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Resumen

Tomando en cuenta que el 90% de las reservas de gas de Venezuela están asociadas al petróleo, se describe el cálculo de las reservas de petróleo  y gas asociado. Se hace un análisis de las cifras de reservas de petróleo desde el año 1975 hasta el 2003 y de los incrementos ocurridos en ese período, haciendo referencia a las inconsistencias que expertos internacionales encuentran, y de las explicaciones que da el Ministrio de Energía y Petróleo (MEP) y Petróleos de venezuela sobre los cambios ocurridos en los  años 80.  Se mencionan casos recientes aparecidos en la prensa internacional sobre nuevos incrementos de reservas, esta vez impulsados por la necesidad de crear confianza financiera en esos países. 

Se explica la Ley de Hubbert para establecer la producción pico de petróleo convencional que alcanzará un yacimiento, campo o país, así como su relación con las reservas remanentes. Se  propone que dicha Ley sería un método sencillo para analizar las reservas remanentes de petróleo y gas de la mayoría de los campos de Venezuela. Se destaca el interés de la Agencia Internacional de Energía y de las propias Naciones Unidas sobre el tema.

Se presentan las reservas de gas asociado, su relación con los diferentes crudos que se producen y al gas inyectado, y los posibles cambios que ocurrirían en estas de revisarse las reservas de petróleo.  Se propone que el MEP, se aboque de inmediato a preparar las respectivas políticas en materia de reservas, que se desprenden de este trabajo.  Estas políticas deben ser incorporadas a la brevedad a la normativa sobre la materia. Finalmente, se listan las oportunidades para las sociedades profesionales y los particlares en materia de reservas. Considerando la poca literatura que hay en Venezuela sobre el tema, se presenta abundante referencias bibliográficas, que servirán para estudiar la situación de las reservas de hidrocarburos de Venezuela,  y de otros países productores.
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I. Introducción

La edición especial correspondiente al mes de septiembre de 2004 de la acreditada revista Scientific  American  publicó un trabajo destacado sobre la crisis petrolera que se avecina, al acercarse la fecha en que se alcanzará la producción pico de petróleo, momento a partir del cual la producción comenzará a declinar, por lo que el preciado recurso energético se hará cada vez más costoso. La discusión entre los expertos gira sobre la cifra de reservas remanentes de petróleo de cada país.
 En ese trabajo se informa de la aparente revisión que efectuaron en los años 80 seis países de la Organización de Países Exportadores de Petróleo (OPEP), incluida Venezuela,  en sus cifras de reservas de petróleo, con el objetivo aparente de incrementar sus cuotas de producción de petróleo.  Anteriormente, en el mes de junio de 2004, la otra no menos afamada publicación internacional National Geographic dedicó 30 de sus páginas al mismo tema. 
El artículo en cuestión tenía el sugestivo título de “The end of cheap Oil”.  Más recientemente se publicó el best seller   “The end of Oil”, del  experto en materia energética Paul Roberts, donde también destaca la situación de las reservas de Venezuela y de otros países de la OPEP, añadiendo que esos países petroleros no han anunciado descubrimiento significante alguno ó mejoras en sus tecnologías de poducción durante 1980 ó 1990 que jusifiquen los aumentos de reservas que presentan. Por lo demás, el libro de Roberts contiene por lo menos 39 referencias a Venezuela. 
Considerando lo aparentemente delicado del tema, a continuación se explica brevemente el objetivo de  éste trabajo, para dejar claro de que se trata. En primer lugar,informar al público profesional  interesado y a las sociedades profesionales con sede en Venezuela, sobre un tema que interesa a todos lo venezolanos, y así promover la discusión sobre las reservas de gas y petróleo de Venezuela, al nivel más profesional posible.  Se destaca que sobre el tema de las reservas no hay mayor literatura en Venezuela, diferente a la oficial. Solo se conoce lo que aparece en el órgano estadístico oficial del MEP, Petróleo y Otros Datos Estadísticos - PODE, en las Memorias y Cuenta del MEP y en las publicaciones institucionales de Petróleos de Venezuela, y lo que profesionales como Aníbal Martínez (el más prolífico autor sobre el tema), Juan Roger y Simón Antunez, en representación oficial, han llevado a los eventos internacionales, y presentado en eventos muy puntuales en las sociedades profesionales. 
Las instituciones mencionadas no han publicado información suficiente sobre el análisis de la calidad de las reservas, si no mayormente sus publicaciones están dedicadas a las definiciones y conceptos que giran  alrededor de ellas. Se encuentran las cifras y las definiciones, pero no el análisis de tales cifras, tampoco propuestas técnico – económicas  para su validación, certificación y explotación, así como para elaborar políticas públicas de Estado relacionadas con las reservas. Debe quedar claro que tanto los representantes del MEP como de PDVSA relacionados con el estudio de las reservas en el pasado, han realizado sus mejores esfuerzos para manejar el tema, y presentar las cifras que se conocen como oficiales. 

 El mensaje de este trabajo gira alrededor de los siguientes puntos: 

1. Venezuela es un país importante por sus reservas de hidrocarburos. 

2. Esas reservas serán explotadas tanto por PDVSA, como por las empresas independientes que ya operan en el país,  entre ellas las que recibieron licencias para producir gas no asociado en la Plataforma Deltana y en el Golfo de Venezuela, las que esperan recibir la licencia para producir las reservas de gas de Paria
3. La calidad de las reservas obliga a que se desarrollen programas concretos para las mismas, en especial para las de crudos extrapesados y para las de gas. Es decir,  hay que promover la consecución de acuerdos y negociaciones con países y empresas, porque eso toma tiempo. Estamos hablando de la necesidad de construir importantes complejos (tipo Jose) en Venezuela y el exterior para mejorar, procesar y refinar esos crudos y sus derivados. Con respecto al gas hay que acelerar el desarrollo de las reservas de gas libre, así como producir el gas asociado de los yacimientos petrolíferos altamente agotados. 

4. Hay que desarrollar políticas públicas de Estado consistentes en el tiempo, para sacarle el mejor provecho a esos recursos
5. Es necesario crear un Ente Petrolero (tipo la Agencia Nacional del Petróleo - ANP brasilera) para que sea el encargado de manejar en la práctica todo lo relacionado con las reservas y su explotación, ya que el rol del MEP  debe ser solamente el de hacer las políticas públicas para el desarrollo del sector (proponer las leyes y preparar decretos para que la industria de los hidrocarburos funcione eficientemente en función del desarrollo de la industria). 

6. Interesar sobre este tema tan importante a las sociedades y a los profesionales venezolanos, para que den sus aportes alrededor del mismo. 

Se plantea una situación técnica de relevante importancia para las empresas productoras de petróleo y gas natural, en especial en  el momento actual cuando varias de las más importantes empresas petroleras del mundo, privadas y estatales, han corregido hacia abajo sus cálculos de reservas de hidrocarburos, con el consecuente impacto sobre el valor y la capitalización de estas empresas en las bolsas de valores mundiales, afectando de manera sensible el patrimonio de los accionistas. A la vez que algunos países están anunciando importantes aumentos de sus reservas. El cálculo de las reservas de hidrocarburos, el tratamiento, uso y publicación de esos cálculos, representa un factor clave para la determinación de la seriedad y fortaleza de las empresas petroleras, de los países productores y de la economía en general.

Venezuela, como uno de los principales países productores de hidrocarburos y en su carácter de propietaria y accionista exclusiva de Petróleos de Venezuela, S.A. (PDVSA), una de las empresas petroleras internacionales con mayor volumen de reservas, está sujeta al escrutinio y evaluación de los analistas y mercados internacionales, y la valoración de esa información es clave para la solicitud y obtención de financiamiento internacional y, en consecuencia, para la determinación del costo que se debe pagar por ese financiamiento. 
Las inconsistencias y errores  observados en la información de reservas de las principales empresas petroleras mundiales podrían derivarse, en nuestro entender, de posiciones técnicas, gerenciales, financieras y políticas, como lo son: el uso o interpretación de las definiciones de reservas; el interés de directivos y gerentes de algunas empresas para mejorar su posición en las bolsas de valores; y del interés de los países productores para mantener y mejorar su influencia en las decisiones sobre cuotas de producción, precios de los hidrocarburos y para atraer inversiones.

II. Definiciones

Para  comprender con mayor precisión a partir de qué definiciones y premisas se realizan los cálculos de las reservas de petróleo y gas, la causa de las diferencias que pueden existir como consecuencia de las interpretaciones técnicas de tales definiciones, así como  las revisiones de que son objeto las cifras de reservas informadas por los países y las empresas petroleras. 

Se presenta a continuación las más importantes definiciones generales, internacionales y venezolanas relativas a esta materia.

II.1. Definiciones Generales:

El diccionario de Oxford (1995) define “Reserve” (Reserva) como “thing reserved for future use” (cosa reservada para uso futuro), mientras el Diccionario de la Lengua Española (XXII edición, 2001) que publica la Real Academia Española (DRAE) define “Reserva” en su 5ª acepción como …“Acción de destinar un lugar o una cosa, de un modo exclusivo, para un uso o una persona determinada”; y en la 15ª acepción lo hace sinónimo de “Recursos”, como …“elementos disponibles”. Sí se busca el significado de “Recurso” en el DRAE se encontrará en la 7ª acepción: …”Conjunto de elementos disponibles para resolver una necesidad o llevar a cabo una empresa”.

Las definiciones técnicas más generales que se encuentran en la literatura especializada, como por ejemplo la que produce la American Association of Petroleum Geologists (AAPG) 
 relativas a los términos Recursos y Reservas de hidrocarburos, están acordes con las definiciones a que se hizo referencia, que publican los diccionarios, diferenciando que los Recursos son todas las acumulaciones de hidrocarburos que existen en una estructura (recuperables o no), mientras las Reservas se refieren específicamente a los recursos recuperables de un yacimiento muy bien delimitado, veamos:

II.2. Definiciones Internacionales

Considerando que las “definiciones generales” antes descritas, se han prestado a un sin número de interpretaciones en el tiempo, las organizaciones Society of Petroleum Engineers (SPE) de los EE.UU. y el World Petroleum Congress (WPC), en línea con la AAPG y la SEC realizaron un extenso trabajo durante 4 años (1994-1997)
  y produjeron las definiciones de reservas más completas existentes hasta la fecha, que son las que utiliza la mayor parte de las empresas y gobiernos:

Reservas Probadas: Estas se definen como, “Aquellas cantidades de petróleo que, por análisis geológicos  y los datos de ingeniería, pueden estimarse con razonable certeza que serán recuperables comercialmente, de una fecha dada hacia adelante, de yacimientos conocidos y bajo las condiciones económicas actuales, siguiendo métodos operacionales en práctica  y regulaciones gubernamentales vigentes. . . Si se usan métodos determinísticos para los cálculos, el término razonable certeza expresa un grado alto de confianza que las cantidades calculadas  se recuperarán. Si se usan métodos probabilísticos, debe haber por lo menos un 90% de probabilidad que las cantidades reales recuperables serán iguales  o excederán los estimados. 

El establecimiento de condiciones económicas actuales debe incluir precios históricos representativos del petróleo y los costos asociados, y puede involucrar un período promedio que es consistente con el propósito de la estimación de las reservas, apropiadas obligaciones contractuales y los procedimientos corporativos y regulaciones gubernamentales, que involucran  las reservas que se están reportando.”

Para el caso de Venezuela, se añadiría que al tratar de incorporar los petróleos no convencionales,  a las reservas de una empresa o país, habrá que considerar que más importante que producirlos, como lo establece la definición, será la factibilidad de procesarlos para mejorarlos y luego disponer de la capacidad de refinación adecuada, necesaria  para obtener los productos que requiere el mercado.  Para contabilizar esos crudos como reservas tendrán que considerarse la construcción de nuevas unidades de mejoramiento y refinación. 
En el caso de los bitúmenes naturales, su contabilización como reserva presenta otras dificultades, ya que tendría que considerarse igualmente su oportunidad real de comercializarlos como combustible primario, sin pasar por procesos de mejoramiento o refinación. Entre los crudos no convencionales identificados a nivel mundial se pueden considerar el crudo extrapesado y el bitumen natural producidos en la faja Petrolífera del Orinoco, este último para la producción de Orimulsión®, las arenas bituminosas o arenas de alquitrán  (“tar sands” o “oil sands”) típicas de la provincia de Alberta en Canadá, o los esquistos de petróleo que se encuentran en  los EE.UU. y Rusia,

Reservas probables: Esta categoría incluye, “Aquellas reservas no probadas que los análisis geológicos y los datos de ingeniería sugieren que es muy probable que no sean comercialmente recuperables. En este contexto, cuando se usan los métodos probabilísticos, debe haber por lo menos un 50% de probabilidad que las cantidades reales a  recuperar,  igualarán o excederán las reservas probadas más las reservas probables.”

 Reservas posibles: Según las nuevas definiciones estas serán, "Aquellas reservas no probadas  que los análisis geológicos y los datos de ingeniería sugieren que serán posiblemente menos recuperables  que las reservas probables. En este contexto, cuando se usan los métodos probabilísticos, debe existir por lo menos un 10% de probabilidad que por lo menos las cantidades reales a recuperar serán iguales o excederán las reservas probadas más las probables más las posibles estimadas." 

A pesar de existir estas sólidas definiciones, parece que todavía se está lejos de resolver el problema de lo que se considera reservas. Veamos la sería observación del especialista L.F. (Buzz) Ivanhoe
, quien analizando las reservas que presenta anualmente la revista especializada  Oil and Gas Journal (O&GJ), dice:

…”el análisis de las reservas mundiales de petróleo es altamente engañoso. Cualquier estudio serio requiere que todas las reservas presentadas, se basen en data similar para todos los países, para evitar comparar peras con manzanas… los últimos números del O&GJ muestran 65 de un total de 95 países  productores con las mismas cifras de reservas entre un año y otro. No hay indicios de que quieran separar “reservas probadas” de “recursos”. Los peores violadores son los países de la OPEP, los cuales han reportado idénticas reservas durante los últimos 10 años. ¡Otro  caso es el de Rusia que presenta un número entero seguido de 7 ceros!  En cambio México que acogió la metodología de la SEC redujo sus reservas de 40 Gb  (millardos de barriles) a finales de 1997 a 28,3 Gb a finales de 2000 y a 12,6 Gb a finales de 2002… el O&GJ le añadió 174,8 Gb de arenas bituminosas a las reservas del año pasado de Canadá que eran de 5,2 Gb”…

Mientras tanto otro especialista el profesor Bill Kovarik 
 parece no hacer caso a cualquier tipo de cifra o definición, y en forma drástica y tajante, tratando que las cifras de reservas no se manipulen declara: 
…”Las reservas probadas no son una medida de suministro futuro”…

II.3. Definiciones en la normativa venezolana

En concordancia con las definiciones internacionalmente aceptadas, el  Ministerio de Energía y Minas ha establecido las definiciones oficiales para Venezuela y aparecen cada año en su informe Petróleo y Otros Datos Estadísticos (PODE)
  Por supuesto, son las que utilizaba la desaparecida Coordinación de Exploración y Producción de Pdvsa.  

Presentadas las definiciones, tanto internacionales como las utilizadas en Venezuela, se puede concluir que el carácter de reserva probada de un recurso de hidrocarburo lo define la factibilidad de producirlo en el tiempo bajo las condiciones técnicas y económicas existentes para la fecha de su determinación. 
Vale destacar que de acuerdo a la definición arriba descrita, las reservas probadas se podrían incrementar simplemente suponiendo que los ingenieros de yacimientos  y los geólogos cambian las condiciones técnicas y/o las económicas de alguna porción de las reservas probadas y/o probables. Por supuesto tienen que existir estas últimas, para que ello ocurra en ese caso. 
III. Cálculo de las reservas de petróleo y de gas asociado
La metodología aprobada por el MEP, que se utiliza para calcular el número que representará las reservas probadas, tiene dos componentes. Uno de carácter netamente físico y otro de carácter económico. Estos componentes a su vez están conformados por una serie de variables no muy fáciles de determinar
, 
   y a la vez factibles de modificar una vez establecidos. Hay varios métodos para calcular las reservas:
III.1 Métodos volumétricos

El método volumétrico para calcular las reservas de petróleo y gas es el más sencillo, trabaja con las propiedades de los fluidos y la roca reservorio ó yacimiento que los contienen. Hay un término inicial que es necesario calcular: el petróleo original en sitio - POES, es decir, la cantidad total de petróleo existente en determinado yacimiento, que luego, al multiplicarlo por el factor de recobro obtendremos las  reservas primarias  recuperables.  

III.2. Métodos numéricos

 Adicionalmente a los métodos volumétricos, de curvas de declinación, y los de balance de materiales, que podemos identificar como manuales, existen hoy en día los métodos numéricos, que manejan los potentes simuladores que se han desarrollado para tal efecto, para predecir el comportamiento de los yacimientos, y por ende sus reservas remanentes recuperables. Los simuladores pueden ser de una, dos o tres dimensiones, siendo estos últimos los más sofisticados 8.

Como referencia, se presentan los valores promedio de recobro de petróleo por mecanismos primarios de producción10 que se utilizan como referencia en la industria petrolera, calculados por los métodos antes señalados:
Gas en Solución                         5  a    20  %

Empuje de la Capa de Gas       20  a   40  %

Empuje de Agua                        30  a   60  %

Segregación Gravitacional         25  a   80  %

Hasta aquí se han calculado las reservas recuperables por mecanismos primarios de producción. Adicionalmente hay un volumen importante del POES  que puede ser producido con métodos de recuperación secundaria y terciaria, tales como la inyección de  gas, agua, gas y agua combinados, la inyección de polímeros, CO2,  surfactantes, GLP,  vapor, etc.
  La decisión de aplicar métodos de recuperación adicional, va a depender de los parámetros económicos que entran en juego en el negocio, en especial los relacionados con los precios del petróleo y del gas natural, que al final son los que van a servir para decidir sí lo que en algún momento se consideró como reserva probable, será producible o no, es decir, convertirse en reserva probada.  
Establecidas las reservas recuperables y tomadas las decisiones económicas respectivas, viene el proceso de establecer el modelo óptimo de explotación del yacimiento, modelo este asociado al tipo, número, arreglo y ubicación de  los pozos a perforarse durante la vida del yacimiento, ya que estos representan la mayor inversión a realizarse para explotar las reservas. 
Vale recordar que en teoría un solo pozo bastaría para drenar totalmente las reservas de un yacimiento, pero el tiempo de explotación sería infinito, y por supuesto no económico. Es práctica actual que cada pozo produzca a su máxima capacidad, controlando solamente la producción de gas y agua, para no desperdiciar la energía natural del yacimiento y reducir los costos de reparación de los mismos.

Resumiendo, establecido el factor de recobro final, incluyendo la recuperación secundaria y terciaria, queda claro que solamente una porción de todo el petróleo descubierto puede ser recuperado (más adelante se informa que mundialmente el factor de recobro del petróleo está en 30%), sencillamente porque después de un nivel de producción acumulada, el petróleo remanente no es movible, por la forma como interactúan los fluidos del yacimiento con las características de la roca que sirve como reservorio. Este es un punto donde las tecnologías de recuperación terciaria lucen que están llegando a su límite… a menos que cambien algunos paradigmas.

En el caso de Venezuela las cifras de reservas remanentes ya incluyen las estimadas a producir con recuperación secundaria. El factor de recobro promedio de los crudos condensados, livianos y medianos de Venezuela es de 30%, y en el Plan de Negocios de PDVSA 1999-2008 se planificó elevarlo a 35%, con lo cual se estaría dejando en los yacimientos el 65% del petróleo descubierto. Por cierto, a nivel  mundial el promedio también está en 30% (ver http://www.gasandoil.com/goc/features/  de 08 09 04). Es decir,  que de cada 100 barriles que se descubren solamente se estima se recuperarán 30 barriles. 
En el caso de la Faja Petrolífera del Orinoco el factor de recobro que se está utilizando es de 9,6%, acorde con presentación de PDVSA en la Convención Internacional de Gas de Venezuela en 2001 . Para los menos entendidos en la materia petrolera debe ser preocupante éste alto porcentaje de petróleo que los ingenieros dejan en el subsuelo, después de todos los esfuerzos económicos que se requirieron para descubrirlo.
IV. Revisión de las reservas en Venezuela
A continuación se analizan los elementos que se utilizan para modificar las reservas remanentes en Venezuela.  A partir de estos conceptos se hará un análisis de la evolución de los cambios experimentados en las cifras de reservas reportados por el Ministerio de Energía y Petróleo durante el período 1976 – 2003, y en fechas más específicas. Igualmente, se  presentarán las explicaciones dadas por el vocero oficial  y por la estatal petrolera. Así como las observaciones realizadas por algunos expertos internacionales.
IV.1
Elementos para la revisión de las reservas

 En Venezuela el Ministerio de Energía y Petróleo en sus “Definiciones y normas de las reservas de hidrocarburos”, publicadas en octubre 2000, ha establecido tres conceptos para la modificación de reservas cuyas definiciones pueden leerse en cualquier edición del  PODE. Resumiendo se definen  como sigue: 

1. Los descubrimientos, que son las reservas de petróleo crudo, bitumen natural, condensado natural,  y gas natural que el juicio técnico permite asignar con razonable certeza a aquellos yacimientos recién puestos en evidencia por un pozo exploratorio y/o de avanzada descubridor.

2. Las extensiones, que son volúmenes de petróleo que se añaden a las reservas probadas como resultado de la terminación o completación de pozos fuera del área probada, es decir, por la actividad de pozos de avanzada

3. Las revisiones,  que son cambios positivos o negativos del volumen de reservas probadas de un yacimiento, como consecuencia de su comportamiento, de la reinterpretación de sus parámetros, de una reinterpretación geológica o de proyectos de recuperación secundaria. 

Con respecto a estos tres conceptos, vale destacar que las extensiones por la perforación de pozos de avanzada y las revisiones por la incorporación de nuevos proyectos de recuperación adicional, en muchos casos las empresas incorporan volúmenes importantes de reservas de antemano por esos conceptos, y luego dichos planes no se materializan, pero los barriles incorporados no son deducidos en su oportunidad. Esta es de las actividades que debe vigilar rutinariamente en Ente petrolero antes de publicar periódicamente las reservas remanentes del país. 
Adicionalmente a estos tres conceptos para incorporar o reducir las reservas, más recientemente el MEM incorporó el concepto de reparación y recompletación de pozos que adicionan reservas, generalmente clasificadas como probables.  

A continuación se analizará cual ha sido el aporte de estos tres conceptos en el balance de reservas probadas de Venezuela desde 1976 hasta el año 2002.

IV.2. Sobre los cambios de reservas en Venezuela

Las reservas de petróleo de Venezuela pasaron de 18.390  millones de barriles (MMB) reportadas para finales de 1975 - año de la “Nacionalización” de la industria  de los hidrocarburos
 -  a 77.306 MMB para finales de 2002, incluyendo condensados de formación y bitumen para la producción de Orimulsión® . Sobre la calidad de las reservas, el MEP  ha establecido en la Normas, desde 1964, los rangos de gravedades API que deben regir para los diferentes crudos que se producen en Venezuela (los condensados y bitúmenes fueron incorporados posteriormente):
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Es importante señalar que del total de reservas que se declaró tenía el país para fines del año 2002, el 76% (52,8 MMMB) corresponde a crudos pesados y extrapesados, con gravedades hasta 21,9º API  y solamente el 24% (24,4 MMMB) a crudos medianos, livianos y condensados, es decir,  de gravedades mayores a 21,9º API.  Sobre la importancia de tomar en cuenta estas relaciones porcentuales y sus implicaciones para tomar decisiones sobre la forma de producirlas, se discutirá más adelante.
Ahora bien, del total de reservas de crudos pesados y extrapesados presentadas, el 67% (35,4 MMMB) corresponden a los extrapesados y solamente 33% (17,4 MMMB) a los pesados. Estas relaciones deben ser tomadas en cuenta en la propuesta para validar las reservas de gas, ya que a estos crudos  se le están asignando volúmenes importantes de gas asociado.

A continuación se analizará como han cambiado las reservas remanentes desde el año de la “nacionalización”, haciendo énfasis en los períodos 1976-1988 y 1989-2002, como se muestra en la Tabla Nº 2:

TABLA Nº 2
VENEZUELA RESERVAS DE PETROLEO 1976 – 2002

(Millones de barriles)
	

	
	 1976-1988
	 1989-2002
	 1976-2002

	
	MMB
	%
	MMB
	%
	MMB
	%

	
	
	
	
	
	
	

	Inicio período
	18.390
	-
	58.504
	-
	18.390
	-

	Incorporaciones
	49.621
	100,0
	32.777
	100,0
	82.398
	100,0

	   Descubrimientos
	6.756
	13,6
	3.434
	10,5
	10.190
	12,4

	   Extensiones
	3.572
	7,2
	2.270
	6,9
	5.842
	7,1

	   Revisiones
	39.293
	79,2
	27.073
	82,6
	66.366
	80,5

	Producción acumulada
	(9.507)
	-
	(13.975)
	-
	(23.482)
	-

	Fin período
	58.504
	-
	77.306
	-
	77.306
	-


· Durante el período 1976 – 1988 se incorporaron 49.621 MMB de reservas, de las cuales el 13,6% fue aportado por descubrimientos, gracias a la perforación de 395 pozos exploratorios, 7,2% por extensiones y 79,2% por revisiones. Al descontar la producción acumulada de 9.507 MMB, las reservas remanentes para el 31 de diciembre de 1988 se situaron en 58.404 MMB. En el período en cuestión se descubrieron 40 campos petrolíferos. 
· Por otra parte, durante los últimos 14 años (1989 – 2002), las incorporaciones totalizaron 32.777  MMB, con un aporte de 10,5% por descubrimientos, con la perforación de 71 pozos exploratorios, 6,9% por extensiones y 82,6% por revisiones. Aquí vale la pena destacar que a nivel mundial estadísticas relacionadas con las 10 empresas petroleras más grandes informan que durante período 1993 – 2002 los descubrimientos con actividad exploratoria representó el 50% del incremento de reservas, correspondiéndole el otro 50% a  las revisiones en general
. Por lo que luce alto los volúmenes incorporados por revisiones en el caso de Venezuela. Esto debe ser motivo de revisión en el pocos de validación de las reservas que se propone en este trabajo. 
· La producción acumulada ascendió a 13.975 MMB y las reservas remanentes para finales del año 2002 se situaron en 77.306 MMB. (Esta cifra difiere en unos 140 MMB  con relación a la información presentada a la SEC).  Según el PODE  de 1989 en ese año se hizo el descubrimiento del último campo petrolífero de Venezuela. Aunque la página Web de PDVSA  
  informa de descubrimientos más recientes.
· Resumiendo, durante el período 1976-2002 se incorporaron reservas probadas de 86.610 MMB, de las cuales el 12,3% fue aportado por los descubrimientos, 7,1% por extensiones, y un significativo 80,6% por “revisiones”.  Los detalles de los cambios anuales experimentados en las cifras de reservas durante el período 1975-2002, discriminadas por descubrimientos, extensiones y revisiones, se presentan en la serie estadística preparada por el autor (TABLA  Nº 3)
TABLA Nº 3  CAMBIO EN LAS RESERVAS,  PRODUCCIÓN ANUAL REVISIONES Y 
DESCUBRIMIENTOS DE CAMPOS (a) MMBls

	AÑO
	DESCUB.
	EXTENSIONES
	REVISIONES
	TOTAL  RESERVAS
	PRODUCCIÓN  ANUAL
	POZOS  **  EXPLORATORIOS
	DESCUBRIMIENTO DE NUEVOS CAMPOS

	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	

	1975
	132
	157
	396
	18.390
	856
	34
	0

	1976
	107
	176
	377
	18.223
	840
	39
	1

	1977
	113
	63
	459
	18.035
	817
	43
	0

	1978
	88
	107
	780
	18.277
	790
	45
	0

	1979( )
	236
	235
	758
	18.524
	860
	58
	5

	1980
	176
	151
	1.629
	19.687
	793
	43
	5

	1981
	252
	176
	799
	20.144
	770
	21
	5

	1982
	1918  *
	1.900
	1.308
	24.578
	692
	67
	3

	1983
	667
	139
	1.160
	25.887
	657
	8
	3

	1984
	826
	132
	1.843
	28.028
	660
	14
	7

	1985
	297
	20
	1.598
	29.330
	614
	4
	5

	1986
	723
	57
	26.065
	55.525
	654
	2
	2

	1987
	1.138
	92
	1.991
	58.083
	664
	9
	1

	1988
	215
	324
	584
	58.504
	696
	8
	3

	1989
	395
	0
	839
	59.041
	697
	8
	2

	1990
	506
	68
	1.219
	60.054
	780
	4
	***

	1991
	376
	23
	3.068
	62.649
	872
	2
	***

	1992
	383
	197
	976
	63.330
	875
	0
	0

	1993
	290
	142
	1.589
	64.448
	903
	8
	***

	1994
	216
	143
	1.025
	64.877
	955
	11
	***

	1995
	262
	151
	2.061
	66.329
	1.022
	9
	***

	1996
	313
	333
	6.781
	72.667
	1.089
	12
	***

	1997
	251
	372
	2.794
	74.931
	1.153
	11
	***

	1998
	120
	85
	2.187
	76.108
	1.215
	1
	0

	1999
	140
	99
	1.621
	76.852
	1.116
	0
	***

	2000
	68
	217
	1.722
	77.685
	1.151
	2
	0

	2001
	112
	440
	791
	77.783
	1.115
	2
	***

	2002
	2
	0
	554
	77.306
	1.032
	1
	0

	Total
	8.404
	5.999
	66.974
	
	24.338
	466
	42


(*) El Autor preparó estas series cronológicas a partir del PODE de los años 1979, 1989, 1998, 2000 y 2002 . (a)Las reservas probadas de petróleo y bitumen incluyen los condensados de formación y bitumen para la Formación de Orimulsión. ( ) No hay consistencia en las cifras de 1979 en los PODE 1979 y 1989 Se usaron las del PODE 1979 Incluye reservas de la Faja del Orinoco  a partir de 1982 (PODE 1989). ** Completados Como productores de petróleo ó gas. Comprende los pozos  tipo A-2a, A-2b, A-2c y A-3 

***  Los PODE 1998, 2000 y 2002 eliminaron las series históricas de los pozos exploratorios descubridores de nuevos campos
· Del análisis de estas cifras de reservas petrolíferas surge la pregunta ¿Qué situaciones especiales ocurrieron durante el período 1976-1988 para que se realizaran revisiones de 49.679 MMB? Y si revisamos con mayor detenimiento la Tabla Nº 3 de reservas, nos preguntamos ¿Qué ocurrió entre 1984 y 1988 para que se incrementaran las reservas en 30.476 MMB?, es decir, que en apenas 4 años las reservas remanentes se incrementaron en un volumen similar al de los 14 años siguientes (1989-2002). La primera respuesta la encontramos en forma muy escueta al pié de la Tabla que informa de los cambios en las reservas en la edición del PODE de 1989, donde se lee que a partir de 1982 se incluyen las reservas de la Faja Petrolífera del Orinoco y sólo en 1986 se incorporaron 26.065 MMB por revisiones.

IV.3. Razones dadas por el Ministerio de Energía y Petróleo
La información oficial más completa sobre los cambios de reservas antes mencionados aparece en el informe quinquenal 1984-1988 preparado por el MEP
, donde se lee textualmente lo siguiente:

· …”Entre los hechos resaltantes de este esfuerzo exploratorio, cabe destacar los descubrimientos de grandes yacimientos al norte del Estado Monagas, …los hallazgos realizados en yacimientos profundos de la Cuenca del Lago de Maracaibo, la culminación de la evaluación y cuantificación de la Faja Petrolífera del Orinoco, los descubrimientos de yacimientos de petróleos livianos en el Estado Apure y el establecimiento por parte del Despacho de las nuevas normas y definiciones sobre reservas de hidrocarburos, con el objeto de sincerar los cálculos de las reservas de petróleo y gas natural agregadas por la industria petrolera”…

· …”Merece destacarse que las reservas de petróleo de la Faja Petrolífera del Orinoco, aprobadas durante el quinquenio, fueron de 3.700 millones de metros cúbicos (23.000 millones de barriles, lo que sitúa las reservas probadas de dicha Faja en 4.400 millones de metros cúbicos (27.800 millones de barriles)”…

· …”Como resultado de la actividad exploratoria durante este lapso, las reservas de petróleo del país se incrementaron en 5.700 millones de metros cúbicos (35.800 millones de barriles) y las de gas en 1,5 billones de metros cúbicos (53 billones de pies cúbicos, lo que permitió que las reservas de petróleo totales se elevaron, para el 31 de diciembre de 1988, a 9.300 millones de metros cúbicos (58.400 millones de barriles) y las de gas natural a 3,0 billones de metros cúbicos (106,1 billones de pies cúbicos)”…

· Lo antes señalado está algo más claro en las Memoria y Cuenta  de los  años  1986 y 1987 que el MEP presentó al Congreso Nacional de la República
.  En esos documentos se lee lo siguiente:

· …”Durante el año 1986 el ahora Ministerio de Energía y Petróleo emprendió el análisis de las reservas probadas de Venezuela con miras a situar la estimación de ellas dentro de las definiciones técnicas consideradas válidas a nivel internacional”…

· Al efecto, la Dirección General Sectorial de Hidrocarburos, nombró una comisión de expertos que incluyó tres representantes del Despacho y uno de Pdvsa. Esta comisión se dedicó a la revisión de las reservas probadas, probables (semi probadas), y posibles”…

· …”La revisión efectuada (en 1986) estableció claramente el celo técnico y el riguroso conservadurismo imperante en las cifras oficiales. Esta situación se debía especialmente a los criterios generales, prevalecientes durante la época concesionaria, en torno a la incidencia de los estimados de reservas sobre el cálculo de impuestos y las depreciaciones por agotamiento”…

· …”La Comisión Ministerial encontró que una gran parte de esos prospectos probables constituyen en realidad áreas probadas y como tales fueron incorporados a las reservas probadas nacionales”…”El trabajo basó las incorporaciones de reservas en las definiciones aceptadas universalmente por los Congresos Mundiales de Petróleo
, la Sociedad de Ingenieros de Petróleo de Norteamérica y la Asociación Americana de Geólogos de Petróleo”…”Vale la pena subrayar que este nivel revisado de las reservas probadas de petróleo (55.500 millones de barriles para el cierre de 1986) es perfectamente auditable por cualquier grupo de expertos en la materia, tanto desde el punto de vista geológico como de ingeniería de yacimientos”…   

· …”Durante el año (1987) el entonces Ministerio de Energía y Minas elaboró el nuevo Manual de Definiciones y Normas para las reservas de petróleo crudo, gas natural, condensado, líquidos del gas natural y substancias asociadas” así … “Las reservas probadas remanentes de petróleo crudo, para el 31 de diciembre de 1987, ascendieron a 9.243 millones de metros cúbicos (58.137 millones de barriles). Asimismo, las reservas probadas remanentes de gas natural se elevaron de 2,6 a 2,7 billones de metros cúbicos (de 91,8 a 95,3 billones de pies cúbicos)”…

Con relación a la elaboración de nuevas Normas, vale decir que ya desde el año 1964 el MEP enviaba Oficios-Circulares en materia de Normas para estimar las reservas a las 17 empresas que operaban en el país. 

De las razones expuestas por el Ministerio de Energía y Petróleo se desprende que tales cambios son  “perfectamente auditables”, es decir, que cumplen con todos los requisitos en materia de definiciones internacionales, por lo tanto, las cuatro empresas que realizan operaciones de producción en la Faja Petrolífera del Orinoco (Petrozuata, Cerro Negro, Sincor y Ameriven) muy bien podrían incorporar la mayor porción de las reservas ubicadas en sus respectivas áreas. 
Sobre todo si se evalúa que en los países en desarrollo se pasará de un consumo de carbón de 39.4 cuadrillones (1015 ) de Btu en 2001 a 62,8 cuadrillones de Btu en 2020. Valga decir que un cuadrillón de Btu es equivalente a 1 trillón de pies cúbicos de gas, es decir 170 millones de barriles de petróleo.
Sin embargo, antes de tomarse esta decisión habría que hacer la siguiente observación. Una cosa es estar en capacidad de producir tales reservas y la otra, no menos determinante, estar en la factibilidad de comercializarlas. Hoy por hoy se sabe que el número de refinerías diseñadas especialmente para mejorar y procesar ese tipo de crudos de forma económica es muy limitado. La buena noticia es que las refinerías que procesan principalmente crudos livianos y medianos están considerando el uso de nuevas tecnologías para refinar lo que denominan “oportunity crudes” (crudos de oportunidad) es decir, crudos que en el mercado se cotizan más barato por su alto contenido de azufre y metales (Hydrocarbon Processing de junio 2004)
PetroleumWorld en Español en su página Web de fecha 13 de octubre 2004 recoge las declaraciones del ministro de Energía y  Petróleo sobre la “certificación” por terceros de las reservas de la Faja Petrolífera del Orinoco y sobre la eliminación del término Bitúmen Natural del léxico petrolero venezolano. Por lo trascendental y el impacto que puedan tener estas declaraciones,   me permito reproducirlas en su totalidad: 

“ Estamos decididos a incorporar las reservas de la Faja como reservas de petróleo, y vamos a trabajar para certificar e incluir esos 232 mil millones de barriles; serán certificadas por terceros para que no quede duda en donde están las reservas en este hemisferio”, comentó.
La certificación contemplará todos las reservas de crudo que se encuentran en la faja del Orinoco, que incluye hidrocarburos de diversos grados, en su mayoría extra-pesados; es decir; inferior a 10° API (American Petroleum Institute).
Aunque la Faja del Orinoco, era catalogada en el pasado como bituminosa, actualmente no lo es ya que hemos eliminado de nuestra información la referencia a reservas bituminosas. 
“Nosotros borramos de nuestro anuario estadístico, e información oficial, cualquier referencia al bitúmen. En Venezuela no hay bitúmen natural”, insistió Ramírez, quien recordó que este tipo de recurso sí existe en Canadá, donde es extraído a través de una forma de producción minera, con palas de extracción que no semejan en nada a la extracción de la Faja.

Comentó que quienes pretendían entregar la Faja, quitaban la posibilidad de que ese crudo fuese liquidado y valorizado como petróleo, por lo cual la Organización Mundial de Comercio se apresuró a eliminar restricciones arancelarias a la Orimulsión, “porque por supuesto, si los grandes consumidores ven que existe un país que está dispuesto a convertir 1.2 billones de crudo extra-pesado en carbón, ellos estarían felices con este tema”.

Por lo demás, esta decisión del MEP presenta una excelente oportunidad para las Sociedades profesionales y para sus miembros, que actuando como consultores e ingenieros independientes podrán participar en este tortuoso trabajo como lo será la certificación  de las reservas “más grandes de este  hemisferio”.
 IV.4. La posición de PDVSA

En la edición Nº 14 del Congreso Mundial de Petróleo, celebrado en el año 1994, los expertos de PDVSA Juan  V. Roger y Simón Antunez presentaron el trabajo “Use and implementation of SPE and WPC Petroleum reserves definitions”
 donde explican los incrementos de las reservas venezolanas ocurridas en 1986, atribuyéndoselo a la aplicación de las definiciones de reservas que estableció la SPE y el WPC, en el trabajo que coordinó el venezolano Aníbal R. Martínez 17    Aclaran en su trabajo que la mayor parte de las reservas añadidas están ubicadas en la Faja petrolífera del Orinoco. Más tarde, Petróleos de Venezuela Exploración y Producción, además de las razones expuestas por el MEP y por los expertos Martínez, Roger y Antunez, tomó la decisión de ampliar el conocimiento de todos los recursos de hidrocarburos. En esa dirección, en su Plan de Negocios 1998-2008, en lo referente a  la  “Orientación Estratégica del Negocio de Producción”  se planteó:

…”Mejorar el conocimiento del POES y de las Reservas a través de Estudios Integrados de Yacimientos, con el objetivo de pasar el factor de recobro promedio de los yacimientos de un 35% a 90%”…  

Esta decisión de la estatal petrolera se puede interpretar como la necesidad que se tenía que todas las reservas del país estuvieran técnicamente validadas y respaldadas con las técnicas más modernas de la ingeniería de petróleo como son los “Estudios Integrados”. Igualmente, que para la fecha de la elaboración del Plan antes mencionado, 1998,  solo el 35% de las reservas estaban suficientemente estudiadas,  esto es, siguiendo las prácticas ingenieriles más actualizadas. 
Hay otro elemento a considerar, como lo es la posibilidad real de producir las reservas probadas remanentes de cualquier campo.  Es el hecho que estas están íntimamente asociadas al número de pozos capaces de producir tales reservas. Y estos pozos a su vez, influenciados cada día por la la declinación (física y mecánica)  o agotamiento natural  de los yacimientos. Como dato, la declinación promedio de los yacimientos en Venezuela se ha establecido en un 23 % promedio. A nivel mundial la declinación de produccin se situa entre el 5% y el 11%. En el caso de Venezuela el número de pozos perforados, capaces de producir  pero cerrados según las Normas del MEP,  se ha incrementado en los últimos años: 
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Capaces de producir 21230 26.239 35605
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Por ejemplo para el primer año de la estatización existían 21.230 pozos capaces de producir, de los cuales 9.360 estaban cerrados. Diez años más tarde, al 31-12-1986 había 26.239 pozos capaces de producir, de los cuales 16.385 estaban cerrados. Al 31-12-2002,  de 35.605 pozos capaces de producir, de estos solo 16.568 estaban  produciendo, el resto estaban cerrados.  
Resumiendo, el número de pozos cerrados pasó del 44,1% el primer año de la estatización a 53,5% en el 2002. Así también, el rendimiento de producción promedio por pozo ha descendido de 306 barriles diarios por pozo (b/d/pozo) en 1970, cuando se produjo un promedio 3.708.000 b/d  (lo máximo que se ha producido en Venezuela), a 194 b/d/pozo en 1986,  a 183 b/d/pozo en 2002.
En el año 2003 se estima que el número de pozos activos disminuyó con respecto al año anterior, así como los pozos nuevos, por la disminución en el número de taladros activos. Las cifras actuales no han sido presentadas por el MEP ni Pdvsa. 
Esta situación debe ser estudiada para determinar el efecto que tendrán en la producción de las reservas remanentes. Los detalles de la producción cerrada asociada a estos pozos no aparece en el PODE, por lo que se recomienda al MEP incluir esta información, por rango de producción. 
Para enfatizar la oportunidad y posibilidad real de reestablecer la producción  de los pozos cerrados pero capaces de producir en Venezuela, y  por lo tanto para recuperar las reservas remanentes asociadas a dichos pozos, me permitiré presentar en la siguiente Tabla la situación de los pozos productores en los EE.UU para el año 2002, según la Agencia de Información  de Energía (EIA por sus siglas en inglés). Los detalles de esta importante información se pueden obtener en la página Web de la Agencia gubernamental norteaméricana. 

                  TABLA No 4 POZOS PRODUCTORES DE PETRÓLEO EN LOS EE. UU.
                 AÑ0 2002 (Fuente  EIA)

	Rango de Producción
	No de Pozos
	% de Pozos
	Prod. Anual
	% de la Producc.

	BEP/día
	
	
	MMB
	

	
	
	
	
	

	0 a 10
	237.321
	74,4
	206,6
	12,5

	
	
	
	
	

	0 a 15
	260.466
	81,6
	296,5
	17,9

	
	
	
	
	

	15 a 100
	52.644
	16,5
	535
	32,2

	
	
	
	
	

	100 a 800
	5.462
	1,7
	329,2
	19,8

	
	
	
	
	

	800 a 1600
	324
	0,1
	87,0
	5,2

	
	
	
	
	

	1600 a 12.800
	251
	0,0
	278,6
	16,8

	
	
	
	
	

	Mas de 12.800
	29
	0,0
	132,9
	8,1

	
	
	
	
	

	TOTAL
	319.176
	100,0
	1.659,30
	100,0

	
	
	
	
	

	Excluye los pozos situados en los estados NY,MD,OH,PA,TN,VA,WV
	


Resumiendo, para 2002 había en los EE.UU 319.176 pozos productores de petróleo, de los cuales el 50,1% produjo  100 barriles diarios (B/D) o menos, y más crítico aún, de ese total, 260.466 pozos produjeron 15 B/D o menos, que sumados aportaron el 17,9% de la producción de crudo.  Y como si fuera poco, 237.321 pozos estaban en el rango de producción entre 0 y 10 B/D (vr cifras en cursivas), es decir, el 74,4% de los pozos productores, los cuales a su vez aportaron el 12,5% de la producción de la nación del norte.  Otro dato, a nivel mundial el 70% de la producción proviene de campos maduros, altamente agotados, y sus factores de recobro promedian 30% - 40% y no más.

Otro factor  a tomar en cuenta en la revisión de las reservas se señalará brevemente, y se trata de lo relacionado con los límites de producción por pozo y por campo que estableció el MEP para estimar los recobros finales. En la TABLA Nº 4 se presentan los límites antes mencionados para un grupo de campos ubicados en la cuenca de Maracaibo, así como algunos de la Faja Petrolífera del Orinoco.  
Se observa que campos contentivos de crudos extrapesados como los de la Faja tienen los mismos límites de producción por pozo de un campo que produce crudos livianos y condensados como los de la Concepción, pero a la vez los límites de producción por campos son mayores en la Faja que en el campo de crudo liviano la Concepción. 
Lo mismo se observa al comparar las cifras del campo Boscán, productor de crudos pesados con campos productores de crudos medianos, livianos y condensados, como Lama, Lamar y La Paz.   Es obvia la disparidad existente entre campos con crudos de calidades tan disímiles, que pareciera deben ser revisados.
TABLA Nº  5  LÍMITES DE PRODUCCIÓN POR POZO Y POR CAMPO DE 
ALGUNOS CAMPOS DEL OCCIDENTE DE VENEZUELA
	Campo
	
	Tipo de    Crudo
	Límite
por    pozo
	Límite por campo

	
	
	
	barriles/día
	barriles/día

	 
	
	
	
	

	Zuata Santa Clara
	
	Extra pesado
	50
	100

	Zuata Norte
	
	Extra pesado
	50
	950

	Zuata Principal
	
	Extra pesado
	50
	4150

	
	
	
	
	

	Lagunillas
	
	Pesado
	5
	1500

	Tía Juana
	
	Pesado
	5
	1500

	Boscan
	
	Pesado
	20
	15000

	
	
	
	
	

	Barua
	
	Mediano
	10
	500

	Cabimas
	
	Mediano
	5
	1000

	Bachaquero Blq IV
	
	Mediano
	45
	2500

	
	
	
	
	

	Lagunillas Blq II
	
	Med/Liviano
	45
	1000

	Lamar Blq V
	
	Med/Liviano
	40
	8000

	Lama Blq IX
	
	Med/Liviano
	40
	12000

	
	
	
	
	

	Tarra
	
	Condensado
	20
	100

	La Concepción
	
	Condensado
	10
	900

	La Paz
	
	Cond/Liviano
	55
	1500


Finalmente, para cerrar el tema de los factores que influyen en la revisión de las reservas se señalará brevemente lo relacionado con las reservas remanentes desarrolladas y no desarrolladas. Valga recordar que acorde con las Normas del MEP las Reservas desarrolladas se espera que sean recuperables con los pozos existentes (incluidas las que están detrás de la tubería de los pozos perforados), así como con procesos de recuperación adicional, sí existen  las facilidades de producción como estaciones de recolección, o cuando los costos asociados son relativamente menores. Las No desarrolladas necesitan de la perforación de nuevos pozos ó están ubicadas en áreas no perforadas, y en general requieren de grandes inversiones.

En la TABLA Nº 6 se presentan las reservas remanentes desarrolladas y no desarrolladas de un conjunto de campos de la Cuenca de Maracaibo, así como de la Faja Petrolífera del Orinoco, pertenecientes a la extinta Maraven, S.A.-filial de PDVSA, agrupados por tipo de crudos.  Según su producción acumulada los campos contentivos de crudos condensados, livianos, medianos y pesados presentan grados de agotamiento superiores al 60,0%, sin embargo el 70,0% de las reservas remanentes aparecen como no desarrolladas, sabiendo que cualquiera de esos campos tienen más de 50 años en explotación. 
En el caso de la Faja la situación es comprensible ya que casi el 100,0% de las reservas remanentes continúan sin desarrollar.  Otro ejemplo sería el de la exfilial  de PDVSA Lagoven, S.A. que en sus áreas de operaciones del occidente de Venezuela presenta reservas remanentes desarrolladas de 3,6 MMMB y no desarrolladas de 6,5 MMMB.  Sugerimos que esta situación  también debe ser revisada.
TABLA Nº  6 SOBRE RESERVAS DESARROLLADAS Y NO DESARROLLADAS
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IV.5. Sobre la calidad de las reservas

Veamos que dice la historia de producción de Venezuela.  El MEP en sus informe PODE (1989) da la cifra inicial de 17,8º API como la calidad promedio de los crudos producidos en el año 1917, alcanzando el máximo de calidad en el año 1949 cuando llegó a producirse crudos con una calidad promedio de 26,6º API. A partir de esa fecha desciende la calidad producida a niveles tan bajos como  23,2º API en 1984, para elevarse nuevamente hasta llegar a los niveles actuales de 25,2º API (2002).
A continuación se presenta un resumen de la calidad de los crudos producidos en 2002:
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Antes se destacó que del total de reservas remanentes el 76% corresponden a crudos pesados y extrapesados (hasta 21,9º API) y solo el 24% a crudos condensados, livianos y medianos (mayores de 21,9º API).  En la actualidad el 56,5 % de la producción es mayor a 21,9º API, es decir que se están produciendo crudos de los que se tiene menos reservas, y que a la vez son los que rinden más en las refinerías, para producir los derivados que requiere el mercado interno nacional, como lo son las gasolinas, el combustible diesel y gasoleo y el gas licuado de petróleo (GLP).  
IV.6. Observaciones de expertos internacionales
Los especialistas Colin J. Campbell y Jean Laherrère le atribuyen el brusco cambio de las reservas de Venezuela al forcejeo por las cuotas de producción que comenzó a ocurrir en los años 80 en la OPEP
 
Campbell preparó una tabla analítica (TABLA Nº 7) para explicar la situación de los países de la OPEP en materia de reservas petroleras entre 1980 y 1990. Se observa claramente en esa tabla  que los casos de Irak en 1983 y en 1988, Kuwait en 1985, Abú Dhabi en 1988, Dubai en 1988, Irán en 1988, Venezuela en 1988  y Arabia Saudita en 1990,  no son  para ellos fáciles de explicar.
TABLA Nº 7   CAMBIO DE RESERVAS DE PAÍSES DE LA OPEP (MMMB ó Gb) con los       Incrementos Sospechosos

	Año
	Abú Dhabi
	Dubai
	Irán
	Irak
	Kuwait
	Arabia Saudita *
	Venezuela
	La Cantidad espuria

	1980
	28,00
	1,40
	58,00
	31,00
	65,40
	163,35
	17,87
	0,00

	1981
	29,00
	1,40
	57,50
	30,00
	65,90
	165,00
	17,95
	0,00

	1982
	30,60
	1,27
	57,00
	29,70
	64,48
	164,60
	20,30
	0,00

	1983
	30,51
	1,44
	55,31
	41,00? 
	64,23
	162,40
	21,50
	11,30

	1984
	30,40
	1,44
	51,00
	43,00
	63,90
	166,00
	24,85
	0,00

	1985
	30,50
	1,44
	48,50
	44,50
	90,00? 
	169,00
	25,85
	26,10

	1986
	31,00
	1,40
	47,88
	44,11
	89,77
	168,80
	25,59
	0,00

	1987
	31,00
	1,35
	48,80
	47,10
	91,92
	166,57
	25,00
	0,00

	1988
	92,21? 
	4,00? 
	92,85? 
	100,00? 
	91,92
	166,98
	 56,30? 
	192,11

	1989
	92,21
	4,00
	92,85
	100,00
	91,92
	169,97
	58,08
	0,00

	1990
	92,00
	4,00
	93,00
	100,00
	95,00
	258,00?? 
	59,00
	88,30

	MMMB = millardos de barriles (109 )  Gb = Giga (109 )  barrels en inglés

	Reservas totales declarados por cada Nación (1990) = 701.00 Gb – las  declaradas Espurias = 317.54 Gb 

	Esta información del Dr. Colin Campbell, apareció en SunWorld, 1995 

	En la tabla anterior, los números resaltados en rojo son considerados por Campbell reservas espurias que cada país declaró. También es curioso los casos de reservas que permanecen idénticas por un período de años, a pesar de la producción intensiva que está ocurriendo en cada país. Puede verse que totalmente 45% de todas las reservas declaradas son cuestionables - incluso sin considerar las reservas inalteradas repetidamente. 


Considerando el interés de la denuncia, se transcribe la nota que apareció al pié de la tabla antes mencionada: 

 …”En la tabla los números resaltados en rojo son considerados por Campbell reservas espurias que cada país declaró. También son curiosos los casos de reservas que permanecen idénticas durante varios años, a pesar de la producción intensiva que está ocurriendo en cada país. Puede verse que 45% de todas las reservas declaradas son cuestionables – incluso sin considerar las reservas inalteradas repetidamente”…. 

Para el momento de escribir este trabajo pareciera que se va a repetir el fenómeno del abultamiento de las cifras de reservas a nivel mundial que ocurrió en los años 80, ya no por razones de cuota, sino más bien por razones políticas y de necesidad de atraer inversiones. 
Arabia Saudita está pasando de 263 MMMB a 1.200 MMMB (Arab News); Iran de 93 MMMB a 130 MMMB (Tehran Times); Rusia de 67 MMMB a 90 MMMB (Russian Information Agency Novosti); China de 23,7  a 47,6 (Ministry of Land & Resourses to AFP); Kazakhstan de 9,0 MMMB a 26 MMMB (Ministry of Energy & Mineral  Resources 2003). A la vez Nigeria está multando a las empresas que inflaron sus reservas para obtener beneficios fiscales, sin presentar el debido soporte técnico-económico. Inclusive  en Venezuela, la noticia del ministro de Energía, que se refiere a la incorporación de 232 MMMB a las reservas de Venezuela. 

En el mismo orden de ideas, sorprendió el anuncio del ejecutivo Luís Ramírez Corzo, Jefe de Exploración y Producción de la estatal mexicana Pemex, en agosto 2004, quien informó del descubrimiento de reservas por su compañía del orden de los 54 MMMB, por descubrimientos realizados en el Golfo de México, en áreas que comparte con los EE.UU. Hecho que afortunadamente fue desmentido por la empresa. México había reducido sus reservas de 40 MMMB que tenía en 1997 a solo 12.7 MMMB en 2002, al acogerse a lo establecido por la SEC sobre la materia. 
Más recientemente se publicó el best seller   “The end of Oil”, del  experto en materia energética Paul Roberts, donde también destaca la situación de las reservas de Venezuela y de otros países de la OPEP, añadiendo que esos países petroleros no han anunciado descubrimiento significante alguno ó mejoras en sus tecnologías de producción durante 1980 ó 1990 (páginas 48 y 49). Por lo demás, el libro de Roberts contiene por lo menos 39 referencias a Venezuela, por cierto la mayoría no positivas. 

A raíz de estas situaciones, la Agencia Internacional de Energía con sede en Europa (IEA por sus siglas en inglés)  propuso, estándares globales para toda la industria, con el objeto de contabilizar las reservas de petróleo y gas bajo los mismos estándares. 
Llega a esta propuesta ante la “necesidad de establecer referencias internacionales (“benchmarks”) para clarificar las reglas oscuras, vagas y algunas veces conflictivas que existen en materia de reservas”, dice el informe que preparó la Agencia sobre este asunto. Enfatizan que harán lobby en la industria y gobiernos para que los estándares que se decidan sean mandatarios para todos. Como se sabe la IEA es la agencia mundial que vigila todas las actividades de los grandes consumidores de petróleo en materia de energía 
 Y más recientemente las Naciones Unidas
 (FIGURA 1), en un equipo liderado por expertos noruegos (valga la pena informar que en ese proyecto trabajó el experto venezolano Aníbal Martínez) propusieron un sistema totalmente novedoso  para clasificar las reservas de todos los recursos, incluidos los fósiles sólidos y los minerales transables. 
Utilizando como parámetros principales los geológicos, los económicos y la posibilidad de producirlos. Información más reciente sobre esta propuesta fue presentada en la Conferencia Anual de la SPE, celebrada en la ciudad de Houston en septiembre 2004 (Trabajo No  SPE 90839).
FIGURA 1   NACIONES UNIDAS, MARCO DE REFERENCIA PARA LA CLASIFICACIÓN DE RESERVAS Y RECURSOS
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V. Ley de Hubbert

Primeramente, vale aclarar que científicamente se podría discutir si las propuestas  de Hubbert son una Ley. Sin embargo, en el mundo tecnológico de hoy el término obedece más a las definiciones de Ley que da el diccionario de Oxford (…Statement of regularity of natural occurrences…) y el mismo DRAE (…Regla y norma constante e invariable de las cosas, nacida….).  En ese orden de ideas, la definición de “Ley” de las propuestas de Hubbert aparece en la literatura mundial en muchas partes. Inclusive, a partir de  Hubbert se ha formulado la “Ley del Agotamiento de los yacimientos”. Ver los sitios 
 http://www.financialsense.com/series3/part1.htm  y http://www.du.edu/~jcalvert/econ/bartlett.htm 
El Dr. Marion King Hubbert, geólogo y geofísico norteamericano,  nació en Texas el 5 de octubre de 1903 y murió el 11 de octubre de 1989
  Trabajaba en el laboratorio de investigaciones del Grupo Shell  en Houston,  cuando formuló su extraordinaria Ley, mediante la cual se establece lo que ocurre al alcanzarse la producción máxima o pico de petróleo de un pozo, campo o país, por la relación entre esa producción y las reservas remanentes. Hubbert, Posteriormente a su retiro del Grupo anglo holandés  trabajó en el  Servicio  Geológico de los Estados Unidos (USGS por sus siglas en inglés) desde 1964 hasta 1976. 

Hubbert hizo el siguiente razonamiento: Partiendo del hecho básico que el petróleo es un recurso finito, su explotación comienza en un punto cero y a medida que se desarrolla dicho recurso su producción se elevará hasta alcanzar un máximo punto, a partir del cual la producción comienza a declinar.  Este punto corresponde aproximadamente a la mitad de las reservas convencionales recuperables. Sí este proceso se plotea contra la variable tiempo generará una curva en forma de campana tipo Gauss

En 1956, utilizando su tesis, Hubbert predijo que los Estados Unidos de América iba a alcanzar su pico de producción en el  año 1970, y así ocurrió (FIGURA 2)
FIGURA  2
EE. UU. PRODUCCIÓN ACUMULADA DE PETRÓLEO 
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y a partir de esa fecha comenzaría a declinar su producción inexorablemente. Esto se cumplió, independientemente de los descubrimientos posteriores de reservas en Alaska y el Golfo de México, como se observa en la gráfica. Esta predicción la presentó en una reunión del Instituto Americano del Petróleo (API por sus siglas en ingles) en San Antonio, Texas.  Quedó demostrado que con suficiente historia de producción, desde el comienzo de la explotación petrolera se pudo estimar cuando se alcanzaría la producción pico. En el caso de los Estados Unidos se pudo establecer con 14 años de anticipación.

Antes de esta extraordinaria predicción, ya en 1949 Hubbert se convirtió en el geofísico más conocido en el mundo cuando  predijo que las fuentes de combustibles fósiles serían de corta duración

Ahora parece obvio que si se tiene la primera mitad de la campana de producción, la otra mitad nos dirá lo que queda por producir. Es decir, las reservas remanentes. 

Solo a manera de información, posteriormente en 1982 Hubbert estimó que en el mundo había un remanente de 2,1 billones de barriles (1012),  con lo cual el pico de producción se alcanzaría en los años 2003-2004. Antes, en el libro  “Power and Energy” de la revista Scientific American, editado en 1971
 aparece su trabajo “The Energy Resources of the Earth” y allí se puede ver un  impresionante gráfico de la producción mundial real y futura de petróleo (FIGURAS 3 y 4).

FIGURA  3
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FIGURA 4
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Estudios posteriores, muy polémicos todos, extienden el pico de producción hacia el año 2009 (Campbell  & Laherrère FIGURA 3) e inclusive hacia el 2026-2047 (USGS), estas últimas cifras publicadas en el Offshore Magazine
 .   
En la forma final de la parte derecha de la curva van a intervenir por supuesto los factores de crecimiento de la población y de la economía, capaz de influir en la demanda futura de petróleo, 
y por lo tanto modificar la forma de la curva, como lo explica el USGS27 (ver Figura 5)
FIGURA 5 
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Otro caso emblemático de la aplicación de la Ley de Hubbert  ocurre con la producción del Reino Unido, donde además de la producción de petróleo se incluye de manera dramática la producción de gas. El departamento de Comercio e Industria del Reino Unido preparó el siguiente gráfico (FIGURA 6):
FIGURA 6
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Continuando, Campbell
  presenta la historia de producción real de petróleo de los 22 países productores más importantes, y extrapola la producción futura, aplicando la Ley de  Hubbert, para establecer los recobros finales (“Ultimate”) de cada uno (producción acumulada). Campbell aclara que su “ultimate” es la sumatoria de la producción acumulada real más las reservas remanentes más la cantidad que todavía falta por encontrar, para estimar el petróleo convencional total que se producirá.  

La influencia de la economía en el pico de producción la recoge  Victor Schmidt en la revista Offshore (septiembre 2002) cuando se refiere a…”Douglas-Westwood en su World Oil Suply Report estima que el pico de producción se alcanzará en el 2011, asumiendo una tasa de crecimiento mundial de 2%. Si la economía no crece estiman que el pico se alcanzará en 2022 (el nivel actual de producción es de aprox. 74 MMB diarios)”...

En cualquier caso la era del petróleo alcanzará un pico antes de los próximos 50 años, y como escribe el geólogo Kenneth S. Deffeyes, compañero de trabajo de Hubbert  y profesor emérito de la Universidad de Princeton en su excelente libro sobre la teoría de Hubbert
, por lo demás el libro más ameno que haya leído sobre la historia de la ingeniería de petróleo: 

…”In 2008, the oil won’t be there. The psychological realization that the change is permanent may be as desvasting as the shortage itself”…

 Que en una traducción libre sería algo como:  

... “Para el 2008 el petróleo no estará allí para cubrir la demanda. El hecho psicológico de saber que esta situación es irreversible puede ser tan devastadora como el propio hecho de la falta de petróleo”…

Se diría que ya en el 2004 lo anterior está ocurriendo. La prestigiosa revista National Geographic, en su edición de junio 2004, presenta un trabajo de 30 páginas, titulado “El fin del petróleo barato”, donde aborda de manera brillante este tema. Así como Scientific American, en su edición de septiembre 2004 también está tocando el tema. No es para menos, cuando ya el precio del crudo WTI ha alcanzado los 54 US$/B, y en Venezuela alcanzó la cifra record de 42 US$/B, el precio mas alto en 20 años. 
Ya es de conocimiento de todo el mundo que la demanda mundial de crudo sobrepasó los 82 MMB diarios. Inclusive, Alí Rodríguez presidente de la estatal venezolana PDVSA, informó recientemente en Brasil que la producción había alcanzado los 84 MMB diarios.   Se dice fácil, pero significa que ni más ni menos ese consumo corresponde a un requerimiento anual de unos 30 MMMB, o sea que de mantenerse ese requerimiento y utópicamente Venezuela fuera el único suplidor se agotarían las reservas del país en menos de 3 años.  Un ejemplo similar fue publicado en la revista The Ney Yorker de octubre 2004, donde el periodista J. Cassidy con respecto a las reservas de los EE.UU.  señala que   …”Sí los EE.UU fueran forzados a depender exclusivamente de sus propios recursos de petróleo, estos se agotarían en cuatro años  y tres meses. Este cálculo incluye las reserves estratégicas creadas por el Presidente Ford en 1975, las cuales están almacenadas en varios lugares de Texas y Louisiana”…  Así de crítica está la situación a nivel mundial. 
En vista de lo anterior, no pasará mucho tiempo que comenzará a hablarse será de recursos energéticos, y yo iría más allá: se hablará será de unidades térmicas o de calor (Joules, Btu’s, calorías, kilovatios hora, etc.) para todo lo que sea combustible. Así que no importa que sea petróleo convencional o no, bitúmen, esquistos, gas, carbón, nuclear,  etc. Cambiará el paradigma de las reservas como un número para efectos económicos y políticos. Por supuesto, siempre la humanidad va a disponer de unidades térmicas más costosas y menos costosas. Más contaminantes y menos contaminantes, más peligrosos y menos peligrosos. Esto puede ser el tema para otro ensayo, en mi caso mí trabajo está totalmente dentro del paradigma actual y para nada toca lo antes mencionado, solo se refiere a las reservas de Venezuela dentro del paradigma.

V.1. Aplicación de la Ley de Hubbert al caso venezolano
Independientemente de la exactitud de las cifras de reservas de petróleo y gas de Venezuela presentadas anteriormente, es necesario hacerse las siguientes preguntas, con respecto a la “Ley de Hubbert”. ¿Alcanzó  Venezuela el pico de producción?,  ¿no ha llegado Venezuela todavía al pico de producción?, ¿Qué tiempo le falta a Venezuela para que se alcance el pico de producción?  ¿Qué campos alcanzaron el pico de producción?
Es importante recordar lo que demostró Hubbert,  que la producción de petróleo de un yacimiento o de un país siempre alcanzará un máximo y a partir de allí, cuando se ha producido aproximadamente la mitad de las reservas, comienza a decrecer tendiendo a cero, por ello es necesario determinar cuando la producción comenzó ó comenzará a declinar,  que sería una buena medida de las verdaderas reservas remanentes. 
Para aplicar las propuestas de Hubbert es necesario disponer de buenas y confiables estadísticas. Las estadísticas en materia de petróleo y gas son más difíciles de interpretar de lo que parecen. En primer lugar es necesario preguntarse cuanto petróleo y gas se ha producido, segundo la cantidad de petróleo y gas que queda por producir antes de abandonar los  campos, es decir, antes de “matar los yacimientos” y tercero la cantidad del petróleo convencional que queda por descubrir y explotar. 

En el caso venezolano, para tratar de aplicar la teoría de Hubbert se tienen buenas cifras de producción de petróleo por yacimientos y por campos, desde 1930. Estas son bastante confiables, ya que en esa fecha, exactamente el 16 del julio de 1930,  fue creado el  Servicio Técnico de Hidrocarburos del  Ministerio de Fomento por el doctor Gumersindo Torres. Ese servicio de Fomento pasó a formar parte del  recién creado Ministerio de Minas e Hidrocarburos, a partir del 30 del diciembre de 1950, transformado en Energía y Minas desde el 1º del abril de 1977
. 

Considerando que la explotación petrolera en Venezuela realmente comenzó en 1883, con la Petrolia del Táchira, esta es irrelevante para fines estadísticos. La relevante es la proveniente de las cuencas actuales, cuya explotación  comenzó con la perforación del pozo Zumaque 1 en el estado Zulia en 1914. El PODE de 1989 presenta la producción acumulada de petróleo desde 1917  a 1989 y Baptista
 presenta las cifras de producción de petróleo a partir de 1920 (500.000 barriles durante ese año) hasta 1995. 
Vale la pena recordar que el caso de las cifras de gas es más crítico. Las primeras cifras que reporta el Ministerio de Energía y Minas en su Anuario de 1951
  datan de 1938 (312,5 millones de pies cúbicos diarios - MMPCD)  y las que están recogidas en las Memorias del Primer Congreso Venezolano del Petróleo, realizado en Caracas en marzo de 1962
  datan de 1948. Allí se informa que en ese año se produjo un promedio de 1.294 MMPCD de gas. 

Por otra parte, la ex filial Corpoven, S.A.  Realizó  un excelente esfuerzo estadístico y preparó cifras de producción y utilización de gas desde el año 1918 hasta 1945, realizando estimados de acuerdo a la historia de producción de petróleo con las respectivas variaciones de  gravedad del petróleo, las cuales luego incorporó en una serie cronológica 1918-1999 con las cifras de los diferentes PODE y cifras internas que llevaba la empresa.    El autor actualizó la serie de producción e inyección hasta el año 2002, e incorporó a la serie las cifras de reservas de gas desde el año 1969 a 2002.Toda la serie se presenta en la TABLA  Nº 8 
TABLA  Nº 8
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Año

Producción Inyección

Producción 

acumulada

Inyección 

acumulada

Reservas 

BPC

1918

0,3 0 125,6 0

1919

0,3 0 244,9 0

1920

0,5 0 432,2 0

1930

289,9 0 346.521,9 0

1940

398,7 3 1.591.315,7 3.763

1950

1.526,3 115 5.074.592,4 112.377 16,90

1960

3.045,2 1.067 14.294.293,2 2.023.527 33,65

1970

4.685,4 1.946 28.981.480,7 8.320.115 32,76

1980

3.433,7 1.599 43.434.563,1 15.393.617 44,59

1990

3.923,0 1.290 55.963.881,6 20.111.680 121,1

2000

5.988,0 1.974 74.132.041,3 25.691.851 147,6

2002

5.988,0 2.373 78.540.511,3 27.306.976 147,7


	
	
	
	
	
	
	
	
	
	


Volviendo a la aplicación de la Ley de Hubbert a los campos de Venezuela, la literatura internacional recogida por la Association for the Study of Peak Oil and Gas (ASPO)
  presenta cifras, donde analizan las reservas remanentes de los grandes campos venezolanos. Reportan que dichos campos totalizan solamente 50 millardos del barriles (MMMB) de reservas, y su producción acumulada es de 45 MMMB, y mencionan que las reservas remanentes totales de petróleo con gravedades mayores a 17,5º API es de 43 MMMB. En la Tabla que presentan se observa que la mayor parte del crudo de esos campos  fue descubierto antes de 1930. 

Para el 31 del diciembre de 2002 el Ministerio de Energía informó en el PODE que la producción acumulada de petróleo y bitúmenes había alcanzado la cifra de 54,4 MMMB y que restaban por producirse 77.3 MMMB. 

Según estas dos cifras Venezuela no ha alcanzado todavía su pico de producción, pero hay suficiente historia de producción para aplicarle estrictamente la  Ley de Hubbert. Sin embargo, cuando se analiza la composición de las reservas remanentes se recuerda que de ese total de 77,3 millardos del barriles, 52,8 millardos son de crudos pesados y extrapesados, el decir,  de  gravedades hasta 21º API, y de estos, 37,2 millardos de barriles pertenecían a la Faja Petrolífera del Orinoco (Pdvsa, Coordinación de Exploración y Producción, 1998). 

Es decir, que si se utilizan solamente las cifras de medianos y livianos de (unos 24,5 millardos de barriles) la producción acumulada de Venezuela si se está holgadamente dentro de  la Ley de Hubbert. Lo mismo ocurre para los crudos pesados, o sea que están en el lado derecho de la campana de Gauss de la producción venezolana para lo que se refiere a los crudos medianos y livianos.  Valdría la pena hacer el ejercicio por cada campo y segregación.

Sobre la situación de los campos maduros, parece conveniente introducir el término matar los yacimientos para el caso Venezuela, si se toma en cuenta que es práctica común en el negocio petrolero, que cualquier proyecto de explotación, ya sea en el Golfo de México, el Mar del Norte,  en la Costa Occidental Africana o en Alaska desde su “commisioning” (todo lo necesario que hay que hacer para ponerlo a punto para su comienzo) debe presentarse a las autoridades reguladoras y ambientales su “decomissioning” (todo lo necesario que hay que efectuar para desmantelar o desincorporar lo construido y que las cosas vuelvan a verse como antes de comenzar la actividad). 

Mientras esas áreas mencionadas con gigantescas reservas, todas comenzadas a desarrollarse en los años ’60, ya están en franca declinación y es conocido por todo el mundo petrolero la fecha mejor estimada de su abandono; sin embargo, en Venezuela,  no se conoce cuales son los planes finales de explotación de campos como Mene Grande (descubierto en 1914), Cabimas (1917 - 1922), La Paz (1925),  o los de la Costa Bolívar (1926), inclusive el campo Tía Juana en el Lago de Maracaibo (1928), y en el Oriente del país el  Área de Anaco (1936-1942) ú Oritupano (1950), para mencionar solo algunos ejemplos. 

A continuación se presenta la Tabla Nº 9 con los datos de producción acumulada de petróleo de un conjunto de campos ubicados en la Cuenca de Maracaibo descubiertos entre 1914 y 1928 (90 y 76 años de explotación, respectivamente), también se presenta el porcentajes de petróleo que se había recuperado de los mismos y las reservas remanentes de cada uno, para comienzos de 1997. Estos campos petroleros están ubicados en áreas en tierra, descubiertos por la empresa VOC Ltd. (después Shell) que explotaba la ex filial de PDVSA Maraven, S.A. y son de los más representativos de esa Cuenca del occidente del país. Pues bien, a esos campos todavía le asignan unas reservas remanentes que suman más de 2,3 MMMB. Se observa que esos campos ya han producido entre 72% y 93% de sus reservas, por lo que son buenos candidatos para aplicarles la Ley de Hubbert:
TABLA Nº 9
	CASOS DE CAMPOS EN EL OCCIDENTE DEL PAÍS QUE HAN PRODUCIDO MÁS DEL 50% DE SUS RESERVAS RECUPERABLES (MB)

	

	
	
	
	
	

	CAMPO
	RESERVAS RECUPERABLES
	PRODUCCIÓN ACUMULADA
	% PRODUCIDO
	RESERVAS

	
	
	
	
	REMANENTES

	BACHAQUERO (1930)
	2.172.476
	1.691.712
	77,9
	480.764

	CABIMAS 

(La Rosa 1917)
	391.844
	364.783
	93,1
	27.061

	LA CONCEPCIÓN (1925)
	188.927
	146.194
	77,4
	42.733

	LA PAZ (1923)
	1.045.132
	885.713
	84,7
	159.419

	LAGUNILLAS (1926)
	2.918.529
	2.108.065
	72,2
	810.464

	MENE GRANDE (1914)
	755.135
	657.660
	87,1
	97.475

	TÍA JUANA (1928)
	2.392.787
	1.775.431
	74,2
	617.356

	
	
	
	
	

	TOTALES
	9.864.830
	7.629.558
	77,3
	2.235.272

	
	
	
	
	


Resumiendo, entre los factores a tomar en cuenta para cualquier ejercicio de revisión de las reservas de petróleo, están:

1. La actividad exploratoria asociada al descubrimiento de nuevos campos y yacimientos. 

2. Las definiciones de crudo convencional y no convencional para considerarlo reserva probada, 

3. El "Factor de Recobro", el cual es determinante en las cifras de reservas.

4. Los efectos del número creciente de pozos inactivos en el recobro de las reservas remanentes. 

5. Todo lo relacionado con las reservas no desarrolladas en áreas agotadas en más de un 50%. 

6. Los límites de producción por pozo y por campo establecidos en los informes anuales de reservas que PDVSA entrega al MEM. 

7. Las relación producción/reservas para efectos de planificación. 

Lo importante es que estas son oportunidades para que las sociedades profesionales relacionadas con el negocio petrolero y los profesionales, ahora independientes, las trabajen y propongan al MEM, a Pdvsa y a los productores independientes  que operan y operarán en el país, opciones relacionadas con la validación de las cifras de reservas.

VI. Sobre las reservas de gas asociado

Es sabido que en Venezuela, con la excepción de los esfuerzos realizados en el estado Guárico, no se había realizado actividad exploratoria para la búsqueda de gas no asociado. Todas las reservas de gas libre que aparecen en los libros oficiales de reservas (Ver TABLA 6) fueron ubicadas buscando petróleo.  Es después de la promulgación de la Ley Orgánica de Hidrocarburos Gaseosos que se licitaron algunas áreas para explorar por gas libre (Yucal-Placer, Barrancas, San Carlos, Ambrosio, etc.).
 Es por ello que las reservas de gas del país son mayormente de gas asociado al petróleo. Ahora bien, vale la pena hacerse la siguiente pregunta. Si más del 90% de las reservas de gas de Venezuela son de gas asociado al petróleo y se encuentran en yacimientos cuyo mecanismo de producción es el gas en solución, ¿Qué impacto tendría una revisión de las reservas de petróleo en las reservas de gas asociado?

El gas en solución recuperable en yacimientos con fuertes empujes de agua  es fácilmente calculable, no así, para los otros mecanismos de producción. 

En la industria petrolera hay un  paradigma que data de muchos años que es el de la  “Relación Gas – Petróleo” (RGP), es decir, la cantidad de gas expresada en pies cúbicos que existe asociada a cada barril de petróleo, que es la variable clave para determinar las reservas de gas asociado.

Los crudos que contienen mayor cantidad de gas asociado por barril son por supuesto los condensados, seguidos de los livianos y en último lugar los medianos. Los crudos pesados y extrapesados contienen muy poco gas asociado.

En relación con los parámetros que se consideran para efectuar los cambios en las reservas de gas, además de los tres mencionados (descubrimientos, extensiones y revisiones) se incluye los volúmenes que se inyectan, así como la actividad de reparación y recompletación de pozos que incorporan reservas. 
El Ministerio de Energía y Minas informó que las reservas de gas en 1975 eran del orden de 41,5 billones de pies cúbicos (1012 – BPC), en 1989 de  105,7 BPC y en 2002 de 147,1 BPC. El informe a la SEC aclara que de ese último volumen de reservas de gas 12,45 BPC corresponden a gas asociado a crudos extra pesados (35,4 MMMB). 

Analizando en detalle la composición de estas reservas de gas  se encuentra que el 10,27 % (13,6 BCF) de las mismas están asociadas a crudos pesados, 9,4 % (12,4 BPC) a crudos extrapesados y bitumen, y  el  20,5 %  (27,0 BPC) están asociadas al gas inyectado a los yacimientos para efectos de recuperación secundaria y por medidas de conservación. Esto da un gran total de 53,0 BPC de reservas de gas que deben ser muy bien validadas

Ahondando algo más en las reservas asociadas al gas inyectado se puede especificar que, si el volumen inyectado acumulado se asocia a las reservas que se encuentran asociadas a los crudos condensados, livianos y medianos (105,9 BPC), que es donde ocurre mayormente la inyección, dicho gas devuelto a los yacimientos representa el 25,5 % de las reservas (TABLA Nº 8). Este total de gas inyectado se efectuó en 219 yacimientos del Oriente de la República, y en 49 yacimientos en el Occidente del país. 
Un resumen de las reservas de gas asociado por tipo de crudo (clasificación MEM) sería el siguiente:
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Condensados 30872
Livianos 467923
Medianos 240319
Pesados 13.586 5
Extrapesados 113082
Bitdmen: 1.1285

Total: 1319147




Adicionalmente se reporta que existen unos 14 BPC de gas no asociado al petróleo (gas libre), principalmente en yacimiento ubicados al norte del estado Sucre y en la plataforma del delta del río Orinoco. Para un gran total de 146 BPC de reservas totales de gas.
Veamos las relaciones gas-petróleo promedio calculadas por el autor (TABLA 10), en función de las reservas de petróleo y gas,  utilizando las cifras de reservas al 31-12-1997 que presenta el Informe Pdvsa E&P
. Se desea aclarar que se utilizó esta referencia porque ni en el PODE ni en el Informe a la SEC aparecen las reservas de petróleo o gas por tipo de crudo, como está aquí especificado:

TABLA No 10 RELACIONES GAS-PETRÓLEO POR TIPO DE CRUDOS
	Tipo de crudo
	1012 pie cúbicos / 109 Barriles
	PC/B

	
	
	

	Condensados
	35.087,2 / 2.254,6
	15.562

	Livianos
	46.792,3 / 9.547,0 
	4.901

	Medianos
	24031,9 / 10.776,8 
	2.230

	Pesados
	13.566,6 / 16.675,4
	814

	Extrapesados
	11.308,2 / 32.844,2 
	344

	Bitúmen
	1.128,5 / 2.832,8    
	398

	Total
	131.914,7 / 74.930,8 
	1761


Hay un solo hecho curioso en  la Tabla anterior: la relación gas-petróleo de los bitúmenes aparece mayor que la de los crudos extrapesados. Esto último debe ser revisado.
Continuando con el análisis de las reservas de gas asociado, se observa del informe de Pdvsa 1997 que del total de casi 132 BPC de reservas de gas asociado, la contribución más importante a estas reservas la constituyen los crudos livianos con 46,792  BPC (con relación gas-petróleo de reservas de 4.901PC/B), siguen los condensados con 35,087 BPC (con RGP de reservas de 15.562 PC/B) y en tercer lugar los medianos que aportan 24,032 BPC (con RGP de 2.230 PC/B).

Para entender la magnitud de estas cifras de reservas de gas, valga decir que la producción anual de gas en el año 2002  fue de 2,2 BPC (6.030 MMPCD). Es decir, solo se produjo el 1,5% de las reservas de gas. De ese volumen producido el 39% se devolvió al subsuelo, con el propósito de mantener la presión de los yacimientos.  Esos volúmenes de gas que se devuelven a los yacimientos son contabilizados como reservas remanentes, que los técnicos dicen que sería recuperable en el momento de “desinflar” esos yacimientos, es decir, de producir la capa secundaria de gas formada con tal inyección.

Otra advertencia. Si se suman las reservas de gas que están asociadas a los crudos pesados, extra pesados y bitumen, se alcanza la importante cifra de 26,0 BPC.  Sin embargo, hay que tomar en cuenta para su contabilización como reservas, que históricamente el gas asociado a los crudos pesados (vg. los de la Costa Oriental  del Lago de Maracaibo) mayormente se ha quemado, con autorización del MEM, en mechurrios apropiados, es decir no se ha recolectado. 
Se ha argumentado que no se recolecta por su baja producción diaria  relativa, baja presión y por su nivel de dispersión geográfica (producido por miles de pozos). Sin embargo tenemos la seguridad que las empresas que ganen las licencias para completar el agotamiento de los campos Cabimas, Tía Juana, Lagunillas, Bachaquero y Mene Grande procederán a recolectar todo el gas producido, ya que necesitarán utilizarlo como combustible en sus operaciones, venderlo en el mercado interno, y esa debe ser una de las condiciones que establezca el Ente petrolero para el otorgamiento de tales licencias.
Una última observación. Las reservas de gas deben estar asociadas a su utilización, sin embargo es conocido que un porcentaje importante del gas producido no es usado. Por ejemplo en el año 2002 el PODE informa que de una producción de 5.988 millones de pies cúbicos diarios (MMPCD) se arrojó el 7%, es decir 420 MMPCD, equivalente a 74.800 barriles diarios de petróleo.    

Resumiendo, entre los factores a tomar en cuenta para cualquier ejercicio de revisión de las reservas de gas, están:

1. El tema del gas inyectado y su contabilización como reserva remanente de gas. 

2. Sobre el gas asociado a los crudos pesados y extrapesados no recolectado y su contabilización como reserva remanente de gas. 

3. Sobre el gas asociado a los crudos pesados y extrapesados que no se recolecta. 

4. Factibilidad de "desinflar" (producir el gas) los yacimientos altamente agotados en la Cuenca de Maracaibo para materializar las reservas remanentes de gas en libros.    

5. Las relaciones gas-petróleo límites establecidas por el MEP y su relación con las reservas remanentes de gas.

Así como en el caso del petróleo, estas son oportunidades para que las sociedades profesionales relacionadas con la industria petrolera y los profesionales, ahora independientes, las trabajen y propongan al MEP, a Pdvsa y a los productores independientes  que operan y operarán en el país, opciones relacionadas con la validación de las cifras de reservas de gas.

VII. Políticas públicas en materia de reservas de petróleo y gas

De todo lo expuesto anteriormente parece obvio que el Estado venezolano, a través del Ministerio de Energía y Petróleo, debe abocarse a preparar un conjunto de políticas públicas de Estado en materia de reservas de petróleo y gas, tendente a cumplir con cinco propósitos fundamentales:

1. Validar, y en muchos casos certificar las reservas que se presentan a la comunidad mundial.
2. Tomar decisiones de producción y refinación en función de la calidad de las reservas.

3. Considerando el alto nivel de reservas de crudos extrapesados que tiene el país deben desarrollarse acuerdos internacionales para el procesamiento de dichos recursos en el país y en el exterior.

4. Promover programas para la explotación final de los campos con alto grado de agotamiento de sus reservas. 

5. Promover la explotación de las reservas remanentes en beneficio del desarrollo económico de toda la nación.

6. Asociar la producción de las reservas remanentes de crudos livianos y medianos a garantizar en todos los casos al abastecimiento del mercado interno nacional
Cuando nos referimos en el punto 3  a la necesidad de promover acuerdos internacionales con respecto al desarrollo de la Faja,  estamos pensando en países como  China y la India, que indudablemente van a necesitar esta energía existente en Venezuela, y es con sus gobiernos y sus empresas que deben establecerse acuerdos para desarrollar dichas reservas. Por supuesto que las grandes empresas como Shell, BP, ExxonMobil, ChevronTexaco  y ConocoPhillips  van a estar interesadas en participar en esos desarrollos, y es allí donde el país tiene que desplegar políticas públicas de Estado para que eso ocurra sin traumas y para beneficio de la Nación.

Las otras políticas públicas, antes enumeradas, parten de la premisa que Venezuela debe aumentar su producción de petróleo y gas a la brevedad (A la OPEP se le explicará lo que es el  interés nacional). Todas ellas se pueden implementar simultáneamente.  Otra premisa es que además de Pdvsa deben entrar a jugar otros actores (Tendremos una nueva Ley de Hidrocarburos que lo promueva). Con este telón de fondo,  se puede:

1. Incrementar los negocios con la Orimulsión®, como sustituto del carbón y la leña en muchos países.  

2. Atraer empresas nacionales e internacionales especializadas en explotar campos con alto grado de agotamiento e inclusive abandonados.  Hay cientos de profesionales venezolanos que saben como producir esos campos, que podrían crear empresas o ser empleados/accionistas de las mismas. Hoy leemos en el Reporte Especial sobre las 200 empresas petroleras más importantes de los EE.UU., que publica anualmente el Oil & Gas Journal, que las empresas que tienen mayores retornos sobre la inversión y le aportan mejores rendimientos a sus accionistas están al final del ranking como productoras.  Aquí vale la pena destacar por ejemplo el caso de la empresa Apache Offshore Investment Partnership (144 en el ranking) que  en el año 2001 tuvo un retorno sobre sus activos del 77,2 % y produjo solamente un promedio de 306 B/D de petróleo y 4,7 MMPC/D de gas.  El valor de los activos de Apache es de solo 9,4 MM de US$. 

3. Por mandato del MEM, Pdvsa deberá entregar todas las áreas que no tiene en explotación (de 13.992 pozos cerrados reactivables que habían en 1991 se ha pasado a mas de 20.000 pozos en 2003). Recuérdese que es un problema de asignación de recursos según los planificadores de la estatal, para que el Ente petrolero (tipo ANP brasileño que creará la nueva Ley) las licite a la brevedad. 

4. Exigirle a las empresas que produzcan en los campos y yacimientos contentivos de condensados, livianos y medianos maximicen sus factores finales de  recobro.  

Otra área de interés, no menos importante, es la que se refiere a la planificación  para la explotación de la Base de Recursos de la estatal, léase las reservas. Se considera necesario revisar dicha planificación, ya que en los ejercicios anuales la relación producción/reservas no hay forma de elevarla (para el año 2002 la relación producción-reserva era de 1,3, para unas reservas de 74,9 años),  y llevarla a valores razonables de producción, de forma tal que las reservas se puedan producir en el período cubierto por el Plan. Aquí puede estar influyendo el volumen de reservas remanentes asignadas a cada yacimiento.

Una vez establecidas estas políticas deben materializarse incorporándolas a la nueva Ley de Hidrocarburos, y será el Ente petrolero a crearse, quien procederá a garantizar que esas políticas se cumplan.   

VIII. Oportunidades para las Sociedades profesionales y los particulares

Entre los factores a tomar en cuenta para cualquier ejercicio de revisión de las reservas de petróleo y gas, están:

1. La reactivación de la actividad exploratoria asociada al descubrimiento de nuevos campos y yacimientos. 

2. Las definiciones de crudo convencional y no convencional para considerarlo reserva probada, 

3. Mejorar el  "Factor de Recobro", el cual es determinante en las cifras de reservas. Pdvsa se había planteado elevarlo en un 5% promedio para llevarlo a la cifra de 35%.
4. Reactivar a la brevedad el número de pozos cerrados, pero capaces de producir, con el objeto de reducir el número creciente de pozos inactivos, los cuales inciden negativamente  en el recobro de las reservas remanentes. 

5. Revisar todo lo relacionado con las reservas no desarrolladas en áreas agotadas en más de un 50%. 

6. Revisar los límites de producción por pozo y por campo establecidos en los informes anuales de reservas que PDVSA entrega al MEM. 

7. Incrementar la relación producción/reservas para efectos de los ejercicios de planificación de producción. 

8. Validar los volúmenes de gas inyectado para su contabilización como reserva remanente de gas. 

9. Sobre el gas asociado a los crudos pesados y extrapesados no recolectado y su contabilización como reserva remanente de gas. 

10. Proponer proyectos para recolectar los volúmenes de gas asociado a los crudos pesados y extrapesados que en la actualidad se quema o se ventea cerca de los pozos. 

11. Solicitar licencias para "desinflar" (producir el gas) los yacimientos altamente agotados en la Cuenca de Maracaibo para materializar las reservas remanentes de gas en libros.    

12. Revisar las relaciones gas-petróleo límites de producción establecidas por el MEM por el impacto negativo que tienen en  las recuperación de las reservas remanentes de gas.

Estas son oportunidades para que tanto las sociedades profesionales como los profesionales, ahora independientes, las trabajen y propongan al MEM, a Pdvsa y a los productores independientes  que operan y operarán en el país, opciones relacionadas con la validación de las cifras de reservas de petróleo y gas.

IX. Conclusiones y  Recomendaciones 

1. A nivel internacional los términos recursos y reservas no han sido fácil de diferenciar, a pesar del esfuerzo hecho por organizaciones tan importantes como el WPC, la SPE y las propias Naciones Unidas. También ha influido en las cifras de reservas las diferencias que se han establecido entre lo que se denominan los petróleos convencionales y los no convencionales.
2. De no hacer diferencia entre crudos convencionales y no convencionales Venezuela se convertiría en el país con más reservas, seguido por Canadá. De lo contrario, la situación de Venezuela en materia de reservas, aunque tiene un volumen importante, luce crítica, por el hecho de que casi el 46% de las reservas remanentes son de crudos extrapesados, es decir, tipo Faja. 

3. Merecerían explicaciones detalladas los estudios técnicos y económicos que condujeron a las incorporaciones de reservas ocurridas en Venezuela a partir del año 1982, y en especial lo sucedido en los años  1986,  1991 y 1996.  En general sería conveniente profundizar en los métodos para efectuar las revisiones de reservas, como lo ha propuesto PDVSA, como son a través de los “Estudios Integrados de Yacimientos”.

4. Se recomienda soportar técnicamente, utilizando la tecnología de los Estudios Integrados,   las revisiones de las reservas de petróleo y gas por razones de seriedad internacional, así como para mantener la  confianza técnica en el país y tener garantías de financiamiento 

5. Independientemente de la necesaria explicación de la revisión de las reservas de petróleo y gas que se recomiendan, Venezuela posee suficientes reservas que deben ser explotadas y comercializadas a la brevedad, teniendo siempre en cuenta el abastecimiento al mercado interno.
6. De ser válidas las razones expuestas por el Ministerio de Energía y Minas para incorporar las reservas de la Faja Petrolífera del Orinoco en el año 1986, no habría razón alguna para que las empresas que tienen actividad en la Faja consideren la incorporación del resto de las reservas identificadas en sus respectivas áreas, con el aliciente que en la actualidad más de 500.000 de barriles diarios de ese crudo se está produciendo y comercializando.

7. Considerando el alto nivel de reservas de crudos extrapesados que tiene el país deben desarrollarse acuerdos internacionales con países y empresas para la explotación y el procesamiento de dichos recursos, esto último en el país y en el exterior.

8. La situación de los países de la OPEP en materia de reservas, está cuestionada. Surge la pregunta: ¿Qué cambios en las  cifras de reservas de los países de la OPEP ocurrirían sí tuvieran que acogerse a lo que establece la SEC?  México se acogió a ese requerimiento y PEMEX ha reducido sus reservas  de 40 millardos de barriles en 1997  12,6 millardos de barriles en 2002.
9. Valdría la pena realizar los estudios necesarios de los diferentes campos maduros venezolanos, para ver cual es su situación con respecto a la Ley de Hubbert.  

10. En relación con los campos que presentan alto grado de agotamiento (más de 70%) se propone que los actuales y futuros productores independientes de dichos campos presenten los planes a que haya lugar para “matar”  esas áreas de producción, es decir, presentar planes finales de explotación y fechas ciertas para su abandono, para que las poblaciones asentadas en esas áreas de producción comiencen a la brevedad a desarrollar otras actividades diferentes a las petroleras. 

11. El caso de las reservas de gas, por el hecho de estar en más del 90% asociada al petróleo,  se verán afectadas al revisar las reservas de petróleo. Sin embargo, independientemente de lo que resulte al revisar las reservas de petróleo, las de gas deben ser motivo de estudios muy detallados, para llegar a cifras factibles de poder ser certificadas. Condición indispensable para los futuros negocios de gas.  En especial, deben ser motivos de revisión las que están asociadas a los crudos pesados, extrapesados y al propio bitumen, ya que estas suman 26 BPC, es decir el 20% de las reservas de gas asociado declaradas como oficiales.  

12.  Es necesario que el Ministerio de  Energía y Petróleo se aboque a reestablecer la publicación en el PODE de las tablas históricas sobre reservas y producción de petróleo y gas por tipo de crudo, desde 1917 a la fecha. Igualmente todo lo relacionado con la actividad exploratoria. También se hace necesario producir estadísticas de pozos produciendo en función de sus capacidades de producción, e informar sobre el potencial asociado a los pozos cerrados, pero capaces de producir.
X. Bibliografía 

1. Atwater Consultants,  Ltd, A Short Course In Methods in Oil & Gas Reserves Estimation Prospects, Newly Discovered, and Developed Properties, New Orleans Geological Society,  1985 
2. Baptista, Asdrúbal, Bases  Cuantitativas de la Economía Venezolana -1830-1995, Fundación Polar, Caracas 1997

3. Barberii, Efraín E., LEXICO de la Industria Venezolana de los Hidrocarburos, Ediciones CEPET, caracas 1994

4. Campbell Collin J. & Laherrère Jean H. The End of Cheap Oil, Scientific American, March 1998

5. Campbell, C.J., The Coming Oil Crisis, Multi – Science Publishing Company & Petroconsultants, S.A. England, 1997
6. Dake, L.P, Fundamentals of Reservoir Engineering, Elsevier, The Netherlands, 1982
7. Deffeyes, Kenneth S., Hubbert’s Peak The Impending World of Oil Shortage, Princeton University Press, 2001

8. González C, Diego J. Paradigmas de Exploración y Producción, XI Jornadas Técnicas de Petróleo,  Sociedad Venezolana de Ingenieros de Petróleo,  Monagas,  Febrero 1997

9. Ivanhoe, L.F. Oil &Gas Journal, Dec. 23, 2002
10. Kovarik, Bill, The Oil Reserve Falacy,  2003
11. Maraven, S.A. Gerencia de Planificación y Coordinación-DOP, Disposiciones legales en materia de hidrocarburos y su aplicación en d.o.p., Capítulo III Exploración y Reservas, revisión junio, Maracaibo, 1989

12. Maraven, S.A. Procesos del Trabajo en la Gerencia de Producción  (confidencial), Caracas, Dic. 1989

13. Martínez, Aníbal R., S.A., Cronología del petróleo venezolano, Edreca Editores, 6ª edición, Caracas 1987 

14. Martínez, Aníbal R., El Servicio Técnico de Hidrocarburos, Ministerio de Energía y Minas-Cepet, 1990

15. Martínez, Aníbal R., Diccionario del petróleo venezolano, Editorial Los Libros de El Nacional, Caracas 1997

16. Martínez, Aníbal R, Definiciones globales: Armonización de las definiciones de reservas y recursos de energéticos.  "Asuntos", 12, 7-22, CIED, Caracas  (2002)  

17. Ministerio de Energía y Minas, Informe Quinquenal 1984-1988
18. Ministerio de Energía y Minas, Memoria y Cuenta al Congreso Nacional, años 1986 y 1987
19. Ministerio de Energía y Minas, Petróleo y Otros Datos Estadísticos (PODE) 1979, 1989,1998, 2000, 2002 

20. Ministerio de Minas e Hidrocarburos, Anuario Petrolero de Venezuela 1950-1951, Caracas 1954 

21. Offshore Magazine, April 2003, Pag. 90

22. PDVSA, Informe a la SEC 2002
23. Petróleos de Venezuela, S.A.  La  Industria Venezolana de los Hidrocarburos, Tomos I y II, Ediciones CEPET,  Caracas, 1989
24. Petróleos de Venezuela, S.A. Coordinación de Exploración y Producción, Reservas de Hidrocarburos 1997, Caracas 1998  

25. PODE 1998, Cuadro Nº 15 y PODE 2002Roberts, Paul The end of Oil. Houghton Mifflin, 2004
26. Roger, Juan V. & Antunez, Simón, Use and implementation of SPE and WPC petroleum reserves definitions, Proceedings of the 14th World Petroleum Congress, 1994
27. Sandrea, Rafael, Hubbert Revisited’1, Imbalances among oil demand, reserves, alternatives define energy dilemma today, Oil & Gas Journal, July 12, 2004  
28. Science, Energy from Fossil Fuels, February 4, 1949

29. Scientific American, “Power and Energy”,  1971
30. Scientific American, September 2004
31. Sociedad Venezolana de Ingenieros de Petróleo, Aspectos de la Industria Petrolera Venezuela, Editorial Sucre, Caracas 1963 

32. Society of Petroleum Engineers, paper No 90839, Fall Meeting, September 2004

33. The American Association of Petroleum Geologists, Explorer, Aug, 2002 
34. The Association for the Study of Peak Oil and Gas (ASPO) Newsletter  Nº 22, Oct. 2002 
35. The New Yorker,  October 11, 2004 
36. World Oil Magazine, Jan., 1998
37. World Petroleum Congress (12th), Classification and Nomenclature Systems for Petroleum and Petroleum Reserves – 1987 Report, Houston 1987
38. Web  Sites:     http://www.aapg.org/sitesearch.cfm      
http://www.asponews.org/

  http://dieoff.org/ 


  http://www.hubbertpeak.com/. 

                        http://www.hubbertpeak.com/news/article.asp?id=3659
                        http://www.hubbertpeak.com/experts/ 

  http://www.usgs.gov/index.html




  http://www.bp.com/subsection.do?categoryId  


  http://www.eia.doe.gov/pub/oil_gas/petroleum/presentations

  http://www.oildepletion.org/roger/about/about.htm 

  http://www.rrc.state.tx.us/divisions/og/information-data/

  http://www.sec.gov/cgi-bin/srch-edgar?text=pdvsa&first=1993

  http://www.pdvsa.com-lexico-campos-descubrimiento.htm
Ing. Diego J. González Cruz 

gonzalezdw@cantv.net,  

Caracas, mayo 2006 






The American Association of Petroleum Geologists, Explorer, Aug, 2002 





World Oil Magazine, Jan., 1998, p. 57-61





Ivanhoe, L.F. Oil &Gas Journal, Dec. 23, 2002, p.113


Kovarik, Bill, The Oil Reserve Falacy,  2003


� Ministerio de Energía y Minas, Petróleo y Otros Datos Estadísticos (PODE) 1979, 1989,1998, 2000, 2002 y 2003. 


6 Dake, L.P, Fundamentals of Reservoir Engineering, Elsevier, The Netherlands, 1982, Pag. 124-129











9. Atwater Consultants,  Ltd, A Short Course In Methods in Oil & Gas Reserves Estimation Prospects, Newly Discovered, and Developed Properties, New Orleans Geological Society,  1985. 





10. Maraven, S.A., Procesos del Trabajo en la Gerencia de Producción  (confidencial), Caracas, Dic. 1989


� Dake, L.P, Fundamentals of Reservoir Engineering, Elsevier, The Netherlands, 1982, Pag. 124-129





� PODE 1998, Cuadro Nº 15 y PODE 2002, Cuadro Nº 8





�  Sandrea, Rafael, Hubbert Revisited’1, Imbalances among oil demand, reserves, alternatives define energy dilemma today, Oil & Gas Journal, July 12, 2004  


�  � HYPERLINK "http://www.pdvsa.com-lexico-campos-descubrimiento.htm" ��www.pdvsa.com-lexico-campos-descubrimiento.htm�  Ref. Martínez Anibal, (2000) Cronología del Petróleo Venezolano, 8a Edición, Fondo editorial del CIED


� Ministerio de Energía y Minas, Informe quinquenal 1984-1988





� Ministerio de Energía y Minas, Memoria y Cuenta al Congreso Nacional, años 1986 y 1987





� World Petroleum Congress (12th), Classification and Nomenclature Systems for Petroleum and Petroleum Reserves – 1987 Report, Houston 1987





� Roger Juan V. & Antunez Simón, Use and implementation of SPE and WPC petroleum reserves definitions, Proceedings of the 14th World Petroleum Congress, 1994.





�  � HYPERLINK "http://www.eia.doe.gov/pub/oil_gas/petrosystem/us_table.html" ��http://www.eia.doe.gov/pub/oil_gas/petrosystem/us_table.html� .





� Campbell Collin J. & Laherrère Jean H. The End of Cheap Oil, Scientific American, March 1998, Pag. 60-65, 1997




















22 ver: � HYPERLINK "http://www.gasandoil.com/goc/features/" \t "_parent" �http://www.gasandoil.com/goc/features/�  volume 9, issue #14 - Wednesday, July 21, 2004) 





23  United Nations Economic Commission for Europe (UNECE) Weekly, Issue Nº 76 


12-16 July 2004 � HYPERLINK "http://www.unece.org" ��http://www.unece.org� & United Nations Framework Classification for             Energy end Mineral resources (UNFC)

















� Deffeyes, Kenneth S., Hubbert’s Peak The Impending World of Oil Shortage, Princeton University Press, 2001 � HYPERLINK "http://www.hubbertpeak.com/hubbert/" ��http://www.hubbertpeak.com/hubbert/� 


� Science, Energy from Fossil Fuels, February 4, 1949





� Scientific American, “Power and Energy”,  page 39, 1971


� Offshore Magazine, April 2003, Pag. 90


� Campbell, C.J., The Coming Oil Crisis, Multi – Science Publishing Company & Petroconsultants, S.A. England, page 81


� Deffeyes, Kenneth S., Hubbert’s Peak The Impending World of Oil Shortage, Princeton University Press, 2001 � HYPERLINK "http://www.hubbertpeak.com/hubbert/" ��http://www.hubbertpeak.com/hubbert/� 








� Martínez, Aníbal R., El Servicio Técnico de Hidrocarburos, Ministerio de Energía y Minas-Cepet, 1990 





� Baptista Asdrúbal, Bases  Cuantitativas de la Economía Venezolana -1830-1995, Fundación Polar, Caracas 1997.





� Ministerio de Minas e Hidrocarburos, Anuario Petrolero de Venezuela 1950-1951, Caracas 1954 





� Sociedad Venezolana de Ingenieros de Petróleo, Aspectos de la Industria Petrolera Venezuela, Editorial Sucre, Caracas 1963





� The Association for the Study of Peak Oil and Gas (ASPO) Newsletter  Nº 22, Oct. 2002, Series 106 (� HYPERLINK "http://www.asponews.org/" ��http://www.asponews.org/�  





� Petróleos de Venezuela, S.A. Coordinación de Exploración y Producción, Reservas de Hidrocarburos 1997, Caracas 1998  








PAGE  
2

_1157138078.xls
Hoja1

		

		VENEZUELA 'PRODUCCION  E INYECCIÓN DE GAS NATURAL 1918-2002 MMPCD

		Año		Producción		Inyección		Producción acumulada		Inyección acumulada		Reservas BEP		Reservas BPC		Reservas MMM3

		1918		0.3		0		125.6		0

		1919		0.3		0		244.9		0

		1920		0.5		0		432.2		0

		1921		1.7		0		1,044.3		0

		1922		2.7		0		2,023.6		0

		1923		5.6		0		4,054.8		0

		1924		13.3		0		8,898.7		0

		1925		31.6		0		20,439.6		0

		1926		55.8		0		40,804.4		0

		1927		97.1		0		76,259.5		0

		1928		188.0		0		144,881.3		0

		1929		262.5		0		240,702.2		0

		1930		289.9		0		346,521.9		0

		1931		245.5		0		436,137.4		0

		1932		254.5		0		529,047.1		0

		1933		258.4		0		623,378.4		0

		1934		298.0		0		732,145.5		0

		1935		318.4		0		848,348.0		0

		1936		333.9		0		970,217.5		0

		1937		406.2		3		1,118,462.6		941

		1938		423.2		3		1,272,945.5		1,882

		1939		473.5		3		1,445,780.3		2,822

		1940		398.7		3		1,591,315.7		3,763

		1941		579.7		3		1,802,902.9		4,704

		1942		400.2		3		1,948,983.6		5,645

		1943		486.5		3		2,126,573.6		6,585

		1944		700.9		3		2,382,396.2		7,526

		1945		894.9		1		2,709,034.4		7,993

		1946		1,082.4		20		3,104,117.7		15,359

		1947		1,214.1		18		3,547,271.5		21,897

		1948		1,342.3		35		4,037,199.3		34,825

		1949		1,315.9		97		4,517,486.7		70,342

		1950		1,526.3		115		5,074,592.4		112,377				16.90		478,617.0

		1951		1,849.2		141		5,749,564.0		164,014				16.93		479,427.0

		1952		2,014.1		173		6,484,719.2		227,269				17.21		487,325.0

		1953		2,000.6		250		7,214,924.0		318,589				19.35		547,963.0

		1954		2,093.2		201		7,978,948.5		391,819				21.02		595,125.0

		1955		2,351.8		376		8,837,363.6		529,126				23.31		659,901.0

		1956		2,667.3		469		9,810,924.8		700,262				26.95		763,113.0

		1957		3,108.4		714		10,945,487.5		961,037				29.03		821,901.0

		1958		3,049.4		901		12,058,508.3		1,289,913				33.40		945,644.0

		1959		3,080.2		942		13,182,779.1		1,633,911				33.41		945,994.0

		1960		3,045.2		1,067		14,294,293.2		2,023,527				33.65		952,631.0

		1961		3,204.9		1,263		15,464,084.2		2,484,593				32.48		919,535.0

		1962		3,512.2		1,326		16,746,033.9		2,968,577				31.05		879,174.0

		1963		3,624.8		1,574		18,069,069.1		3,543,075				30.34		858,983.0

		1964		3,789.1		1,635		19,452,095.0		4,139,688				30.75		870,600.0

		1965		3,951.9		1,714		20,894,544.0		4,765,443				30.02		850,052.0

		1966		3,993.4		1,794		22,352,147.0		5,420,258				29.18		826,198.0

		1967		4,427.5		1,920		23,968,174.7		6,120,910				27.83		788,076.0

		1968		4,466.1		2,017		25,598,318.3		6,857,068				26.76		757,560.0

		1969		4,583.5		2,063		27,271,300.2		7,609,906				32.88		930,808.0

		1970		4,685.4		1,946		28,981,480.7		8,320,115				32.76		927,518.0

		1971		4,603.4		2,030		30,661,721.7		9,061,213				38.44		1,088,304.0

		1972		4,440.4		1,979		32,282,478.3		9,783,674				38.83		1,099,311.0

		1973		4,782.9		2,108		34,028,220.0		10,553,188				37.94		1,074,255.0

		1974		4,491.9		2,234		35,667,764.6		11,368,470				41.34		1,170,488.0

		1975		3,677.4		2,029		37,010,015.6		12,109,055				41.46		1,173,837.0

		1976		3,592.9		1,983		38,321,424.1		12,832,850				41.67		1,179,806.0

		1977		3,629.4		1,921		39,646,155.1		13,534,015				41.86		1,185,122.0

		1978		3,371.1		1,724		40,876,606.6		14,163,275				42.77		1,210,895.0

		1979		3,574.4		1,772		42,181,262.6		14,810,055				44.03		1,246,528.0

		1980		3,433.7		1,599		43,434,563.1		15,393,617				44.59		1,262,391.0

		1981		3,357.1		1,578		44,659,904.6		15,969,696				48.22		1,365,135.0

		1982		3,220.7		1,341		45,835,460.1		16,459,088				51.96		1,471,215.0

		1983		3,101.8		1,285		46,967,617.1		16,928,077				55.18		1,562,332.0

		1984		3,145.0		1,174		48,115,542.1		17,356,404				58.87		1,666,629.0

		1985		3,174.3		1,212		49,274,161.6		17,798,675				61.28		1,734,965.0

		1986		3,510.0		1,342		50,555,311.6		18,288,505				93.57		2,649,298.0

		1987		3,505.0		1,101		51,834,636.6		18,690,370				100.3		2,838,591.0

		1988		3,710.0		1,249		53,188,786.6		19,146,255				100.9		2,855,637.0

		1989		3,680.0		1,355		54,531,986.6		19,640,830				105.7		2,992,743.0

		1990		3,923.0		1,290		55,963,881.6		20,111,680				121.1		3,428,560.0

		1991		4,094.0		1,300		57,458,191.6		20,586,180				126.5		3,581,809.0

		1992		4,111.0		1,333		58,958,706.6		21,072,725				125.8		3,561,332.0

		1993		4,082.0		1,143		60,448,636.6		21,489,920		23,846.00		133.9

		1994		4,290.0		1,178		62,014,486.6		21,919,890		24,184.00		135.8

		1995		4,669.4		1,277		63,718,828.5		22,386,057		24,794.00		139.2

		1996		5,274.4		1,476		65,643,977.2		22,924,906		24,714.00		138.8

		1997		5,707.4		1,778		67,727,181.9		23,574,026		25,137.00		141.1

		1998		5,874.6		1,910		69,871,410.9		24,271,019		25,321.00		142.2

		1999		5,685.0		1,919		71,946,421.3		24,971,341		25,343.00		142.3

		2000		5,988.0		1,974		74,132,041.3		25,691,851		26,289.00		147.6

		2001		6,090.0		2,052		76,354,891.3		26,440,831		26,415.00		148.3

		2002		5,988.0		2,373		78,540,511.3		27,306,976		26,296.00		147.7

		Las cifras de producción desde 1918 hasta 1945 son estimadas de acuerdo a la historia de producción de petróleo con sus respectivas variaciones de gravedad

		Fuentes:  1918-1978:  Petróleo y Otros Datos Estadísticos (PODE), MEM

		1979-1992:  El Gas Natural, Gerencia General de Gas, CORPOVEN

		1993-1999:  Producción/Distribución de gas y Entregas al MI, PDVSA Gas.

		2000-2002 PODE 2002 cuadros Nº 8 y 46

				Cifras en MMM3 y BEP de diferentes PODE

		5,615 PC/barril

		35.315		PC/MC

		365		DIAS AÑO
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		PRODUCCION  E INYECCIÓN DE GAS NATURAL 1918-2002 MMPCD

		Año		Producción		Inyección		Producción acumulada		Inyección acumulada		Reservas BEP		Reservas BPC		Reservas MMM3

		1918		0.3		0		125.6		0

		1919		0.3		0		244.9		0

		1920		0.5		0		432.2		0

		1921		1.7		0		1,044.3		0

		1922		2.7		0		2,023.6		0

		1923		5.6		0		4,054.8		0

		1924		13.3		0		8,898.7		0

		1925		31.6		0		20,439.6		0

		1926		55.8		0		40,804.4		0

		1927		97.1		0		76,259.5		0

		1928		188.0		0		144,881.3		0

		1929		262.5		0		240,702.2		0

		1930		289.9		0		346,521.9		0

		1931		245.5		0		436,137.4		0

		1932		254.5		0		529,047.1		0

		1933		258.4		0		623,378.4		0

		1934		298.0		0		732,145.5		0

		1935		318.4		0		848,348.0		0

		1936		333.9		0		970,217.5		0

		1937		406.2		3		1,118,462.6		941

		1938		423.2		3		1,272,945.5		1,882

		1939		473.5		3		1,445,780.3		2,822

		1940		398.7		3		1,591,315.7		3,763

		1941		579.7		3		1,802,902.9		4,704

		1942		400.2		3		1,948,983.6		5,645

		1943		486.5		3		2,126,573.6		6,585

		1944		700.9		3		2,382,396.2		7,526

		1945		894.9		1		2,709,034.4		7,993

		1946		1,082.4		20		3,104,117.7		15,359

		1947		1,214.1		18		3,547,271.5		21,897

		1948		1,342.3		35		4,037,199.3		34,825

		1949		1,315.9		97		4,517,486.7		70,342

		1950		1,526.3		115		5,074,592.4		112,377				16.90		478,617.0

		1951		1,849.2		141		5,749,564.0		164,014				16.93		479,427.0

		1952		2,014.1		173		6,484,719.2		227,269				17.21		487,325.0

		1953		2,000.6		250		7,214,924.0		318,589				19.35		547,963.0

		1954		2,093.2		201		7,978,948.5		391,819				21.02		595,125.0

		1955		2,351.8		376		8,837,363.6		529,126				23.31		659,901.0

		1956		2,667.3		469		9,810,924.8		700,262				26.95		763,113.0

		1957		3,108.4		714		10,945,487.5		961,037				29.03		821,901.0

		1958		3,049.4		901		12,058,508.3		1,289,913				33.40		945,644.0

		1959		3,080.2		942		13,182,779.1		1,633,911				33.41		945,994.0

		1960		3,045.2		1,067		14,294,293.2		2,023,527				33.65		952,631.0

		1961		3,204.9		1,263		15,464,084.2		2,484,593				32.48		919,535.0

		1962		3,512.2		1,326		16,746,033.9		2,968,577				31.05		879,174.0

		1963		3,624.8		1,574		18,069,069.1		3,543,075				30.34		858,983.0

		1964		3,789.1		1,635		19,452,095.0		4,139,688				30.75		870,600.0

		1965		3,951.9		1,714		20,894,544.0		4,765,443				30.02		850,052.0

		1966		3,993.4		1,794		22,352,147.0		5,420,258				29.18		826,198.0

		1967		4,427.5		1,920		23,968,174.7		6,120,910				27.83		788,076.0

		1968		4,466.1		2,017		25,598,318.3		6,857,068				26.76		757,560.0

		1969		4,583.5		2,063		27,271,300.2		7,609,906				32.88		930,808.0

		1970		4,685.4		1,946		28,981,480.7		8,320,115				32.76		927,518.0

		1971		4,603.4		2,030		30,661,721.7		9,061,213				38.44		1,088,304.0

		1972		4,440.4		1,979		32,282,478.3		9,783,674				38.83		1,099,311.0

		1973		4,782.9		2,108		34,028,220.0		10,553,188				37.94		1,074,255.0

		1974		4,491.9		2,234		35,667,764.6		11,368,470				41.34		1,170,488.0

		1975		3,677.4		2,029		37,010,015.6		12,109,055				41.46		1,173,837.0

		1976		3,592.9		1,983		38,321,424.1		12,832,850				41.67		1,179,806.0

		1977		3,629.4		1,921		39,646,155.1		13,534,015				41.86		1,185,122.0

		1978		3,371.1		1,724		40,876,606.6		14,163,275				42.77		1,210,895.0

		1979		3,574.4		1,772		42,181,262.6		14,810,055				44.03		1,246,528.0

		1980		3,433.7		1,599		43,434,563.1		15,393,617				44.59		1,262,391.0

		1981		3,357.1		1,578		44,659,904.6		15,969,696				48.22		1,365,135.0

		1982		3,220.7		1,341		45,835,460.1		16,459,088				51.96		1,471,215.0

		1983		3,101.8		1,285		46,967,617.1		16,928,077				55.18		1,562,332.0

		1984		3,145.0		1,174		48,115,542.1		17,356,404				58.87		1,666,629.0

		1985		3,174.3		1,212		49,274,161.6		17,798,675				61.28		1,734,965.0

		1986		3,510.0		1,342		50,555,311.6		18,288,505				93.57		2,649,298.0

		1987		3,505.0		1,101		51,834,636.6		18,690,370				100.3		2,838,591.0

		1988		3,710.0		1,249		53,188,786.6		19,146,255				100.9		2,855,637.0

		1989		3,680.0		1,355		54,531,986.6		19,640,830				105.7		2,992,743.0

		1990		3,923.0		1,290		55,963,881.6		20,111,680				121.1		3,428,560.0

		1991		4,094.0		1,300		57,458,191.6		20,586,180				126.5		3,581,809.0

		1992		4,111.0		1,333		58,958,706.6		21,072,725				125.8		3,561,332.0

		1993		4,082.0		1,143		60,448,636.6		21,489,920		23,846.00		133.9

		1994		4,290.0		1,178		62,014,486.6		21,919,890		24,184.00		135.8

		1995		4,669.4		1,277		63,718,828.5		22,386,057		24,794.00		139.2

		1996		5,274.4		1,476		65,643,977.2		22,924,906		24,714.00		138.8

		1997		5,707.4		1,778		67,727,181.9		23,574,026		25,137.00		141.1

		1998		5,874.6		1,910		69,871,410.9		24,271,019		25,321.00		142.2

		1999		5,685.0		1,919		71,946,421.3		24,971,341		25,343.00		142.3

		2000		5,988.0		1,974		74,132,041.3		25,691,851		26,289.00		147.6

		2001		6,090.0		2,052		76,354,891.3		26,440,831		26,415.00		148.3

		2002		5,988.0		2,373		78,540,511.3		27,306,976		26,296.00		147.7





Hoja3

		Crudo		Reservas		Producción						Reservas Remanentes				%

				Recuperables		Acumulada		%		Desarrolladas		No desarr.		Total		No Desarr.

		Condensado		104		70		67,3		15		19		34		55,9

		Liviano		10297		6767		65,7		1080		2450		3530		69,4

		Mediano		5808		4032		69,4		479		1298		1777		73,0

		Pesado		11877		7492		63,1		1310		3075		4385		70,1

		Sub Total		28086		18361		0.65		2884		6842		9726		0.70

		Extra Pesado		15134		4		0		0		15130		15130		100,0

		TOTAL		43220		18365		0.42		2884		21972		24856		0.88






