenso hueco 

lleno de desolación, violencia, pobreza, destrucción de frágiles ecosistemas con 

daños ambientales irreparables, y sobre todo, un gran repudio ciudadano por 

aquellos gobernantes y legisladores que años atrás fueron  seducidos, sobornados 

y extorsionados por lobistas que protegen los intereses de las grandes 

multinacionales. 

 

Por el lado ambiental se observa que las autoridades ambientales expiden licencias 

de forma irresponsable, sin aplicar controles serios, y ante los reclamos de las 

comunidades, responden que la misma ley permite a la industria petrolera cierto 

grado de contaminación, y que ésta se encuentra incluso por debajo de los 

parámetros establecidos. El meollo del asunto, gira un poco en torno a los 

funcionarios de estas entidades, quienes por sus pocos conocimientos técnicos, 

desconocimiento de la región, y su falta de sensibilidad ambiental, tienden una 

cortina de humo para ocultar la realidad del asunto.  

 

La sísmica ha generado daños al medio ambiente profundizando las aguas freáticas 

y superficiales, y ha debilitado la capa superficial del terreno en las zonas de ladera, 

generando erosión y derrumbamiento en época de invierno. La razón es que 

actualmente, la sísmica 3D se rige bajo una normatividad elaborada en 1996 y 1997 

para 2D, donde el volumen de explosivo utilizado no superaba los 1.000 gramos, y 

hoy se usan cantidades superiores a 3.000 gramos, por la profundidad de 

investigación requerida, y la exploración en zona montañosa, de topografía 

irregular, que requiere mayor carga para compensar la difusividad de la onda 
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sísmica. La distancia entre las detonaciones, que era de 200 metros, hoy es menor 

a 60 metros, haciendo imposible el cumplimiento de las distancias a acuíferos, 

nacederos, casas de adobe, etc., que contempla la normatividad actual redactada 

con el apoyo de la Asociación Colombiana del Petróleo; que de por sí es violatoria 

de la Ley 79 de 1986, donde se exigen distancias superiores a 200 metros para 

proteger los cuerpos y las fuentes de agua.  

 

La sísmica produce diaclasas continuas que desvían y profundizan las corrientes de 

agua, alterando la hídrica subterránea. Esta actividad exploratoria ha generado un 

rechazo radical por parte de los campesinos, presentándose frecuentes protestas y 

conflictos de orden público, que han amenazado la continuidad de proyectos 

exploratorios importantes para el desarrollo de la industria de los hidrocarburos en 

Colombia.  

 

Previo a la actividad de perforación se cambia por completo el paisaje natural, pues 

se deben hacer vías de acceso, plataformas o locaciones para montar el taladro y 

piscinas para lodos de perforación. Además de la remoción de suelos e impacto 

sobre las vías terciarias, generado por el tránsito de por lo menos 30 tractomulas 

que pesan más de 50 toneladas cada una (vías que en muchas ocasiones han sido 

asfaltadas con presupuesto departamental o municipal), se descapotan los 

pastizales y se talan los bosques. Estas actividades generan erosión en los terrenos 

de ladera; y en los terrenos planos (como los Llanos Orientales), durante la lluvia se 

produce arrastre de material hacia los morichales, los cuales desaparecen por la 

sedimentación.  

 

Ya durante la perforación del pozo, si se presentan brotes o reventones, se corre el 

riesgo de contaminar con lodos, los caños, los morichales, los humedales, los ríos 

y los pastizales. Estos lodos contienen químicos que son dañinos para la salud. 

Igualmente, si la cementación de las tuberías de revestimiento no es óptima, durante 

la etapa productiva del campo se pueden presentar canales por el anular entre la 
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tubería y la pared del pozo, por donde pueden migrar los hidrocarburos o el agua 

salada, desde la profundidad (yacimiento) hacia las formaciones superiores que 

contienen agua potable. Por ejemplo, el caso presentado recientemente en la 

vereda La Esmeralda del municipio de Acacias (Meta), donde más de 60 pozos 

artesianos de agua fueron contaminados con crudo del campo Chichimene. 

 

Finalmente, al terminarse la perforación, el abandono de la plataforma o locación 

puede ser poco amigable con el medio ambiente, dejando la zona descapotada, o 

con pastos importados que se mueren al poco tiempo. O, lo que es peor, dejan los 

sobrantes del lodo de perforación dentro de las piscinas construidas en el suelo, 

quedando como pasivos ambientales de gravísimo impacto, por los químicos 

dañinos que contiene. En ocasiones, cuando la lluvia es intensa, las piscinas se 

rebosan, arrastrando los lodos y aceites a los caños, ríos, cultivos y pastizales. 

 

Durante la etapa de producción, con los frecuentes derrames de petróleo, se han 

contaminado caños y ríos, se han perdido cultivos, se esterilizan las tierras y se 

secan los pastos, afectando la agricultura y la ganadería. Otros de los problemas 

ambientales causados por la industria petrolera, durante la etapa de producción de 

hidrocarburos, son el hidrodinamismo (el cual está provocando la disminución del 

caudal de los ríos, caños y quebradas, especialmente en la cuenca de los Llanos 

Orientales), el derrame de petróleo, la quema de gas, el polvo que genera las 

tractomulas en las vías destapadas y el vertimiento de las aguas residuales que se 

producen junto al petróleo. 

 

El hidrodinamismo ocurre en aquellos yacimientos petroleros que tienen algún 

acuífero activo que actúa como energía del mismo (el agua empuja el crudo desde 

la roca hacia los pozos), donde la formación o roca donde está el petróleo tiene 

continuidad lateral y presenta recarga volumétrica en algún punto en superficie. El 

fenómeno se detecta al comprobarse la alta producción de agua junto con el 

petróleo (el corte inicial de agua es alto y con el tiempo aumenta 
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considerablemente), la presión del yacimiento se mantiene constante (existe 

recarga: volumen de fluido que sale es reemplazado por otro fluido que entra al 

yacimiento), y el agua que se produce, junto con el petróleo, es dulce (punto de 

recarga en superficie, en ríos, quebradas, caños, lagos o lagunas). 

 

Este fenómeno se presenta en el 90% de los yacimientos petroleros que se explotan 

actualmente en los Llanos Orientales, y ha sido estudiado e investigado a nivel de 

doctorado y postdoctorado en el Instituto Francés del Petróleo y universidades de 

Inglaterra y Estados Unidos. 

 

La “combustión in situ” es otra operación que genera sismos y contamina los 

acuíferos subterráneos, con los gases que genera la combustión (sulfuro de 

hidrógeno, dióxido de carbono y dióxido de azufre), e hidrocarburos; los cuales 

migran por el anular de los pozos hasta los acuíferos superiores, al fracturarse el 

cemento con las altas temperaturas (superiores a 1000 grados centígrados), como 

ocurrió el piloto del proyecto Star, en el campo Quifa, departamento del Meta. 

 

Otros problemas son: la construcción de oleoductos y gasoductos, donde se 

intervienen los lechos de los ríos, de hacen cortes con zanjas de hasta tres metros 

de profundidad, disminuyendo el nivel freático y desviando el flujo de las aguas 

subterráneas poco profundas; la quema de gas, donde se generan gases tóxicos, 

se contamina auditivamente y se calienta la atmósfera del entorno; y el polvo que 

generan las tractomulas en las vías destapadas. 
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5. CONCLUSIONES 

 

 

Desde 2004 la ANH es la responsable, y no el Congreso de la República –como 

ocurre en todos los países petroleros del mundo-, de la formulación del sistema 

contractual para la exploración y explotación de hidrocarburos, volviendo desde el 

año 2004 al sistema concesionario, con una pérdida, por parte del país, del 50% de 

participación en la renta petrolera; pues antes de los gobiernos de Pastrana y Uribe 

se recibía más del 76% de la renta petrolera (State Take), mientras que con el 

contrato actual no se recibe más del 40%.  

 

El déficit en la oferta mundial de energéticos, alimentado por el crecimiento 

exponencial demográfico, el calentamiento global y el cenit de los hidrocarburos 

convencionales, ha llevado a las multinacionales petroleras a aceptar los cambios 

que han emprendido en la última década países como Ecuador, Venezuela, Bolivia, 

Perú, Argentina y Brasil, países donde la participación del Estado en la renta 

petrolera supera con creces la participación que Colombia tiene con el actual 

sistema contractual de E&P. 

 

El actual sistema concesionario está poniendo en riesgo la autosuficiencia petrolera, 

puesto que en más del 80% de los contratos firmados por la ANH, la participación 

del Estado en la producción (incluidas las regalías), no supera el 12%. Antes, con 

el contrato de asociación, al país le tocaba más del 60% de participación en la 

producción de hidrocarburos, sin asumir riesgos; hoy se encarga del calentamiento 

de las cuencas no petroleras. 

 

Como consecuencia de la política petrolera establecida desde la expedición del 

Decreto Ley 1760 de 2003, se han generado una serie de problemas con las 

comunidades, producto, generalmente de los graves impactos que la industria 

petrolera está generando al medio ambiente, la pérdida de los derechos 
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constitucionales sobre la soberanía, y la violación al derecho constitucional de las 

comunidades a la consulta, al consentimiento libre, previo e informado; lo cual ha 

causado descontento generalizado, llevando al caos social y al desorden público, 

con enfrentamientos entre la población y las autoridades, simplemente porque la 

normatividad actual atropella al pueblo y beneficia a las multinacionales. 

 

Lamentablemente cuando se trata de acatar y respetar la Constitución Política, de 

cumplir los tratados internacionales, o de someterse a los preceptos legales, surge 

el inevitable conflicto con los terceros interesados, por cuanto ellos esperan políticas 

flexibles sobre las exigencias ambientales que rodean los proyectos, sin tener en 

las futuras generaciones, y la urgencia mundial de contener la degradación 

ambiental del planeta. Igualmente, hay muchísima ausencia de voluntad política por 

parte de los parlamentarios para legislar con normas más estrictas, porque 

sencillamente son manipulados por el gobierno nacional y las multinacionales con 

el cuento de la bonanza petrolera. 

 

El pueblo colombiano hoy es testigo mudo de los recurrentes enfrentamientos entre 

las empresas petroleras y las comunidades (más de 440 en 2013), generalmente 

porque las operadoras y sus contratistas aplican malas prácticas o hace mal uso de 

las tecnologías, acabando o contaminando fuentes de agua, generando derrumbes 

en las fincas, reventando acuíferos confinados, secando humedales, interviniendo 

ríos o extrayendo, sin permisos o licencias, las aguas subterráneas poco profundas. 

 

Igualmente, algunas empresas operadoras, sin el debido control y vigilancia de la 

ANH, amparados en la ley de servidumbres petroleras (Ley 1274 de 2009), y en el 

hecho de ser una industria de utilidad pública, literalmente abren los broches de las 

fincas, amenazan con expropiación o multas de miles de millones a sus propietarios, 

si se oponen al ingreso de la sísmica o los taladros.  
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6. RECOMENDACIONES 

 

 

La industria petrolera en Colombia, social y ambientalmente pasa por su peor 

momento, y es urgente adoptar medidas que reparen el inmenso daño generado 

con el cambio del sistema contractual en exploración y producción; y ojalá pronto 

se reencuentre el rumbo de la decencia y la recta aplicación de buenas prácticas, 

de la cual jamás debería haberse extraviado. El cómo se llegue a esta solución es 

asunto del Congreso de la República a través de una ley orgánica de hidrocarburos, 

pero lo urgente e inaplazable es detener, a través de un manual de buenas 

prácticas, el derrumbe social y ambiental que está al borde del abismo. 

 

En aras de no perder la autosuficiencia en hidrocarburos, la política petrolera debe 

estar regida por una ley orgánica, que la blinde de los intereses particulares e 

internacionales, orientándola al interés nacional, para garantizarle a las futuras 

generaciones, las materias primas indispensables para el desarrollo e 

industrialización, al cual también tienen derecho. Ante el escenario, donde no se 

tiene garantizado a futuro el suministro interno de hidrocarburos, así hayan 

descubrimientos, el Congreso de la República debe tramitar también una reforma a 

la liquidación de regalías (ley 756 de 2002), volviendo por lo menos al 20 por ciento 

del contrato de asociación; y un buen porcentaje de éstas debe retornar a las zonas 

petroleras si se quieren evitar los actuales conflictos sociales que allí se viven.  

 

Se debe propender entonces, por discutir y aprobar una ley orgánica de 

hidrocarburos, concertada entre la academia, la industria, el gobierno, la clase 

obrera y el Congreso de la República; pues no se puede seguir con una política 

petrolera manejada por el gobierno de turno y direccionada a favor de las petroleras 

privadas. La política petrolera debe ser de interés nacional como lo es en todos los 

países petroleros.  
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También es deber del Congreso de la República, legislar para reglamentar y hacer 

cumplir los artículos 7º y 8º de la CP; ya que la explotación petrolera ha afectado la 

diversidad étnica y la riqueza cultural y natural (medio ambiente) del territorio 

nacional; se ha violentado el derecho constitucional a gozar de un ambiente sano 

(art. 79 de la CP), y se han afectado las reservas naturales y las fuentes de agua, 

como lo demuestran las secuelas que ha dejado esta industria a lo largo y ancho el 

país. Esta ley orgánica debe exigir el endurecimiento de la normatividad que 

reglamenta las áreas protegidas del territorio  colombiano, así como las zonas de 

exclusión y restricción, pues los derechos colectivos están por encima de los 

intereses particulares y económicos del Gobierno y las multinacionales (existen 

fallos de la corte constitucional en ese sentido). 

 

Es urgente que el país cuente con una ley ambiental más exigente para la 

exploración y explotación petrolera, sobre todo en zonas visiblemente sensibles 

como lo es la Orinoquía y la zona alta de la cordillera oriental; donde se establezcan 

directrices en pro de mitigar los impactos ambientales, económicos y sociales de las 

zonas de influencia; pues, desde sus inicios la industria petrolera ha afectado 

significativamente a las comunidades y al ecosistema, vulnerando algunos 

derechos, garantías y deberes contemplados en la Constitución Política (CP) y la 

legislación colombiana.  Por ejemplo, para mitigar el impacto del hidrodinamismo 

el gobierno debe legislar exigiendo cero vertimientos, lo cual obligaría a la industria 

petrolera a reinyectar el agua; la cual debe hacerse al mismo yacimiento y no a otras 

formaciones superiores, para evitar otro gravísimo impacto: la contaminación de los 

acuíferos potables de poco profundidad. 

 

Dentro de otro contexto, hoy la locomotora minero energética es la protagonista de 

la economía del país, por lo cual es prioritario y esencial establecer una carta de 

navegación con políticas serias a largo plazo que garanticen, por un lado, los 

recursos suficientes al fisco nacional y regional, para el desarrollo industrial, 

económico y social; y por el otro, la seguridad energética con sostenibilidad 
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ambiental.  Igualmente, ante la futura panorámica mundial, con una eventual crisis 

energética a la vista, los recursos naturales se han convertido en estratégicos para 

el desarrollo sostenido de los pueblos, por lo cual su explotación sostenible y 

regulada es clave para enfrentar el futuro. De la misma manera, ante la amenaza 

de un déficit fiscal profundo, por una muy posible crisis económica futura, es 

necesario blindar la empresa estatal -Ecopetrol S.A- del muy probable aumento 

privatizador por parte del Ejecutivo, ya que su función es esencial para garantizar la 

soberanía y seguridad nacional.  
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ANEXOS 

 

ANEXO A. SOLICITUD DE INFOEMACION  
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ANEXO B. RESOLUCION N° 18 1706 DE DICIEMBRE 23 DE 2003 
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ANEXO C. INFORMACION DETALLADA SOBRE LOS CONTRATOS PETROLEROS QUE SUSCRIBE LA 

ANH 
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ANEXO D. CAMPOS DESCUBIERTOS E&P CON DECLARACIÓN DE COMERCIALIDAD 
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ANEXO E. CAMPOS DESCUBIERTOS EN CONTRATOS E&P EN EVALUACIÓN 
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ANEXO F. CONTRATO E INVERSION 
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ANEXO G. CAMPOS DE CONTRATOS E&P NO COMERCIALES 

 

 


