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E ste número está dedicado al Congreso Latinoamerica-
no y del Caribe de Perforación, Terminación, Repara-
ción y Servicio de Pozos que durante el mes de agosto 

se desarrolló en la ciudad de Buenos Aires.
El congreso fue un éxito, reunió a los especialistas 

durante tres días en los cuales, ante una numerosa concu-
rrencia, se presentaron trabajos técnicos y se desarrolla-
ron conferencias de un gran nivel. Como era previsible, 
también en este evento la temática de los reservorios no 
convencionales tuvo un espacio muy importante. Como 
todos sabemos, el gran desafío de la industria del petró-
leo y del gas en la Argentina será la explotación de estos 
yacimientos, y dentro de la gran variedad de especiali-
dades que serán necesarias para lograr el éxito en esta 
tarea, la perforación, reparación y terminación de pozos 
son las más importantes.

Podrán encontrar en este número de Petrotecnia 
las principales ponencias y un resumen de las mesas 
redondas que se realizaron en el congreso. Quiero apro-
vechar este espacio para felicitar a los miembros de la 
comisión organizadora por el excelente trabajo que 
realizaron y la calidad de los contenidos del congreso.

A propósito del eje temático que abordamos en esta revista, 
hemos incluido un artículo del Ing. Gabino Velazco que nos hace una reseña sobre los 
hitos de la perforación en la Argentina. Es una forma distinta de recorrer la historia de la 
industria desde la mirada de un perforador.

Además, dentro de la sección de notas técnicas seguimos con la publicación de los 
trabajos que resultaron premiados en el Congreso de Exploración y Desarrollo de Hidro-
carburos del año pasado. También incluimos un trabajo sobre un tema muy interesante 
y de actualidad como es el valor agregado de la Responsabilidad Social Empresaria; en 
esta nota el Lic. Cdor. Leandro Del Regno explica cómo las actividades de RSE suman 
valor a las compañías.

Asimismo, la Seccional Comahue realizó un interesante trabajo en el cual se hizo un 
relevamiento de los corredores sanitarios de la provincia del Neuquén como una contri-
bución para las áreas de Seguridad y Salud Ambiental de las empresas que operan en la 
Cuenca Neuquina. Este trabajo se publica en el presente número ya que consideramos que 
es una excelente iniciativa y de gran utilidad para aquellos que se encuentran en la zona.

Para finalizar, del 30 de octubre al 2 de noviembre se desarrollará en la ciudad de 
Buenos Aires el 3.er Congreso Latinoamericano y del Caribe de Refinación, evento que se 
reflejará en el próximo número de Petrotecnia y al cual invito a todos los lectores a que 
concurran.

Hasta el próximo número.

Ernesto A. López Anadón 



Tema de tapa

Cerró con éxito el Congreso Latinoamericano y del Caribe de Perforación, 
Terminación, Reparación y Servicio de Pozos. 
En presencia de más de 350 asistentes provenientes de al menos 10 países, finalizó el 
evento organizado por el IAPG del 7 al 10 de agosto, con conferencias y mesas redondas.

Experiencias de perforación con objetivos de alta precisión
Por Juan Aguilera, Albano Ayala, Carlos Palacios, Juan Carlos Bassi, Jorge Ariel Garcia y 
Marcelo Parlanti 
Un equipo interdisciplinario proveniente de compañías operadoras y de servicio analiza la 
forma en que se planifican los pozos y la tecnología utilizada en su construcción.

Análisis y optimización de los fracturamientos hidráulicos y del proceso de terminación 
basado en la respuesta de producción en la cuenca no convencional de Eagle Ford
Por Ing. Sergio Centurión 
El autor relata la experiencia en la formación estadounidense, donde se ha practicado la 
perforación horizontal y la terminación multietapas, además de diversas innovaciones en 
estimulación.

Cuestiones y aspectos técnicos en el diseño de tuberías para pozos shale
Por Ing. Fabián Benedetto
El autor proporciona un análisis detallado de los aspectos involucrados en el diseño de 
tuberías para pozos para ser construidos en reservorios no convencionales que almacenan 
gas y petróleo en shales.

Fracturas hidráulicas en campo de gas maduro y de baja presión de reservorio. 
Problemas y soluciones en la formación Sierras Blancas, yacimiento Loma La 
Lata, Neuquén, Argentina. 
Por Luis Álvarez, Fabio Peñacorada, Emmanuel d’Huteau, Santiago Pérez Millán y  
Roberto Sentinelli 
Una descripción de las características geológicas del reservorio, así como de los 
obstáculos que se presentan durante la vida productiva del pozo y de los resultados que se 
obtienen durante los diferentes tratamientos de estimulación que se efectúan.

Mesa redonda I. Panorama latinoamericano de la perforación
Especialistas de toda la región se refirieron a la situación actual de su especialidad, así
como de sus proyecciones a corto, mediano y largo plazo.

Mesa redonda II. Aspectos logísticos de la perforación
Profesionales regionales expusieron aspectos extremos o novedosos de la logística, ya sea 
en la selva, en el offshore, o en los reservorios no convencionales.
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Hitos de la perforación en la Argentina
Por Ing. Gabino Velasco
Un recorrido por los hechos relevantes que fueron desarrollando este aspecto importante de la 
industria.

Nociones de ingeniería aplicada a reservorios no convencionales
Por Ing. Alberto Julio Blanco Ybáñez y Dr. Ing. Julio Vivas Hohl
Se recuerdan aquí nociones básicas sobre los distintos aspectos de este tipo de recursos, así como 
sus características.

Nota técnica

Comparativa de precios de combustibles y otros energéticos para el consumo doméstico
Por Comisión de Transporte y Tratamiento de Gas del IAPG
Se publica aquí un cuadro con información sobre los precios de los distintos tipos de combustibles 
al alcance del uso doméstico.

El impacto de la RSE en el valor de la compañía 
Por Lic. Cdor. Leandro Del Regno
Los orígenes de esta práctica, creciente en las empresas de hidrocarburos, y su contribución al 
crecimiento del valor de la organización.

Actualidad

David Carroll: ¿Se viene la “Era dorada del gas natural”?
Por Lic. Guisela Masarik
El futuro vicepresidente de la IGU se explaya sobre el desarrollo actual del gas natural y sus 
perspectivas en el corto, mediano y largo plazo.

El corredor sanitario en las áreas de producción de la Cuenca Neuquina
Un servicio a los profesionales de la industria, un relevamiento de la Seccional Comahue del IAPG 
sobre atención sanitaria, de utilidad para quienes se desplazan por las zonas de la cuenca.

Congresos

Congresos y jornadas
Los que se fueron. Los que vendrán
El IAPG marca su presencia en los principales simposios dentro y fuera del país para traer los 
últimos adelantos en estrategias y tecnología.
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La perforación, con foco en 
los recursos no convencionales

Cerró con éxito el Congreso Latinoamericano y del Caribe de Perforación, 
Terminación, Reparación y Servicio de Pozos

Con más de 350 asistentes, finalizó el evento organizado por el IAPG del 7 al 
10 de agosto, que incluyó conferencias y mesas redondas de gran nivel técnico; 
participaron especialistas y estudiantes de la Argentina y de más de 10 países, 
que trataron en profundidad la actualidad de la perforación tanto en yacimientos 
convencionales como en no convencionales, en el país y en la región.



10 | Petrotecnia • octubre, 2012 11Petrotecnia • octubre, 2012 |

D e “excelente” y “oportuno” fue calificado el Congre-
so Latinoamericano y del Caribe de Perfora-
ción, Terminación, Reparación y Servicio de 

Pozos, organizado por el Instituto Argentino del Petróleo 
y del Gas (IAPG) y la Asociación Regional de Empresas del 
Sector Petróleo, Gas y Biocombustibles en Latinoamérica y 
el Caribe (ARPEL), del 7 al 10 de agosto último.

La concurrencia fue importante y llenó las expecta-
tivas de los organizadores, y, al parecer, la de los más de 
350 asistentes provenientes tanto de la Argentina como 
de los Estados Unidos, Canadá, Venezuela, Uruguay, Co-
lombia, Perú, Ecuador, Bolivia, Chile, México y Brasil que 
se dieron cita en el hotel Sheraton de Retiro de la Ciudad 
Autónoma de Buenos Aires.

A lo largo de cuatro días, prestigiosos profesionales lo-
cales y regionales trataron temas referentes a las problemá-
ticas de impacto en la actualidad energética del momento: 
tanto a la perforación en yacimientos convencionales  
–desde la reducción de costos en yacimientos maduros 
hasta fracturas hidráulicas en campos de gas maduro– 
como a las cuestiones y aspectos técnicos en el diseño en 
pozos shale o terminaciones en yacimientos de tight gas. 

Se pudo asistir, además, a interesantes conferencias 
por parte de expertos de renombre internacional, como 
las experiencias en la explotación de yacimientos de shale 
gas en los Estados Unidos por parte del Ing. George King 
(Apache Corp.), experiencias en aguas profundas; así 
como a mesas redondas sobre capacitación y desarrollo 
del personal de perforación; o aspectos logísticos de la 
perforación en el país y en la región. El broche final fue 
una visita guiada por la planta en la zona de Campana.

Inauguración

El congreso estuvo dirigido a las principales empresas 
productoras, perforadoras y de servicios con actividad 
en América Latina, así como destacadas personalidades y 
expertos de todos los puntos de la región.

El evento fue inaugurado por el secretario de Energía 
del Ministerio de Planificación Federal, Inversión Pública 
y Servicios, Ing. Daniel Cameron y la secretaria de Pla-
neamiento y Políticas del Ministerio de Ciencia, Tecnolo-
gía e Innovación Productiva, Dra. Ruth Ladenheim. Fue-
ron sus anfitriones el presidente del Comité Organizador 
del Congreso, Ing. Oscar Vicente, así como el presidente 
del IAPG, Ing. Ernesto A. López Anadón; y el secretario 
Ejecutivo de ARPEL, Ing. César González.

“El primer desafío que se acerca son los recursos 
convencionales”, indicó en el inicio de las jornadas el 
Ing. Cameron, y explicó que, según los estudios con 
que cuenta la Secretaría, “puede que en el ámbito de los 
convencionales ya no encontremos un yacimiento como 
Loma La Lata, pero todavía hay gas para colaborar con el 
desarrollo de la Argentina”.

Asimismo, hizo hincapié en los recursos no conven-
cionales, sin duda, el tema del momento. Cameron se 
refirió a ellos como “un nuevo paradigma”, “un objetivo 
central” y “un desafío enorme” ya que se habla de “una 
masa de recursos técnicamente recuperables importan-
te”, una cifra que “no entra en la cabeza de ninguno de 
nosotros”. 

Cameron agregó que esta nueva alternativa que se 
plantea “va a necesitar utilizar mayor cantidad de mano 
de obra, lo cual también es bueno, que va a exigir una 
mayor especialización”. Y recomendó “que todos com-
partamos la información básica, no sólo los aciertos, sino 
también los errores, que muchas veces son los que más 
enseñan”. 

Para compartir esta información, dijo, este congreso 
“es el ámbito indicado, porque aquí es donde los conoci-
mientos tienen que sumarse” y llamó a los profesionales 
a actuar en conjunto y sumar las sinergias. Por su parte, la 
Dra. Ladenheim hizo un repaso de los numerosos proyec-
tos que involucran a su ministerio con desarrollos referi-
dos a los hidrocarburos, entre otros ámbitos.

Conclusiones de los organizadores

Al finalizar esta nueva edición del Congreso Latino-
americano y del Caribe de Perforación, Terminación, 
Reparación y Servicio de Pozos, el Comité Organizador 
agradeció a las autoridades que lo visitaron, así como a 
los expositores y a la audiencia en general.

“En esta edición, la cantidad de participantes superó 
nuestras expectativas, estamos realmente contentos, no 
sólo hubo participantes argentinos, sino también de Bo-

Ruth Ladenheim, Ernesto A. López Anadón, Daniel Cameron y Oscar Vicente.
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livia, Brasil, Uruguay, Chile, Perú, Venezuela, Colombia, 
México y Estados Unidos, entre otros”, dijo al cierre el 
Presidente de la Comisión de Perforación del IAPG,  
Ing. Daniel Casalis.

Y enumeró que fueron presentados 36 trabajos técni-
cos de excelente nivel que abarcaron todos los ejes temá-
ticos, recorriendo todo el espectro de perforación, termi-

nación, reparación y servicio de pozos. Todos mostraron 
las continuas innovaciones tecnológicas y sus ámbitos de 
aplicación práctica así como las experiencias de campo, 
con alto grado de dedicación y creatividad. 

“Tuvimos tres excelentes conferencias de altísimo nivel 
vinculadas con los reservorios no convencionales y con 
la perforación en aguas profundas, que nos presentaron 
desafíos a tomar y modelos a seguir”, dijo Casalis. Además, 
se contó con tres mesas redondas “que nos permitieron 
debatir y tener una mirada crítica del panorama en Latino-
américa, la capacitación y la logística en distintos ámbitos”, 
dos de las cuales se publican en esta edición.

El Ing. Casalis agradeció al Ing. Oscar Vicente “quien 
nos acompañó en la organización y realización de este 
congreso”, al personal del IAPG “que puso su tiempo y 
esfuerzo y que, en forma anónima, trabajó para que esto 
fuera una realidad y un éxito” y al Comité Técnico de este 
evento, que él mismo preside, por el empeño y la dedica-
ción puestos al servicio del congreso. 

Por último, Casalis, quien fue nombrado Presidente 
de este congreso para la próxima edición, resaltó una 
frase que se escuchó a lo largo del evento: “Sólo vamos a 
tener éxito si compartimos información y colaboramos 
entre todos”.

Las autoridades invitaron, además, al inminente 3.er 
Congreso Latinoamericano y del Caribe de Refinación, 
que se desarrollará también en Buenos Aires, del 30 de 
octubre al 2 de noviembre de 2012.

Ernesto A. López Anadón y Daniel Casalis.
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El presente trabajo resultó seleccionado por el Comité 
Organizador del Congreso Latinoamericano de Perforación, 
Terminación, Reparación y Servicio de Pozos 2012.

E l presente trabajo ofrece una perspectiva poco co-
mún de la evolución de los parámetros de perfora-
ción direccional y la curva de aprendizaje construida 

en un proyecto con altas exigencias desde el punto de vis-
ta técnico. La necesidad del proyecto de poseer pozos con 
objetivos por intersectar muy precisos y, por otro lado, la 
necesidad de optimizar los costos, llevó a aplicar técnicas 
y procedimientos que permitieran alcanzarlos.

La búsqueda permanente de una performance compa-
rable con los estándares de la industria del petróleo y del 
gas ha llevado a este equipo integrado por operadores y 
prestadores de servicio a analizar en forma crítica y sin res-
tricciones paradigmáticas, tanto el modo en que los pozos 
son planificados como la tecnología utilizada en su cons-
trucción. Por otra parte, el trabajo en equipo, el cuestiona-

Te
m

a 
de

 ta
pa

Experiencias de perforación 
con objetivos de alta precisión
Por Juan Aguilera, Albano Ayala, Carlos Palacios y Juan Carlos Bassi (Vale S.A.)
Jorge Ariel Garcia y Marcelo Parlanti (Weatherford)

En este trabajo, un equipo interdisciplinario 
proveniente de compañías operadoras y de 
servicio analiza la forma en que se planifican los 
pozos y la tecnología utilizada en su construcción.
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miento permanente sobre lo realizado y la eliminación de 
barreras comunicacionales entre operador y prestador de 
servicio aportaron a los logros y mejoras del proyecto.

Los nodos principales que aborda el trabajo técnico 
son los siguientes:

1. Diseño de PAD tipo araña. 
2. Herramientas en la disciplina direccional para opti-

mizar tiempos de perforación.
3. Estudios IFR. Precisión al centro de objetivo.

1. Diseño de PAD tipo araña
El proyecto Potasio Río Colorado prevé la perforación 

de sus pozos en la modalidad de PAD, los cuales están 
compuestos por 16 pozos cada uno, y poseen una geome-
tría tipo S con distintas inclinaciones: baja, media y alta 

(hasta 50° grados). Están construidos en una fase superfi-
cial y una fase de producción con el fin de poder alcanzar 
los objetivos geológicos en forma vertical dentro de un 
radio no mayor a 5 metros. La capa objetivo se encuentra 
a 1.100 metros TVD (figura 1).

Esta modalidad de perforación requiere una secuencia 
de trabajo ordenada para que la perforación de cada pozo 
sea realizada de una manera prolija y exitosa.  

La precisión lograda en el punto de aterrizaje de estos 
pozos es indispensable para cumplir con las necesidades 
del proyecto respecto de la recuperación final de mineral 
de potasio ya que cada par de pozos compone una caver-
na en la cual, por disolución, se producirá el mineral de 
interés, y estas cavernas poseen un distanciamiento pre-
viamente proyectado (figura 2).

Desarrollo de pozos

Comienza con un trabajo de planificación desde la in-
geniería en el que se analiza en conjunto las mejores op-
ciones para la geometría de cada pozo, ubicación de KOP, 
EOB, DROP y EOD de manera de tener una geometría 
adecuada en función de las exigencias de cada formación 
a lo largo del pozo, al tiempo que se va optimizando el 
diseño de los pozos y su tiempo de realización (figura 3).

En la planificación 
también se analizan los 
BHA por utilizar mostrando 
dimensiones de cada herra-
mienta, pesos disponibles 
y una visualización gráfica 
para su posterior armado 
en el campo. Se realizan a 
su vez los estudios perti-
nentes de torque y arrastre 
e hidráulica para conocer 
los esfuerzos a los que esta-
rá sometida la herramienta, 
su comportamiento para 
tener una guía de los pará-
metros de perforación por 
utilizar. Para casos de in-
terés particular, se realizan 
simulaciones consecutivas 
y análisis de vibraciones 
que permiten estimar las 
tendencias de respuesta de 
la herramienta y las ven-
tanas críticas de trabajo lo 
que disminuye el riesgo de 
posibles fallas (figura 4). 
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Figura 1. Disposición tipo araña de los pozos en planta.

Figura 2. Geometría de cavernas proyectada.

Figura 3. Trabajo de planificación de los distintos PAD. Software 5D.

Figura 4. Diseño de BHA.

BHA #2 Sección 8,75” (750-1285 m)
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Durante la etapa de planificación e ingeniería, partici-
pa en forma activa personal técnico de campo, para que 
al momento de la realización física de la construcción de 
los pozos, no surjan inconvenientes ni dudas acerca de lo 
programado.

Se presentan a modo de ejemplo, diseños de BHA, 
análisis de torque y arrastre, hidráulica y análisis de vibra-
ciones que se realizan en cada uno de los pozos en la fase 
de programación (figura 5).

2. Herramientas en la disciplina direccional para  
optimizar tiempos de perforación

Partiendo de la experiencia en los primeros pozos rea-
lizados, se implementaron mejoras respecto del diseño de 
conjuntos de fondo y tecnología utilizada con la finalidad 
de optimizar el diseño de los pozos, sus tiempos de perfo-
ración y la consecuente mejora en los costos. 

Figura 5. Análisis de torque y arrastre e hidráulica.

Figura 6. Análisis de vibraciones.
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Algunos de los cambios implementados se detallan a 
continuación:
•	 Introducción del EM-MWD (electromagnético). 

Reducción de tiempo de registro, eliminación de he-
rramienta giroscópica en fase superficial. No se han 
registrado fallas de las herramientas a lo largo de los 
pozos realizados hasta la fecha.

Descripción de la herramienta

Imágenes del funcionamiento y visualización

•	 Utilización de motor de fondo y trépano PDC 
en perforación de la fase superficial y estan-
darización de los BHA de la fase superficial 
(guías) en función de las mejores performance 
obtenidas

Con la incorporación de motor de fondo en la perfo-
ración superficial (guías) y el cambio de trépano tricónico 
por PDC, se han logrado sustanciales mejoras de tiempos 
en la realización de este tipo de perforación (figura 7).

Y luego de clasificar y analizar el comportamiento de 
los BHA utilizados en cada pozo de acuerdo a su rendi-
miento, se logró identificar aquellos conjuntos que tenían 
una mejor respuesta de acuerdo a la inclinación del pozo 
perforado, realizando los cambios que se muestran a con-
tinuación:

30,00

20,00

10,00

0,00

13,90

24,12

Con motor de fondo

73,5% de
mejora

Sin motor de fondoROP (m/hr)

Figura 7. Desempeño fase superficial.

Fase superficial 1 Trépano Tricono + Stab + DC + Stab + MWD + DC + HWDP
corta 2 Trépano Tricono + Motor Sleeve Stab + Stab + MWD + DC + HWDP

Fase superficial 1 Trépano Tricono + Motor Sleeve Stab + Stab + MWD + DC + HWDP
larga 2 Trépano PDC + Motor Sleeve Stab + Stab + MWD + DC + HWDP
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Con la estandarización de los 
BHA se obtuvieron mejoras sustan-
ciales en los tiempos de perfora-
ción, siendo esto el resultado de un 
aumento de las ROP y de una dis-
minución de la longitud perforada 
en modalidad de slide respecto de 
la perforada rotando (figura 8).

Utilización de rotores con recubrimiento de car-
buro de tungsteno 

Dadas las altas concentraciones salinas del lodo em-
pleado que le otorgan características corrosivas, se realizó 
el reemplazo de los rotores de acero cromado por rotores 

con recubrimiento de carburo de tungsteno en los moto-
res de fondo, lo que aumentó la vida útil de estos de 40 a 
500 horas efectivas de trabajo. Esto disminuye los costos 
de mantenimiento, repuestos y transportes.

Uso de mayor cantidad de HWDP en la fase de 
producción (aislación)

La idea de reducir riesgos de aprisionamiento de 
herramientas en el pozo en los viajes de calibre y de ex-
tracción de herramientas llevó a estudiar en detalle la 
ubicación de la tijera de manera de aprovechar al máximo 
su funcionamiento. Para lo cual se analizaron distintas 
configuraciones variando tanto su ubicación como la 
cantidad de HWDP por arriba y por debajo de la tijera. 

Los cambios de la configuración de BHA que se venía 
utilizando a lo propuesto y que actualmente se utiliza arro-
jan los siguientes resultados de funcionamiento (figura 9).

A continuación, se muestran los resultados de la si-
mulación del espaciamiento de la tijera, trabajando hacia 
abajo en la nueva configuración propuesta (figura 10).
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Figura 8. Desempeño slide vs. rotary. Fase superficial.
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Elevación del punto de verticalización (EOD) 
Debido a factores litológicos, el desempeño del BHA 

al momento de verticalizar el pozo disminuía y se obser-
vaban tendencias que impedían seguir las trayectorias 
planificadas con el consiguiente riesgo de NO entrar a los 
objetivos con la precisión requerida. Analizando en deta-

BHA  Utilizado  Propuesto
  BHADD+5HWDP+ BHADD+8HWDP+
  JAR+3HWDP JAR+7HWDP

Tijera Fuerza [KPI] 435 458

superior Impulso [lbf·s] 1140 1398

Tijera Fuerza [KPI] 253 266

inferior Impulso [lbf·s] 985 2132

27,9 45,5
47,2 55,8 74,4 93 111,6 130,2
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Tabla 1. Resultados para la acción.

Longitud del Longitud del +%Tracc. Fuerza Máx. Fuerza máxima Impulso
martillo (m) anvil (m) -%Compr. en la tijera  en el punto del obtenible 
   (KIP) aprisionamiento (KIP) (lb-s)

27,9 74,42 46 154 271 1035
37,2 74,42 46 159 263 1324
46,5 74,42 46 164 260 1625
55,8 74,42 46 179 271 1916
65,1 74,42 46 178 266 2132
74,4 74,42 46 176 255 2310
83,7 74,42 46 182 256 2463
93 74,42 46 190 252 2583
102,3 74,42 46 200 267 2708
111,6 74,42 46 211 270 2814
120,9 74,42 46 221 267 2942
130,2 74,42 46 217 242 2985
139,5 74,42 46 217 242 2963

Figura 9. Impacto/impulso obtenible vs. longitud del martillo para 87.500 (lbs).

Figura 10. Impacto/impulso vs. “Overpull” (Martillo: 65,1 m Anvil: 74,42 m).
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lle las respuestas del BHA en cada formación, se confec-
cionaron los planes de pozos modificando su geometría 
en sus puntos: al inicio de la curva de construcción, inicio 
de la tangente y de la verticalización. Y con ello se mini-
mizó la longitud deslizada en la zona problema, y, de esta 
manera, se logró aumentar la precisión centro a centro en 
el objetivo planificado  

Utilización de motores SRS
En la perforación actual se incorpora la tecnología de 

estos motores con estabilizador cerca del trépano, mejo-
rando la performance en los pozos tanto en la longitud des-
lizada como en la ROP en modalidad rotaria y deslizado.

Resultados en desempeño (figura 11).

3. Estudios IFR. Precisión al centro de objetivo
El alto nivel de exactitud en la ubicación del punto de 

aterrizaje tiene como condicionante de diseño que el pro-
yecto exige un control permanente de la exactitud con que 
la trayectoria es calculada durante toda la perforación del 
pozo. El tiempo y los costos asociados a la corrida de girós-

copos llevaron al equipo de ingeniería a analizar seriamente 
la realización de un estudio más detallado de la influencia 
del campo magnético terrestre en la zona de operación. 

Antes de hablar sobre los estudios de IFR realizados, 
mostramos en la figura 12 las metodologías de corrección 
utilizadas a lo largo del proyecto.
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Figura 11. Desempeño slide vs. rotary. Pozo de alta inclinación.
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Estudios IFR
Una de las mayores fuentes de error en registros mag-

néticos durante la perforación es la falta de conocimiento 
del campo magnético de fondo.

El campo magnético de la Tierra puede ser dividido en 
tres componentes:

a) Campo principal generado en el núcleo de la Tierra.
b) Variaciones en la corteza debido a rocas locales.
c) Perturbaciones del campo, debido a corrientes eléc-

tricas en la Tierra y atmósfera superior.

El “campo principal” tiene una variación relativamen-
te lenta que está modelada por el Modelo Británico de 
Registros Geomagnéticos Globales (BGGM por siglas en 
ingles). En todo el mundo este modelo es exacto con un 
margen de 390 nT para el campo magnético total, 0,6° 
para ángulo dip y 1,3° para la declinación.

Las perturbaciones del campo magnético fluctúan en 
una escala de tiempo de minutos a horas. El “campo de 
la corteza terrestre” es esencialmente estático y solamente 
varía en una escala de tiempo geológica.

Las referencias en campo proveen una forma de es-
timar el campo magnético de la corteza. Un “registro 
magnético local” más detallado se efectúa en el campo de 
interés, a este se le resta la predicción del modelo BGGM 
para ese día y da como resultado la corrección para el 
campo de la corteza.

Este “conocimiento del campo magnético local” 
permite que se mejore la exactitud de los registros de 
herramientas MWD, tanto para pozos por realizar como 

para los que habían sido perforados. Como resultado 
del estudio detallado, se elaboran y utilizan mapas de 
correcciones de corteza para el campo magnético total, 
ángulo dip y declinación. Estas correcciones son aplicadas 
a los valores obtenidos por el modelo BGGM para tener 
mejores estimaciones al campo de referencia tomando en 
cuenta tanto el campo principal como las componentes 
de la corteza.

Equipo de registros utilizado 

Magnetómetro de campo total
Se utilizó un magnetómetro Marine Magnetics Explo-

rer Overhauser en cada punto para asegurar que los alre-
dedores estén libres de cualquier fuente de interferencia 
magnética y para medir el campo magnético total.

La figura 13 muestra la configuración.

Teodolito magnético
Un teodolito magnético se utilizó para determinar la 

declinación y el ángulo dip. Esta configuración consiste 
en un magnetómetro Bartington de un solo eje, precisa-
mente alineado, montado en un teodolito no magnético 
(figura 14). Las lecturas del magnetómetro son mostradas 
en una unidad Mag DAM.

Equipo de posicionamiento global (GPS) (figura 15)
Se utilizó un sistema Trimble R6 GPS RTK para medir 

las coordenadas y posición de los puntos de observación 
del teodolito y objetos de referencia. Esto consiste de una 
estación GPS base y una unidad GPS móvil, la cual puede 

Fase superficial MWD.
Drill-Out. MWD + Herramienta giroscópica durante la fase superficial (guía). 
Fase producción MWD hasta 750 m. Correlación con giróscopo hasta 750 m para corrección del MWD. MWD hasta TD.

Fase superficial MWD + Corrección Axial
Fase producción MWD + Corrección Axial hasta 750 m. Giróscopo hasta 750 m para corrección del MWD. MWD + Corrección Axial hasta TD.  

Fase superficial MWD + Corrección Axial + IFR
Fase producción MWD + Corrección Axial + IFR hasta 750 m. Giróscopo hasta 750 m para corrección del MWD. MWD + Corrección Axial + IFR hasta TD.  

Fase superficial MWD + Corrección Axial + IFR
Fase producción MWD + Corrección Axial  + IFR hasta 750 m. Giróscopo hasta 750 m para corrección del MWD. MWD + Corrección Axial + IFR hasta TD. 
Fase superficial MWD + Corrección Axial  + IFR
Fase producción MWD + Corrección Axial + IFR hasta TD. 

Fase superficial MWD + Corrección Axial  + IFR
Fase producción MWD + Corrección Axial + IFR hasta TD. 

5

ESTUDIOS IFR
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Figura 13. Magnetómetro de campo total Explorer.

Figura 12. 
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proveer una exactitud de +/- 5 cm en cada punto. Los 
objetos de referencia se colocan a una distancia suficiente 
del punto de observación para asegurar que el error angu-
lar fuera de 0,1° o menos. Donde fue posible, se utilizó la 
estación de GPS como objeto de referencia. A continua-
ción se muestra la configuración: 

Metodología de registro IFR

Metodología de adquisición 
El campo fue estudiado con el magnetómetro Over-

hauser y se verificó el gradiente magnético en secciones 
de 10 m2 para asegurar que no existiera interferencia 
magnética. También se midió el campo magnético total 
con la misma herramienta. Los registros fueron recolec-
tados para ser promediados y comparados con valores 
del BGGM. Las lecturas de campo magnético total fueron 
procesadas como se describió anteriormente.

Se seleccionó el punto de registro en un área despeja-
da, se marcó con estacas para su fácil localización y para 
posicionarla con exactitud utilizando herramientas de 
registro RTK referenciadas a la estación base. Los puntos 
de observación fueron localizados a 200 metros o más del 
punto de registro y fueron marcados con estacas y posi-
cionados con exactitud.

Se colocó el teodolito para medir las variables magné-
ticas, registrarlas y compararlas con valores del BGGM.

Las primeras comparaciones de valores medidos se rea-
lizaron durante la toma de registros y, después de registrar 
todos los puntos, los resultados fueron recolectados y pro-
cesados para producir mapas de campo magnético total, 
declinación magnética y ángulo dip del área especificada. 

Posicionamiento
La compañía VALE definió el área por estudiar, en 

donde el modelo de error de MWD asume que en el área 
donde opera Vale el modelo BGGM es exacto en 390 nT 
para el campo magnético total, 1,32° para la declinación 
y 0.6° para el ángulo dip.

Utilizando el magnetómetro Overhauser y el teodolito 
magnético se obtienen correcciones de IFR registradas 
con una exactitud de 0,15° para ángulo dip y declinación 
magnética y 100 nT para campo magnético total, estos 
son los valores que luego se usan para construir los mode-
los de error de registros.

Mediciones de campo magnético total
Las mediciones de campo magnético total fueron rea-

lizadas con un magnetómetro Overhauser. Los datos del 
magnetómetro fueron descargados a una laptop de campo. 
Durante la adquisición de datos se verificaron los valores 
visualmente para asegurar que estuvieran libres de inter-
ferencia electromagnética y fueran de calidad. El registro 
de datos fue depurado y promediado para determinar el 
campo magnético promedio en el punto de medición con 
una exactitud de 20 nT.

Al momento de tomar los registros, el campo magné-
tico de fondo fue considerado utilizando los datos obteni-
dos por la base local magnética, la cual fue instalada en la 
zona en estudio. A pesar de que los datos del observatorio 
muestran cambios diarios, en el campo magnético de la 
Tierra no se presentaron cambios extremos en el campo 
de fondo durante la toma de registros, lo cual indica que 
la actividad magnética durante la toma de registros no 
debería de invalidar ninguna de las mediciones realizadas.

Medición de ángulo dip y declinación magnética
La declinación magnética y ángulo dip se midieron 

utilizando un teodolito magnético. En cada punto de 
registro se colocó y niveló con exactitud el teodolito. 
Luego se rotó horizontalmente para localizar los puntos 
nulos de campo magnético correspondientes al este y 
oeste magnético. El visualizar un punto de referencia con 
una posición conocida permitió que se computaran los 
valores de declinación magnética.

Apuntando el teodolito al norte y sur magnético y 
rotándolo verticalmente permitió localizar el ángulo dip 
al ubicar los puntos magnéticos nulos. Al repetir las me-
diciones con el sensor sobre y debajo de la mira óptica se 
asegura que se elimine de los resultados errores por ali-
neación del equipo.

El cálculo de la declinación y del ángulo dip se realizó con 
una laptop de campo y fue comparado con valores del mode-
lo BGGM y con mediciones en otros puntos de registro. 

Procesamiento de datos
La declinación y el ángulo dip fueron calculados por 

mediciones de los ángulos con respecto a puntos magnéticos 
nulos tanto en vertical (dip) como horizontal (declinación) 
junto con el ángulo de observación a un punto de referencia 
conocido y la posición exacta del punto de registro y del ob-
jeto de referencia. Este cálculo fue realizado en locación utili-
zando una hoja de cálculo en una laptop de campo. Se realizó 
una comparación inicial entre los valores calculados y valo-
res del BGGM para descartar cualquier valor cuestionable.

Una vez completados los registros, se recolectaron los 

Figura 14. Sistema típico de adquisición de datos magnéticos.

Figura 15. Configuración GPS RTK.



28 | Petrotecnia • octubre, 2012 29Petrotecnia • octubre, 2012 |

resultados para generar mapas 
de intensidad de campo total, 
declinación magnética y ángu-
lo dip de la región de estudio.

Resultados

Datos de registros
Durante la etapa de planifi-

cación inicial se identificaron 
38 puntos por registrar en un 
área mayor que la requerida. 
Una vez ubicados en el campo 
y dadas las dificultades para 
acceder a algunos lugares, se 
redujo la cantidad de puntos 
por registrar a 35, excluyendo 
principalmente algunos puntos 
en el área excedente. Los 35 
puntos de medición definitivos 
fueron suficientes para asegu-
rar una buena cobertura de la 
región (figura 16).

Las figuras 17, 18 y 19 mues-
tran gráficos de contorno gene-
rados con los datos procesados.

La aplicación de las co-
rrecciones IFR también per-
mitieron utilizar los códigos 
MWD+IFR (o MWD+IFR+Axial 
Corr) en los modelos de error 
de registro, de esta manera se 
reduce en forma considerable 
la elipse de incertidumbre pro-
pia de registros de MWD solo 
(o MWD+Axial Corr).

Precisión al centro 
de objetivo

Con los datos de IFR ya pro-
cesados, se realizo el análisis de 
elipses de incertidumbre para el 
pozos de alta y media inclina-
ción partiendo de los registros 
tomados con herramienta giros-
cópica más MWD con correc-

ción axial y los registros limpios de MWD más corrección 
axial y corrección por IFR. En el desarrollo de este análisis, se 
realizaron los cálculos de superposición de áreas de elipses de 
incertidumbre indicándose los valores y porcentajes de estas, 
con el fin de observar la las diferencias obtenidas según los 
dos métodos y de verificar que en ambos casos las elipses de 
incertidumbres obtenidas se encuentran dentro del rango de 
área aceptable para intersección del objetivo propuesto.

Estos cálculos se hicieron contemplando las siguientes 
áreas:

•	Área de elipse con giróscopo + MWD.
•	Área de elipse con IFR + MWD.
•	Área común.

Figura 16. Los 35 puntos de medición definitivos.
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•	Área no común de giróscopo + MWD.
•	Área no común de IFR + MWD.

Resultados
A continuación, se muestran los resultados de superpo-

sición de áreas obtenidos para ambos tipos de pozos y sus 
porcentajes, y los gráficos obtenidos a las distintas TVD.

 Conclusión 
Con la inclusión del modelo de correcciones derivado 

del estudio de IFR se ha logrado reducir los semiejes de 
la elipse de incertidumbre a valores tales que la precisión 
en la consecución del objetivo del proyecto ha dejado de 
ser un objetivo difícil de obtener y el cual era sólo posible 
a través de la combinación de mediciones realizadas con 
herramientas giroscópicas y MWD que representan costos 
adicionales importantes y también impactan de manera 
apreciable en los tiempos de operación. De esta manera, la 
introducción de una alternativa para mejorar la precisión 
en la determinación de parámetros de cálculo permitió 
reducir la incertidumbre derivada de las mediciones realiza-
das con la herramienta de MWD. 

Sin lugar a dudas, el continuo análisis y la eliminación 
de las barreras comunicacionales entre operador y prestador 
de servicio nos han llevado a un trabajo en equipo en los 
distintos niveles: operadores de campo e ingenieros de pro-
yecto con la consecuente mejora que resulta en un benefi-
cio mutuo tanto en aprendizaje y experiencia como en la 
mejora económica del negocio de ambas compañías.
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Figura 18. Diferencias de declinación con el BGGM.

Figura 19. Diferencias de ángulo dip con el BGGM.

Figura 17. Diferencias de campo magnético total con el BGGM.

Área no común de giróscopo + MWD

Área no común  
de IFR + MWD

Área común

Alta inclinación
 TVD en metros

Áreas 1012,47 750,00 500,00 250,00

Área elipse c/giróscopo + MWD (m2) 24,94 20,58 11,70 0,6861

Área elipse c/IFR + MWD (m2) 37,68 32,67 15,3400 1,3635

Área común (m2) 22,47 17,8600 8,97 0,6808

Área no común de giróscopo + MWD (m2) 2,47 2,72 2,73 0,0053

Área no común de IFR + MWD (m2) 15,21 14,8100 6,3700 0,6827

IFR fuera de objetivo 6,6343

Alta inclinación
 TVD en metros

Porcentajes 1008,64 750,00 517,66 130,39

Elipse c/giróscopo + MWD 100% 100% 100% 100%

Elipse c/IFR + MWD 100% 100% 100% 100%

Común relativo al giróscopo 90% 87% 77% 99%

Común relativo al IFR 60% 55% 58% 50%

No común de giróscopo + MWD 10% 13% 23% 1%

No común de IFR + MWD 40% 45% 42% 50%
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Glosario

PAD: conjunto de pozos reunidos en una misma locación.
TVD: profundidad vertical verdadera.
KOP: punto de inicio de la desviación de un pozo (Kick-

off point).
EOB: punto de finalización de la desviación (End of build).

DROP: punto de inicio de la verticalización.
EOD: punto de finalización de la verticalización (End of 

Drop).
BHA: conjunto de fondo para perforar (Bottom Hole 

Assembly).
MWD: medición mientras se perfora (Messure While 

Drilling).
EM-MWD: herramienta electromagnética de medición 

mientras se perfora (Electromagnetic MWD).
WBM: lodo base agua.
OBM: lodo base petróleo.
Telemetry: telemetría.
PDC: trépano, barren o broca de diamante policristalino 

compacto. (Polycrystalline Diamond Compact bit).
Stab: estabilizador.
DC: portamecha. (Drill Collar).
HWDP: Barras extrapesadas. (Heavy Weight Drill Pipe).
Sleeve Stab: camisa estabilizadora.
BHADD: conjunto de fondo direccional.
JAR: tijera.
JAR Up: tijera o martillo trabajando hacia arriba.
JAR Down: tijera o martillo trabajando hacia abajo.
Motor SRS: motor con estabilizador rotatorio cerca del 

trépano.
IFR: estudios en el campo de referencia (In Field Reference).

Media inclinación
 TVD en metros

Áreas 1012,47 750,00 509,50 250,00

Área elipse c/giróscopo + MWD (m2) 8,4242 5,5257 3,7561 0,9839

Área elipse c/IFR + MWD (m2) 19,2435 13,0037 5,7243 0,9324

Área común (m2) 8,4242 5,5257 3,0559 0,3357

Área no común de giróscopo + MWD (m2) 0 0 0,7002 0,6482

Área no común de IFR + MWD (m2) 10,8193 7,478 2,6684 0,5967

Alta inclinación
 TVD en metros

Porcentajes 1012,47 750,00 509,50 250,00

Elipse c/giróscopo + MWD 100% 100% 100% 100%

Elipse c/IFR + MWD 100% 100% 100% 100%

Común relativo al giróscopo 100% 100% 81% 34%

Común relativo al IFR 44% 42% 53% 36%

No común de giróscopo + MWD 0% 0% 19% 66%

No común de IFR + MWD 56% 58% 47% 64%

Desempeño slide vs. rotary
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Elipse del giróscopo + MWD 
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El presente trabajo resultó seleccionado por el Comité 
Organizador del Congreso Latinoamericano de Perforación, 
Terminación, Reparación y Servicio de Pozos 2012.

L a formación Eagle Ford, localizada en el sur del es-
tado de Texas, Estados Unidos, es considerada uno 
de los más recientes descubrimientos productores de 

petróleo y gas de suma importancia en el mundo. 
Este reservorio no convencional es considerado tam-

bién como uno de los pocos que tienen la capacidad de 
producir hidrocarburos en forma líquida y gaseosa. Exis-
ten muchos factores, incluyendo su gran heterogeneidad 
desde el punto de vista mineralógico, que generan un alto 
grado de incertidumbre en su desarrollo y, por lo tanto, el 
riesgo asociado a las operaciones de perforación y termi-
nación es bastante elevado. 

Este artículo resume la información obtenida de más 
de 1.600 etapas de fracturamiento hidráulico realizadas 
en 107 pozos en esta cuenca. La producción de cada pozo 
estimulado se conectó con los datos de perforación, ter-
minación y fracturamiento hidráulico a través de una téc-

Te
m

a 
de

 ta
pa

Análisis y optimización de 
los fracturamientos hidráulicos 
y del proceso de terminación 
basado en la respuesta de producción en 
la cuenca no convencional de Eagle Ford
Por Ing. Sergio Centurión (Baker Hughes)

El autor relata la experiencia en la formación 
estadounidense, donde se ha practicado 
la perforación horizontal y la terminación 
multietapas, además de diversas innovaciones 
en estimulación, con el fin de compartir 
tendencias y conclusiones aplicables a otro tipo 
de cuencas.
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nica de mapeo de datos para analizar los resultados. Este 
estudio utilizó la información pública que está disponible 
para esta cuenca, teniendo en cuenta cómo cada pará-
metro dentro del desarrollo y del proceso de terminación 
afectó la producción y el desempeño de cada pozo.

Debido a que el desarrollo de esta cuenca requiere de 
la combinación de técnicas de perforación horizontal, 
terminaciones multietapas e innovaciones en los fractura-
mientos hidráulicos, los resultados y conclusiones de este 
estudio pueden ser aplicados como parte de un proceso 
de optimización en cada etapa de terminación de esta 
área y en cuencas no convencionales con características 
similares.

Las conclusiones de este artículo nos brindarán algu-
nas de las tendencias en las operaciones de fracturamien-
to multietapa, tales como volúmenes de agentes apun-
talantes y de fluidos utilizados. Las lecciones aprendidas 
nos sugerirán también mejores normas y técnicas para ser 
utilizadas en esta cuenca y como manifestamos, en cuen-
cas similares a esta también.

Introducción

Desde el año 2008, la cuenca del Eagle Ford ha sido 
una de las más desarrolladas, aunque el boom en el de-
sarrollo se tornó significativo a partir de los inicios del 
2010. Desde que el primer pozo –cuyo objetivo fue esta 
formación– fue perforado, la Texas Rail Road Comisión 
(TX RRC), que es la agencia del Gobierno que regula la 
actividad de extracción de hidrocarburos en el estado de 
Texas, autorizó un total de 3.649 permisos para perforar y 
terminar pozos de petróleo y gas en esta cuenca. 

La figura 1 muestra el desarrollo desde un punto de 
vista geográfico. Los puntos verdes representan aquellos 
pozos cuyo objetivo era la extracción de petróleo, mien-
tras que los puntos rojos representan gas. Esta informa-
ción fue extraída de la base de datos de HIS-Petra y mues-
tra un total de 1.100 pozos que han declarado al menos 
tres meses de producción. 

La figura 2 muestra la producción anual acumulada, 
basada en los datos de la TX RRC. Estos datos son presen-
tados aquí para demostrar los niveles de importancia de 
esta cuenca. Las figuras 1 y 2 incluyen pozos verticales y 
horizontales.

La figura 3 muestra la tendencia de los equipos de 
perforación en esta cuenca, la cual va desde 18 equipos 
asignados en el último trimestre del año 2008 hasta 238 
equipos en el segundo trimestre del 2012. Si la tenden-
cia no cambia, asumimos que para el final del año 2012 
habrá 250 equipos de perforación trabajando en esta 
cuenca. Esta actividad, que no para de aumentar, repre-
senta un desafío en todos los aspectos de este desarrollo, 
desde un punto de vista técnico, operacional y logístico. 
Recursos relacionados con ambas actividades, esto es con 
la perforación direccional y fracturamiento hidráulico 
multietapa, como el agua, el apuntalante, el polímero, los 
aditivos químicos, la potencia hidráulica y equipo anexo, 
y el personal técnico capacitado están limitados debidos a 
la gran demanda, es por eso por lo que cualquier tipo de 
cambio u optimización de los recursos impactará en todos 
los aspectos de este desarrollo.

Aunque los operadoras y las compañías de servicio 
han trabajado para lograr un mejor entendimiento de 
esta cuenca y su desarrollo, existe incertidumbre en todos 
los aspectos dentro de los procesos de perforación y ter-
minación. Preguntas como las siguientes se escuchan a lo 
largo de varios foros asistidos:
•	¿Cuál es el óptimo esquema de bombeo para una frac-

tura hidráulica?
•	¿Cuál es la mejor geometría de un pozo?
•	¿Cuántas etapas son requeridas para terminar un pozo?
•	¿Cuál es la longitud optima de una etapa de terminación?
•	¿Cuántos sets de agujeros por etapa son necesarios?
•	¿Cuál es la distancia óptima entre cada set de agujeros?
•	¿Cuál es el tipo de fluido de fracturamiento recomen-

dado?
•	¿Cuántas libras y qué tipo de apuntalante por etapa son 

necesarios?
•	¿Cuánta agua es recomendada por cada etapa?

Figura 1. Desarrollo geográfico de Eagle Ford. Fuente: IHS Petra.

Figura 2. Producción anual acumulada de hidrocarburos. Fuente: Texas RRC.

Figura 3. Permisos para perforar y equipos de perforación.
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Primero lo primero: entendiendo el reservorio
La cuenca del Eagle Ford se encuentra situada desde el lí-

mite entre los Estados Unidos y México, cercano al extremo 
sudeste del estado de Texas, representando una franja que se 
desplaza desde el sudoeste hacia el noreste. Su edad geoló-
gica corresponde a la era Paleozoica, Cretácico inferior. Las 
profundidades cambian desde el Norte hacia el Sur, varian-
do desde los 6.000 pies hasta los 15.000 pies, con el espesor 
fluctuando desde los 100 pies hasta los 400 pies. Este tipo 
de desarrollo ha sido llamado no convencional y se hizo 
realidad gracias a la combinación de dos tecnologías: perfo-
ración horizontal y fracturamiento hidráulico multietapa.

Son varios los factores que han hecho a esta cuenca 
diferente de otras, también consideradas no conven-
cionales. Uno de los más importantes es la presencia de 
hidrocarburos líquidos, además de gas seco. Una tenden-
cia dentro del tipo de hidrocarburos producidos ha sido 
observada en donde los pozos que producen alta relación 
de líquidos están más concentrados en la parte norte de 
la cuenca y esta relación decrece a medida que nos des-
plazamos hacia el sur. También es importante destacar 
que aquellos pozos que se encuentran en la zona de alta 
relación de líquidos también presentan producción de gas 
y viceversa, aquellos pozos más al Sur en los cuales es es-
perada producción de gas, también existe producción de 
líquidos, presentándose estos en forma de condensados. 

La figura 4 muestras las tres áreas, llamadas ventanas, 
siendo la de petróleo (alta relación de líquidos) sombrea-
da en color verde, una zona de gas húmedo en el medio y 
la de gas seco en la parte inferior, sombreada esta última 
en color rojo.

Es importante también considerar que esta formación 
tiene una muy alta heterogeneidad, J. Mullen (2010). La 
figura 5 muestra un ejemplo de los resultados del análisis 
mineralógico en núcleos de cuatro diferentes condados 
en los cuales se encuentra presente Eagle Ford, analizados 
a distintas profundidades. El contenido mineral dentro 
del condado de Dimmit (la parte más al sudoeste de la 
cuenca) posee un contenido de cuarzo que en la mayoría 
está cercano al 30%, contenidos de calcita cercano al 20% 
con un par de núcleos alrededor del 40% al 70%, y MLIS 
(capas mezcladas de illita y esmectita) dentro del rango 
del 20% al 30%. Muestras del condado de McMullen (cer-
cano al centro geográfico de la cuenca) poseen mineral de 
cuarzo de solamente alrededor del 10%, la calcita se incre-
menta del 40% al 80%, mientras el contenido de MLIS es 
similar a la muestra anterior (Condado de Dimmit).

Los núcleos de dos condados en la zona más al norte 
de la cuenca, Brazos y Burleson son similares tanto en 
el contenido mineral como en la distribución, siendo el 
rango bastante diferente de los núcleos mencionados en 
el párrafo anterior.

Figura 4. Las tres ventanas, petróleo, gas húmedo y condensado, y gas seco, de producción de Eagle Ford. Fuente: EIA.gov.
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A medida que la mineralogía cambia, las propiedades 
mecánicas también. Estas propiedades afectan significati-
vamente la geometría de fractura, la cual a su vez, influye 
en la respuesta final de la producción. Los trabajos men-
cionados en las referencias, Warpinski y colaboradores 
(2008), Stegent (2010) y McMullen (2010), resaltan de 
manera excelente la importancia de definir los parámetros 
críticos para la estimulación y la terminación en los reser-
vorios no convencionales tales como el Eagle Ford. Con-
siderando esta variabilidad en la roca de este reservorio, la 
cual cambia aun en zonas aledañas, tal como mostramos 
arriba, el conocimiento del reservorio es crucial para obte-
ner una óptima producción en este tipo de cuenca. 

La figura 5 también muestra la columna mineral de 
esta cuenca. Aunque la formación es llamada “lutita” 
(shale), su composición mineralógica está dominada por 
materiales como la calcita y el cuarzo más que por aque-
llos considerados arcillosos (ilita, esmectita, kaolinite y 
clorita). De esta manera, el Eagle Ford es diferente y debe 
ser optimizado de manera diferente a otros reservorios no 
convencionales.

Desarrollo de la cuenca
Desde principios del 2008, el fracturamiento y la ter-

minación de pozos en esta cuenca ha provisto bastante in-
formación y experiencia. La figura 6 muestra la tendencia 
de pozos fracturados por mes por parte de Baker Hughes. 

Los datos de nuestros trabajos de fracturamiento hi-
dráulico fueron conectados a los datos de la perforación, 
terminación y producción de 107 pozos. La figura 7 
muestra la distribución geográfica de los pozos, incluyen-
do las tres áreas de producción, petróleo, gas húmedo/
condensado y gas seco, mencionadas anteriormente. La 
figura 8 muestra los valores de producción acumulada 
en los tres primeros meses de producción de estos pozos, 
organizados de mayor a menor. Los datos de producción 
fueron todos convertidos a barriles equivalentes de petró-
leo (BOE, por sus siglas en inglés) para poder hacer una 
comparación consistente. 

Algunos de estos 107 pozos no mostraron producción 
consistente (algunos mostraron valores igual a cero en 
alguno de los tres primeros meses de producción) y no-
sotros asumimos que esto se debió a situaciones relacio-
nadas con la operación y no con el reservorio. Además, 
algunos pozos presentaron producciones de gas en un 
100%, es decir, ningún tipo de hidrocarburo líquido. Los 
pozos que se encontraban dentro de estos dos escenarios 
descriptos (producción cero en alguno de los tres prime-
ros meses y 100% de gas) fueron eliminados de nuestro 
análisis, de esta manera se llegó la cantidad de pozos por 
analizar: 82 pozos. Utilizando esta producción acumulada 
generamos la figura 8. Nótese que el rango de valores va 
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Figura 5. Composición mineralógica de núcleos de la formación Eagle Ford en 
distintos condados de Texas, USA. Fuente: Reportes internos de Baker Hughes.

Figura 6. Pozos tratados por mes, desde febrero de 2008 hasta noviembre 
de 2011.

Figura 7. Distribución geográfica de 107 pozos estimulados por esta 
compañía en Eagle Ford.
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desde un máximo cercano a los 100.000 BOE hasta un 
mínimo cercano a los 1.000 BOE.

Con esta información identificamos al 10% de los me-
jores productores. Estos están representados en la figura 
9. Nótese que los mejores productores están más concen-
trados en la zona media, es decir, en donde la mezcla de 
hidrocarburos líquidos y gaseosos es más pronunciada.

Las figuras 10 y 11 muestran los parámetros de mejo-
res productores. La figura 10 muestra la longitud lateral 
efectiva del pozo, en pies, definida como la distancia exis-
tente entre el agujero o disparo más profundo y el agujero 
o disparo más somero del tramo horizontal del pozo. La 
figura 11 muestra el espesor de la formación Eagle Ford 
para cada pozo, en pies.

La terminación es extremadamente importante para 

optimizar la producción en los reservorios no convencio-
nales, y el fracturamiento hidráulico multietapas represen-
ta más del 80% de los esfuerzos y costos de dicha etapa de 
terminación. Es por esto por lo que la próxima parte de 
nuestro estudio está enfocada al comportamiento de dos 
componentes importantes dentro de los fracturamientos 
hidráulicos: volúmenes de fluidos y apuntalantes.

La figura 12 compara tres meses de producción acu-
mulada  frente al volumen total de fluido utilizado para 
fracturar el pozo, en galones, dividido la longitud lateral 
efectiva del pozo, en pies. La figura 13 compara tres meses 
de producción acumulada frente al volumen total de flui-
do utilizado para fracturar el pozo, en galones, dividido la 
longitud lateral efectiva del pozo, en pies, y dividido por 
el espesor de la formación, en pies. 

Producción acumulada en 3 meses (BOE)
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Figura 8. Ranking de la producción acumulada en tres meses de los pozos 
analizados.

Figura 9. El 10% de los mejores productores y el 10% de los peores 
productores de petróleo analizados.
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Figura 10. Longitud lateral efectiva (pies) frente a la producción acumulada 
en tres meses.

Figura 11. Espesor de Eagle Ford (pies) frente a la producción acumulada en 
tres meses.
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Figura 12. Fluido total utilizado por pozo (galones) / longitud lateral efectiva 
(pies) frente a la producción acumulada en tres meses.
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Figura 13. Total de fluido utilizado por pozo (galones)/longitud lateral 
efectiva (pies)/ espesor de la formación (pies) frente a la producción 
acumulada en tres meses.
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La figura 14 compara tres meses de producción acu-
mulada frente al volumen total de apuntalante utilizado 
para fracturar el pozo, en libras, dividido la longitud la-
teral efectiva del pozo, en pies. La figura 15 compara tres 
meses de producción acumulada frente al volumen total 
de apuntalante utilizado para fracturar el pozo, en libras, 
dividido la longitud lateral efectiva del pozo, en pies, y 
dividido por el espesor de la formación, en pies. 

Observaciones

Esta compañía de servicios ha estimulado 224 pozos 
en la cuenca de Eagle Ford, lo que 
representa más de 3.000 etapas de 
fracturamiento hidráulico. Debido a 
que hay pozos que tienen menos de 
seis meses de datos de producción 
y otros aún no han reportado nin-
gún dato a la agencia de TX RRC, se 
analizó una población de 107 po-
zos. De estos 107 pozos, 25 fueron 
eliminados de nuestro análisis por-
que presentaban o producción cero 
en alguno de los tres primeros me-
ses o producción de 100% gas. Vale 
aclarar que se asumió que los pozos 
que presentaron cero producciones 
en alguno de los tres primeros me-
ses se debieron a dificultades ope-
racionales y no relacionadas con el 
reservorio. Los 82 pozos restantes 
fueron mapeados y los tres meses 
de producción acumulada y el espe-
sor de la formación Eagle Ford para 
cada pozo fueron identificados. Esta 
información fue conectada con los 
datos de perforación (profundidad 
vertical y profundidad medida), 
terminación (longitud lateral efecti-
va, longitud de cada etapa, número 
de etapas, cantidad de juegos de 
disparos por etapa) y fracturamien-
to hidráulico (volúmenes de fluido 
y apuntalante por pozo, caudal de 
bombeo promedio por pozo).

Debido a que los pozos en esta 
área comúnmente producen ambos, 
petróleo y gas, la producción fue es-
tandarizada y convertida a barriles 
equivalentes de petróleo (BOE, en 
inglés). Una observación inmediata 
fue el amplio espectro de produc-
ción, desde alrededor 102.000 ba-
rriles hasta alrededor 1.000 barriles, 
acumulados en los tres primeros 
meses de producción. 

Del total de los 82 pozos, se 
identificaron los mejores produc-
tores, acotándolos al 10% (de los 
mejores), se los identificó y se mos-
tró su distribución geográfica. Los 

Figura 14. Total de apuntalante por pozo (libras)/longitud lateral efectiva 
(pies) frente a la producción acumulada en tres meses.
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volúmenes de fluido de fractura y de apuntalantes utili-
zados por pozo y por etapa, para estos mejores produc-
tores, 8 pozos en total, fueron divididos por la longitud 
lateral efectiva, por el espesor y por ambos. El objetivo fue 
encontrar el rango de valores observados de galones de 
fluido de fracturamiento y libras de apuntalante por pie 
de longitud lateral efectiva y por pie de espesor de for-
mación. Esta información puede ser utilizada como regla 
para comparar o establecer diseños de trabajos en áreas 
similares a Eagle Ford.

Conclusiones

•	 Para el 10% de los mejores productores en esta área, 
estimulados por esta compañía de servicios:
•	El volumen de fluido de fracturamiento utilizado 

por pie de longitud lateral efectiva está en el rango 
desde 585 a 1,046 gal/ft.

•	El volumen de fluido de fracturamiento utilizado 
por pie de longitud lateral efectiva y por pie de 
espesor de formación está en el rango de 3,70 a 
8,28 gal/ft/ft.

•	 El volumen de apuntalante utilizado por pie de 
longitud lateral efectiva está en el rango desde 557 
a 931 lb/ft.

•	El volumen de apuntalante utilizado por pie de 
longitud lateral efectiva y por pie de espesor de 

formación está en el rango de 4,40 a 7,52 lb/ft/ft.
•	 El reservorio no convencional de Eagle Ford posee una 

heterogeneidad muy elevada, basado esto en su mine-
ralogía y sus propiedades mecánicas. Debido a esto, las 
estrategias para perforar y terminar un pozo deben ser 
analizadas para cada área en específico. Inferir resul-
tados de un área a otra puede resultar en pozos cuyas 
producciones no alcanzan las expectativas.
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El presente trabajo resultó seleccionado por el Comité 
Organizador del Congreso Latinoamericano de Perforación, 
Terminación, Reparación y Servicio de Pozos 2012.

E n este trabajo se proporciona un análisis detallado 
de los aspectos involucrados en el diseño de tu-
berías para pozos a ser construidos en reservorios 

no convencionales que almacenan gas y petróleo en 
arcillas (shales). Se describen las prácticas utilizadas por 
las operadores de reservorios “shales” en los Estados 
Unidos y Canadá así como también las hipótesis de 
carga más relevantes para estos casos y la experiencia 
recogida por Tenaris luego de varios años acompañan-
do el desarrollo de estos reservorios.

El diseño de tubulares para estos pozos ha evoluciona-
do desde lo que antes era sólo una rudimentaria aproxi-
mación a un pozo convencional sin exigencias hasta una 
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Cuestiones y aspectos técnicos 
en el diseño de tuberías 
para pozos shale
Por Ing. Fabián Benedetto (Tenaris)

El autor proporciona un análisis detallado de los aspectos involucrados 
en el diseño de tuberías para pozos para ser construidos en reservorios no 
convencionales que almacenan gas y petróleo en shales.
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evaluación más profunda y sofisticada. La experiencia, 
con éxitos y fracasos que los operadores han tenido, ha 
hecho que trabajen cada vez más en la optimización del 
diseño y en su fiabilidad. 

Los temas clave en estos pozos giran en torno a las 
tremendas cargas durante la estimulación, los problemas 
erosivos y las cuestiones corrosivas del ambiente, el cual 
puede contener H2S y el CO2. Por tratarse, en general, de 
pozos horizontales con ramas laterales de alcance impor-
tante, las conexiones roscadas deben ser cuidadosamente 
seleccionadas a los efectos de poder proveer el torque 
necesario a la columna de Casing para poder entubar el 
pozo completo sin problemas.

El equilibrio entre estos factores es la clave para obte-
ner un diseño que iguale los requisitos de resistencia me-
cánica y performance frente a la corrosión de una manera 
económica y efectiva.

Cambio de lema

Es bien sabido por todos el hecho de que la produc-
ción masiva desde rocas conocidas como “generadoras” 
(o “roca madre”) de hidrocarburos tuvo sus inicios hace 
una década aproximadamente en los Estados Unidos. 
Como particularidad podríamos decir que, en esos ini-
cios, un porcentaje importantes de los campos de gas o 
petróleo proveniente de shales se encontraba muy lejos 
de los centros tradicionales de la industria petrolera, y se 
empezaron a operar con pequeñas compañías conocidas 
como independientes.

En ese contexto, la disponibilidad de servicios brinda-
dos por empresas de ingeniería, distribuidores de tuberías, 
etc., en las áreas petroleras por excelencia, como por ejem-
plo, Golfo de México y Luisiana, no se daba en la misma 
medida para estos nuevos operadores, con lo cual tuvieron 
que empezar a utilizar los servicios con los que sí podían 
contar a nivel local iniciando sus actividades mediante 
una selección de productos y servicios basados en la dis-
ponibilidad y el costo. Esto no fue una excepción para el 
diseño de los pozos, hasta que, muchas veces como conse-
cuencia de múltiples fallas en los pozos, las compañías se 
vieron en una situación de tener que pensar en hacer un 
análisis más profundo de las cargas y comenzar a tomar 
decisiones más sofisticadas en su gestión.

El lema inicial de hacer que todo “sea barato” ha ido 
cambiando con el tiempo a medida que estas compañías 
han podido evaluar y aceptar que sus operaciones son 
más complejas de lo que se pensaba originalmente, no 
solo en cuestiones relacionadas con la ingeniería, sino 
también con aspectos logísticos de gran complejidad que 
requieren una sincronía en las operaciones no común 
cuando se operan campos convencionales. 

De esta forma, muchos de los cambios que se adopta-
ron fueron producto de fracasos muy caros para el opera-
dor, que lo obligaron a tomar decisiones para minimizar 
fallas en pozos futuros.

Ya enfocándonos en los aspectos técnicos de los pozos 
construidos para extraer gas o petróleo de las arcillas, es 
importante mencionar que en los reservorios considera-
dos “pioneros” el intervalo geológico de interés llegaba a 
ser de algunos cientos de pies de espesor, lo cual es (nor-

malmente) más que suficiente para la producción econó-
mica de un reservorio “convencional” como por ejemplo 
de areniscas. Sin embargo, debido a que los yacimientos 
“no convencionales” tienen una permeabilidad muy 
baja, las condiciones necesarias para producir económica-
mente, en la mayoría de los casos, tienen que ser creadas 
artificialmente maximizando el intervalo de producción. 
Esto se logra a través de una cierta cantidad de etapas de 
fracturas hidráulicas y mediante la perforación de pozos 
horizontales o convenientemente dirigidos en el área de 
interés.

Estas cuestiones (fracturas y pozos dirigidos) son, al 
final de cuentas, determinantes para el diseño de los tu-
bulares con los cuales se van a construir los pozos, ya que, 
aun habiendo diferencias geológicas entre los yacimientos 
y también diferencias en las prácticas operativas de perfo-
ración entre operadoras, está ya universalmente aceptado 
que estas dos cuestiones son temas comunes que atravie-
san a los diseños de pozos para explotación de “shales”.

Prácticas comunes en el diseño

A continuación vamos a enunciar las experiencias 
recogidas con los operadores de los Estados Unidos y 
Canadá luego de los ajustes y la optimización lógica que 
se logra al cabo de 10 años de prácticas. De este modo, es 
interesante observar que un gran porcentaje de los pozos 
se construye con 3 o 4 tipos de Casing.

El primer Casing que se instala es el de superficie, cuya 
profundidad establecida por regulaciones locales, debe ase-
gurar la aislación, de las napas y depósitos de agua dulce. 

El (o los) Casing intermedio se instala, por lo general, 
a un cierto intervalo por encima del kick-off point en roca 
que está por encima del reservorio de interés. A medida 
que se va ganando en experiencia, se trata de minimizar 
la cantidad de Casing intermedios.

Finalmente, el Casing de producción es el que cubre la 
curva y la rama horizontal del pozo. 

Ambas partes son cementadas (el tope de cemento 
puede llegar hasta el zapato del Casing intermedio) para 
luego ejecutar las etapas de fractura necesarias, con lo 
cual esta tubería va a servir, de forma simultánea, como 
columna de estimulación o fractura y como Tubing de 
producción en la etapa inicial del pozo. Por tratarse de la 
tubería que va a tener la mayor exigencia en el pozo, le 
dedicaremos una sección en particular.

Figura 1. Esquema de pozo típico con tres secciones de tubería.
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Análisis de los Casing conductor, 
de superficie e intermedio

1. Casing conductor
Usualmente el Casing conductor (cuando se instala) 

alcanza una profundidad que oscila entre los 20 y 30 
metros, siendo su principal función proporcionar soporte 
estructural para las posteriores operaciones en el pozo. 
Normalmente esta tubería se instala en 20” de diámetro y 
se cementa a la superficie.

En aquellas compañías que desarrollan perforación 
intensiva en “pads” o “clusters” es común y frecuente la 
práctica de instalar previamente el conductor con un 
equipo diferente al utilizado para perforar el pozo.

2. Casing de superficie
Como mencionamos, la profundidad del Casing de 

superficie depende de las regulaciones que aplican a cada 
área de actividad ya que una de las principales funciones 
de esta tubería es la de aislar acuíferos para preservar las 
napas de posibles contaminaciones. Su profundidad es 
variable y puede alcanzar hasta los 1.000 metros o más. 

Este intervalo se perfora verticalmente, por lo general, 
con lodo de baja densidad o aire para aumentar la veloci-
dad de penetración. Las tuberías utilizadas van de desde 
13 3/8” a 9-5/8” y se cementan hasta la superficie, siendo 
los materiales grados API estándar tipo J55, K55 o grados 
N80 dependiendo de la profundidad. Las conexiones 
roscadas que se utilizan también son API, por lo general, 
del tipo Buttress o LC (rosca redonda cupla larga). Es im-
portante mencionar que, aun tomando en cuenta posible 
desgaste o cargas relacionadas con la perforación de la 
sección siguiente, las hipótesis que dictan el diseño de 
esta tubería no son consideradas como demandantes.

3. Casing intermedio
Usualmente la tubería intermedia finaliza en el in-

tervalo que precede a la sección de destino o formación 
shale. Con esta tubería se busca aislar y entubar a todas 
las zonas problemáticas poniendo finalmente el zapato 
en una formación sólida y uniforme, para facilitar de este 
modo la perforación del intervalo de producción.

Si existieran problemas de pérdida de circulación u 
otros que obligaran a establecer dos intervalos de perfora-
ción, podrá ser menester pensar en dos tuberías interme-
dias. Por lo general se utilizan diámetros que van desde 
10 ¾” hasta 7 5/8” con profundidades muy variadas, que, 
en algunos casos, alcanzan hasta los 4.000 metros.

Generalmente, estas tuberías no se cementan hasta 
superficie, y la selección de los grados de acero y el tipo 
de conexiones se encuentran dentro de la gama que en-
trega API, debiendo decir que los grados N80 y P110 son 
los más comunes. El mismo concepto es aplicable a las 
conexiones roscadas, ya que los productos API LC o  
Buttress (BC) son los que más se utilizan. 

Aquí deberemos hacer un paréntesis para explicar un 
poco las hipótesis de carga que tradicionalmente se utilizan. 

Generalmente, las operadoras suelen tomar un poco 
más de riesgo (puesto que estos pozos declinan rápidamen-
te tanto en su presión en boca como en su producción) y 
adoptan para el diseño, hipótesis que se basan en los casos 

normales de perforación. 
Sin embargo, los operadores que saben que van a tener 

presiones iniciales de producción importantes (sobre todo 
si se trata de gas) y ponen a producir a través del Casing 
de producción, plantean que el Casing intermedio tiene 
que tener una resistencia adecuada para proporcionar una 
barrera secundaria a los fluidos del pozo y, por lo tanto, 
debe ser capaz de manejar una probable fuga en el Casing 
de producción ya sea durante la estimulación o bien du-
rante la producción. De este modo, hay compañías que 
prefieren tomar menos riesgos y optan por incluir, encima 
del tope de cemento, conexiones premium que garanticen 
la “sellabilidad”.

Casing de producción
El Casing de producción es la tubería que mayores 

esfuerzos va a soportar en este tipo de pozos, muy por 
encima de los demás Casing por instalar. Una referencia 
de esto es la experiencia en los Estados Unidos: para alo-
jar a esta tubería se perfora el pozo verticalmente hasta el 
punto de inicio de la curva para luego perforar de manera 
horizontal ya dentro de la formación shale. En los regis-
tros disponibles, la curva puede variar desde una región 
a otra, pero con frecuencia se construye la curva con una 
variación de ángulo que alcanza entre 8° y 15° cada 100 
pies, con situaciones puntuales, por tortuosidad, que al-
canzan hasta 20°/100’.

La longitud de la rama horizontal también es variable, 
se fija un límite basado en la posibilidad de ingresar con 
equipo de Coiled Tubing (tienen una longitud máxima de 
trabajo) y se define por cuestiones geológicas de la forma-
ción. En la actualidad, la sección horizontal puede alcan-
zar hasta los 1.500 metros, con un promedio de 1.200 
metros aproximadamente. 

La densidad del lodo de perforación es variable, pero 
para aquellos reservorios sobrepresurizados se alcanzan 
valores de más de 1.900 g/litro, (esto es 16,0 libras por 
galón) aunque en la actualidad es común perforar con 
técnicas de “underbalance” o “nearbalance” para infringir 
el menor daño posible a la formación, sobre todo si se 
está trabajando en áreas que están naturalmente fractura-
das (conocidas como “sweet spots”) las cuales entregan los 
mayores caudales de producción. Si así fuera, la densidad 
equivalente deberá ser tomada en cuenta para el diseño.

La correcta selección del lodo de perforación en un 
entorno dominado por arcillas es clave, no solo para el 
proceso de perforación en sí mismo, sino también para la 
posterior entubación del pozo, puesto que la activación o 
inflamación de las arcillas puede producir una cantidad 
excesiva de recortes, o hasta reducir el diámetro del pozo, 
condiciones no deseables que pueden causar atascamien-
to de tuberías durante la instalación y problemas de ce-
mentación por no poder limpiar adecuadamente el hue-
co. Con frecuencia el Casing de producción debe ser capaz 
de rotar mientras se lo instala o se lo cementa, de esta for-
ma se asegura que llegue al fondo a la vez que esta técnica 
proporciona condiciones más adecuadas para remover los 
recortes de la parte baja del pozo. Se han reportado pares 
de rotación entre 5.000 y 15.000 pies-libras.

Es práctica habitual que el Casing de producción se 
seleccione en alguno de estos tres diámetros: 4 ½”; 5” o  
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5 ½”, o combinación entre ellos en diseños que no tienen 
un diámetro constante. Por otro lado, la decisión de es-
tablecer la longitud de la rama horizontal se basa en dos 
factores: el primero de ellos toma en cuenta la ingeniería 
de reservorios, ya que la productividad y la acumulación 
final, en este tipo de yacimientos de baja permeabilidad, 
son proporcionales al volumen de roca estimulada. El 
segundo factor es más una cuestión práctica ya que la 
longitud es, a menudo, establecida por la disponibilidad 
de acceder al fondo del pozo con herramientas y por el 
tamaño del arrendamiento que 
está dictada por regulaciones 
de Estado.

Como mencionamos ante-
riormente, la fractura hidráu-
lica en etapas se realiza por el 
interior del Casing de produc-
ción. Seguidamente, y también 
por el interior del Casing de 
producción, el pozo se pone 
a producir por un período de 
tiempo determinado, durante 
ese proceso se extraen hidro-
carburos a la vez que se descar-
ga parte del fluido de fractura 
inyectado previamente.

El flujo de retorno a través 
del revestimiento de produc-
ción tiene dos propósitos:
1. La limpieza de parte de los 

componentes inyectados 
durante la fractura.

2. Minimizar efectos erosivos 
que puede ocasionar la alta 
tasa de producción inicial 
desde la zona fracturada.

Puesto que la zona en pro-
ducción aumenta considerable-
mente la productividad como 
resultado del tratamiento de 
estimulación, si se instalara 
una columna de producción 
con diámetro interno menor 
(Tubing) tendría como resul-
tado una probable asfixia del 
pozo, a la vez que las velocida-
des ascensionales serían muy 
altas. Esto hace que, en áreas 
sobrepresurizadas se prefiera 
un Casing de tamaño tan gran-
de como sea posible, ya que es 
beneficioso tanto para la pro-
ducción inicial o “Flowback” y 
como a los fines de la instala-
ción de la columna de produc-
ción definitiva.

El uso de una tubería de 
mayor diámetro durante la 
estimulación del pozo también 
contribuye a reducir las pér-
didas por fricción y la presión 

hidráulica necesaria para romper la roca, por lo tanto, de-
manda menos potencia en superficie para la operación. 
La reducción de los requisitos en el equipo de la bomba 
puede disminuir significativamente los costos. Por el 
contrario, una tubería demasiado grande minimiza el 
huelgo necesario para una correcta cementación a la vez 
que, con un mayor diámetro exterior, el tubo suele ser 
más pesado y más caro ya que se requiere mayor espesor 
o grado de material para lograr la misma resistencia a la 
presión interna.
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Con más de 10 años de experiencia en la explotación 
de shales, los operadores reconocen algunos problemas 
que podrían considerarse característicos y relacionados 
con la construcción de este tipo de pozos. De manera 
general haremos referencia a ellos para discutirlos luego 
con mayor detalle.
•	 Fallas en conexiones roscadas durante la estimulación 

mediante fractura, como resultado de la combinación 
compleja de tensiones.

•	 Falla en el Casing después del cierre, cuando el pozo 
fue producido por el propio Casing (más proclive en 
las áreas que contienen H2S).

•	 Colapso o restricción del diámetro interno después de 
la fractura.

•	 Colapso o restricción del diámetro interno después de 
que el pozo ha sido producido por algún tiempo.

•	 Fallo durante la instalación en el pozo, por lo general, 
después de un incidente de tubería atascada, donde la 
tensión/compresión y las cargas de torsión pueden ser 
mayores de lo esperado.

•	 Fallas por exceso de torque mientras se rota y empuja 
el Casing hacia abajo.

Tomando en cuenta lo anterior, el diseño del Casing 
de producción debe considerar las condiciones de carga 
extremas de instalación, así como también las hipótesis 
de carga fugas tradicionales, siempre teniendo presente 
que las cargas de estimulación de fractura van a dominar 
el diseño del Casing en cuestión.

Cuestiones técnicas para el diseño del Casing de 
producción

A continuación, presentamos una discusión de las 
situaciones de carga que tienen un impacto relevante y 
deben ser consideradas cuando se diseña una tubería para 
la estimulación por fractura hidráulica a presión elevada.

1. Presión interna
 Como mencionamos anteriormente, la estimulación 

mediante una fractura de numerosas etapas en un yaci-
miento shale requiere un valor importante de presión en 
superficie para la rotura de la formación. Literalmente, lo 
que se busca es poder triturar a la roca para, de esa forma, 
“crear” un reservorio productivo. 

Estas presiones frecuentemente son más altas que las 
subsiguientes debido a la producción del pozo. Durante la 
estimulación, la peor carga que se considera es un posible 
“arenamiento” durante la fractura, lo cual implica un sú-
bito incremento en la presión que sostiene el Casing. Este 
momento suele ser de corta duración, pero muchas veces 
no se tiene un fino control de él, con lo cual, este evento 
repentino crea una condición de fluido estático, con altas 
presiones superficiales. 

En la actualidad, el rango de presiones que se maneja 
se ubica entre 12.000 y 15.000 psi, por lo que la presión 
máxima es regulada por dispositivos que se programan en 
superficie para asegurar que los valores están dentro de lo 
admisible y de la tolerancia de los equipos de superficie. 

Si bien las situaciones de “arenamiento” son poco fre-
cuentes, representan la condición de carga más extrema 
por lo que debe ser considerada de forma exhaustiva.

Como es de esperar, la mayor presión diferencial que 
va a soportar el Casing se da en superficie, por lo cual, en 
algunas operaciones, se suele aplicar, como respaldo, cier-
ta presión controlada en el espacio anular. En el esquema 
siguiente se observa un perfil típico de presiones para 
considerar en la evaluación del Casing.

2. Cargas axiales inducidas térmicamente
Además de las cargas de presión interna, la fractura 

puede causar una muy alta carga de tracción en el Casing 
de producción por efecto térmico.

Puesto que los reservorios tipo shale tienen gradientes 
geotérmicos razonablemente altos, que crean una condi-
ción favorable para la maduración del material orgánico, 
se presenta una situación favorable para que el Casing 
recientemente instalado alcance rápidamente el equilibrio 
con el gradiente geotérmico. 

Seguidamente, cuando los fluidos de fractura son 
bombeados rápidamente, el interior del Casing se enfría. 
El nivel de enfriamiento puede ser significativo en esti-
mulaciones con alta tasa de fractura. La situación extrema 
de enfriamiento se produce durante las operaciones en 
invierno, donde los fluidos de fractura pueden estar cerca 
de la congelación. La rápida tasa de enfriamiento resulta 
en un intento del Casing por acortarse, cosa que no puede 
hacer, por lo que la tracción inducida es considerable. 

Es importante observar que el proceso de fracturación 
distorsiona la vinculación entre el Casing y el cemento 
en las inmediaciones de la zona estimulada, esto signifi-
ca que posiblemente no haya carga de transferencia a la 
formación por lo que el Casing debe resistir la carga axial 
completa. Este efecto es muy dominante dentro de la 
evaluación de cargas axiales y se determina por la siguien-
te ecuación:

Ft = - 207 . An . DT
En donde:

Ft = Carga axial por efecto térmico [lb].
An = Área transversal del Casing [pulg2].
DT = Variación de temperatura [°F].

Nótese que la tensión en el Casing se incrementa 207 li-
bras por cada grado de enfriamiento, con lo cual para un tí-
pico Casing 5 ½”, cuya área transversal oscila en 6 pulg2, un 

Figura 2. Perfil de presiones para una situación de estimulación 
mediante fractura.
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enfriamiento de 100 °F genera una carga axial de ¡124.200 
libras! Esta carga se adiciona al peso propio del Casing y a la 
carga de “colgado” que se pudo haber aplicado.

El efecto contrario se consigue cuando las temperatu-
ras del reservorio calientan al Casing durante el período 
de reflujo inicial. Esto da como resultado la presencia de 
un esfuerzo de compresión en el Casing, con el conse-
cuente pandeo de la sección no cementado. Estas cargas 
suelen estar dentro de los límites que tolera el cuerpo de 
la tubería, pero este entorno compresivo puede ser un 
reto para las conexiones.

3. Colapso
Una característica bien marcada de los pozos que pro-

ducen “shales” es que logran una rápida caída de presión 
para estabilizarse en un valor que es una pequeña frac-
ción de las presiones de depósito inicial. 

Dada la baja permeabilidad de estos yacimientos, es 
bastante frecuente que las áreas del pozo que se encuen-
tran a una distancia prudencial de la zona estimulada 
(inmediaciones del zapato y cerca de la curva) se vean 
sometidas a presiones externas cerca de las condiciones 
originales. 

Sin embargo, el agotamiento de la zona estimulada 
dicta el perfil de presión interna, lo que determina que 
la tubería debe estar diseñada para soportar una carga de 
colapso importante. Una hipótesis de carga usualmente 
recomendada es considerar el supuesto caso en el que el 
fluido de empaque fluye hasta equilibrar la presión de 
agotamiento del yacimiento. 

En la figura siguiente se muestra este caso:

4. Erosión
Se define como erosión a toda pérdida de material 

provocada por remoción mecánica de superficies someti-
das al pasaje de un fluido. 

En los casos de fractura, con una importante velo-
cidad de flujo más la presencia de partículas sólidas, la 
severidad del proceso erosivo puede llegar a ser considera-
ble sobre las paredes del tubo, ya que se han evidenciado 
fallas en tubulares por debilitamiento de las paredes du-
rante dicha operación.

En estos casos particulares, al contener el flujo par-
tículas sólidas, el mecanismo básico de erosión es el de 
surcado de la superficie del metal debido al impacto de 
estas partículas.

Por cada impacto que se genera, el deterioro en el ma-
terial del Casing es proporcional a la masa de la partícula 
y a su velocidad, con esto la tasa de desgaste total será la 
correspondiente a la de cada partícula multiplicada por la 
frecuencia de impacto.

Frente a la problemática de la erosión durante tra-
bajos de megafracturas, nos encontramos con el dilema 
de tratar de inferir cómo se va a afectar la integridad del 
Casing frente a una posible pérdida de material ya que la 
totalidad de los modelos simplificados que existen en la 
bibliografía responden a escenarios de producción, más 
que a escenarios de inyección. Sin embargo, sobre la base 
de ciertas asunciones, se puede arribar a resultados indica-
tivos (de índole cualitativo) acerca de la severidad de cada 
caso. 

Todos los modelos simplificados responden a la si-
guiente forma:

E = K’ . Vn . S / d2  o bien  E = K’ . Vn . M / d2

En donde:
E = Tasa de erosión [mm/año].
K’ = Constante.
Vn = Velocidad del flujo [m/s].
d = Diámetro interno [mm].
S= Concentración de sólidos [g/m].
M = Caudal de sólidos [g/s].

El enfoque convencional, como el uso de API RP14E, 
no es adecuado para el propósito de este análisis ya que 
no se enfoca en calcular la tasa de erosión, solamente las 
velocidades de flujo crítico en la ausencia de sólidos. Los 
modelos más complejos, también para producción (como 
Tulsa SPPS o Sandman) no están disponibles para uso 
público. Lo que sí existen son modelos simplificados para 
llevar a cabo un análisis preliminar (API, Salama, DNV) 
que adoptan las formas siguientes:
Salama → E = (0,182 . W . V2,0 x D) / (d2 x ρm)
DNV → E = 2,5x10-5 . V2,6 . mP / d

2

API → E = 5,33 . V2,0 . M / d2

En donde:
W = Caudal de arena [kg/día].
D = Tamaño de la arena [micrones].
ρm = Densidad de la mezcla [kg/m3].
mP = Caudal másico de arena [kg/s].

Figura 3. Perfil de presiones para una situación de colapso por 
depletación.

Figura 4. Rotura de tubería por debilitamiento de pared debido a 
erosión causada por fractura.
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Según se puede encontrar en la bibliografía, se sugiere 
el uso del modelo de Salama para un análisis preliminar 
en condiciones de flujo solo de líquidos y en áreas que 
implican curvas hasta 5∅ o bien disrupciones de flujos que 
no impliquen cambios bruscos, tales como “T” o “chokes”. 
Como es ya bien sabido, la mayor parte del daño por ero-
sión es plausible de ser encontrado en aquellas áreas en 
donde se experimenta un cambio de flujo y es probable que 
sea por lo menos un orden de magnitud mayor que la ero-
sión en el tubo recto o tubo sin cambios bruscos de forma.

En consecuencia, la estimación por Salama puede ser 
un indicativo cualitativo en áreas puntuales de interés 
(por ejemplo en la salida de un “tree-saver”) pudiéndose 
adoptar un valor de un orden de magnitud inferior en las 
partes rectas de la tubería.

El modelo y las recomendaciones de DNV han sido 
elaborados sobre la base de investigaciones experimentales 
y datos disponibles en la literatura. De esa forma se arriba 
al modelo disponible de Det Norske Veritas. Es importante 
mencionar que dicho modelo ha sido validado con ensayos 
realizados en instalaciones equipadas con diámetros peque-
ños en comparación con los diámetros Casing y se conside-
ra para partes rectas. A modo de ejemplo presentamos los 
resultados de un caso considerando arena tipo 20/40:

Una vez cuantificada la pérdida de material en una 
fractura, considerando todos los parámetros de las ex-
presiones anteriores, se puede conocer un porcentaje de 
“wall loss” al momento de analizar los esfuerzos mecáni-
cos durante este caso de carga.

5. Cargas debido a la instalación
Flexión. Tomando en cuenta la necesidad de maxi-

mizar el contacto con el reservorio, la realidad indica 
que la mayoría de los pozos se perforan horizontales. 
Debido a esto, la severidad de la curva va a depender de 
la profundidad a la cual se encuentra la formación shale, 
habiéndose encontrado operadores que han tenido que 
adoptar trayectorias agresivas al construir la curva.

En esos casos, los diseños suelen tener DLS de 12-15°/ 
100’. Sin embargo, en ocasiones, la tortuosidad conduce a 
curva con valores puntuales de más de 20°/100’.

Torque. El trabajo de rotación de la tubería mientras se 
la instala es, hoy por hoy, una realidad que no debe omitir-
se en el análisis del Casing de producción, sobre todo en lo 
que se refiere a la selección de las conexiones por utilizar. 
Por lo cual, la capacidad de entregar torque en la operación 
y la resistencia a la fatiga son dos factores que el ingeniero 
de diseño debe considerar. En pozos cuya rama horizontal 
se extendió por 1.000 metros o más, los valores de torque 
reportados superan, en algunos casos,  los 15.000 pie-libras.

6. Factores de diseño críticos
En el siguiente cuadro se aprecia un resumen de los fac-

tores críticos por considerar para el Casing de producción:

Es importante mencionar que se debe asegurar un fac-
tor de diseño tri-axial (Von Mises) de 1,25 para ambientes 
sin presencia de H2S y 1,30 como mínimo para ambientes 
considerados “agrios”. 

En la figura 6 se observa claramente, para un caso real 
en la Argentina, cómo el trabajo de estimulación domina 
la selección del Casing, le impone la mayor solicitación 
mecánica.

Selección de conexiones
Históricamente, los primeros desarrollos se llevaron 

a cabo utilizando conexiones API (LC y BC) tanto para 
los Casing superiores como para la columna principal de 
producción. Con el tiempo, y luego de la adquisición de 
aprendizaje mediante los aciertos y los problemas, ha 
quedado bien aceptado en la industria que las conexiones 
API son aceptables para las tuberías de superficie e inter-
medias, pero no son adecuadas para la tubería de pro-
ducción, en este caso se requieren conexiones de mayor 
rendimiento y confiabilidad. 

Figura 5. Ejemplo de evaluación de pérdida de espesor por efecto de la 
erosión.

Tipo de operación Carga inducida Parámetros clave Factores de diseño mínimos

Fractura Estallido Arenamiento Estallido: 1,10 - 1,20

 Tensión Erosión Tensión: 1,30 - 1,40

  Perfil de temperatura

  Perfil de presión poral

  Presión en el anular

  Densidad fluido fractura 

“Flow-back” Compresión Perfil de temperatura Compresión: 1,20 - 1,30

  Erosión

  Presión interna 

Cierre dinámico Estallido Perfil de temperatura Estallido: 1,10 - 1,20

en boca Tensión Perfil de presión poral Tensión: 1,60 - 1,80

  Expansión de fluido 

  en el anular

Reservorio depletado Colapso Fluido anular Colapso: 1,00 - 1,12

 / Casing evacuado  Altura tope de cemento

  Perfil de temperatura

  Presión de reservorio 

Corrida de tubería Flexión Torque de arrastre Torque: 0,7 - 0,8

 sobretorque Fatiga Tfluencia conexión
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Figura 6. Elipse de Von Mises que indica las tensiones generadas en un 
Casing 5 ½” durante una fractura hidráulica de un pozo shale.
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Actualmente, tanto en opciones integrales, como 
también con cupla, el Casing de producción se especifica 
con conexiones premium o semipremium, que garanticen 
prestaciones superiores. 

Tomando en cuenta que las cargas alcanzadas durante 
la estimulación del pozo (cuadrante de estallido-tracción) 
van a demandar de las uniones roscadas, garantía de es-
tanqueidad así como también riesgo nulo de desenchufe, 
todo esto en condiciones posinstalación que generalmen-
te implican entrega de alto torque durante la rotación 
impuesta al Casing. 

Por otro lado, en la etapa de producción y posterior 
agotamiento del reservorio, se va a requerir una buena ca-
pacidad de compresión y también resistencia a las presio-
nes externa o colapso, en otras palabras, las conexiones 
necesitan ser herméticas al gas cuando están bajo carga de 
compresión. Otra cuestión que induce particularidades en 
este proceso de selección es la corrida y rotación a través 
de las curvas que tiene el pozo. En estos casos, los requi-
sitos de par dependerán de cada configuración de pozo, 
pero suelen ser requeridos pares de rotación elevados.

En algunas situaciones en las cuales se necesita garan-
tizar un anillo de cemento importante, así como también 
si hubiera razones que dicten la necesidad de maximizar 
el espacio anular, ciertos pozos requieren conexiones 
“integrales” del tipo “flush” o “semiflush”. De todas for-
mas, las conexiones con cupla se perciben como la mejor 
opción cuando el espacio anular no es un problema.

Selección de materiales y grados
Cuando se hace referencia a los materiales por utilizar 

en las secciones superiores del pozo (Casing de superficie, 
intermedio), los principales factores que influyen en la se-
lección del grado de acero son la disponibilidad rápida en 
locación y el precio. Por lo tanto, grados como API J55, 
K55 y N80 son los más utilizados para estas secciones. 

Para el Casing de producción, con mucho mayor so-
licitación, se utiliza principalmente el grado API P110, 
ahora bien siendo que la resistencia al colapso y la resis-
tencia a la presión interna son claves, es posible obtener 
hoy en el mercado grados de 110 ksi de fluencia con 
requerimientos adicionales que permiten mejorar la resis-
tencia al colapso y a la presión interna mediante la espe-
cificación de una tensión de fluencia mayor. También, 
mediante requisitos adicionales, es posible contar con 
tuberías con mejor tenacidad en el acero, propiedad que 
es sumamente importante en situaciones con numerosas 
etapas de punzados. 

Históricamente, en los campos desarrollados en los 
Estados Unidos se ha observado que el grado API P110 
es adecuado para la mayoría de las aplicaciones, siempre 
y cuando no exista la posibilidad de encontrar H2S en la 
formación, o bien donde haya preocupación acerca de un 
probable escenario con corrosión. 

En estas tuberías, la tenacidad del material juega 
un rol muy importante, ya que se trata de secciones de 
Casing que van a estar expuestas a un set importante de 
punzados, seguidos de cargas circunferenciales de gran 
magnitud durante la fractura, por esto es clave asegurar 
que el material pueda tolerar esta situación sin tener un 
riesgo de propagación de fisuras entre punzados.

Como los operadores han comenzado a perforar pozos 

más ácidos, la necesidad de materiales con cierta resisten-
cia a las fisuras por hidrógenos apareció en el mercado. 
Como resultado de esta demanda, los fabricantes de tube-
rías han desarrollado materiales que tienen una mejor re-
sistencia a la rotura frágil, pero su uso en ambientes ácido 
está limitado a aplicaciones consideradas “mild sour”, es 
decir, de acidez considerada “suave”.

Hasta el momento no se tienen reportadas condicio-
nes severas de corrosión por CO2.

Conclusiones
Generalmente, el diseño de tuberías en pozos cons-

truidos para operar yacimientos “no convencionales” 
queda determinado por el nivel de presión interna (inten-
sidad de los trabajos de fractura) y la trayectoria elegida 
para explotar el reservorio. 

En ese contexto, las conexiones API son percibidas 
como adecuadas para los tramos de superficie e interme-
dia, mientras que las conexiones premium (o semipremium) 
son necesarias para el Casing de producción de modo de 
proveer los siguientes beneficios a la operación:
•	 Sellabilidad: el Casing de producción debe garantizar 

sellabilidad interna tanto en las operaciones de fractu-
ra, así como también durante las presiones de produc-
ción inicial.

•	 Torque: durante la instalación, las columnas de Casing 
podrían requerir rotación y reciprocación como con-
secuencia de la trayectoria horizontal.

•	 Huelgos: el efecto pistón y las grandes fuerzas de arras-
tre de los productos T&C pueden ser evitados con el 
uso de cuplas de diámetro reducido con bisel especial 
o productos semiflush/flush (solamente disponibles 
con uniones premium).

•	 Confiabilidad: fallas por fatiga pueden ocurrir debido a 
un excesivo número de ciclos por operaciones de rota-
ción y trabajo con las tuberías durante la instalación.
Grados API o grados propietarios se seleccionan según 

la demanda del pozo. Por lo general, el grado P110 se 
utiliza para el Casing de producción debido a su alta resis-
tencia mecánica.

La presencia de ambiente corrosivo, sobre todo la 
presencia de H2S, o bien altos requerimientos de presión 
interna o colapso han puesto la necesidad de materiales 
especiales que superan al P110.
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El presente trabajo resultó seleccionado por el Comité 
Organizador del Congreso Latinoamericano de Perforación, 
Terminación, Reparación y Servicio de Pozos 2012.

E l yacimiento Loma La Lata está ubicado en la provin-
cia del Neuquén, Argentina. Fue descubierto en 1977 
y ha producido de la formación Sierras Blancas desde 

septiembre de 1978. Actualmente es el campo de gas más 
importante de la Argentina. Hasta el momento, tiene una 
producción de gas acumulada de 219,000 Mm3 con una 
producción diaria de 15 Mm3/d.

La formación Sierras Blancas es una arena eólica en-
contrada entre los 2.900 y 3.000 metros de profundidad. 
Luego de ser punzada, requiere de la fracturación hidráu-
lica para sustentar una producción comercial de gas. Tras 
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campo de gas maduro y 
de baja presión de reservorio 
Por Luis Álvarez, Fabio Peñacorada y Emmanuel d’Huteau (YPF) 
Santiago Pérez Millán y Roberto Sentinelli (Baker Hughes)

Problemas y soluciones en la formación Sierras Blancas, 
yacimiento Loma La Lata, Neuquén, Argentina.

Los autores realizan una descripción de 
las características geológicas del reservorio, 
así como de los problemas con que se topan 
durante la vida productiva del pozo y de los 
resultados que obtienen durante los diferentes 
tratamientos de estimulación que efectúan.
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32 años de intensiva producción, parte de este yacimien-
to ha perdido su presión de reservorio original. Para in-
tentar recuperar completamente las reservas disponibles, 
fue necesario aplicar nuevas técnicas de estimulación 
sobre pozos nuevos y viejos.

La progresiva reducción en la presión del reservorio 
generó la necesidad de realizar sucesivos cambios en los 
tratamientos de estimulación hidráulica, desde tratamien-
tos convencionales con fluido base agua hasta los más 
recientes tratamientos con fluidos energizados. En los 
reservorios de baja presión, los tratamientos convencio-
nales implican operaciones de limpieza de fluido de larga 
duración y costosas, mientras que los tratamientos con 
CO2 no garantizaron la mejora de producción deseada. 
Sin embargo, los pozos estimulados con un fluido de baja 
carga polimérica y energizado con N2 excedieron las ex-
pectativas de producción debido a las buenas capacidades 
del transporte de agente de sostén, la alta saturación de 
gas lograda en la zona invadida y –muy importante para 
un reservorio de baja presión– la rápida limpieza del flui-
do inyectado. 

Este escrito describe las características geológicas del 
reservorio, los problemas encontrados durante la vida de 
producción de los pozos y los resultados obtenidos duran-
te los diferentes tratamientos de estimulación hidráulica 
aplicados. 

Loma La Lata

El yacimiento de gas y condensado de la formación 
Sierras Blancas de Loma La Lata fue descubierto en 1977 a 
partir de la perforación del pozo YPF.Nq.LLL.x-1, con un 
caudal inicial de 325.000 m3/d de gas y 84 m3/d de con-
densado, por orificio de 14 mm y 137 kg/cm2 de presión 
dinámica en boca, se convirtió en uno de los yacimientos 
más importantes de la historia de YPF S.A. y de la activi-
dad petrolera en general. Se encuentra ubicado en el cen-
tro de la Cuenca Neuquina. 

El desarrollo del yacimiento comenzó con la perfora-
ción de 4 pozos de extensión. Las necesidades de gas de 
ese momento no eran las actuales, por lo que la actividad 
con ese objetivo no fue muy agresiva en las primeras eta-
pas. Con el paso del tiempo, el requerimiento energético 
cambió, y el desarrollo puso en evidencia el tamaño de 
la acumulación: más de 280.000 millones de m3 de gas 
(10 Tcf) en la formación Sierras Blancas, más los líquidos 
asociados, lo que lo convierten en el mayor yacimiento 
descubierto hasta ahora en la cuenca, posición de la que 
difícilmente sea desalojado en el futuro.

A partir de 1988, el desarrollo del campo se intensi-
ficó, y alcanzó el máximo de perforaciones a fines de la 
década de 1990 en la zona de mejores condiciones de 
reservorio.

El programa de terminación en este yacimiento de-
pendía de la zona en la cual se encontraba el pozo. Así,  
en la zona central, donde las condiciones petrofísicas 
eran las mejores, el punzado era suficiente para poner el 
pozo en producción, pero pronto se vio que esto no ase-
guraba el óptimo drenaje de la formación por la hetero-
geneidad del reservorio, lo que obligó a estimular el pozo 
con fracturas hidráulicas.

A lo largo de la vida del yacimiento, se aplicaron dis-
tintas metodologías y fluidos de fractura: petróleo, gel 
base agua, a veces energizada o espumada con CO2, baja 
concentración de proppant en formación, etc. Esta varie-
dad de metodologías permitió realizar, a lo largo de la 
historia, varias campañas de reparaciones para incremen-
tar tanto la producción como el recobro de reservas. 

La última campaña realizada, que es la que trataremos 
en este trabajo, fue llevada a cabo entre febrero del 2008 
y noviembre del 2009. Todos estos tratamientos fueron 
refracturación de la formación Sierras Blancas. En la etapa 
inicial del yacimiento, la presión de formación era de 320 
kg/cm2 a una profundidad de referencia de 2.700 mbnm. 
En el 2008, esta presión había bajado en la zona central 
del yacimiento a valores inferiores a 70 kg/cm2 por lo cual 
fue necesario encontrar nuevas alternativas para fracturar 
y producir Sierras Blancas en dichas condiciones. Desde 
este punto, surgieron varias preguntas:
•	 ¿Cuál es la presión mínima de formación por la cual 

se puede estimular y obtener una respuesta positiva de 
la producción para este reservorio?

•	 ¿Cuál es la metodología de fractura adecuada para 
conseguir una rápida recuperación del fluido de frac-
tura inyectado?

•	 ¿Cuál es la mejor relación costo-beneficio? 

Ubicación
El campo Loma La Lata está ubicado en la provincia 

del Neuquén en los departamentos de Confluencia y Añe-
lo. Geográficamente se encuentra en la zona central de 
la provincia, al norte del embalse Los Barreales y a ambas 
márgenes del río Neuquén. Dista 90 km en dirección 
NNW de la capital de la provincia, y 100 km al NNE de 
la localidad de Plaza Huincul-Cutral Có. La localidad de 
Añelo se encuentra dentro del área del campo (figura 1).

YPF S.A. tiene el 100% de participación de este bloque 
y, además, lo opera. 

Los pozos seleccionados para esta prueba se encuentran 
ubicados en el sector central y sudeste del yacimiento.

Estratigrafía
La Cuenca Neuquina representa una extensa cuenca 

de tras-arco desarrollada durante gran parte de su historia 
entre un arco magmático situado al Oeste y el antepaís 
constituido por el Macizo Nordpatagónico y el Sistema de 
la Sierra Pintada, al Sur y el Este respectivamente (Legarre-

Figura 1. Ubicación del yacimiento Loma La Lata.
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ta y Gulisano, 1988, Uliana y Legarreta, 1993). El relleno 
sedimentario de la cuenca comprende depósitos conti-
nentales y marinos que van desde el Triásico superior al 
Terciario inferior (figura 2).

La columna estratigráfica en la zona de estudio la po-
demos sintetizar en orden decreciente de antigüedad:

Grupo Lotena: comprende a las formaciones Lote-
na (areniscas y pelitas), Barda Negra (calizas) y Auquilco 
(yeso).

Formación Tordillo: formada principalmente por 
areniscas de grano fino, asignadas a un ambiente eólico, 
correspondiente al Jurásico superior. Históricamente la 
formación Tordillo ha sido denominada en subsuelo con 
dos nombres formacionales distintos: formación Catriel 
para sus facies impermeables y formación Sierras Blancas 
para las permeables.

Formación Quintuco-Vaca Muerta: esta secuen-
cia corresponde a una importante ingresión marina de 

Figura 2. Columna estratigráfica tipo del área centro de la cuenca.

Figura 3.División estratigráfica local, según su visualización a través de 
perfiles.
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edad Jurásica superior a Cretácico inferior y está com-
puesta por arcillitas, fangolitas, calizas y areniscas cal-
cáreas de plataforma carbonática, que son las principales 
rocas generadoras de la cuenca.

Descripción del reservorio 
La mineralización se encuentra en la formación Sierras 

Blancas de 220 m de espesor promedio y resulta de una 
combinación de trampa estructural/estratigráfica-diagené-
tica y se emplaza en el flanco nororiental de un gran an-
ticlinal de forma dómica denominado alto de Sauzal Bo-
nito, que presenta, en términos generales, un buzamiento 
no mayor a 4° en dirección NE (figura 4).

Inicialmente, la formación Sierras Blancas fue subdivi-
dida en dos miembros: rojo en el tramo inferior y el verde 
en el superior. Este último es el reservorio del yacimiento 
Loma La Lata (Muñoz et ál., 1984, De Vera et ál., 1996).

En trabajos posteriores (Maretto et ál., 2005), se de-
terminó que en el ámbito de Loma La Lata, existirían 
al menos 2 secuencias con 4 subunidades, claramente 
diferenciables. Una secuencia inferior, que involucraría el 
miembro rojo y que se denominó como capas 4 y 5, in-
cluiría dos subunidades: una fluvial a la base y un sistema 
de dunas de tipo barjanoide hacia el techo.

La secuencia superior incluye al miembro verde y la for-
mación Catriel, que fueron denominados capas 2 y 3 (figura 
3), correspondientes a cuerpos de dunas e interdunas, que 
presentan altos valores de permeabilidad (hasta 50 mD).

Las propiedades petrofísicas de los reservorios se en-
cuentran fuertemente controladas por eventos diagené-
ticos más que por procesos depositacionales. Como con-
secuencia los cutt off de porosidad pueden llegar a 6,5% y 
los de permeabilidad de 0,01 mD.

Una condición limitante muy importante que se 
consideró en la selección de los pozos por reparar fue el 
contacto agua-gas que en el sector sureste del yacimiento 
se ubica entre 2.710 a 2.740 mbnm. 

Esquema de pozo
La mayoría de los pozos son desviados en forma de 

S, siendo verticales en la zona de interés. La terminación 

está compuesta por una cañería intermedia de 7” hasta el 
tope de la formación Quintuco, aproximadamente entre 
los 1.800 a 2.200 m, seguida de un liner de 5” hasta la 
profundidad final del pozo. Luego de bajar el liner es ce-
mentado a través de toda la zona productiva.

El pozo es finalmente terminado con un packer de 7” 
colocado por sobre el colgador del liner con un tubing de 
producción de 2 7/8” hasta superficie. Debajo del packer, 
generalmente, queda una cañería de extensión de 2 7/8” o 
2 3/8” hasta unos metros por encima de la zona de interés. 

El intervalo de interés es punzado a través del tubing 
y luego estimulado con fractura hidráulica. Después de la 
estimulación, el pozo es puesto en producción. 

Tratamientos anteriores
En los últimos 10 años, los tratamientos han evolu-

cionado en función de los cambios en las condiciones del 
reservorio, de las tecnologías y de los conocimientos dispo-
nibles, basándose en diferentes concepciones de diseños. 

Considerando la presión existente, se diseñaron fractu-
ras no muy largas. Luego, se incrementó el largo y la con-
ductividad del near wellbore. Con la aparición de nuevos flui-
dos se optimizó el volumen de las fracturas y se incrementó 
aún más la conductividad en el NWB, pero rápidamente se 
observó que dicho incremento excesivo de la concentración 
no generaba un mayor incremento de producción.

En todos los casos, el volumen de los tratamientos 
es variable ya que el espesor de “net pay” varía a lo largo 
del yacimiento y las fracturas deben quedar por encima 
del nivel de agua. Sin embargo, la tendencia actual fue 
reducir el volumen total de fluido y también reducir fuer-
temente el porcentaje del pad dentro de este total.

Resultados de la campaña de reparaciones
Se evaluaron distintas alternativas: fracturas hidráu-

licas con geles crosslinkeados, base agua, sin energizar y 
energizados con CO2 o N2, etc. Luego se seleccionaron los 
11 pozos candidatos y se programaron y realizaron las 
fracturas utilizando las distintas alternativas descriptas. 
El resultado general de la campaña fue muy bueno. Entre 
varias conclusiones, mencionamos dos muy importantes: 
confirmar el límite de presión de fractura necesario para 
obtener resultados positivos y la metodología de fractura 
con mejores resultados y costos más bajos.

En la tabla 1, se describen las estimulaciones realizadas.
Un solo pozo (el número 5) no respondió a la estimu-

lación programada, quedó sin producción, tres quedaron 
con una producción diaria menor a los 30.000 m3/d de 
gas y los restantes 7 con producciones que variaron entre 
110.000 a 50.000 m3/d.

A partir de estos resultados, se pudo establecer 70 kg/
cm2 como límite de presión necesaria para estimular y el 
tratamiento con mejor respuesta fue la energizada con N2, 
el cual trataremos en detalle.

Tratamientos con baja presión de reservorio

Descripción del fluido 
El fluido inyectado durante el bombeo filtra desde las 

Figura 4. Mapa estructural al tope de la formación Sierras Blancas.
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caras de la fractura hacia la formación lo que reduce la 
permeabilidad relativa al gas en la región invadida. Bajo 
circunstancias ideales, este daño puede ser removido fá-
cilmente dado que la caída de presión (DP) a través de la 
zona dañada es suficiente para poner en movimiento este 
fluido y así recuperar la mayor parte. Desafortunadamen-
te, en los casos de baja presión de reservorio no ocurrirá 
lo mismo. La caída de presión en la zona invadida no será 
suficiente para remover el daño. 

La solución en este caso es el empleo de un fluido 
energizado que permita crear cierta saturación de gas en 
la zona invadida o de daño y, así, facilitar la recuperación 
del fluido de fractura. 

La permeabilidad en la formación Sierras Blancas varía 
entre valores moderados a altos, por lo cual se trata de 
crear fracturas con alta conductividad. Los tratamientos 
convencionales son llevados a cabo con fluido base agua 
y concentraciones finales de agente de sostén que van 
de las 12 lb/gal a las 16 lb/gal. Los valores de presión de 
cierre, típicamente varían entre 4.500 y 6.000 psi, por lo 
cual se emplea arena bauxita malla 20/40. 

En los pozos donde la presión de reservorio está por 
debajo de su valor original se ha denotado devolución 
de agente de sostén seguido del tratamiento de fractura 

hidráulica, lo cual se ha minimizado mediante técnicas 
presentes en la industria. 

Por lo expresado anteriormente, el diseño de estimula-
ción de fractura hidráulica adecuado debe contemplar:
•	 Energía en el fluido de fractura.
•	 Un fluido con buenas características de transporte del 

agente de sostén. 
•	 La minimización de la devolución del agente de sos-

tén postratamiento. 

Las mezclas de fluidos con porcentaje de gas en con-
diciones de fondo superior al 52%, fluidos denominados 
espumados, tienen limitaciones en la capacidad de trans-
porte del agente de sostén. Este límite podría fijarse entre 
las 5 lb/gal y las 7 lb/gal dentro de la fractura. Para lograr 
el transporte de mayores concentraciones de agente de 
sostén se decidió energizar el fluido base con porcentajes 
de gas que varían de un 15% a un 40% dependiendo de 
la presión de reservorio presente. De esta forma la capaci-
dad de transporte del agente de sostén queda en función 
directa del fluido base utilizado. Los trabajos realizados 
utilizaron como fluido base un gel reticulado de baja 
carga polimérica que, según el grado de depletación del 
pozo, variaba de 20 a 25 lb/1.000 gal.

Tabla 1. Resumen de las estimulaciones realizadas en la campaña.
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El fluido fue energizado mediante gas nitrógeno (N2). 
Este se bombea en fase gaseosa y no es reactivo en forma-
ción. Este trabajo sienta un precedente para la utilización 
del nitrógeno en altas temperaturas (225 °F) y profun-
didades (3.000 m). En la literatura, existen numerosas 
comparaciones entre la utilización del nitrógeno y la del 
dióxido de carbono para energizar el fluido. No existe un 
modelo matemático para describir el porcentaje de gas 
nitrógeno que filtra en las caras de las fracturas. Sin em-
bargo, se considera que este filtrado es el mecanismo que 
permite que el nitrógeno ponga en movimiento el fluido 
dentro de la zona de daño. 

En la tabla 2 podemos apreciar un tratamiento típi-
co. En todos los casos se realiza un 
primer bombeo de calibración y se 
observa la declinación de presión. De 
esta forma, se descartan problemas 
de fricción y se ajustan diferentes 
parámetros como el porcentaje del 
colchón en función del leak off ob-
servado, el caudal, etc. La experiencia 
nos indicó que la formación Sierras 
Blancas presenta cierta sensibilidad a 
los cambios de caudales por lo que se 
programó realizar un único cambio 
en el caudal de nitrógeno y de líquido 
antes de comenzar con la primera 
concentración de agente de sostén. 
El porcentaje promedio de N2 para 
el caso típico es de 35%. La tabla 3 
muestra las condiciones de reservorio 
para los cálculos del tratamiento.

Agente de sostén
En las últimas concentraciones se 

utilizó un agente de sostén especial-
mente diseñado para minimizar su 
devolución durante la vida produc-
tiva del pozo. Este agente de sostén 
contiene un 20% de su mismo mate-
rial, bauxita, pero con forma angular. 
El angulado de un cierto porcentaje 
de los granos del agente de sostén 
interactúa con los granos esféricos y 
generan una especie de trabado que 
disminuye el movimiento de granos 
hacia el pozo, una vez que la fractura 
ha cerrado y que el pozo se ha puesto 
en producción. 

Limpieza posfractura
Para disminuir el tiempo de per-

manencia del fluido en formación, 
reducir los tiempos de limpieza y los 
costos de la operación es necesario 
abrir el pozo inmediatamente, de 
este modo se aprovecha la energía 
remanente otorgada por la expansión 
del nitrógeno. Esta energía permite 
poner en movimiento el fluido en la 
zona cercana a la cara de la fractura, 

sobrepasar los efectos de capilaridad y aumentar la recu-
peración del fluido de fractura. 

La apertura del pozo se realiza en forma controlada y 
bajo la técnica de cierre forzado. 

Para la apertura inmediata de los pozos postratamien-
to fue necesario diseñar un cabezal especial. Este cabezal 
permite que una vez finalizada la operación, se cierren 
las líneas de fractura, y seguidamente se fluye el pozo a 
través de una omega, controlando la apertura mediante 
un orificio preestablecido. La figura 5 presenta el diseño 
implementado para las estimulaciones realizadas.

Se coloca, además, un cabezal de presión para permitir 
el monitoreo continuo de la presión de boca de pozo du-
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rante su fluencia. El circuito también permite la limpieza 
de los equipos de fractura sin la necesidad de desarmar y 
reconectar líneas de bombeo.

Los pozos son abiertos inicialmente por orificios de  
4 mm. Si en el tiempo aproximado de 6 horas no se ob-
serva devolución de agente de sostén, se los pasa a 6 mm 
por un tiempo de ensayo de 24 horas. Luego de este tiem-
po, se incrementan los diámetros de orificio a 8 mm y  
10 mm durante el mismo período de tiempo. 
 

Conclusiones
•	 El uso de nitrógeno en los tratamientos de fractura 

reduce drásticamente los tiempos de limpieza del pozo 
postratamiento. Asimismo, permite obtener una alta 
conductividad de la fractura a través del transporte de 
altas concentraciones de agente de sostén. 

•	 Esta metodología impacta en el rendimiento de la 
producción de los pozos con un aumento significa-
tivo en el caudal de gas inicial. La aceleración en la 
producción de gas obtenida se traduce directamente 
en un beneficio económico que hace viable proyectos 
dirigidos al desarrollo de yacimientos de gas maduros 
depletados. La mínima presión para poder estimular 
y obtener una respuesta positiva de la producción fue 
determinada para este reservorio de 70 kg/cm2.

Etapa
 Fluido Volumen en el fondo Concentración arena Arena Caudal N2 Caudal sucio

   (lb/gal)

 (l) (gas) (Sup.) Fdo Bls Tipo (scfm) (bpm) 
Minifrac Gel reticulado 20# 6.000 0.0 0.0 0.0  8.820 13.0

DZTO Gel lineal 20# 3.330 0.0 0.0 0.0  0 0.0

Parada  0 0.0 0.0 0.0  0 0.0

Pad Gel reticulado 20# 20.000 0.0 0.0 0.0  8.820 13.0

1° ETAPA Gel reticulado 20# 3.000 1.4 1.0 30.0 B 7.044 14.4

2° ETAPA Gel reticulado 20# 3.000 2.9 2.0 60.0 B 7.033 14.4

3° ETAPA Gel reticulado 20# 3.000 4.3 3.0 90.0 B 7.022 14.4

4° ETAPA Gel reticulado 20# 5.000 5.9 4.0 200.0 B 7.012 14.4

5° ETAPA Gel reticulado 20# 3.000 7.5 5.0 150.0 B 7.003 14.4

6° ETAPA Gel reticulado 20# 2.000 7.6 5.0 100.0 B FC 7.267 14.2

7° ETAPA Gel reticulado 20# 2.000 9.2 6.0 120.0 B FC 7.260 14.2

8° ETAPA Gel reticulado 20# 1.500 10.9 7.0 105.0 B FC 7.253 14.2

9° ETAPA Gel reticulado 20# 1.000 12.7 8.0 80.0 B FC 7.247 14.2

10° ETAPA Gel reticulado 20# 1.000 14.5 9.0 90.0 B FC 7.242 14.3

DZTO Gel líneal 3.330 0.0 0.0 0.0  8.820 13.0

B: Bauxita 20/40 

B FC: Bauxita 20/40 con control de producción de arena.

Tabla 2. Diseño de estimulación de fractura hidráulica típico.

Tabla 3. Condiciones de reservorio para los cálculos del tratamiento.

Punzados (m): 3031-3044 Gradiente fractura (psi/ft): 0.5

Presión reservorio (psi): 1.620 NVF: 1.260

Permeabilidad (md): 0.5 Temperatura (°F): 225
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•	 Esta metodología de fractura permite una recupera-
ción más rápida del fluido de fractura inyectado res-
pecto a los demás tratamientos convencionales hasta 
el momento realizados. 

•	 Indirectamente, esta metodología trajo un ahorro 
importante en tiempos y costos en la etapa de termi-
nación, ya que no fue necesario recurrir al coiled tubing 
para poner en marcha la fluencia de la fractura reali-
zada, situación que no se puede evitar con fracturas 
convencionales donde siempre se debe recurrir a un 
gas lift para la fluencia.

•	 La metodología de trabajo permite realizar el bombeo 
del tratamiento a través de la instalación final de pro-
ducción que evita ahogos o maniobras posteriores que 
demoran la puesta en producción del pozo.
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Figura 5. Esquema de cabeza de pozo y de líneas para estimulación con N2.
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Luis Valderrama, Ecopetrol (Colombia) 

Se refirió a las reservas de Colombia, a sus 
yacimientos y a los planes de la empresa 
y del país.

“La mayoría de los descubrimientos en Colombia se 
dieron entre 1970 y 1990, algunos campos descubridores 
en Colombia aportaron mucho en el país. Esto, en térmi-
nos de petróleo original; en cuanto al tema de recobro, 
es importante mencionar que en 1980 era del 40%, algo 
muy alto para la industria. 

“Esto nos deja un análisis que dice que el 76% de 
los campos que se han descubierto en Colombia aún no 
están desarrollados o no están maduros. Sólo el 24% res-
tante está en la fase de campos maduros; esto nos permite 
concluir que la perforación es uno de los factores más 
importantes para la empresa, este año y los siguientes.

Te
m

a 
de

 ta
pa

Mesa redonda I

Panorama latinoamericano 
de la perforación

Especialistas de toda la región se refirieron 
a la situación actual de su especialidad, así 
como de sus proyecciones a corto, mediano 
y largo plazo.
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“El marco estratégico de la empresa trabaja con la idea 
de tener 1.300.000 barriles por día hasta 2020 y decimos 
barriles ‘limpios’, es decir, cero accidentes y cero proble-
mas ambientales. Cuando planteamos las metas hace 
unos años, siempre se quiso mencionar por encima del 
aspecto de producción estos dos puntos: cuidar a nuestra 
gente y al Medio Ambiente.

“Hoy tenemos cuatro equipos de perforación que 
varían entre 1.000 y 1.500 caballos de potencia. El año 
pasado logramos perforar 340 pozos, este año, en julio 
ya íbamos por los 140 pozos y esperamos lograr 288 más 
a finales de año. En los 60 años de historia que tiene la 
empresa, sin duda este ha sido el mejor, y esperamos en 
2014 y 2015 aumentar aún más la cantidad de pozos y 
equipos para contratar. Unos 30 de los 288 pozos que 
planeamos realizar serán exploratorios y tres de ellos, no 
convencionales. 

“Es que durante 2011 y 2012 perforamos el primer 
pozo de reservorios no convencionales, de shale gas. Tu-
vimos buenos resultados, muy alentadores, tal es así, que 
en este tiempo hasta fin de año, haremos tres pozos más 
y en 2013, tres más. Si la campaña en hidrocarburos no 
convencionales es exitosa como esperamos, se buscará 
desarrollar un proyecto masivo de shale gas en el centro 
del país. La idea es contratar ocho equipos adicionales.

“El yacimiento en que recuperamos el 70% es un 
yacimiento de extracción artificial, es una recuperación 
secundaria, pero con una desviación en el objetivo ini-
cial. Hay otra área en Colombia donde estamos llegando 
a los 87° de pozos perforados, con diámetros de 6 pulga-
das y queremos aumentar 8 veces la productividad del 
pozo, pero que los gastos no se dupliquen. Hemos tenido 
grandes éxitos tempranos, y la zona es toda de arcilla, lo 
que hace más complicado todo, pero queremos seguir 
desarrollando este yacimiento. Aún no llegamos al pico, 
es un yacimiento de crudo pesado y todavía no logramos 
el objetivo que nos propusimos. 

“El grupo empresarial de Ecopetrol maneja el 45% de 
toda la flota de equipos del total del país y prácticamente 
en el total de las cuencas existentes. Para 2013 y 2015, 
esperamos que la actividad aumente, por lo que espera-
mos llegar a los 43 equipos de perforación y 400 pozos, el 
orden es de 40 pozos exploratorios en los próximos años. 

“Lógicamente, las compañías de servicios deberían 
aumentar, y están llegando muchas al país. La inversión 
subirá a los 1.500 millones de dólares hasta 2015.

“El tema de la experiencia es crucial: muchas de las 
operaciones se vieron afectadas porque, a pesar de contra-
tar personal con experiencia, no alcanzó. Tenemos planes 
de entrenamiento, necesitamos rápidamente llevarlos a 
las ejecuciones. 

“En cuanto a la seguridad, se requiere de mucho rigor 
debido a que hay nuevos jugadores llegando al país y los 
trabajos deben hacerse de la mejor manera y con la segu-
ridad que el tema requiere. 

“Acerca de la maquinaria que estamos necesitando 
de cara a 2013, son equipos automatizados para que las 
personas no se expongan a accidentes. En cuanto a tecno-
logía, hemos limitado un poco el desarrollo precisamente 
para darle espacio a la prueba de la tecnología, es decir, 
proveerle al contratista de mucho margen de error para 
que estas tecnologías sean probadas. 

“Buscamos equipos de perforación ágiles, hemos 
perdido mucho tiempo por el tema de la movilización 
de equipos, así que estamos buscando los más veloces 
que hallemos, de cargas livianas y que nos optimicen 
los tiempos de movilización. Con la cantidad de nuevas 
empresas que están llegando al país, el ambiente se hace 
mucho más dinámico y se necesita más esfuerzo. 

“Hay muchas variables que controlar en la perfora-
ción, en nuestra situación actual se puede enumerar: 
poco tiempo, poca cantidad de personal capacitado y 
más zonas de riesgos y aun así tomamos las mejores de-
cisiones que se pueden. Pero indudablemente estamos 
atravesando una excelente oportunidad, dado que todo el 
conocimiento que está llegando a Colombia servirá para 
explotar aún mejor las reservas, es un momento favorable 
para la inversión. 

“En cuanto a las ejecuciones y los tiempos, los de 
categoría 1, 2 y 3 los estamos haciendo en el tiempo que 
consideramos desde un primer momento, mientras que 
los de categoría 4 y 5 requieren de otro tipo de plan y nos 
han costado mucho más tiempo para ejecutarlos.

“Queremos estandarizar las lecciones aprendidas, que 
están siendo llevadas a cabo rigurosamente para poder brin-
dar una buena base de información para los profesionales 
del petróleo y del gas, para así lograr un entrenamiento 
mucho más rápido.

“Sobre el offshore, una de las empresas de Ecopetrol está 
en este momento perforando un pozo en aguas someras en 
el Caribe colombiano noroeste; y Ecopetrol, en 2014. Las 
expectativas son muy altas, ya que los estudios dicen que 
hay una roca donde puede estar lo que buscamos. 

“Como conclusiones, podemos enumerar que existe la 
materia prima, que existen las reservas, y que la mayoría 
de los campos requieren de mucha actividad de perfo-
ración para poder tener una buena producción. Es una 
oportunidad para formar buenos profesionales para la re-
gión. Vamos a mover la actividad hacia el este del país, en 
el límite con Venezuela, son zonas inhóspitas y queremos 
trabajarlas siempre cuidando el Medio Ambiente. 

“La tecnología es importante, pero para nosotros el 
principal capital es el humano ya que creemos que es la 
base del éxito. ‘Cuidar y cuidarte’ es nuestro lema para 
evitar accidentes y tener una performance exitosa”.

Juan Alfredo Ríos, Pemex (México)

Detalló la situación de la perforación en México, 
tanto en el presente como a corto, mediano y 
largo plazo.

“Voy a presentar la situación actual y futura que tene-
mos con la perforación en México: los logros alcanzados 
a la fecha, los retos, los niveles actuales de producción 
de hidrocarburos, para restituir las reservas y alcanzar el 
desarrollo sustentable, teniendo en cuenta que la misión 
de nuestra empresa es maximizar el valor económico de 
los activos petroleros y de los hidrocarburos de la Nación, 
satisfaciendo la calidad de los productos hidrocarburífe-
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ros, todo ello en un marco estricto de seguridad, armonía 
con la comunidad y protección del Medio Ambiente.

“Nuestra actividad tiene lugar en la costa del Golfo de 
México y en la zona marina norte, la región sur, la nores-
te y la sudoeste. Esas actividades son de perforación, re-
paración, terminación y servicios a los pozos; la actividad 
exploratoria está dividida en la costa del Golfo de México 
y en la frontera norte con los Estados Unidos. 

“Nuestra producción petrolera estaba en 2.541.000 
barriles por día: la región marina nordeste es la que más 
contribuye, le siguen la región sudoeste y la sur, que 
produce los petróleos de mejor calidad. Por su parte, la 
producción de gas anda por los 6.333.000 millones de 
pies cúbicos por día y la composición está entre el 25%, 
en las dos marinas y la terrestre, y un poquito más en la 
parte norte, que es donde más gas se produce. En cuanto 
a la incorporación de reservas probadas, hacia 2008 es-
taban en 14.7 miles de millones de barriles de petróleo 
crudo equivalente y, a la fecha, tenemos una restitución 
del 100%, lo que nos ha permitido mantener con vida 10 
años de vida promedio de exportación. 

“Tenemos el 66% de reserva desarrollada. Por ubica-
ción, en las regiones marinas, tenemos el 60% de las re-
servas y el 40% en las terrestres, también por tipo de hi-
drocarburos, prácticamente el 73% es de crudo y el 27%, 
de gas. En las reservas por tipo, podemos observar que 
también nuestra reserva es para deepwaters en un 58%, en 
las cuencas del sudeste el 30%, en Burgos el 6% y el 4% 
en la Cuenca de Veracruz. 

“Actualmente, tenemos en actividad 308 equipos: 126 
son nuestros, son 105 terrestres y 16, plataformas em-
paquetadas en propiedad de Pemex –una, autoelevable. 
Contratamos a 105 equipos de diferentes empresas, de 
entre ellas unas 12 plataformas, 30 elevables y cinco se-
misumergibles. Tenemos unos 308 equipos para perforar, 

reparar y terminar pozos. La estadística de perforación de 
los últimos cinco años ha ido creciendo, con 1.070 pozos 
promedio en el año. Para 2012 tenemos una proyección 
de 783 pozos. En cuanto a la contratación de terciarios, 
hemos incrementado en un 30% nuestra capacidad por 
esta razón. 

“Para la parte de terminación, de manera similar a la 
perforación, estamos creciendo de forma progresiva y en 
reparaciones de mayores y menores, venimos con un cre-
cimiento del 79%, al pasar de 2.522 reparaciones a 4.392 
en este 2012. La unidad de negocios de perforación de 
Pemex cuenta con 217 unidades propias, tenemos cañería 
de acero, cementaciones y estimulaciones y tuberías de 
perforación flexibles. 

“En materia de seguridad, contamos con un eficiente 
Sistema de Seguridad Salud y Protección Ambiental y 
nuestro número de accidentes ha ido en reducción. Tam-
bién hemos disminuido la frecuencia de accidentes, así 
como también el índice de gravedad.

“Acerca de las tecnologías que soportan nuestra ac-
tividad, fundamentalmente en deepwaters, la tecnología 
referida a ello ha venido a formar parte de nuestra cartera 
en los últimos ocho años, ya que la reserva de petróleo 
–el 58%– se encuentra en las aguas del Golfo de México. 
Nuestra actividad en aguas profundas se inició en 2003, 
al perforar un pozo con una plataforma de cuarta genera-
ción y ahora con tirantes de aguas. Hasta la fecha, tene-
mos 22 pozos perforados, de los cuales 12 son producto-
res y ahora hay tres en ejecución. 

“En lo que respecta a diseño, usamos como herra-
mienta de soporte la metodología BCDSE para darle con-
sistencia al diseño, a la ejecución y a la evaluación de los 
pozos que realizamos. Al igual que aquí, hemos comen-
zado a trabajar con shale gas, con seis pozos perforados y 
estamos en plena curva de aprendizaje en este tema. Al 
respecto, hay regulaciones en el país que debemos cum-
plir, ya que allí, donde tenemos shale, prácticamente no 
hay agua.

“Aún debemos mejorar la precisión de los trabajos 
para el petróleo con presión y este es un reto que quere-
mos solucionar mediante estos mecanismos. Lo que nos 
ha incrementado las producciones son los fracturaciones 
en etapa, pasamos de 100 a 1.000 barriles por día.

“Las perspectivas de petróleo y gas que tenemos para 
los próximos ocho años es que pretendemos incrementar 
nuestra producción en un 11% en diferentes áreas de 
México; en cuanto al gas, la idea es mantenernos estables, 
en tanto no mejore el precio de este combustible. 

“La incorporación de reservas es un gran reto, quere-
mos llevarla de 13,8 a 16 y tener reservas por 32 años. De 
cara a los próximos cuatro años, pasarla de 16 a 17,3 e 
incrementar los recursos prospectivos a través de la perfo-
ración y de la explotación de hidrocarburos en deepwaters. 
Para cumplir esto, uno de los objetivos es incrementar las 
reservas, como ya dije, por medio de descubrimientos, 
para todo esto estamos acelerando la evaluación del po-
tencial en el Golfo de México. La idea es hacer 36 pozos 
en aguas profundas en el corto tiempo, hasta 2018, para lo 
cual contamos con seis plataformas de sexta generación. 

“La cartera de proyectos incrementará en un 21%, 
pasando de 1.070 pozos a 1.292. Por su parte, el escenario 
de la inversión pasará de 24,6 miles de millones de dóla-
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res y lo incrementaremos en un 8%. Los ingresos totales 
de la empresa por venta de hidrocarburos ascendieron a 
120 mil millones de dólares, lo que derivó en un pano-
rama de inversión positivo para los próximos años, tan 
sólo en todo este año se van a invertir 19.700 millones de 
dólares para la producción.

“El pronóstico de producción de hidrocarburos tam-
bién es favorable, dado que se espera un crecimiento de 
entre el 5% y el 10% por los próximos 10 años. El 58% 
de las reservas prospectivas, lo tenemos como parte de la 
cartera principal”.

Daniel Casalis, Petrobras (Argentina) 

El presidente de la Comisión de Perforación 
del IAPG se centró en el panorama de la 
perforación en la Argentina en el pasado, 
el presente y el futuro.

“En un repaso desde 1995 a 2011 veremos lo que pasó, 
así como los avances tecnológicos y una proyección 2012-
2013 y cuáles son los desafíos a futuro. Empecemos por los 
números promedio de equipos en nuestro país: entre 1995 
y 1999 la actividad había caído un 62% para luego repuntar 
y ubicarse entre 2005 y 2007 con la que se mantiene hasta 
hoy; hubo altibajos en 1999, 2002 y 2009. 

“Si bien la actividad de equipos de perforación se 
mantiene en una meseta, el total de equipos que tenemos 
trabajando entre perforaciones es de 200 a 220 equipos, 
como en 1995; estos altibajos, que obedecieron a distin-
tas causas, han tenido que ver con nuestra actividad. En 

1997 y 1998, la caída del WTI se reflejó en nuestras activi-
dades; el precio del petróleo había caído fuertemente. 

“Se apreció un repunte en 1999 y 2000, acompañando 
el crecimiento del valor del petróleo. En 1998 se vivió un 
primer desequilibrio debido a la crisis de los países asiáti-
cos. La menor demanda de petróleo hizo caer la actividad 
en todo el mundo y no estuvimos exentos. 

“En el 2000 tuvimos una nueva crisis, y está de más 
explicar qué pasó en estos años; la consecuente baja en la 
actividad de equipos activos hizo disminuir la actividad 
de pozos perforados, que luego fuimos recuperando en 
2007, el mejor año. Pero en 2008 y 2009 ocurrió la crisis 
de los Estados Unidos, que también impactó en nuestra 
actividad. Es decir, que nos han golpeado tanto crisis in-
ternacionales como nacionales. En 2011 terminamos con 
1.297 pozos perforados.

“En lo que hace a la exploración, en 1995 tuvimos 71 
pozos exploratorios que representaban el 4,3% de la acti-
vidad y no superamos ese número hasta el año pasado, en 
que fue el 6,4%. Pero la media no superó el 5% en el país.

“La mayor producción la hemos tenido allá en 1998 y 
luego empezó a declinar fuertemente; desde entonces, la 
curva ha caído sistemáticamente a pesar de mejores pre-
cios del petróleo y de los pozos perforados. El año pasado 
la producción cayó fuertemente.

“Sin embargo, creo que tenemos una oportunidad con 
el shale gas. En esto sobresalen dos cuencas: la del Golfo 
San Jorge y la Neuquina, que son aquellas donde más 
pozos se perforan. La Cuenca del Golfo de San Jorge tiene 
la mayor actividad, si bien la Neuquina no le va en zaga. 
En el resto, la actividad es mínima.

“Resumiendo, en estos 16 años vemos que la actividad 
de pozos está influenciada por el precio del petróleo, por 
la economía externa e interna y el crecimiento de la acti-
vidad de equipos. 
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“Hoy se invierte menos en pozos nuevos o bien la can-
tidad de equipos está a tope. Pero hay un gran esfuerzo en 
concentrarse en mantener la producción, ya que nuestros 
campos están maduros y los pozos están declinando. Por 
eso tenemos un gran trabajo en las dos cuencas mencio-
nadas y eso dificulta llevar adelante las operaciones en el 
resto de las cuencas, llámese equipo o logística.

“Veamos los avances tecnológicos que nos han acom-
pañado en este tiempo: han irrumpido en mejoras en los 
materiales de corte, el diseño de brocas, el uso de equipos 
de perforación automáticos; en 2006 teníamos dos y hoy 
el 15% del mercado tiene este tipo de equipos. El uso de 
motores de fondo en todos sus diámetros, nuevos tipos 
de elastómeros, los sistemas de direccionamiento rotato-
rios… El uso de estos sistemas, permitió perforar pozos 
con distintos desafíos: horizontales de alcance de 5 kiló-
metros o 10 kilómetros; con mayor cantidad de grados, 
menor tiempo de trabajo… y se pudieron realizar muchí-
simas fracturas en muy poco tiempo. 

“Veamos, ahora, la tendencia de cómo podemos ter-
minar 2012 y cómo podemos llegar a 2013: creemos que 
la baja en 2012 se va a revertir, pensamos terminar con 
1.360 pozos y ubicarnos nuevamente en lo que pasaba en 
2007-2008, vemos una actividad creciente para 2013 pen-
sando en 1.638 pozos para perforar en este año. Son datos 
que se obtuvieron en julio de 2012.

“Los próximos desafíos logísticos respecto de la perfo-
ración se verán en el equipamiento: en incrementar equi-
pos, recursos y mano de obra. Otro desafío es aumentar 
la cantidad de equipos de fractura para tener más parques 
fracturadores en el país. En cuanto a las preocupaciones 
de las empresas de servicios, una es el mantenimiento y la 
obtención de repuestos; de nada vale tener más equipos, 
si no vamos a poder mantenerlos y conseguirles repuestos 
cuando se desgasten por el uso natural”. 

Renato Da Silva Pinheiro, Petrobras (Brasil)

Voy a dar un panorama para Petrobras en los próxi-
mos años. Como nuestra actividad está centrada en la 
actividad offshore del Brasil, haré foco en el escenario 
marítimo sin entrar en el de tierra adentro.

Además, hablaré de las inversiones aprobadas por el 
Consejo de Administración de Petrobras para el nuevo 
Plan de Negocios 2012-2016.

Se han aprobado inversiones que totalizan los  
US$ 236.500 millones, un promedio de 47.300 por año. 
La inversión para el sector gas y energía será de  
US$ 13.800 millones hasta 2016, monto que representa  
el 5,8% del total que se va a invertir.

Este Plan se fundamenta en la gestión integrada de la 
cartera de proyectos de la compañía, y enfatiza desafíos 
operacionales, ambientales, etc.:
1. La recuperación de la curva de producción de crudo y 

gas natural.
2. La prioridad en proyectos de E&P de crudo y gas natural.
3. El cumplimiento y la perfecta alineación de las metas 

físicas y financieras de cada proyecto.
4. El desarrollo de los negocios de la empresa con indica-

dores financieros sólidos.

Disciplina de capital en los proyectos de inversión de 
Petrobras

El procedimiento de implementación de proyectos de 
la compañía requiere el desarrollo de tres fases antes de la 
aprobación final para el inicio de la construcción, estas son:

Fase I – Identificación de la oportunidad.
Fase II – Proyecto conceptual.
Fase III – Proyecto básico.
Al final de cada fase, a medida que se aumenta el ni-

vel de madurez de las informaciones del proyecto, hay 
un “portal de decisión”, donde se tiene que comprobar 
su viabilidad y la agregación de valor a la cartera de la 
compañía, para, así, competir con otros proyectos por los 
recursos necesarios para avanzar a la fase siguiente.

La Fase IV sólo se pondrá en marcha cuando el proyecto 
confirme la viabilidad técnica y económica (aprobación de 
la Fase III). Como excepción se consideran los proyectos de 
E&P de petróleo en el Brasil, que podrán tener una autoriza-
ción anticipada de recursos cuando esta medida contribuya 
a la aceleración de la producción de petróleo.

No hubo cancelación de proyectos. Las metas del plan 
se lograrán por medio de la gestión de la cartera, que pasó 
a clasificarse en dos grupos:
•	 Proyectos en implantación: todos los proyectos de E&P 

en el Brasil y de los demás segmentos que se encuen-
tran en Fase IV. Totalizan US$ 208,7 mil millones;

•	 Proyectos en evaluación: de los demás segmentos, actual-
mente en Fase I, II y III. Totalizan US$ 27,8 mil millones.
Todos los proyectos del plan, en implantación y en 

evaluación, poseen una curva S (gráfico que representa la 
evolución física y financiera del proyecto) como referen-
cia única de gestión, planificación, control y seguimiento 
en la compañía.

 

Programas de estructuración para el plan de negocio 
2012-2016

El PN 2012-16 trae consigo tres programas de estructu-
ración que dan sostenibilidad:
(a) Programa de Aumento de la Eficiencia Operativa de la 

Cuenca de Campos: busca el aumento de la confiabi-
lidad de entrega de la curva de petróleo, por medio de 
la mejora de los niveles de eficiencia operativa y de la 
integridad de los sistemas de producción de la cuenca. 

(b) Programa de Optimización de Costos Operativos: para 
identificar las oportunidades de reducción del costo 
con impacto relevante y perenne, en dos visiones: ac-
tivos de producción (plataformas, refinerías y centrales 
termoeléctricas) y líneas de costos (stock de materiales 
y combustible, logística y gestión del mantenimiento).

(c) Programa Gestión de Contenido Local: tiene por obje-
to aprovechar al máximo la capacidad competitiva de 
la industria nacional de bienes y servicios para atender 
las demandas del plan con plazos y costos adecuados 
a las mejores prácticas de mercado.
 

Meta de producción de petróleo y gas natural
La meta de producción de crudo, GNL (gas natural li-

cuado) y gas natural, en el Brasil y en el exterior, es de 3,3 
millones boe/día, de los cuales 3 millones boe/día son en 
el Brasil. En relación con la producción de crudo y GNL 
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en mi país, la expectativa es alcanzar una producción 
de 2,5 millones de bpd en 2016. Se espera que el mayor 
crecimiento de la producción ocurra a partir de 2014, con 
una expectativa de crecimiento de entre el 5% y el 6% 
a.a. para el período 2014-2016.

Para 2012 y 2013 la expectativa es que se mantenga la 
producción en línea con el nivel de 2011 (+/- 2%).

En el período 2012-2015, 12 nuevas unidades de pro-
ducción (UEP) ya en construcción entran en operación, 
representando un incremento de 1,2 millones bpd de 
capacidad para Petrobras. A su vez, en el período 2016-
2018, siete nuevos sistemas por año añaden 2,3 millones 
bpd más de capacidad para la compañía, lo que resultará 
en un nuevo nivel de crecimiento.

En relación con la meta de largo plazo, la expectativa 
es alcanzar en 2020 una producción total de 5,2 millones/
boe/día de crudo y gas natural en el Brasil y 5,7 millones 
de boe/día considerando los activos en el extranjero. La 
participación de la fuerza de trabajo de Petrobras para 
alcanzar las metas del Plan de Negocios será valorada. El 
proceso anual de evaluación del desempeño de emplea-
dos se hará en función de las metas personales alineadas 
con el logro de los objetivos del plan.

Inversiones
El segmento de Exploración y Producción en el Brasil 

invertirá US$ 131,6 mil millones, de los cuales el 69% 
será para el desarrollo de la producción; el 19%, para ex-
ploración y el 12%, para infraestructura. Las inversiones 
en el Pre-salt corresponden al 51% del total de E&P.

El segmento de Refinación, Transporte y Comercia-
lización tiene inversiones de US$ 51,7 mil millones para 
los proyectos en implementación. Los proyectos de ex-
pansión de la capacidad de refinación que entrarán en 
operación hasta 2016 son la Refinería Abreu e Lima y el 
Tren de Refinación del Complejo, que ya están en fase de 
implementación. La estrategia de la compañía sigue sien-
do la de mantener las metas de capacidad de refinación 
del plan anterior, buscando que las dos nuevas refinerías 
en evaluación se alineen con las métricas internacionales.

El segmento de Gas y Energía ha asignado en el plan 
US$ 7,8 mil millones para los proyectos en implantación, 
que citamos a continuación: Unidad de Fertilizantes de 
Três Lagoas, Unidad de Producción de Fertilizante Sulfato 
de Amonio y la Central Termoeléctrica Baixada Flumi-
nense. La implementación de los demás proyectos en 
desarrollo dependerá de la disponibilidad de gas natural 
nacional y de la competitividad de las termoeléctricas en 
las Subastas de Energía Nueva.

En el negocio de distribución se invertirán US$ 3,3 
mil millones, con énfasis en los proyectos de logística 
buscado acompañar el crecimiento del mercado interno y 
asegurar la posición de liderazgo en el sector.

En el ámbito internacional se invertirán aproximada-
mente US$ 6 mil millones, considerando los proyectos 
en implementación, con énfasis en el segmento de E&P 
que representa el 83% de las inversiones. Además de los 
US$ 236,5 mil millones del plan, quiero destacar que las 
inversiones que realizarán las empresas contratistas de 
Petrobras en las actividades de E&P serán de US$ 34 mil 
millones en el período 2012-16.
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Marianela Gómez Caso, YPF S.A. 
(Argentina)

Relató cómo maneja esta empresa la logística 
de las operaciones offshore, en relación con 
el Medio Ambiente y la Seguridad. 

“En general es importante tener un plan de contin-
gencia por derrame de hidrocarburos para poder llevar 
adelante una operación de remediación inmediata. Las 
prácticas indican que hay que esforzarse para que esto no 
ocurra, y si ocurre, el tiempo de respuesta debe ser el mí-
nimo posible, porque esto asegura el mayor éxito.

“La prevención más eficaz consiste en asegurar que se 
tomen todas las medidas adecuadas para evitar un posible 
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Aspectos logísticos 
de la perforación
Profesionales de toda la región expusieron aspectos extremos 
o novedosos de la logística, ya sea en la selva, en el offshore, 
o en los reservorios no convencionales.
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derrame de hidrocarburos. Es obvio que esta prevención 
requiere de equipos de alta tecnología, que estén mane-
jados por personal altamente capacitado. Sin embargo, 
los accidentes pueden ocurrir, por ello debemos contar 
con un plan de contingencia para asegurar una respuesta 
rápida y eficiente, con el propósito de prevenir cualquier 
daño al Medio Ambiente y a las comunidades, y preservar 
la biodiversidad.

“Como normativa contamos con el Plan Marco de 
Contingencia de la compañía, en el que se establecen 
diferentes puntos para tener en cuenta, desde los recursos 
humanos que se van a contratar hasta los mecánicos, la 
contemplación de las características del hidrocarburo y el 
estudio del ambiente en el que nos vamos a manejar. En 
tanto, a nivel nacional, existe una normativa –la Orde-
nanza 898 de Prefectura Naval Argentina– que es la auto-
ridad de aplicación en todo lo que es offshore. El objetivo 
de este plan es que sea nacional y con todo el recurso que 
van a tener las empresas y que lo van a tener que com-
partir. Es decir, que si alguna otra empresa tiene algún 
incidente de derrame, nosotros tenemos la obligación de 
prestar todo el recurso que tenemos para nuestro proyec-
to para subsanar el problema que tenga esa compañía. 

“Para cumplir con nuestros objetivos, necesitamos 
una política y responsabilidades para la ejecución de este 
plan, tener niveles de respuesta acordes a la contingencia, 
y estar organizados con otros organismos. Obviamente, es 
muy importante la capacitación, para que todo el perso-
nal esté en forma, a través de simulacros, revisiones y de 
una actualización permanente del plan de contingencias, 
ya sea de manera anual o semestral, según se necesite. 
Después, por cada cambio que tengamos, ya sea de equi-
pamientos, de buques, etc., es necesaria una revisión y, 
en el mejor de los casos, una actualización de este plan.

“Todo esto está relacionado con identificar y evaluar 
los riesgos que tenemos en las etapas preparatorias, con el 
fin de bajar al mínimo los impactos y riesgos asociados al 
proyecto. Debemos evaluar el peor caso de derrame, y, en 
función de eso, proyectar el nivel de respuesta. Se trata de 
tres niveles: el Nivel 1 es un derrame pequeño que pue-
de ser controlado desde el equipo, con los recursos que 
tenemos. El Nivel 2 requiere de apoyos externos, incluso 
de los equipamientos que tengamos en las bases de tierra; 
y el Nivel 3 es un descontrol del pozo en el cual el nivel 
de derrame es muy grande de manera que no alcanza ni 
con todo el recurso local que tenga la empresa, por lo que 
tendríamos que pedir asistencia nacional e internacional, 
así como los recursos que puedan llegar a tener las otras 
compañías en la zona.

“En la identificación de este plan se tienen en cuenta 
cuatro prioridades: 

1. La protección de las personas.
2. La protección del Medio Ambiente.
3. La protección del equipo.
4. La protección de los intereses y de la reputación de 

la compañía.

“En cuanto a los niveles de respuesta, tenemos grupos 
de personas capacitadas que van a participar de cada uno 
de estos niveles y que van a dar respuesta a cada uno de 
estos niveles. El grupo del Nivel 1 es el que está dentro 
del equipo, ya sea en perforación o en buques de apoyo. 

Existe el Grupo de Respuesta y Comité de Incidentes, que 
son profesionales con otros cargos dentro de la compañía 
y decisiones más ejecutivas; y por último, está el Comité 
de Crisis, donde se repiten cada uno de los roles y activi-
dades específicas. 

“También hay que tener en cuenta las características 
del hidrocarburo para proyectar cómo se va a comportar. 
En función de eso vamos a estudiar la cantidad que puede 
llegar a derramarse y cómo va ser la evolución del hidro-
carburo en el medio acuoso, así como las características 
del agua y de las corrientes, y cómo se va comportar en 
el medio. Para esto también nos valemos de estudios de 
impacto agro-ambiental y de las zonas de mayor sensibi-
lidad, ya sea ambiental y social en el cual estamos inmer-
sos; aquí es importante destacar que el área de influencia 
en procesos offshore es muy difícil de limitar ya que las 
manchas se pueden ir moviendo, con lo cual tenemos 
que establecer los lugares de menor y mayor sensibilidad. 
Porque todos estos estudios son previos y son parte del 
plan de contingencias, pero una vez ocurrido el derrame, 
una eventual mancha se debe monitorear. La mejor for-
ma es a través de observación aérea.

“Es importante, al entender cuáles son las áreas que 
se deben limpiar, tener claro cuáles son los recursos natu-
rales de vital importancia para la salud humana, como el 
agua potable, para que este recurso no se vea impactado. 
En efecto, a la hora de la limpieza tenemos que establecer 
prioridades para saber de qué manera o en qué momento 
tenemos que hacer esta limpieza. Muchas veces se hace 
más daño realizando la propia limpieza. 

“En cuanto a la capacitación del personal, forma parte 
del equipo de Emergencias y es importante que todas las 
personas que forman este equipo pasen por el proceso y 
estén involucradas en él. El material de difusión es muy 
importante, sobre todo para la opinión pública. Hay que 
hacerle saber a la gente cuánto tiempo vamos a trabajar, 
de qué forma lo vamos a hacer para los casos de emergen-
cias, y ser transparentes, nunca ocultar nada. 

“En suma, hay que destacar que en estos impondera-
bles el equipo de respuesta es el órgano principal, y este 
debe saber responder de manera rápida y eficaz frente a 
una contingencia”. 

Darío Collareda, Pluspetrol (Perú)

Se refirió al modo en que se maneja la logística 
helitransportada en la selva peruana, es decir, 
donde la única forma de llegar es por aire. 

“Voy a explayarme sobre la situación geográfica, la 
línea de abastecimiento del proyecto, las rutas y las con-
diciones en las que se transporta; sobre los recursos y el 
tipo de embarcaciones que tenemos en la operación, de 
cómo movemos el equipo, de la base de logística que te-
nemos y algo de cómo impacta la logística en este tipo de 
operaciones, algo que es bastante importante en el costo 
total de la operación.

“Perú es un país que en los últimos años ha crecido 
bastante en su desarrollo hidrocarburífero y en especial la 
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zona de Camisea ha aportado el 90% de la producción del 
país, en su mayoría productor de gas, y cuando lo pasa-
mos a barriles equivalentes es realmente muy importante 
dentro de la economía del país. 

“Camisea está al sur del Perú, en terreno selvático. 
Nuestro consorcio, compuesto por Pluspetrol y Hunt Oil 
–las dos mayoritarias–, y SK Energy, Tecpetrol, Sonatrach 
y Repsol, maneja la logística con los límites que impone 
una reserva tan importante como es la zona de la selva 
amazónica, declarada Patrimonio de la Humanidad, por 
lo tanto, eso ejerce presión a todos aquellos que están 
operando en esa zona. 

“Al tener nuestros bloques dentro de una reserva de-
bemos cuidar mucho el impacto y preservar la zona para 
las futuras generaciones. Eso hace que el Consorcio bus-
que impactar lo menos posible y por ello descartó el ma-
nejo vía terrestre, de manera que no hay carretera, sino 
que sólo hay transporte fluvial o aéreo.

“También se intenta minimizar la presencia de gente 
que no sea la nativa del lugar. Por ello se han determina-
do cuatro categorías de gente viviendo en la zona: 
•	 Los colonos.
•	 Las tribus contactadas.
•	 Las tribus contactadas de aislamiento voluntario.
•	 Las tribus no contactadas. 

“Realmente, el impacto que se puede tener en este 
tipo de operaciones es muy grande. Por eso, además de es-

tar monitoreados por el Gobierno, estamos muy seguidos 
por organizaciones no gubernamentales que monitorean 
nuestro trabajo; esa presión es importante.

“También tenemos la zona peruana de Malvinas, zona 
de gasoductos donde hay dos ductos: uno que llega hasta 
la zona de Pisco –donde hay una planta que licua– y otro 
que llega a zonas cercanas a Lima. Se trata de un proyecto 
muy importante para el Perú y para el Consorcio. 

“El bloque fue descubierto en 1982 por otra compa-
ñía, y luego se volvieron a licitar dos bloques. Nosotros 
nos establecimos en el área en el año 2000, ya hemos per-
forado 16 y 11 pozos en los bloques, los planes aprobados 
intentan llegar a 2014 perforando, es decir, que seguimos 
para adelante.

“Por el lado de las líneas de abastecimiento, en el 
norte del Perú no se cuenta con toda la tecnología, por lo 
que muchos de los servicios e insumos que necesitamos 
se compran y llegan directamente desde el exterior para 
nuestros proyectos. El problema es que lleguen esos equi-
pos e insumos.

“Se puede llegar desde el Norte y también directamen-
te por Lima, que son los dos puertos que se manejan. De 
ambos lados, una vez que está la carga en Lima, se llega 
por carretera a un puerto que está sobre el río Ucayali, 
departamento de Pucallpa. Al haber tantas empresas 
operando, empezamos a utilizar un puerto que no estaba 
preparado para recibir tanto volumen y comenzamos a 
tener problemas de espacio.

“Una vez que estamos en la zona peruana de Malvi-
nas, manejamos vía aérea todo el transporte hasta la loca-
ción, por lo tanto, es mejor no olvidarse de nada porque 
sólo se puede viajar de día y los costos son muy impor-
tantes; la planificación impacta muchísimo en el pozo. 

“De estos tramos que estaba mencionando, la idea 
es mostrarles la fortaleza y la debilidad de cada uno: por 
ejemplo, en ultramar importa de dónde se viene, los ries-
gos son las demoras en la importación. La fortaleza radica 
en que está operativo todo el año, ahí no hay ningún pro-
blema en los niveles, ni en nada. La parte terrestre lleva 
de 7 a 10 días dependiendo de si desembarcamos en Lima 
o en la zona norte. Sí tenemos problemas en las épocas de 
lluvia, dado que estas carreteras pasan por las montañas, 
entonces puede haber cortes. Pero hay rutas alternativas y 
eso es una fortaleza. 

“Un operativo fluvial, más allá de lo que nos lleva 
cargar el barco, tarda entre dos y tres semanas y ahí sí de-
pende de lo que viene más abajo, el nivel de río. La logís-
tica es propia, es una decisión que hemos tomado. Como 
quienes nos ocupamos de la perforación hemos decidido 
que no podemos hacer todo, hemos creado otro departa-
mento que también necesita su logística y todo eso debe 
estar coordinado, para no desorganizarnos y terminar 
congestionando mucho más el río. 

“Una vez que tenemos equipos e insumos en Malvi-
nas, nos lleva entre 10 y 15 minutos llevarlo hasta el pozo. 
Obviamente, el problema con todos los vuelos es que 
necesitamos un clima favorable, esto no ocurre siempre y, 
por lo tanto, necesitamos ser previsores y llevar la carga a 
tiempo. En total, estamos entre tres y cinco semanas.

“En cuanto a las lluvias, estas arrancan en octubre y 
terminan en mayo o abril y obviamente el río sigue fiel-
mente esa temporada, por lo tanto, tenemos dos ventanas 
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de navegabilidad, desde diciembre a marzo, que es cuan-
do podemos usar embarcaciones grandes y hacer eficiente 
el costo por tonelada transportada.

“Cuando el río está bajo (con menor caudal de agua) 
tenemos que usar embarcaciones muy pequeñas y el cos-
to por tonelada es muy superior. Es decir que tenemos 
que planificar y todo lo que se quiera hacer en el año 
debe entrar en esos meses y para ello se armó una base 
logística.

“Finalmente, con los dos tipos de helicópteros que 
tenemos, de entre 8 y 10 toneladas, realizamos entre 200 
y 250 vuelos. Esto ejemplifica a grandes rasgos cómo, a 
través de nuestra la línea de transporte, buscamos realizar 
mayor cantidad de vuelos con el mayor peso posible, es 
decir que debemos programar lo suficientemente bien el 
transporte, porque eso hace una diferencia abismal”.

Federico Sorenson, Halliburton (Argentina)

Se refirió a la logística para la terminación de 
pozos y a los nuevos requerimientos que trae el 
desarrollo de yacimientos no convencionales. 

“Quiero compartir cómo venimos trabajando en la 
terminación de los pozos y cómo hemos avanzado en este 
tema en la Argentina, en el presente y de cara al futuro. 
Puesto que soy geólogo, me referiré al reservorio: durante 
muchísimos años en el país hemos trabajado con reser-
vorios tradicionales de gas y petróleo; manteníamos una 
intensidad del servicio. Pero en los últimos años es que 
comenzamos a trabajar con el tight gas, shale gas, shale oil 
y tight oil, y la intensidad del servicio para lograr la pro-
ducción cambió en intensidad.

“Desde el 2008 hasta el 2010, en muchos yacimientos 
se puede comprobar esta evolución según la cantidad de 
equipos que fuimos necesitando y la potencia requerida 
para realizar los trabajos, cómo ha cambiado la longitud 
lateral de un pozo horizontal y el número de tapas de 
fracturas. Si todo esto lo vemos asociado al precio del 
pozo, vemos que, si bien hay un incremento, de acuerdo 
con la cantidad y productividad que se logra, no es una 
relación lineal.

“Hasta hace unos ocho años, antes de empezar a 
hablar de los pozos no convencionales, normalmente 
las compañías realizábamos terminaciones a través de 
fracturas hidráulicas, que hacían variar el caudal de 14 a 
40 barriles por minuto, presiones normales de 5.000 psi 
y valores de agua pequeños. Nos podíamos manejar con 
tanques de fracturas y un volumen de agente de sostén 
relativo. La mayoría de los pozos eran verticales. Pero al 
comenzar intensivamente con tight gas, y varias compa-
ñías vieron que el mercado era interesante, copiamos la 
experiencia de los Estados Unidos y el tipo de trabajo que 
comenzamos a hacer cambió: aumentaron los caudales, 
las presiones con las que teníamos que trabajar eran ma-
yores, debimos aprender a trabajar en pozos de alta pre-
sión –lo cual no era nuestra costumbre– y los volúmenes 
de agentes de sostén y de agua en la locación aumenta-
ron. A la vez, empezamos a hacer más de una fractura en 

cada pozo y buscamos técnicas que nos permitieran ser lo 
más eficientes posibles. Fue todo un aprendizaje y, media-
namente, hemos aprendido a hacer pozos eficientes, con 
terminaciones para este tipo de pozos. 

“Con las arcillas comenzamos a trabajar hace unos 10 
años y fue un gran cambio, dado que debimos aprender 
de cero todo el tema de la estimulación de pozos, y em-
pezar a trabajar con caudales superiores de agua y arena, 
con regímenes de presión distintos. Lo mismo pasó el 
último año y medio con los trabajos de shale oil, en rea-
lidad, hay un pequeño cambio donde las presiones y los 
caudales son similares y se disminuye la relación del volu-
men de agua, con respecto al agente de sostén. 

“Respecto de estos dos tipos de trabajo que se están rea-
lizando en el país, en cuya parte inicial nos encontramos, 
viendo si son viables o no, llevaron a nuestra compañía de 
servicio a ver un mundo nuevo y a aprender nuevas condi-
ciones de trabajo. Es muy difícil desarrollar estos proyectos 
de forma económica, de modo que hemos incrementado 
muchísimo la eficiencia, para ser viables económicamente. 

“¿Cómo hemos crecido? En muy poco tiempo hemos 
pasado de una operación simple a otra muy compleja. 

“Hasta ahora, la mayoría de las locaciones se disponían 
en forma convencional, es decir, un equipo de perforación 
ocupaba más espacio que cualquier actividad que realizá-
ramos en la terminación. Ahora, el modo de disponer los 
equipos en la locación primero tiene en cuenta la fuente 
de agua, luego se colocan los tanques de acumulación de 
agua, los de gel; y los equipos que mueven los agentes de 
sostén, que mezclan y los bombean al pozo. Es decir que 
en la logística, el agua y demás materiales compiten con el 
espacio y centralidad de un equipo de perforación. A esta 
altura, ya pensamos en la locación no sólo en función del 
equipo de perforación, sino de la terminación. 

“La responsabilidad ambiental y el análisis del im-
pacto también son cada vez más importantes, y ya no 
se piensa en cambiar la locación, sino en cambiar la dis-
tribución y en planificar para optimizarla en el área que 
estamos buscando. 

“Como hemos dicho, los elementos importantes de 
la logística son: el agua, la capacidad operativa y lo que 
utilizamos en la boca de pozo. Al agua hay que moverla al 
pozo –lo cual hoy tiene un costo alto– y, una vez que sale 
del pozo, tratarla y recuperarla. A esta altura ya estamos 
trabajando con tanques, piletas, y otras tecnologías. 

“En lo que más tenemos que trabajar es en la efi-
ciencia, en la dinámica y en la logística. Lo que hemos 
aprendido es que en muchos de estos proyectos, aunque 
haya una gran carga de tecnología, una de las claves es la 
logística para poder abastecer este trabajo, el siguiente y 
así sucesivamente. Sólo así se logrará una valoración con-
siderable para con el proyecto. 

“Hay que tener en cuenta qué se hace al poner un 
pozo: se lo perfora, se extrae, se lo usa, se fractura y se 
completa, todo en una misma locación, una misma ope-
ración. Por ahora ocupamos mucha superficie con equipa-
miento, vehículos livianos, agente de sostén, agua, a futu-
ro queremos soluciones tecnológicas no muy complejas. 
Lo que la compañía busca en el tema logístico, de cara al 
futuro, es mejorar la ejecución y la seguridad, reducir los 
riesgos en la locación, mantener el mejoramiento, y redu-
cir el espacio de la locación”. 
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Brian Soto, Repsol (Perú) 

Se refirió a cómo el grupo al que pertenece 
maneja la logística de perforación en la zona 
selvática del Perú, en condiciones remotas.

“Estamos dedicados en un 100% a la exploración, 
donde la logística es complicada, pero hay que saberla 
manejar, con el fin de cumplir los objetivos planificados”. 

“Este año estamos enfocados en el Bloque 57. Este año 
tenemos un plan de perforación y estamos terminando 
de explorar el pozo Sagarí, con ciertas tecnologías que 
hemos implementado. Esperamos continuar con ello y 
con el próximo pozo que tenemos planificado para 2012 
y 2013. Como se observa, son todos pozos planificados a 
75 días, pero a veces se extienden un poco más por pro-
blemas climáticos. 

“En la parte norte, tenemos una operación asociada 
a los campos de pozos de crudos pesados y hay planes 
de crear electro sumergibles y utilizar fluidos de petróleo 
para diluir y poder sacar por una tubería. Este tipo de 
fluido que encontramos en el norte es similar a lo que 
hallamos en la zona colindante del Ecuador. 

“Con respecto a la logística, la zona selvática es muy 
complicada por temas de movilización de equipos y nos 
movemos a través de ríos y con helicópteros; se pueden 
ver las típicas torres y plataformas fijas y donde estamos 
más involucrados, son torres de 2.000 Hp o 3.000 Hp. 
En general, nuestra rutina de logística en Lima consiste 
en una base llamada Nuevo Mundo, que aprovecha to-
das estas oportunidades fluviales que tiene el Perú hasta 
el Norte, todos los servicios se reciben en esta base y se 
transportan vía helicóptero a todos los pozos. 

“Hacia esa zona nos movemos desde Lima con avio-
nes de uso regular hasta Iquitos, donde recibimos lo que 
es servicios y desde allí utilizamos las vías fluviales hasta 
una base que tenemos más al Norte, y desde allí, nos dis-

tribuimos hacia los pozos de forma helitransportada. 
“Tenemos la idea de mezclar el crudo pesado con dilu-

yentes, para transportar vía fluvial, pero existen restriccio-
nes ambientales por los riesgos, de manera que estamos 
viendo cómo lo solucionaremos. 

“Nuestros recursos aéreos son: un Piper para viajes 
fletados con personal, un Beechcraft y un Fokker, que es 
lo que utilizamos desde Lima hasta Nuevo Mundo; y un 
Antonov de cuatro toneladas para carga; si bien también 
contamos un Hércules que es el que lleva las mayores 
cargas en zonas de perforación. Tenemos, asimismo, otros 
recursos aéreos de carga y pasajeros: un Bell 214 que usa-
mos para transportar gente y el MI que también usamos 
para cargas, al igual que un Sikorsky del 64. 

“En cuanto a recursos fluviales, tenemos botes de pa-
sajeros, lanchas rápidas para el personal –para hasta 35 
toneladas–; y barcazas de hasta 350 y 1.000 toneladas, 
que son empujadas por los llamados empujadores. 

“Tenemos unos pongueros para emergencias en perfo-
ración. A su vez, nuestra base es un aeródromo, que es el 
que mayor logística nos provee, allí llegan todos los avio-
nes y toda la logística para operar. Tenemos almacenes, 
comedores y lugar para alojamiento. Desde esa base nos 
movemos alrededor de 26 km de ida y de vuelta. 

“En cuanto al transporte terrestre, desde Lima a Tu-
palca hay una distancia de 785 km, son 4 y 5 días de viaje 
para vehículos pesados y livianos, respectivamente. 

“En cuanto a nuestra planificación de actividades, 
tenemos todo organizado de acuerdo al proceso de cons-
trucción de pozos. Tenemos alrededor de 15 personas que 
rotan cada 14 días y, por otro lado, el transporte de carga 
se hace entre 35 y 40 días, dado la gran cantidad de peso 
que hay que trasladar.

“Cuando hacemos el movimiento para comenzar un 
pozo, la planificación sobre el personal y las herramien-
tas que hay que movilizar consiste en cerca de 30 vuelos 
diarios. Ir hacia la el área de operación, nos cuesta más 
tiempo que ir a la base”.
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L a perforación en la Argentina puede hallar sus co-
mienzos antes de 1900. En 1886 Carlos Fader fundó 
la Compañía Mendocina de Petróleo, que perforó y 

explotó pozos petrolíferos en el faldeo del cerro Cacheuta, 
sobre la base de la geología de superficie realizada por el 
geólogo Rodolfo Zuber y de las manifestaciones de aflora-
mientos existentes en el área. Años más tarde, en 1906, el 
español Francisco Tobar perforó su pozo “República Ar-
gentina” en la Quebrada de Galarza (provincia de Salta), 
cuyo resultado fue petróleo surgente.

Sin embargo, el verdadero boom de las perforaciones 
petroleras mundiales se produjo a partir de un hecho ocu-
rrido en enero de 1901, cuando Anthony Lucas, un dál-
mata radicado en los Estados Unidos, perforó un pozo en 
Spindletop, Texas, hasta una profundidad de 311 metros. 
Cuando bajaban la columna de barras de perforación para 
continuar profundizando el pozo, este comenzó a fluir, 
primero arrojó el lodo de perforación y luego comenza-
ron a surgir grandes cantidades de petróleo, tirando fuera 
del pozo las barras de perforación. Se calcula que la pro-
ducción inicial fue de más de 100.000 barriles por día. Ese 
día se había perforado por primera vez en un reservorio 
en domo de sal, y comprobado que la perforación era un 
medio idóneo para conseguir producciones en gran escala 
del hidrocarburo. A partir de ese momento comenzó un 
nuevo capítulo de intensa actividad y desarrollo tecnoló-
gico en la perforación. 

1907: petróleo en Comodoro Rivadavia
Es destacable el hecho de que apenas seis años después 

de este acontecimiento, en latitudes australes, se produjo 
el descubrimiento de petróleo en Comodoro Rivadavia, 
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cuando, el 13 de diciembre de 1907, un equipo de perfora-
ción del Ministerio de Agricultura operado por la cuadrilla 
de José Fuchs y con la supervisión de Humberto Beghin, 
realizó el hallazgo a 539 metros de profundidad. Se consi-
dera este hito como el comienzo del desarrollo petrolero 
en nuestro país ya que, no obstante la existencia de activi-
dad anterior, como ya se mencionó, esta no había adquiri-
do características de mayor importancia.

1922: creación de YPF
Con la creación del gigante estatal, todas las perfora-

ciones realizadas en sus inicios se hicieron por el sistema 
de percusión en sus dos variantes: 
1) A cable: con máquinas Pensilvania de origen estadouni-

dense con capacidad perforante de hasta aproximada-
mente 600 metros. 

2) Con barras huecas: de la firma austríaca Fauck con 
capacidad perforante de hasta aproximadamente 1.000 
metros.

El accionamiento de estos equipos se llevaba a cabo 
por medio de máquinas de vapor o, en el caso de perfora-
ciones en yacimientos en explotación, con motores eléc-
tricos, conectados a sus lineas de alta tensión.

En referencia al papel que desempeñó la perforación 
en esos primeros años de YPF, el Gral. Enrique Mosconi 
escribe en su libro Obras lo siguiente:

“…Perforación: Una de las ramas de la industria en las 
cuales se advirtieron progresos halagüeños, tanto por su 
rapidez como por la eficiencia señalada por el personal 
a cuyo cuidado estaba, ha sido sin duda el referente a la 
perforación. Si unimos a ese factor-hombre el no menos 
importante de los progresos mecánicos, con mejoramien-
tos técnicos introducidos en las instalaciones, máquinas 
y herramientas, llegamos a la conclusión satisfactoria que 
señalo. Para demostrar claramente los adelantos que se 
registraron en esta actividad, considero oportuno dar a 
continuación un cuadro comparativo, del cual el lector 
habrá de obtener conclusiones que confirmen la impre-
sión apuntada, observando el número de máquinas en 
actividad en cada yacimiento, así como la cantidad de 
metros perforados y los pozos terminados…”. (ver el cua-
dro 1 extraido de General Enrique Mosconi, Obras, Bue-
nos Aires, editado por Yacimiento Petrolíferos Fiscales, 
Sociedad del Estado, 1984).

1930: la perforación con rotary
Los equipos de perforación a percusión que operaban 

en el país (de YPF y de las compañías privadas) tenían 
una capacidad de perforación muy limitada, lo cual no 
permitía explorar formaciones de interés que se encontra-
ban a profundidades inalcanzables.

A principios de la década 1930 se comenzaron a cons-
truir y a operar en los Estados Unidos máquinas de perfora-
ción rotatoria (rotary) que por su tecnología permitían per-
forar pozos más profundos que las máquinas de percusión. 
YPF capitalizó rápidamente esta innovación y se sumó a la 
nueva tendencia importando equipos rotary para el desa-
rrollo de planes exploratorios más ambiciosos en la Cuenca 
del Golfo San Jorge y las otras cuencas de la Argentina.

1938: pozo escuela de YPF en Comodoro Rivadavia
Por este pozo pasaba todo el personal que ingresaba 

para el Sector Perforación, para ser capacitado en la teoría 
y práctica de esta especialidad, antes de ser destinado a 
los equipos.

1938: perforación en el mar, costa de Comodoro  
Rivadavia

La perforación costa afuera (offshore) arranca en nues-
tro país con los pozos realizados en la restinga de la costa 
frente a Comodoro Rivadavia. Fueron perforados desde 
plataformas, construidas aprovechando la gran amplitud 
de mareas de esa zona y el suave declive del fondo mari-
no, ya que esto permitía armar las plataformas en los in-
tervalos en que el mar se retiraba lo suficiente como para 
poder trabajar sobre suelo libre de agua. Las plataformas 
se conectaban a playa seca mediante pasarelas aptas para 
el tránsito de personas y pertrechos todo el tiempo.

1939-1945: Segunda Guerra Mundial
La contienda mundial provocó un gradual entorpeci-

miento de la actividad de perforación en el país debido a la 
falta de materiales y suministros imprescindibles para ope-
rar, causado por la concentración de toda la producción 
industrial estadounidense en el esfuerzo bélico. No se pudo 
siquiera contar con la alternativa de la industria europea, 
que era precisamente teatro de operaciones del conflicto.

La falta de suministros afectó más a los equipos rotary 
que a los de percusión. Aun así, gracias al empeño del 
personal de los talleres de YPF, al que se sumaron talleres 

 Comodoro Rivadavia Plaza Huincul Salta Totales

Año Máquinas Metros Pozos Máquinas Metros Pozos Máquinas Metros Pozos Máquinas Metros Pozos
 en servicio perforados terminados en servicio perforados terminados en servicio perforados terminados en servicio perforados terminados
1922 31 20.453,78 32 8 2.720,70 2 - - - 39 23.174,48 34
1923 33 24.301,62 46 8 4.005,95 6 - - - 41 28.307,47 52
1924 33 41.958,36 55 11 4.697,10 7 - - - 44 46.655,46 62
1925 43 82.158,81 129 11 6.685,85 8 - - - 54 88.844,66 137
1926 39 86.953,95 141 11 8.593,60 15 - - - 50 95.547,55 156
1927 33 79.691,60 127 11 12.787,70 20 - - - 44 92.479,30 147
1928 35 91.676,95 140 13 16.692,60 26 2 827,15 1 50 109.196,70 167
1929 40 115.222,00 164 13 20.344,30 28 4 1.729,35 3 57 137.295,65 195
1930 45 113.297,80 164 13 18.600,20 22 6 2.259,50 4 64 134.157,50 190

Cuadro 1.
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privados, se evitó que el paro de la perforación no fuera 
total durante el período que duró la Guerra.

1956: pozos profundos en el yacimiento Norte
El desarrollo de los yacimientos de Campo Durán y 

Madrejones en Salta significó para YPF, por la profundi-
dad y complejidad de sus pozos, un esfuerzo económico y 
humano sin precedente que marcó el paso de la perfora-
ción artesanal a la apoyada en la tecnología.

1958: contratos de perforación para el 
autoabastecimiento

Los contratos firmados en 1958 se dividieron básica-
mente en tres tipos:
•	 Para perforación en yacimientos de YPF en el flanco 

sur de la Cuenca del Golfo San Jorge, a saber: Tran-
sworld Drilling por 1.000 pozos, Southeastern Drilling 
por 600 y Saipem (del Grupo ENI) por 300.

•	 Contratos de explotación: con Pan American Argen-
tina para yacimiento Cerro Dragón, con Banca Loeb 
para yacimiento La Ventana; y con Tennesee para el 
yacimiento Río Grande.

•	 Contratos de exploración: Esso Cuenca Neuquina 
(Neuquén), Shell Cuenca Neuquina (Río Negro).

Cada compañía operadora adjudicataria de áreas de 
explotación trajo a su vez al país su propio contratista de 
perforación: Pan American Argentina trajo a a Loffland 
Brothers; la Banca Loeb, a Kerr McGee, y Tennesee, a 
Laughlin & Porter, con equipos flamantes ad hoc (con sus 
sondeos, herramientas, camiones petroleros, grúas, trailers 
vivienda, repuestos, etcétera).

Esta inusitada actividad provocó un giro copernica-
no en la actividad de perforación en el país, creando un 
antes y un después de los contratos de 1958. También 
promovió la venida al país de las compañías proveedoras 
de servicios auxiliares necesarios: Halliburton, Dowell y 
BJ de Cementación y Estimulación; Schlumberger (que 
ya estaba en el país e incrementó su operación), Dresser, 
Atlas y Welex de Perfilaje y Punzado; y Hughes y Reed en 
el suministro de trépanos, entre otros.

1971: YPF: escuela de perforación “Máximo Pico”
El recordado Ing. Héctor Giordano, gerente de Perfo-

ración de YPF S.A. en esas fechas, creó la Escuela de Per-
foración “Máximo Pico” para la capacitación de los jefes 
de equipo (toolpushers) en el Laboratorio de YPF S.A. en 
Florencio Varela.

1977: perforación offshore
En 1975 se decidió adquirir una plataforma semisu-

mergible, esta vez nueva, decidiéndose por un modelo 
“pentágono” de fabricación francesa, que sería bautizada 
con el nombre “Gral. Enrique Mosconi”. Se trataba de un 
diseño de última generación que podía perforar en pro-
fundidades de agua de hasta 200 metros, tal como había 
salido de los astilleros de CFEM en Dunkerque. Y podía 
ampliar su capacidad a prácticamente el doble de esa ci-
fra, y operar en casi toda la plataforma continental argen-
tina. El diseño era del mismo CFEM del Instituto Francés 
del Petróleo; estaba equipada con un poderoso equipo 
perforador con capacidad de alrededor de 7.000 metros y 
contaba, entre otras características destacables, con una 
propulsión propia, un equipamiento para buceo hiperbá-
rico y todo el conjunto de herramientas necesarias para la 
perforación. La plataforma se construyó durante 1976 y 
llegó a aguas argentinas en enero de 1977.

1980: YPF y los pozos infill
En ese año, YPF contrató la perforación de pozos de 

explotación “llave en mano”, con lo cual adiciona a las 
responsabilidades de la compañía perforadora la provi-
sión de todos los materiales, trabajos, servicios e instala-
ciones necesarias para entregar el pozo en producción.

1991: la perforación como tarea estratégica o no para 
la empresa

Cuando se produjo la transformación de YPF en 
Sociedad Anónima, la Perforación fue considerada una 
actividad no estratégica para la empresa, razón por la cual 
y de acuerdo con el sindicato, se organizó una Compañía 
Perforadora con equipos cedidos por YPF S.A. y gerencia-
da por el gremio, con las tarifas que regían en el mercado 
y trabajo garantizado para todas sus máquinas.
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1995: récord de pozos perforados en el país
En 1995 se perforaron 1.746 pozos, 165 de los cuales 

fueron exploratorios.

1999: pozo récord en extensión
Se realizó un pozo de 1.690 metros de profundidad 

vertical y 10.585 metros de extensión horizontal perfo-
rado por la compañía Total Austral en la Bahía de San 
Sebastián (Tierra del Fuego) desde tierra firme hasta for-
maciones submarinas. Longitud total de la perforación: 
11.184 metros.

1999: pozo récord en porfundidad
Fue el pozo Tuyunti x 1, perforado por la PAE en la pro-

vincia de Salta. Profundidad vertical final: 6.028 metros.

2000: llegó el primer equipo automatizado
YPF S.A. contrató el primer equipo de perforación auto-

mático hidráulico robotizado “Apache”, provisto por la fir-
ma Venver, que emplea menos personal, acelera los tiempos 
operativos y reduce drásticamente los accidentes personales. 

2001: perforación con equipos de coiled tubing
La compañía Pride-San Antonio perforó para Pérez 

Companc (en Puesto Henández), y para PAE (en Cerro 
Dragón) con equipos con la tubería de perforación arro-
llada en un tambor coiled tubing, los cuales acortan los 
tiempos de perforación, pero son utilizables solamente en 
determinados programas de pozo.

2010: se retoma la perforación automatizada
En esta época, la ex Repsol YPF compró 5 equipos 

Drilmec automatizados.

La perforación en la actualidad
En los últimos 20 años, el desarrollo de herramientas 

e instrumentos de medición, basados en el espectacular 
desarrollo de la electrónica y la computación, ha permiti-
do la realización de proyectos tales como perforaciones a 
gran profundidad, de trayectoria horizontal, con trayecto-
rias de gran longitud (pozos extendidos) y multilaterales 
y en grandes profundidades de agua, lo que seguramente 
no pudo ser imaginado por aquellos pioneros como 
Drake, Lucas, Fuchs y Beghin.

Las compañías perforadoras que permanecen en acti-
vidad en el mercado argentino después del arribo de nue-
vas empresas perforadoras, de las compras, de las ventas 
y de las fusiones habidas a lo largo del tiempo son: YPF 
SP, San Antonio, DLS, Key Energy, Helmerich & Payne, 
Ensign, Nabors, Quintana Well Pro, Estrella International 
Energy Services Ltd., Petreven, Venver y Sinopec. 



En una práctica periódica de la Comisión de 
Transporte y Tratamiento de Gas del IAPG (TTG), 
se publica aquí un cuadro con información sobre 
los precios de los distintos tipos de combustibles 
al alcance del uso doméstico. 

D ado que la Comisión la considera de utilidad, se 
ofrece a continuación, como se ha realizado en los 
años 2011, 2010 y hasta 2003, una comparación de 

los precios relativos de combustibles y otros energéticos 
para el consumo doméstico.
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Comparativa de precios de 
combustibles y otros energéticos  
para el consumo doméstico
Por Comisión de Transporte y Tratamiento de Gas del IAPG

Combustible  Precios(1)  Equivalencia(2) Dif. precio
 Unidad  Monto US$/MMBTU $/MMkcal s/gas natural (veces)
Carbón vegetal  $/kg 4,10 32,45 585,65 12,33 

Leña $/lt 1,50 27,70 500,00 10,53

Gasoil $/lt 5,40 34,71 626,50 13,19

Gasoil Premium $/lt               6,10 39,21 707,71 14,90

Nafta Súper $/lt 6,50 47,38 855,17 18,00

Nafta Común $/lt 5,90 43,01 776,23 16,34

Kerosene $/lt 5,25 35,05 632,60 13,32

GLP c3 $/kg 3,85 19,48 351,56 7,40

GLP c4 $/kg 2,50 12,65 228,28 4,81

Gas natural R1/R2 $/m3 0,40 2,63 47,50 1,00

Gas natural R3 $/m3 1,72 11,32 204,25 4,30

Electricidad R1 $/kWh 0,42 27,22 491,36 10,34

Electricidad R2 $/kWh 0,40 25,57 461,58 9,72

GNC $/m3 2,10 13,85 250,00 5,26

 

Notas: Tipo de cambio utilizado US$1 = $4,55
          (1) Precios promedios en la Ciudad Autónoma de Buenos Aires y Gran Buenos Aires a usuario final. 
          (2) Equivalencias calóricas respecto del poder calorífico inferior promedio de c/combustible.

2012. Comparación de precios de combustibles y otros energéticos para el consumo doméstico (07/2012)
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El impacto de 
la RSE en el valor 
de la compañía
Por Lic. Cdor. Leandro Del Regno

L as actividades relacionadas con la 
Responsabilidad Social Empresa-
ria (RSE), también conocida como 

“inversión social”, crecieron exponen-
cialmente en los últimos quince años 
en todo el mundo corporativo. Esta 
herramienta ha permitido acercar a 
las empresas con sus consumidores y 
con sus stakeholders. Sin embargo, aún 
no está tan claro el impacto positivo 
que aportaría la RSE en términos de 
crecimiento en el valor de las compa-
ñías. De hecho, hay todavía muchos 
detractores que sostienen que las em-
presas no deberían tomar obligaciones 
que tradicionalmente recaían comple-
tamente en el Estado.

A pesar de que hay bastante in-
formación empírica en lo referente a 
la inversión social en los países que 
primero adoptaron acciones de RSE 
(como los Estados Unidos) y de que, 
además, se cuenta con varios estudios 
que analizaron la correlación de esta 
inversión con el valor de las empresas; 
aún los resultados de estos estudios no 
se discutieron lo suficiente en nuestra 
región como para tratar de estimar 
que lo que arrojan estas investigacio-
nes pueda replicarse en el ambiente de 
los negocios de América Latina.

El autor se remonta a los orígenes de esta práctica 
creciente en las empresas de hidrocarburos a nivel 
mundial, sus características, los distintos enfoques y su 
contribución al crecimiento del valor de la organización.
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En este artículo refrescaremos lo 
que ocasionó el nacimiento de RSE; 
analizaremos sus características prin-
cipales; exploraremos sus distintos 
enfoques y; finalmente, intentaremos 
dilucidar si esta inversión realmente 
contribuye al crecimiento del valor 
de la organización.

Breve evolución histórica 
de la empresa

Hay amplio consenso en afirmar 
que lo que hoy conocemos como em-
presa nace en los primeros artesanos 
medievales que confeccionaban cal-
zado, utensilios de cocina, espadas, 
vestimenta, etcétera; para intercam-
biarlos en un mercado con el fin de 
proveerse de sustento. Es en la época 
del feudalismo cuando los artesanos 
que trabajaban en las ciudades empe-
zaron a agruparse y formaron asocia-
ciones que tenían algunos rasgos de 
las empresas actuales. 

Algunos artesanos evolucionaron 
y se convirtieron en “comerciantes” 
que se dedicaban a comprar los pro-
ductos que realizan los artesanos para 
luego venderlos a terceros en lugares 
más distantes. Ya no era necesario 
tener artesanos en todos los merca-
dos para conseguir bienes, se podía 
concentrar a los que producían los 
bienes en un lugar y comercializarlos 
en plazas lejanas. De este modo, se 
inició una especialización de tareas 
que permitió la reducción de costes 
de producción y transacción.

Con el correr de los años, la acti-
vidad comercial se incrementó en tal 
grado que se organizaron expedicio-
nes para desarrollar nuevas rutas co-
merciales, que incluso permitieron el 
“descubrimiento” de un nuevo con-
tinente (América). Aquí ya estamos 
en el apogeo del sistema económico 
conocido como mercantilismo (siglo 
xvi). Se estableció que el intercambio 
de mercaderías y la acumulación de 
oro son la fuente primera de la rique-
za. Se fomentó la acumulación de 
capital que dio paso a la creación de 
talleres por parte de los comerciantes, 
y luego, de fábricas. 

Con la creación de las primeras 
fábricas, la organización cobró una 
mayor importancia, aparecieron las 
primeras sociedades anónimas y el 
concepto de capitalismo que ponía 
énfasis en la producción de bienes y 

la división del trabajo. El capitalismo 
es superador del mercantilismo que 
se centraba en el intercambio de bie-
nes (y no en su producción).

Junto con el capitalismo, surgió la 
empresa moderna. El avance tecno-
lógico de fines del siglo xviii permitió 
mecanizar los procesos industriales 
de las fábricas y disparó la Revolu-
ción industrial, que trajo consigo 
desarrollos fundamentales como: la 
máquina de vapor, el ferrocarril, la 
mejora en las comunicaciones, el 
transporte y el comercio. Esto fomen-
tó la creación de empresas especiali-
zadas en transporte de mercaderías, 
comercialización y distribución. 
Se crearon los grandes bancos y las 
sociedades tuvieron nuevas clases 
sociales como el proletariado y la 
burguesía industrial. 

El significativo salto de las 
cantidades producidas de bienes y 
servicios que se dio en este período 
demandó un uso intensivo de recur-
sos con un impacto muy grande en 
el Medio Ambiente y en la sociedad 
en su conjunto. Empezaron a nacer 
grupos a favor de causas ambienta-
les y de defensa de los derechos del 
trabajador que fueron formando una 
opinión que se volvió determinante 
en la visión que se hizo la sociedad 
de las empresas. 

Como resultado de acciones 
empresariales vistas como negativas 
por las personas, la empresa, a pesar 
de ser una de las instituciones más 
significativas de nuestra sociedad, 
acarrea muy baja consideración en la 
mayoría de los ciudadanos. En líneas 
generales, las empresas son percibidas 
como entes que sólo persiguen el 
fin económico; sin contenido ético 
ni moral en sus acciones. Estudios 
recientes han demostrado que las 
empresas son culpadas por tener una 
influencia decisiva en:
•	Recesiones económicas.
•	Factores negativos de la globali-

zación.
•	Desempleo.
•	Pobreza.
•	Explotación laboral.
•	Depredación de recursos natu-

rales.
•	Discriminación.
•	Poco interés en la comunidad.

Orígenes de la RSE
La RSE surge originalmente como 

respuesta al sentimiento negativo 
de la sociedad a finales de la década 
de 1980 en los Estados Unidos. En 
ese entonces, la sociedad ya se había 
tornado muy informada y deman-
dante para con la empresa, y le exigía 
no solo que se ocupase de brindar 
beneficio económico, crear puestos 
de trabajo y riqueza; sino también 
que su actuación debía ser moral y 
éticamente irreprochable. Como a la 
postre la sociedad termina siendo la 
propia clientela de la empresa, la que 
permite la supervivencia y el creci-
miento de la organización, ir en con-
tra de ella garantiza la destrucción de 
la empresa que no se ajuste a estos 
parámetros. La RSE fue la herramien-
ta que permitió empezar a reconciliar 
a la empresa con la sociedad.

La empresa es una institución que 
se ha ido configurando de acuerdo a 
los intereses de cada época histórica. 
Hubo momentos donde el interven-
cionismo estatal fue mayor, mientras 
que en otros, los principios del libre 
mercado fueron los que predomina-
ron. Además, las funciones empresa-
riales fueron mutando con el tiempo. 
Por ejemplo, a inicios del siglo xx 
reinaban “la organización científica 
del trabajo” del ingeniero mecánico y 
economista estadounidense Frederick 
Winslow Taylor (1856-1915) y “los 
principios generales de la dirección” 
del fundador de la escuela clásica de 
administración Henri Fayol (1841-
1925). En la actualidad, la empresa 
tiene un marcado carácter social que 
se combina con su función primor-
dial de productora de bienes y servi-
cios con una finalidad económica.

Poseer carácter social no signifi-
ca que las empresas deban hacer el 
trabajo de los Gobiernos ya que los 
objetivos de unos y otros difieren. La 
empresa utilizará su carácter social 
para complementar y favorecer su 
finalidad económica exclusivamente. 
La “inversión social” es la herramien-
ta que revela el perfil social de la em-
presa y se contiene en la RSE. 

La RSE se configura como el coro-
lario de un nuevo contrato social, de 
una forma de gestionar empresas e 
instituciones con base en valores que 
crean valor. Se origina en el interior 
de la empresa a partir de su cultura y 
sus valores; y se desarrolla con el apo-
yo de la Alta Dirección como resulta-
do de un buen gobierno corporativo. 
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Una herramienta
Se considera a la RSE como una 

herramienta que proporciona consis-
tencia y sustentabilidad a la misión 
organizacional al integrar y alinear 
estratégicamente a la empresa con 
los accionistas; directivos; emplea-
dos; clientes; comunidades donde se 
opera; Gobiernos, proveedores y la 
sociedad en su conjunto. 

En definitiva, es importante re-
saltar nuevamente que la RSE no se 
olvida de que la empresa persigue la 
maximización del retorno del accio-
nista, pero esto debe darse sin descui-
dar el Medio Ambiente y el cumpli-
miento de las leyes. La RSE equivale a 
un compromiso de buen gobierno de 
la empresa respecto a sus grupos de 
interés mostrándose comprometida 
con la moral y la ética.

Distintos enfoques de RSE
La RSE generalmente agrupa sus 

acciones en cuatro enfoques diferen-
ciados:
1. Desarrollo de la comunidad 

donde opera. Empresas que se 
involucran en tareas comunitarias 
con las comunidades locales. Esto 
no solo permite ganar el humor 
social, sino que también favorece 
directamente a la organización. 
Por ejemplo, si la empresa cons-
truye con fondos propios una 
escuela de oficios relacionada con 
su actividad, aumentará la oferta 
de mano de obra en el área en 
donde está localizada. Otro ejem-
plo son las acciones de volunta-

riado donde los propios emplea-
dos forman parte de la inversión 
social como reparar y pintar el 
hospital de la ciudad. Esto tiene 
el doble efecto de mejorar la salud 
de los habitantes (y los propios 
empleados) y de fidelizar a los 
propios empleados que participan 
de la actividad. Además, es una 
acción de visibilidad importante. 

2. Filantropía (donaciones). 
Abarca donaciones de dinero y 
de ayuda a organizaciones locales 
para que ellas lo apliquen de la 
manera más conveniente. Es muy 
utilizado en los países en desarro-
llo. Sin embargo, se debe hacer un 
seguimiento y control del destino 
de los fondos para que el dinero 
no sea usado de manera ineficien-
te o para otros fines. 

3. Incorporación de la RSE en 
la estrategia del negocio. La 
RSE debe ser parte de la estra-
tegia del negocio, por ejemplo, 
comprando insumos del proceso 
productivo en cooperativas o pro-
veedores locales, de comunidades 
desfavorecidas, etcétera. 

4. Creación de valor compar-
tido. Este enfoque se basa en la 
idea de que el éxito corporativo y 
el bienestar social son interdepen-
dientes. Por ejemplo, la empresa 
precisa de empleados saludables y 
educados para triunfar. 
Estas acciones pueden combinarse 

para que el plan de inversión social 
sea más efectivo y tenga un mayor 
impacto en la rentabilidad y el valor 
de la empresa.

El valor de la firma
En ocasiones, las personas que no 

tienen formación financiera confun-
den el “valor de una compañía” con 
el tamaño de esta. Sin embargo, estos 
conceptos tienen distintos significa-
dos. El tamaño de la compañía puede 
ser asociado, en términos sencillos, 
con un “gráfico de torta”: está forma-
da por capital propio (accionistas) y 
de terceros (deuda). Si incrementa-
mos la deuda y el capital, la empresa 
(la torta) tendrá un mayor tamaño 
contable. 

Desafortunadamente, esto no im-
porta demasiado si no conlleva a un 
mayor valor para la compañía y, por 
ende, para el accionista. Es importan-
te resaltar que no siempre un mayor 
tamaño de la organización se corres-
ponde con un mayor valor para el 
accionista. Es tarea de la gerencia que 
haya una correlación entre ambos 
factores. El valor se crea aplicando el 
dinero obtenido mediante el finan-
ciamiento (tanto propio como ajeno) 
a proyectos que rindan una tasa ma-
yor al costo de ese financiamiento. 

A efectos de determinar el cre-
cimiento del valor, usualmente 
medimos el valor de la organización 
a través del flujo de caja futuro, 
descontado a una tasa de costo de 
capital predeterminada, o sea el VAN 
(valor actual neto). Si la firma acepta 
proyectos con VAN negativo, sólo 
con el fin de crecer en tamaño, estará 
destruyendo valor para los accionis-
tas. Existe una combinación óptima 
entre capital propio y deuda para 
cada organización que hará que el 
valor de la firma alcance su máximo 
posible debido a la mejor manera de 
financiar los proyectos. 

El accionista obtiene su retorno 
a través de los dividendos que vaya 
cobrando y de la mayor cotización de 
la acción o participación en la empre-
sa, la que podrá vender para realizar 
su ganancia final. El pago de dividen-
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dos tiene en el cortísimo plazo una 
disminución del valor de la acción 
en esa proporción si estamos en pre-
sencia de un mercado eficiente. A su 
vez, la cotización/valor de la empresa 
crece cuando las variables claves del 
negocio mejoran. Por ejemplo, un 
mayor precio de venta de los produc-
tos que comercializa, la obtención 
de un nuevo contrato, o cualquier 
elemento que le permita incrementar 
el flujo de fondos futuro.

Evidentemente, para que la RSE 
implique un crecimiento del valor 
de la compañía, debería aumentar el 
flujo de fondos futuro de esta. Si bien 
es sencillo identificar el monto de la 
inversión en la RSE, no es tan fácil 
atribuir el mayor valor de la organiza-
ción a la RSE de una forma directa. 

Diversos académicos especializa-
dos en la responsabilidad corporativa 
han realizado análisis de correlacio-
nes entre el valor de las acciones de 
las empresas y su inversión en RSE. 
A fines de la década de 1970 fueron 
Stanley Vance; Rogene Buchholz; y 
David C. Heinze entre otros. En la de 
1980, Alison Sundgreen y Thomas 
Schneeweis. Los estudios prosiguie-
ron en la siguiente década con Morris  
Mc Innes; Lee Preston y Douglas  
O’ Bannon de entre los más famosos. 

Profundizar en los aspectos téc-
nicos de estos estudios escapa al 
alcance de esta nota, pero podemos 
afirmar que no arrojaron resultados 
concluyentes debido a la dificultad 
de aislar el impacto de la RSE de otros 
impulsores de valor. La simple corre-
lación no basta para probar empírica-
mente que las acciones de RSE tienen 
un impacto positivo en el valor de la 
empresa a largo plazo. 

A pesar de esto, el simple sentido 
común nos dice que una empresa 
transparente, que no realiza actos de 
corrupción ni ninguna otra acción 
que dañe su reputación; tiene un 
riesgo mucho menor que otra que no 
tiene en cuenta esta cuestión. Y esto 
tiene impacto en el valor de la empre-
sa porque el mercado descontaría los 
flujos de fondos de la empresa a una 
tasa de costo de capital menor, que 
incrementará el valor actual neto.

De cómo la RSE incrementa el va-
lor de la empresa en el largo plazo

El premio nobel de economía y 
monetarista Milton Friedman (1912-

2006) argumentaba en la década de 
1970 que la responsabilidad de la em-
presa era solamente incrementar sus 
beneficios y que el Estado debía ser 
el que se ocupase del bienestar de la 
comunidad, debido a que la empresa 
no tiene sus capacidades orientadas 
a mitigar problemas sociales. Hoy en 
día, este pensamiento fue superado, 
ya que hay muchos indicios de que la 
empresa más redituable a largo plazo 
es la que es socialmente responsable. 

Los activos intangibles son 
los que reportan las mayores 
ganancias en el largo plazo. Una 
marca conocida, un plantel de recur-
sos humanos capacitado y motivado; 
sumado a un prestigio corporativo 
bien ganado; reportan los mayores 
dividendos al accionista. Una bue-
na política de RSE contribuye a que 
estos conceptos aumenten de forma 
sostenida. 

Debido a que la inversión social 
impacta en los costos de corto plazo, 
debería también generar ganancias de 
largo plazo para hacerla una práctica 
sustentable. El accionista invierte en 
una empresa con el fin de obtener la 
máxima rentabilidad posible en fun-
ción del riesgo tomado, por lo que 
ser “socialmente responsable” debe 
reportarle ganancias al inversor. 

Está claro que los costos y los be-
neficios no estarán alineados tempo-
ralmente, lo cual no escapa a la lógi-
ca de cualquier inversión productiva 
o financiera. Primero “enterramos” el 
dinero y luego esperamos el retorno. 
Lo que diferencia a la RSE de una 
inversión de capital es que los bene-
ficios son muchas veces indirectos y 
difíciles de asociar directamente a la 
inversión social. 

Algunos de los beneficios de 
aplicar la RSE son: por el lado de los 
recursos humanos, un buen pro-
grama de RSE puede ser de ayuda 
en el reclutamiento y retención de 
personal ya que las actividades de 
voluntariado actúan como buena 
publicidad y mucha gente se siente 
atraída por una empresa socialmente 
responsable. 

La RSE favorece el manejo de 
riesgos de tipo: ambiental; social; y 
de gobierno corporativo. Una buena 
reputación toma años en construirse, 
mientras que puede ser destruida en 
un minuto cuando se sufren hechos 
de corrupción o accidentes ambienta-
les. Al crear una cultura de “hacer lo 

correcto” una empresa puede mitigar 
que sucedan estos hechos. Al haber 
menos riesgo, hay menos volatilidad 
en las ganancias, lo que ayuda a me-
jorar la valuación de la empresa. 

Adicionalmente, se mejora el po-
sicionamiento de la marca al lograr 
diferenciarse en la mente de los con-
sumidores, y así aventajar a los com-
petidores. La RSE juega su papel para 
construir la lealtad del cliente basado 
en valores éticos. Esto incrementará 
el flujo futuro de caja por mayores 
ventas y, por lo tanto, incrementará 
el valor de la empresa.

Otro impacto positivo en el flujo 
de fondos futuro es la reducción de 
costos por aplicar acciones de impac-
to ambiental positivo. Por ejemplo, 
optimizar la logística puede acarrear 
menos costos de combustible. Una 
reducción en costos de packaging tie-
ne un impacto favorable en lo relati-
vo a cuidado de los bosques. 

Otra potencial ventaja es hacer 
más atractiva a la empresa para po-
tenciales socios. Por último, las em-
presas quieren evitar más impuestos 
y regulaciones, al tomar acciones de 
RSE pueden persuadir a los Gobier-
nos y al público en general de que la 
empresa adhiere a la diversidad, es 
segura, saludable y considera al Me-
dio Ambiente. 

Contabilidad y reporte social: 
la medición de la RSE

La característica que define la adop-
ción de un modelo de gestión social-
mente responsable es el compromiso 
público de dar cuenta de sus resultados 
ante la sociedad, a través de la informa-
ción incluida en la memoria anual o 
en un informe específico de RSE. Estos 
documentos ofrecen contenidos des-
criptivos, indicadores de seguimiento 
y procedimientos de medición que 
permiten comparar la evolución de las 
acciones de responsabilidad social.  

Con el fin de homogeneizar, se 
ha publicado un número importante 
de declaraciones institucionales de 
organismos públicos y privados en 
los que se fijan las líneas directrices 
y el grado de cumplimiento de la 
RSE. Algunos ejemplos son el Global 
Reporting Initiative impulsado por las 
Naciones Unidas o certificaciones 
como la ISO 14000 (sobre manejo 
ambiental) o la ISO 26000 (sobre 
RSE). Sin embargo, muchas veces es 
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difícil constatar que muchos de estos 
datos sean realmente verídicos. 

En la Argentina y en la región en 
general, la contabilidad social no ha 
alcanzado aún un grado de desarro-
llo relevante, a diferencia del ámbi-
to internacional, donde existe una 
preocupación significativa por brindar 
información contable sobre inversión 
social. Así y todo, a nivel nacional, las 
organizaciones influenciadas por la glo-
balización de la información comien-
zan a resaltar los temas sociales en sus 
estados contables publicados a partir de 
la década de 1990. 

No podemos dejar de reconocer 
la influencia de las organizaciones en 
la comunidad, ya sea como genera-
doras de empleo o por su influencia 
en el entorno. Es por eso por lo que 
se considera importante contar con 
información que nos permita evaluar 
su desempeño en el medio donde 
operan.

La utilidad del informe social 
radica en la sistematicidad de la in-
formación que brinda, de modo de 
permitir comparar los datos con otras 
empresas o con otros períodos de la 
misma empresa, y poder establecer el 
grado de responsabilidad social asu-
mido por ella y su evolución.

Dentro del ámbito internacional, 
tenemos (ente otros) los siguientes 
informes de carácter social:
a) Manual de balance social de la Orga-

nización Internacional del Trabajo 
(OIT).

b) La Guía para la elaboración del infor-
me y balance anual de Responsabili-
dad Social Empresarial del Instituto 
Ethos de Brasil.

Dentro del ámbito local (Argentina):
c) La Ley N.° 25.250 y su decreto 

reglamentario.
d) La propuesta del foro ecuménico.
e) La Ley N.° 25.675, ley general del 

ambiente.

Principales ventajas de desarrollar 
el balance social 
•	 Brinda información detallada a 

la alta dirección para la toma de 
decisiones en la fijación de políti-
cas y estrategias sociales.

•	 Permite racionalizar los recursos 
sociales con los que cuenta la 
empresa evaluando la efectividad 
de dichos recursos.

•	 Brinda un mayor reconocimiento 
de las características socio-labora-
les del personal y la contribución 
de la empresa al desarrollo inte-
gral del hombre.

•	 Constituye un instrumento que 
facilita la fijación de políticas 
sociales a nivel de la empresa y 
por sector.

•	 Permite mostrar la contribución 
de la empresa al desarrollo huma-
no del país.  
Porter, M.E. (2008) The Five Compe-
titive Forces That Shape Strategy, Har-
vard Business Review, January 2008.

Conclusiones

Si partimos de la base de que las 
empresas, a pesar de su decisiva in-
fluencia en la sociedad, no gozan de 
una buena reputación; y de que esta 
baja reputación repercute negativa-

mente en la rentabilidad de la firma; 
es obvio que algo hay que hacer para 
cambiar la pobre imagen que poseen 
(tal vez injustamente en muchos casos) 
las organizaciones con fines de lucro. 

La RSE viene a atacar este proble-
ma, orientando parte de la inversión 
de las compañías a emprendimientos 
que mejoren su relación con sus gru-
pos de interés (stakeholders), lo cual 
tendría un beneficio de largo plazo 
en la organización.

Si bien diversas investigaciones 
académicas no han demostrado cate-
góricamente el efecto positivo de la 
RSE en el valor de la empresa, debido 
a la dificultad de aislar el impacto de 
esta inversión de otros impulsores de 
valor; es evidente que una empresa 
que tiene niveles de transparencia 
superiores a otras del mismo ramo 
debe ser evaluada con una tasa de 
descuento menor por tener un ries-
go reducido. Este es un principio 
financiero básico y le brinda mucha 
consistencia a los que sostienen que 
la RSE tiene un impacto positivo en 
el valor de la organización. 

Es clave que la transparencia que 
se logra con la RSE se comunique 
eficientemente al mercado para que 
los inversores valoren el menor ries-
go que acarrean las empresas que 
realizan iniciativas sociales. A estos 
efectos, hay diversos reportes que co-
munican y miden la inversión social 
aunque aún hay un importante ca-
mino por recorrer para asegurarse de 
que los montos y las acciones que se 
reportan como parte de la inversión 
social sean fidedignas y fácilmente 
comprobables. 

En definitiva, por lo expuesto, es 
realmente difícil refutar que las accio-
nes bien planificadas y ejecutadas de 
RSE no tienen un impacto positivo en 
el valor de las empresas y que es una 
decisión inteligente incluir estos pla-
nes en las estrategias corporativas.
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E sta nota tiene como objetivo explicar una metodolo-
gía de estudio y las últimas tendencias en el desarro-
llo de reservorios no convencionales, principalmente 

en la terminación de pozos para producción de gas y pe-
tróleo contenidos en ellos.

Según estudios recientes basados en registros geológi-
cos y petrofísicos de público conocimiento, se estima hoy 
que la Argentina posee la tercera reserva mundial en este 
tipo de recurso no convencional, sólo por detrás de China 
y los Estados Unidos. Este hecho multiplicaría las reservas 
probables actuales. Aunque las reservas de gas existentes 
en la Cuenca Neuquina y en otras cuencas no son de 
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Nociones de ingeniería 
aplicada a reservorios 
no convencionales 
Por Ing. Alberto Julio Blanco Ybáñez (AB Energy Advisors, Pontevedra, Galicia, España) y 
Dr. Ing. Julio Vivas Hohl (GEMAT Ingeniería, Neuquén, Argentina)

Al igual que en el primer número de Petrotecnia 
dedicado a los hidrocarburos no convencionales 
(abril 2011), se recuerdan aquí nociones 
básicas sobre los distintos aspectos de este tipo 
de recursos, así como sus características. 
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descubrimiento reciente y su existencia es ampliamente 
conocida desde hace años, la declinación natural por 
producción de las reservas disponibles actualmente así 
como los precios incrementales del gas, sumados a estos 
anuncios, han derivado en un alto interés por desarrollar 
el gas contenido en ellas. 

¿Qué es el shale?

Se conoce como shale a una de las rocas sedimentarias 
más comunes, conocida vulgarmente como “laja”. Provie-
ne principalmente del Devónico, y, en general, está com-
puesta por clastos finamente divididos y sedimentados. Es 
una mezcla de escamas de material arcilloso y pequeñísi-
mos fragmentos de otros materiales, sobre todo silíceos, 
llamados comúnmente “fangos” o “limos” (mud o lime), 
que han sido compactados a gran presión y temperatura.

Las finas partículas minerales que componen el shale 
pueden permanecer suspendidas en agua durante mucho 
tiempo luego de que las partículas más grandes y densas 
de arena se han depositados. Las shales son el resultado de 
la deposición lenta y continua de estos minerales en aguas 
quietas o poco movibles –lagos y lagunas–, en ambientes 
deltaicos, llanuras inundadas, playas arenosas o planicies 
submarinas dentro de las plataformas continentales.

Debido a su formación entran en la clasificación de 
rocas sedimentarias. Son fácilmente reconocibles porque 
su aspecto presenta laminaciones y son altamente que-
bradizas y frágiles. Sus parientes cercanos –la limolita y 
la arcilita– se diferencian de ellas porque no presentan 
laminaciones ni fragilidad. Para los menos versados en 
estos temas, podría decirse que, como ya mencionamos 
en esta nota, comercialmente se conoce a las shales como 
“lajas” y son muy utilizadas como ornamento en la cons-
trucción.

Desde el punto de vista petrofísico, se dividen en tres 
categorías:
•	 Lutita (shale): es la forma sedimentaria de esta roca. 

Se forma a partir de sedimentos finos, como el limo, 
que se endurecen y se cementan. También es cono-
cida como “limolita laminada”. Se la considera una 
arcilla.

•	 Pizarra (slate): es el derivado metamórfico del 
esquisto y otros sedimentos que incluyen la lutita o 
magra y la limolita. Se forma cuando el shale es so-
metido a altas presiones y temperaturas. Entonces, su 

base mineral cambia y se realinea formando la pizarra. 
Es más dura que la lutita.

•	 Esquisto (schist): si la presión y la temperatura de 
confinamiento de la roca se aumentan a niveles extre-
mos, se incrementa el efecto metamórfico y se forma 
filita, schist y, finalmente, gneiss.

Aunque las tres tienen la misma composición mineral 
y es difícil diferenciarlas a simple vista, su formación es 
diferente. Se necesita un microscopio SEM (Scanning Elec-
tronic Microscope, o microscopio de barrido electrónico) 
para su análisis.

Esta clase de roca es asociada frecuentemente con 
deslizamientos de tierra. Su exposición a la intemperie la 
enriquece en arcillas. Normalmente posee una baja resis-
tencia al corte, especialmente con humedad. Cuando se 
encuentran en una ladera escarpada puede –lenta o rápi-
damente– deslizarse ladera abajo. Su sobrecarga o excava-
ción por los humanos, con frecuencia, origina fallas.

Algunos shales forman suelos que absorben y liberan 
gran cantidad de humedad. Estos pueden expandirse o 
contraerse considerablemente, lo que origina movimien-
tos periódicos del suelo que aplican considerables esfuer-
zos en aquellas edificaciones construidas sobre ellos.

La pizarra negra (black shale) es rica en carbono no 
oxidado. Es común en estratos paleozoicos y mesozoicos, 
donde se depositaron en un ambiente reductor como el 
hallado en aguas estancadas. Algunas poseen abundantes 
metales pesados (molibdeno, uranio, vanadio y zinc). 
Según el tipo de arcilla contenido en su matriz, esta roca 
puede mostrar propiedades expandibles. Las arcillas con-
tenidas son, sobre todo, caolinita, montmorillonita e 
illita. Cuando contiene esmectita –una arcilla común en 

Figura 1. Shales típicas.

Figura 2. Vista SEM de shale típica.

Figura 3. Afloraciones típicas de pizarras (shales).
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shales del período Terciario–, la lutita se expande al entrar 
en contacto con agua dulce. 

En rocas más viejas, la arcilla predominante es la illita. 
La transformación gradual de esmectita en illita produce 
sílice, sodio, calcio, magnesio, hierro y agua. Estos elemen-
tos liberados, al recombinarse forman cuarzo autigénico, 
pedernal, calcita, dolomita, ankerita, hematita y albita.

Las shales y las limolitas contienen aproximadamen-
te el 95% del material orgánico encontrado en todas las 
rocas sedimentarias, aunque su porcentaje dentro de estas 
rocas es menor a 1% en masa, en promedio.

Reservorios shales

Normalmente, un reservorio convencional está com-
puesto por cinco elementos:
•	 Roca madre: es la roca en donde se originaron los 

hidrocarburos. 
•	 Canal conductor: es el camino que siguió el hidro-

carburo que migró desde la roca madre hasta el actual 
reservorio.

•	 Trampa: es una falla o roca en donde se detuvo la 
migración del hidrocarburo.

•	 Sello: es una roca impermeable que actúa como sello 
estanco de la trampa.

•	 Reservorio: es una roca porosa que constituye el 
lugar de almacenaje del hidrocarburo. 

La figura 4 ilustra un reservorio anticlinal clásico que 
contiene gas y petróleo. La traza de color gris representa a 
un shale impermeable que hace de sello.

El gas y el petróleo se originaron dentro del shale 
inferior y luego migraron hacia arriba, buscando la su-
perficie, pero en su camino se encontraron con otro shale 
impermeable que impidió su paso, y quedó formado el 
reservorio dentro de una arenisca porosa (color amarillo), 
en donde usualmente hay agua. Luego, los hidrocarburos 
“flotan” sobre esta cama de agua.

Así, en un reservorio convencional, los hidrocarburos 
pueden fluir a través de un espacio poroso y ser produci-
dos por un pozo perforado a tal efecto.

A pesar del tiempo transcurrido, la roca madre, que 

posee cierta porosidad, pero tiene una permeabilidad muy 
baja –del orden de 10-3 mD o mucho menos– aún puede 
poseer enormes cantidades de hidrocarburos encerrados 
dentro de su matriz, imposibilitados de migrar. Consti-
tuye así un reservorio no convencional, al que hay que 
proveerle de medios para que esos hidrocarburos puedan 
fluir hacia la superficie. El gas migra a través de las fisuras, 
por lo tanto, es imprescindible conectar varias de ellas, 
por algún método mecánico, para poder alcanzar un buen 
caudal de producción que haga económicamente viable el 
proyecto. Al contrario de un reservorio convencional, en 
estos casos los hidrocarburos no flotan sobre el agua.

La figura 5 muestra las nuevas tecnologías que permiten 
el desarrollo de este tipo de reservorios no convencionales:
•	 Perforación horizontal: con esta tecnología se po-

sibilita la extensión del pozo profundamente dentro 
de la roca. En algunos casos se han superado longitu-
des de 3 km.

•	 Fractura hidráulica: mediante esta técnica, una 
porción del pozo es sellada y un fluido –usualmente 
a base de agua– es inyectado a gran presión y caudal 
con el fin de generar fracturas en la roca que rodea al 
pozo. Con esta técnica se consigue construir una gran 
superficie de flujo entre el pozo y el reservorio.

•	 Combinación de ambas: el resultado es un reser-
vorio fracturado en varias zonas y atravesado por un 
pozo de gran longitud.

Propiedades hidráulicas de las pizarras 
y lutitas (shales)

Las características hidráulicas de una roca, como la 
permeabilidad y la porosidad, reflejan su habilidad para 
almacenar y transmitir fluidos, tales como líquidos o ga-
ses. Los shales tienen un tamaño de grano muy pequeño, 
por lo que originan espacios intersticiales tan minúsculos 
que los fluidos contenidos en ese tipo de rocas tiene mu-
cha dificultad para permanecer y fluir a través de ella. Así, 
los shales son excelentes rocas sellantes o trampas para 
gas, petróleo y agua. Aunque los poros de estas rocas son 

Gas natural
Petróleo

Figura 4. Reservorio convencional de hidrocarburos.

Figura 5. Reservorio no convencional.

El pozo continúa
horizontal

“Shale” Marcellus

Zona fracturada hidráulicamente
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microscópicos, la gran extensión y espesor de este tipo de 
formaciones hace que el fluido en ellos retenido posea un 
gran volumen en conjunto, por lo que su recuperación re-
sulta económicamente interesante en ciertas condiciones 
de precio y mercado. La perforación y la posterior fractura 
de estas rocas tienen el objetivo de crear artificialmente el 
reservorio, mediante el incremento artificial –vía ruptura 
de la roca– de su porosidad y permeabilidad local.

También, algunas de las arcillas presentes en la roca 
poseen la habilidad de absorber y almacenar grandes can-
tidades de fluidos e iones. Esto origina que estas rocas los 
almacenen o liberen en forma selectiva en ciertas condi-
ciones ambientales, mediante un proceso de deabsorción.

Shale oil

Es el petróleo producido desde un reservorio no con-
vencional cuya matriz es una arcilla o pizarra (shale). 
Su nombre, usualmente, genera confusiones con otros 
hidrocarburos que son explotados con técnicas mineras 
convencionales, es decir, mediante excavación y posterior 
separación mecánica (destilación destructiva) de la matriz 
orgánica que los contiene, frecuentemente marga o greda, 
comúnmente utilizada como fertilizante. El shale oil cons-
tituye un tipo de reservorio formado por una roca madre 
en el cual el petróleo permanece dentro de la matriz ro-
cosa. El hidrocarburo retenido es del Tipo II (orgánico), y 
sus propiedades están dentro de las condiciones térmicas 
que definen un petróleo maduro, lo cual lo diferencia del 
otro tipo de shale oil al que nos referimos en el párrafo 
anterior.

Estos reservorios usualmente son precursores de los 
mejores yacimientos de shale gas, los cuales suelen tener 
un reservorio de shale oil asociado en niveles superiores 
(updip). Son comunes en ambientes geológicos marinos 
y lacustres. Algunos ejemplos son los estadounidenses 
Bakken, Austin, Eagle Ford y Niobrara. 

Shale gas

Se llama así al gas natural producido desde una pizarra 
o esquisto (shale). El volumen y el caudal de producción 
dependen de las características del reservorio y de la roca 
madre. En términos químicos, es un gas seco que consta 
de un 90% o más de metano, aunque puede producirse 
también húmedo, que da origen a alguna recuperación 
de petróleo liviano por condensación. También puede ser 
producido en combinación con porcentajes variables de 
agua.

Los shales productores de gas suelen ser ricos en ma-
terial orgánico y constituyen la roca madre y el sello del 
reservorio no convencional simultáneamente, con per-
meabilidades matriciales del orden de 10-2 a 10-5 mD. Así 
el gas que migra lentamente puede ser almacenado en un 
sistema macroporoso local dentro de la shale, dentro de 
los microporos de la roca o puede ser adsorbido dentro 
del mineral o material orgánico presentes en la matriz 
rocosa. El sistema macroporoso local de almacenamiento 
puede ser natural o inducido por acción de una fractura 
hidráulica. Para que la producción de un shale pueda 

ser económicamente rentable, es necesario que sea una 
roca madre competente. Su potencial puede ser evaluado 
identificando las propiedades de dicha roca, tales como 
su contenido total de carbono orgánico (COT o TOC), su 
madurez térmica y su análisis querogénico. Estos indica-
dores se utilizan para predecir si una roca puede producir 
gas natural en forma económicamente viable. Posteriores 
ensayos de producción en pozos ya completados termina-
rán esta evaluación. Así, no todos los shales son verdade-
ros shales y no todos contienen gas.

Resumimos las propiedades principales de un shale gas:
•	 Carbono orgánico total (COT): 2% peso.
•	 Madurez térmica: 1,1 % Ro (reflectancia).
•	 Espesor: > 15 metros.
•	 Sobrepresión: > 0,45 psi/pie.
•	 Material orgánico: Tipo II (marino).
•	 Almacenamiento de gas en matriz: evidencias.
•	 Matriz de sílice o carbonato.
•	 Bajo contenido de arcilla.
•	 Baja saturación de agua.
•	 Roca de sello por encima y debajo del reservorio no 

convencional.

Pronóstico de producción

La predicción del comportamiento productivo de estos 
reservorios no convencionales es mucho más compleja 
que la de los reservorios tradicionales. Usualmente se uti-
lizan familias de curvas para predecir el comportamiento, 
pero no siempre funcionan. Ello ocurre porque no con-
sideran limitaciones locales naturales de los yacimientos 
–geológicos y geomecánicos– y de las terminaciones de los 
pozos. Su optimización se basa en el proceso de “prueba y 
error”, por lo que requieren grandes inversiones –en tiem-
po y dinero– para conseguir el know-how necesario. 

Los pronósticos extendidos en el tiempo son altamen-
te cuestionables, porque no hay dos yacimientos iguales, 
aunque estén en la misma área. 

Así, los modelos actualmente en desarrollo para estos 
reservorios no convencionales consideran varios factores, 
entre ellos se cuentan:
•	 Las propiedades geofísicas y geomecánicas de la roca.
•	 Las propiedades del reservorio artificial inducido lue-

go de la estimulación.
•	 Debe corresponderse con el comportamiento observado.
•	 Implementa e interpreta la microsísmica registrada.
•	 Optimiza el diseño del pozo y el desarrollo del campo.
•	 Provee una predicción inicial del comportamiento 

productivo.

Figura 6. Metodología general.

Comportamiento
productivo
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La ingeniería de reservorio clásica aplicada a los re-
servorios convencionales podría no ser aplicable a estos 
casos. En efecto, existen varias limitaciones tales como la 
relación del volumen en sitio; el balance de materiales; la 
fluencia, que no se relaciona directamente con el draw-
down aplicado; no se conoce fehacientemente el efecto de 
las fracturas naturales y el análisis de la curva de declina-
ción (DCA) es impracticable e incierto. El conocimiento y 
aplicación de estos factores es el desafío tecnológico que 
actualmente se está desarrollando.

Otro elemento para considerar es el fenómeno de la 
deadsorción de hidrocarburos, que originan un movi-
miento no-darcy significativo dentro del reservorio. Su 
cuantificación depende de varios factores:
•	 Concentración del querógeno.
•	 Efecto térmico (Isotérmico).
•	 Presión del reservorio.
•	 Presión de fluencia en el fondo del pozo.

Diseño del reservorio artificial

Como se ha notado anteriormente, una de las carac-
terísticas de los yacimientos no convencionales es la falta 
de un reservorio para almacenar los fluidos contenidos 
dentro de la roca. Para construirlos se debe fracturar la 
roca, pero ¿cuál es el método más adecuado que permite 
una optimización en el aprovechamiento de los recursos 
aplicados?

Para ello se deben considerar los siguientes factores:
•• La caída de la presión del reservorio.
•	Permeabilidad.
•	Presencia de fracturas naturales.
•	Geometría de fractura creada (volumen hidráulico).
•	Conductividad de fractura.
•• El desarrollo requiere múltiples fracturas hidráulicas 

estrechamente espaciadas.
•	La mayor caída de presión tiene efecto en la cara de 

la fractura.
•	La complejidad de la fractura hidráulica induce caí-

das de presión en puntos múltiples.
•	A una distancia mínima de la cara de la fractura, la 

presión es la inicial del reservorio.
•• Frecuentemente se usan pozos horizontales.

•	Perforados en dirección del menor esfuerzo horizon-
tal (sh).

•	Facilita el emplazamiento y la generación de múlti-
ples fracturas transversales.

Para poder desarrollar el yacimiento, se pueden selec-
cionar dos soluciones típicas:

1. Perforación de varios pozos verticales cer-
canos y posteriormente fracturados. Es la solución 
más económica y rápida. Los pozos deben estar ubicados 
de tal manera que su espaciamiento sea pequeño, del 
orden de 30 acres o menos. Esto permite una depletación 
aceptable aunque el área de barrido no sea eficiente.

2. Perforación de pocos pozos horizontales de 
gran extensión y con fracturas hidráulicas trans-
versales. Es la solución técnicamente más adecuada, aun-
que su costo es mayor que el caso anterior. A pesar de una 
compleja terminación, que incluye la realización de varias 
fracturas transversales, el área de barrido es mucho más 
eficiente, y permite una mayor depletación del reservorio.

La perforación de un pozo a través de una shale es ma-
teria que requiere de una explicación más amplia. Como 
ya dijimos previamente, esta nota está dirigida hacia los 
métodos de terminación de pozos.

Figura 7. Distribución de la presión dentro de un shale. Los bordes 
rojos están depletados, mientras que la zona azul indica la presión 
original del reservorio. (ft: pie)

Figura 8. Distribución de la presión después de 30 años con pozos 
verticales fracturados y 30 acres de área de drenaje.

Figura 9. Distribución de la presión después de 30 años con un pozo 
horizontal con varias fracturas transversales y 15 acres de área de 
drenaje por fractura.
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Shale-Frac: consideraciones sobre 
el diseño, ejecución y evaluación
Desde la shale compacta hasta el reservorio artificial

Todas las rocas son materiales no homogéneos y aniso-
trópicos, aún cuando para ciertas aplicaciones –y para sim-
plificación de los análisis– se los considere homogéneos.

Así, si se somete una roca a una carga uniaxial, tal 
como muestra la figura 10, la roca fallará a un cierto nivel 
de carga y se romperá, pero al descargarla, no volverá a 
su estado inicial, sino que dejará un espacio abierto cau-
sado por una deformación permanente. Es decir, tiene un 
cierto ciclo de histéresis, cuya magnitud depende de las 
características petrofísicas y mecánicas de la roca. Es justa-
mente esta propiedad la que se aprovechará para crear un 
reservorio artificial (SRV), mediante una fractura hidráuli-
ca inducida.

Diseño de la fractura
Obviamente, para el diseño de la fractura se deben 

tener en cuenta varios factores que influyen no solo en la 
creación del reservorio en sí, sino también sobre el com-
portamiento productivo posterior.

A mayor calidad de datos disponibles, mejores serán 
los resultados obtenidos. Así, para realizar una correcta 
evaluación es necesario considerar entre otros:
•	 La continuidad del yacimiento.
•	 La fragilidad de la roca.
•	 Carbono orgánico total (COT).
•	 Mineralogía (tamaño de la partícula).
•	 Volumen del SRV.
•	 Volumen de agua a utilizar en la operación.
•	 Potencia disponible (entre 25.000 a 60.000 HHP).
•	 Caudal de bombeo del tratamiento (35 a 100 bpm).
•	 Una red de fracturas muy compleja.
•	 Logística y manejo del agua.

Geomecánica
La geomecánica es la base de todo buen diseño de per-

foración de un pozo y de su posible fractura hidráulica. 
La anisotropía de la roca determina la dirección general 
de la fractura. En el caso de una arenisca o un carbonato 
(Caso 1, figura 11), esta es paralela al esfuerzo máximo 

horizontal (sH), ya que la anisotropía no es alta (ausencia 
de fisuras en la matriz rocosa). 

En cambio, en una shale, donde la anisotropía es alta 
y suelen existir varios planos de clivaje o ruptura que 
forman una red (Caso 2, figura 12), la orientación cambia 
pues la fractura tiende a propagarse por estos planos. Así, 
en el caso de pozos horizontales con fracturas ortogona-
les, estas pueden llegar a ser longitudinales o albeadas, 
casi paralelas a la dirección del pozo.

Por lo tanto, para evaluar y cuantificar la anisotropía 
de una roca, es necesario tomar núcleos o coronas de ella 
y realizar ensayos geomecánicos. Desde el punto de vista 
de la anisotropía, la dirección de extracción del núcleo es 
muy importante, ya que las propiedades mecánicas difie-
ren en gran magnitud en los tres ejes principales. Esto ori-
gina un estrés adicional en la roca, cuyo valor puede ser 
tan grande como para desviar la dirección de la fractura.

Así, el esfuerzo horizontal mínimo por anisotropía 
puede estimarse aplicando la siguiente ecuación:

Y el esfuerzo horizontal mínimo isotrópico:

Figura 10. Comportamiento de una roca genérica sometida a carga.

Figura 11. Fracturas ortogonales en una matriz de baja anisotropía 
(arenisca).

Figura 12. Fracturas alabeadas en una matriz de alta anisotropía (shale).
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Si se aplican las ecuaciones a un ejemplo de una shale 
arcillosa (Módulo de Poisson = 0,26 a 0,30) en compara-
ción con una arenisca (Módulo de Poisson = 0,15 a 0,20), 
podremos ver que en el caso de la arcilla, la diferencia de 
esfuerzo mínimo horizontal (sh) entre los casos isotrópico 
y anisotrópico puede llegar a ser mayor al 50%, mientras 
que en una arenisca esta en el orden de un 10%.

Esta es la razón por la que las lutitas o shales son más 
difíciles de fracturar que las areniscas o carbonatos, a 
pesar de que su Módulo de Young es, a menudo, mucho 
menor. Así el impacto de la presencia de fracturas natura-
les (fisuras) y una gran anisotropía en la roca originan:
•	 Propagación de fracturas normales al esfuerzo hori-

zontal máximo (sH).
•	 Un esfuerzo horizontal diferencial por anisotropía 

muy bajo.
•	 Amplia red de fracturas secundarias (nube de fracturas).

Espaciamiento
El punto anterior nos lleva a otro gran interrogante 

para hacerse durante el diseño: ¿cuál será el espaciamien-
to óptimo entre fracturas, a lo largo de un pozo horizon-
tal? Este depende de las propiedades mecánicas de la roca, 
especialmente del incremento en el esfuerzo horizontal 
mínimo (sh) que requiere abrir una fractura adyacente a 
otra ya abierta.

La tabla siguiente da idea del incremento del esfuerzo 
en función de la distancia media entre fracturas consi-
derando una roca de E= 3x106 psi y un ancho hidráulico 
generado de 0,05 pulgadas.

Usualmente, por razones de completación selectiva, el 
espaciamiento entre fracturas está en el orden de 100 pies 
(30 metros) mínimo.

Para hacer espaciamientos menores sin comprometer 
la integridad del pozo, en la actualidad suele utilizarse un 
tipo de terminación en dos pozos horizontales, cercanos 
y paralelos que son fracturados al mismo tiempo (Simul-
Frac), intercalando las fracturas en ambos pozos. Esto 
permite inducir reservorios (SRV) muy grandes con una 
amplia área de drenaje, tal como puede observarse en la 
zona inferior de la figura 13. Es interesante observar el 
registro microsísmico que denota una especia de “pulve-
rización” de las fracturas, que origina un gran reservorio 
artificial (SRV).

Por otra parte, el espaciamiento tiene que considerar 
el área de drenaje estimada para cada fractura. Si bien 
ubicar muchas fracturas a lo largo de un mismo pozo 
podría suponer un efecto multiplicador sobre la produc-
ción esperada, sin embargo, en realidad, tiene un límite 
práctico, ya que reducir mucho el área de drenaje de cada 
una de las fracturas múltiples –ubicando un gran número 
de fracturas adyacentes– no significa que el pozo vaya a 

incrementar su producción en forma acumulativa con el 
número de fracturas.

En efecto, la figura 14 nos muestra tres casos de áreas 
de drenaje consideradas: 120 acres (línea roja); 90 acres 
(línea azul) y 80 acres (línea verde). Tomando como base 
120 acres, reducir un 25% el área de drenaje (acercando 
el distanciamiento de las fracturas), tiene un gran efecto 
sobre la acumulada, pero al reducirlo aún más (80 acres), 
el beneficio de la acumulada de producción diferencial no 
es evidente, y puede significar un extra en la inversión al 
tener que realizar una o dos fracturas extra.

Conductividad de fractura
La baja permeabilidad de estos tipos de reservorio 

origina que los valores de conductividad de fractura adi-
mensional (FCD) sean muy grandes. Ahora esto no es una 
indicación de que la conductividad de la fractura sea la 
correcta para una adecuada producción.

En efecto, para construir la conductividad de la frac-
tura (numerador de la ecuación) no solo hay que crear el 
SRV, sino también dejar el canal de contacto entre él y el 
pozo lo más abierto y limpio posible. Luego, se debe ser 

 Esparcimiento (pies) Incremento del estrés (psi)
 1 12.500
 10 1.250
 25 500
 50 250
 100 125

Tabla 1. Incremento del esfuerzo en función del esparcimiento.

Figura 13. Registro microsísmico de un Simul-Frac.

Figura 14. Curvas de producción acumulada para tres casos de áreas 
de drenaje.
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muy cuidadoso en la selección de fluidos de fractura y los 
agente de sostén por utilizar. Estos temas trataremos más 
adelante.

Otro factor para tener en cuenta en este caso es el 
efecto del empotramiento. Usualmente las shales tienen 
un comportamiento plástico, con un Módulo de Young 
bajo, lo que aumenta el efecto negativo del empotramien-
to, que resulta en un ancho de fractura efectivo mucho 
menor que el diseñado, especialmente en aquellas frac-
turas diseñadas como “Monolayer”, es decir, con una sola 
capa de agente de sostén que soporta a la roca.

La figura 15 es un ejemplo. A la izquierda puede verse 
la fractura “Monolayer” y a la derecha, la misma fractura 
luego de remover el agente de sostén, lo que muestra el 
efecto del empotramiento del agente de sostén en la roca. 

Microsísmica
La microsísmica es una poderosa herramienta que se 

utiliza no solo para registrar la evolución de la fractura en 
tiempo real, sino como herramienta de evaluación.

De la figura podemos sacar varias conclusiones intere-
santes: 
•	 Los eventos microsísmicos usualmente no tienen co-

rrespondencia con el resultado de la producción del 
pozo.

•	 No todos los eventos microsísmicos se corresponden 
con la presencia de fluido, es decir, no se correlacio-
nan con SRV.

•	 Existe una gran correspondencia entre la producción 
obtenida y la presencia de fracturas naturales (fisuras) 
en la roca previa a la fractura hidráulica.

•	 Las fracturas transversales no se comportan en forma 
similar a pesar de haber sido igualmente diseñadas y 

realizadas en todos los casos. Esto denota diferentes 
condiciones de esfuerzos dentro de la matriz, que in-
fluyen en el SRV creado.

Evaluación posfractura
Durante la evaluación posterior, se deben tener en 

cuenta varios factores que afectan el proceso productivo. 

Figura 15. Fractura en una shale arcillosa (lutita) con y sin agente de 
sostén.

Figura 16. Microsísmica vs. PLT.

Figura 17. Curva de producción típica.
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La figura 17 nos muestra una curva de producción típica 
de un pozo completado y fracturado en un reservorio no 
convencional. Así podemos notar que la tendencia inicial 
se ve fuertemente influenciada por:
•	 La descarga (limpieza) del fluido utilizado para las 

fracturas.
•	 Restricciones en las líneas de producción en superficie.
•	 Interacción (interferencia) con otros pozos o forma-

ciones a través de fracturas naturales (fisuras). 
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Simbología, significado, unidad/dimensión
mg: Viscosidad del gas (cPo)
A: Área de flujo (pie2)
FCD: Conductividad adimensional 
H: Espesor útil de la formación (pies)
Kfw: Conductividad de la fractura (mD/pie)
kg: Permeabilidad relativa al gas (mD)
Kh: Permeabilidad horizontal (mD)
KMSC: Miles de metros cúbicos estándar
Kv: Permeabilidad vertical (mD)
N: Potencia hidráulica (HHP)
P: Presión de bombeo en superficie (psi)
PPA: Libras de agente de sostén por galón de fluido
Pres.: Presión del reservorio (psi)
Pwf: Presión de fluencia en fondo (psi)
Q: Caudal de bombeo (bpm)
Qg: Producción diaria de gas (SCF/día)
Qgc: Producción de gas acumulada (MSCF o MSCM)
Re: Radio de drenaje del reservorio (pies)

Rw: Radio del pozo (pies)
T: Tiempo de producción (días)
Tres: Temperatura absoluta del reservorio (°R)
TSCF: Trillón de pies cúbicos estándar
V: Velocidad de flujo (pie/día)
XF: Longitud efectiva de fractura (pies)
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“El gas natural aparece como el más limpio de los com-
bustibles fósiles, característica que lo convierte en la única 
alternativa cuando el objetivo primordial es un futuro 
energético más libre de carbono”. Así se expresó David 
Carroll, quien en la antesala de un gran evento mundial 
de la industria, el LGN 17, conversó con Petrotecnia en lo 
referente al sector energético, sobre todo al gas y al petró-
leo, a raíz de su teoría de que el mundo está ingresando 
en la “Era dorada del gas”.

“Las oportunidades de extraer provecho de los atribu-
tos positivos del gas natural son extraordinarias y redun-
darán en beneficio de nuestras economías y de nuestra 
sociedad en general” agregó Carroll, presidente y CEO del 
Gas Technology Institute, presidente del Comité Directi-
vo del LNG17 y futuro vicepresidente de la International 
Gas Union de 2015 a 2018 (Unión Internacional de Gas, 
de cuyo Comité Ejecutivo el IAPG es miembro).

En la conversación se trataron cuestiones referentes 
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David Carroll: ¿Se viene la 
“Era dorada del gas natural”? 
Por Lic. Guisela Masarik

El futuro vicepresidente de la IGU se explaya sobre el desarrollo 
actual del gas natural y sus perspectivas en el corto, mediano y 
largo plazo.
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al panorama mundial del gas natural líquido (GNL) así 
como las oportunidades y desafíos que surgirán en la in-
dustria en el corto y mediano plazo.

Carroll explicó que el aumento de las temperaturas 
globales, la explosión demográfica en las economías 
emergentes y la suspensión temporal de la energía nu-
clear en Japón, de algún modo, llevaron al mundo al 
borde de una crisis energética. El suministro de energía 
se vio afectado por el incidente en la planta nuclear de 
Fukushima Daiichi, sumado a la disminución de las re-
servas de petróleo y carbón. Dijo que hay una demanda 
energética creciente, y que al tiempo que cerca de mil 
quinientos millones de personas  –casi un cuarto de la 
población mundial– carece de acceso a la electricidad, no 
hay perspectiva alguna de que esta enorme demanda ex-
perimente una reducción. Lejos de eso, estima que hacia 
el año 2030, el crecimiento demográfico redundará en un 
incremento del consumo energético que oscilará entre el 
30% y el 40%. 

“Durante varias décadas, los combustibles fósiles con-
tinuarán siendo los pilares del mix energético mundial y 
van a satisfacer entre el 70% y el 80% de las necesidades 
mundiales de energía –afirmó–. Esto es atribuible, princi-
palmente, a la gran dependencia del sector del transporte 
respecto del petróleo, y del sector de generación de ener-
gía respecto del carbón. De hecho, se prevé que en 2030 
este último representará un 40% de la demanda energéti-
ca total.  

También sostuvo que hacia ese mismo año, el creci-
miento de la demanda energética a lo largo del planeta 
estará principalmente asociado con los países asiáticos 
no pertenecientes a la Organización para la Cooperación 
y el Desarrollo Económicos (OCDE), entre los cuales se 
destacan mercados energéticos emergentes como India 
y China. Por ejemplo, se estima que la demanda de gas 
de este último se incrementará desde el nivel que tenía 
Alemania en 2010 hasta equiparar la demanda total de la 
Unión Europea (UE), aproximadamente. Por su parte, la 
demanda de Medio Oriente se duplicará y, según calcula 
la Agencia Internacional de la Energía (AIE), la demanda 
de India se cuadruplicará.  

La cruda realidad es que el modelo energético mun-
dial enfrenta un doble desafío, aseguró Carroll. Por un 
lado, crece la demanda de un abastecimiento energético 
confiable. Por el otro, nos enfrentamos con los efectos 
que produce el uso de la energía sobre el clima y el Medio 
Ambiente. 

“Aquí es donde el gas natural aparece como el más 
limpio de los combustibles fósiles, característica que lo 
convierte en la única alternativa cuando el objetivo pri-
mordial es un futuro energético más libre de carbono”, 
aseguró el líder de la IGU. “El uso del gas natural ya ha 
experimentado un incremento sustancial y representa 
actualmente entre el 20% y el 25%de las necesidades 
energéticas mundiales”.  

Ventajas del gas

La abundancia, la competitividad en términos de cos-
to de abastecimiento, la existencia de tecnologías de ex-
tracción comprobadas y la flexibilidad en lo que respecta 

a la posibilidad de operar junto con energías renovables, 
convierten al gas natural en el mejor recurso energético 
a la hora de procurar el menor costo posible y una reduc-
ción de las emisiones de carbono.  

¿Y cuál es el papel del GNL en este mix energético? “El 
gas natural licuado es uno de los segmentos del mercado 
mundial del gas que crece más rápidamente por varios mo-
tivos: 1) es lo suficientemente flexible como para ser entre-
gado en cualquier destino que posea una terminal receptora 
de GNL, 2) es accesible si se lo compara con ciertas fuentes 
de gas no convencionales y 3) no daña el Medio Ambiente. 
El GNL es un método comprobado y eficiente de transporte 
del gas natural alrededor del mundo.  

Las investigaciones de la industria prevén que en los 
próximos 15 años la demanda del GNL experimentará 
un incremento anual del 4,6%, es decir, un aumento más 
acelerado que el del mercado del gas en general (2,5%). 
En 2010, el GNL representó el 9% del suministro mundial 
de gas; hacia 2030 se espera que este valor alcance el 15%. 

Consultado acerca de si el futuro del gas está o no vin-
culado con la explotación exitosa de los aparentemente 
vastos recursos mundiales de gas no convencional, tanto 
en la experiencia norteamericana que permite su explo-
tación económica como ante la perspectiva de que son 
varios los países que procuran repetir esta producción exi-
tosa, Carroll se refirió a su viabilidad comercial, a cómo 
afectará al abastecimiento y a la posibilidad de que mer-
cados emergentes de GNL como los sudamericanos estén 
o no en condiciones de competir con los tradicionales 
por el nuevo abastecimiento de ese producto. 

“Los avances registrados en las tecnologías de perfo-
ración y terminación de pozos, ampliamente desplegadas 
en los últimos cinco años, le han dado un nuevo impulso 
a la producción de gas natural –dijo–, en particular, a par-
tir de las formaciones shale.” 

“El pionero, Estados Unidos, logró prolongar la revo-
lución del gas de lutitas por varios motivos, entre ellos, 
la madurez de sus procesos de innovación, investigación 
y tecnología, el carácter avanzado de su infraestructura, 
el respaldo del Gobierno y la existencia de un mercado 
propicio con un vasto volumen de comercio –prosiguió–. 
Los mercados emergentes (incluso los sudamericanos) 
necesitarán de algunos de estos factores, por no decir de 
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la totalidad, para operar a lo largo de la cadena de valor y 
explotar, de esta manera, los recursos de gas no conven-
cional, tales como los shales”. 

De acuerdo con la EIA, aseguró Carroll, 12 países –en-
tre ellos, Australia, Papúa Nueva Guinea, Estados Unidos, 
Rusia y Venezuela– están proyectando nuevas terminales 
de licuefacción de GNL. Si estas instalaciones finalmente 
se materializan, la industria contará con una gran capaci-
dad de abastecimiento, que alcanzará los 555 millones de 
toneladas por año hacia 2020.  

En cuanto a si se verá la oferta superada por la deman-
da, el CEO del Gas Technology Institute reflexionó que 
el panorama del gas natural ha experimentado drásticas 
modificaciones en tan sólo una década. “Por ejemplo, 
América del Sur, que detentaba el 7% de las exportaciones 
mundiales de GNL 10 años atrás, actualmente abarca el 
2,8%; se prevé que las exportaciones de GNL proveniente 
de Perú, Colombia, Bolivia y Trinidad, resultarán peque-
ñas ante la creciente demanda local por parte de la Argen-
tina. Chile, por su parte, se erige en principal importador 
de GNL de la región (según datos de 2010). La brecha se 
está reduciendo, y las recientes actividades de exploración 
en las cuencas pre-salt del Brasil podrían evitar el incre-
mento de los niveles de importación. En los próximos 15 
años, el plan de comercialización de Petrobras, asociado 
con descubrimientos recientes, podría colocar a la región 
nuevamente en el mapa de los exportadores en los próxi-
mos quince años”.

Carrol también respondió en referencia a las tenden-
cias tecnológicas que servirán de respaldo en el recorrido 
que ha llevado al comercio del GNL a través de un veloz 
crecimiento tan sólo en los últimos cinco años: proceden-
cia de los nuevos suministros, y qué adelantos tecnológi-
cos pueden esperarse ante el avance de la exploración del 
gas natural.

“En la actualidad, prácticamente un tercio de las ex-
portaciones mundiales de gas se transporta como GNL, 

negocio que generó ingresos de 100 mil millones de dó-
lares en 2010. Se prevé que entre 2010 y 2015, 21 nuevos 
países comenzarán a comercializar GNL, lo cual constitui-
rá un estímulo para las compañías que participan o que 
proyecten ingresar en el mercado de ese producto”.   

Por ello, no sorprende que según lo estimado, los gas-
tos de capital acumulados en relación con el GNL a nivel 
mundial excedan los 300 mil millones de dólares entre 
2012 y 2015. Por caso, el crecimiento del comercio del 
GNL requiere que se agreguen unos 200 metaneros ha-
cia 2020. Por otra parte, como señala el grupo industrial 
Research & Markets, de las 100 terminales de GNL que, 
según lo programado, operarán entre 2012 y 2020, al me-
nos 23 estarán ubicadas offshore.

En ese mismo sentido, Carroll aseguró: “El futuro 
prometedor del GNL ha impulsado a la gran mayoría de 
los países ricos en reservas, a las compañías y a los in-
versionistas a realizar inversiones en infraestructura de 
licuefacción”. En lo que respecta a la tecnología de licue-
facción, “los procesos C3MR, Cascada Optimizada y APX 
continuarán siendo los más utilizados en las terminales 
proyectadas en el futuro cercano”, dijo. También se están 
realizando inversiones en relación con el shale gas y en 
tecnología asociada con la exploración en aguas profun-
das y la extracción de gas en tight sands, agregó.   

También se explayó sobre la demanda en el mercado, 
la cual resulta “esencial a la hora de fomentar el desarro-
llo de nuevas prácticas y tecnologías de producción para 
beneficio de todos los consumidores de gas natural”. 

“Por otra parte, la utilización de este producto en reem-
plazo de otros combustibles redunda en mejoras económi-
cas y ambientales a escala global, independientemente del 
lugar en el que se lo consuma. La industria del transporte, 
por ejemplo, se convertirá en una gran beneficiaria de estas 
nuevas capacidades. La creciente popularidad de los vehícu-
los de gas natural ofrece beneficios de carácter económico 
al tiempo que favorece la seguridad de la energía local y la 
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generación de empleos. Las perspectivas industriales prevén 
la posibilidad de que los vehículos de gas natural desplacen 
alrededor de 10 mil millones de galones de combustibles 
líquidos al tiempo que permitirán a los consumidores un 
ahorro de 14 mil millones de dólares en costos anuales de 
combustibles”, dijo.   

Producción sudamericana
“En Sudamérica, el cuarto trimestre de 2010 se con-

virtió en el período de mayor producción de GNL en la 
historia de la región. Sin embargo, la consideración de la 
demanda local en función del potencial de exportación 
de GNL no es tarea sencilla, particularmente debido al 
surgimiento de los nuevos productores de gas: Perú y 
Colombia. Si bien es cierto que este mercado continuará 
siendo un mercado de crecimiento, existen varios factores 
de presión que impiden su verdadero florecimiento y ex-
pansión en la región. 20 de los 23 importadores de GNL 
importan este producto de Sudamérica y Centroamérica 
y en aquellas ocasiones en las que la región ha sacado 
provecho de precios de exportación de GNL más bajos 
en mercados clave como el de Turquía, Bélgica e Italia, la 
dinámica del mercado norteamericano, tras el descubri-
miento de los recursos lutíticos, ha incidido significativa-
mente en las consideraciones de estos importadores, par-
ticularmente en lo referente a la compra de cargamentos 
en el mercado de entrega inmediata”.   

Consultado acerca de un eventual incremento de la 
demanda de GNL en el futuro inmediato y de la inciden-
cia de esta coyuntura en los precios de mercado, dijo que 
la industrial mundial del GNL resulta aún vulnerable de-
bido al hecho de que la oferta y la demanda continúan en 
permanente evolución y de que los cambios se producen 
con rapidez. “La interrupción temporaria de la energía 
nuclear a raíz del incidente ocurrido en la planta Fukushi-
ma, la recesión europea, los retrasos en el suministro de 
gas por parte de Australia y de los países africanos, los 
planes de licuefacción estadounidenses, los interrogantes 
ambientales asociados con el shale gas y los planes euro-
peos de eliminación gradual de la energía nuclear –junto 
con el surgimiento de nuevos mercados– han obligado a 
las compañías y a los inversionistas a reformular perma-

nentemente sus estrategias de inversión y aquellas refe-
rentes al GNL”.

“Las exportaciones estadounidenses de shale gas 
tendrán un impacto sustancial en el futuro inmediato 
y mientras las regiones asiáticas se lamentan ante el he-
cho de que el precio del gas se encuentre indexado al 
petróleo, los expertos de la industria se manifiestan poco 
optimistas en cuanto al surgimiento de una alternativa 
inmediata a los precios impuestos por el mercado”. 

“A pesar de la incertidumbre respecto del precio del 
GNL, el mercado de este producto es un mercado sólido 
y un creciente consenso público señala que el gas natu-
ral se convertirá en una fuente de energía predilecta por 
varias décadas. Las oportunidades de extraer provecho 
de los atributos positivos del gas natural son extraordina-
rias y redundarán en beneficio de nuestras economías y 
de nuestra sociedad en general. Por consiguiente, el gas 
natural reúne todos los requisitos necesarios para conver-
tirse en una fuente de energía confiable, segura y limpia 
para los hogares, las empresas y las industrias”. 

Carroll y las autoridades de la IGU preparan en estos 
momentos la 17.° Conferencia Internacional sobre el Gas 
Natural Licuado –más conocida como LNG17– que se 
celebrará entre el 16 y el 19 de abril de 2013 en Houston, 
Texas (Estados Unidos), cuyo prestigio reside en ser el 
único evento mundial creado por la industria que reúne 
a la totalidad de la cadena de valor del GNL. Este evento 
cuenta con el patrocinio, además de la IGU, del Instituto 
Tecnológico del Gas (GTI) y del Instituto Internacional de 
Refrigeración (IIR); será anfitriona la Asociación America-
na de Gas (AGA). 

“El crecimiento de este producto en el mercado mun-
dial quedará allí reflejado”. Se espera que el LNG17, del 
cual Petrotecnia es media partner, congregue a más de 5.000 
expertos en asuntos técnicos, estratégicos y comerciales 
provenientes de más de 80 países, se podrán visitar más 
de 300 exhibidores de productos, servicios y proveedores 
asociados con el GNL. También será posible oír a desta-
cados oradores y asistir a una gran diversidad de eventos 
para establecer contactos y conexiones. Se contará, ade-
más, con un Foro Estratégico Global del que participarán 
directores ejecutivos de las principales regiones producto-
ras de gas.
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Complejidad hospitalaria

Los hospitales provinciales tienen una complejidad 
que va de 1 a 8. Cada uno, según su complejidad, poseerá 
los siguientes niveles, clasificados de acuerdo con lo es-
tablecido en el Catastro Nacional de Recursos y Servicios 
para la Salud:
•	 Nivel 1: Atención exclusivamente ambulatoria. Visita 

periódica programada de médico general y atención 
permanente de enfermería.

•	 Nivel 2: Similar al anterior, y se agrega visita periódi-
ca de odontólogo y laboratorio elemental.

•	 Nivel 3: Cuenta con médico general en forma perma-
nente, lo que permite sumar la atención de pacientes 
internados. Brinda medicina general y obstétrica y 
posee laboratorio y radiología elementales.

•	 Nivel 4: Posee diferenciación en las cuatro clínicas 
básicas: medicina, cirugía, pediatría y tocoginecología, 
tanto en consultorio como en internación y odonto-
logía en forma permanente. Se realizan cirugías como 
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El corredor sanitario en 
las áreas de producción 
de la Cuenca Neuquina
En lo que se creó como un servicio a los 
profesionales de la industria, la Seccional Comahue 
del IAPG ha elaborado este relevamiento sobre 
atención sanitaria, de indudable utilidad para 
quienes se desplazan por las zonas de la cuenca.
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actividad regular.
•	 Nivel 6: A las cuatro clínicas básicas se agregan otras 

especialidades quirúrgicas, tanto en consultorio como 
en internación. Los servicios auxiliares de diagnósti-
co y tratamiento se hacen más complejos y aparecen 
anatomía, patología y electrodiagnóstico.

•	 Nivel 8: Amplia gama de especialidades médicas y 
quirúrgicas apoyadas por servicios auxiliares de gran 
complejidad, que incluyen: radioterapia, medicina nu-
clear y terapia intensiva. El espectro de especialidades 
que cubre le permite resolver por sí mismo la mayor 
parte de los problemas médicos. 

Detalles de los corredores sanitarios

Provincia del Neuquén

Neuquén capital
•	 Hospital Castro Rendón-Nivel 8 
 Hospital de referencia de la región patagónica, ubi-

cado en el centro de la ciudad de Neuquén, a 10 km 
del aeropuerto de la ciudad, lleva aproximadamente 
entre 15 y 20 minutos llegar en ambulancia, debido 
a la cantidad de semáforos y tráfico que hay entre los 
2 puntos. Por ser el de mayor complejidad en la Pata-
gonia, tiene un gran nivel resolutivo. Brinda servicios 
médico y quirúrgicos especializados. Centro único 
coordinador de ablación e implantes.
Dirección: Buenos Aires 450, (8300) Neuquén.
Tel. de emergencias, líneas rotativas: (0299) 4490852
Ambulancias: 107
Director del hospital: Dr. Adrian Lamel. 
Cel.: 154016726

•	 Policlínico Neuquén-Nivel 5 
Se ubica a pocos metros del Hospital Castro Rendón, 
cuenta con todas las especialidades y servicios diag-
nósticos de un centro de alta complejidad.
Dirección: Calle Alberdi 269, (8300) Neuquén
Tel. de emergencias, líneas rotativas:  
(0299) 4422331/332
Coordinador del policlínico: Diego Lorandi.  
Cel.: (0299) 156374444
Gerente: Rubén Gasparini. Tel. directo:  
(0299) 4423061

•	 Hospital Horacio Heller-Nivel 6 
Hospital general de agudos. Se ubica dentro de la ciu-
dad de Neuquén en la zona oeste, circunscripto por 
las calles Godoy, Lighuen, Quimey y Marín. Está en 
condiciones de resolver la demanda de mediana y baja 
complejidad de su área de influencia, siendo, además, 
el hospital de referencia del área oeste de la Zona Sa-
nitaria I, (Plottier, Senillosa, El Chocón), para los pro-
blemas que no superen esta complejidad. Cuenta con 
quirófano y terapia intermedia.
Dirección: Godoy y Lihuén 
Tel.: (0299) 446 6661/449 0700

•	 Hospital Bouquet Roldán-Nivel 4 
No cuenta con quirófanos, tiene algunas especialidades, 
pero internación básica: pediatría, neo, clínica general.
Dirección: Teodoro Planas 1915, (8300) Neuquén Capital.
Tel.: (0299) 4438181(líneas rotativas)/(0299) 4425105 

Rincón de los Sauces 
•	 Clínica y maternidad Rincón-Nivel 6 

Se ubica en la ciudad de Rincón de los Sauces, aproxi-
madamente a 280 km de la ciudad de Neuquén. 
Dirección: Norambuena y ruta 6, Rincón de los Sauces
Tel. de emergencias, líneas rotativas: (0299) 4886455
Director: Néstor Villegas. Cel.: (0299) 15 5126220
Dirección: Narambuena , Rincón de Los Sauces
Tel.: (0299) 488-6455

•	 Hospital Rincón de los Sauces Buta Ranquil-
Nivel 3 
Es cabecera de zona norte y tiene quirófanos y cuida-
dos mínimos, es decir, opera urgencias o riesgos bajos 
y, si se necesita mayor complejidad intermedia o críti-
ca, realiza derivaciones.

Otros departamentos
•	 Hospital de Cutral-Có y Plaza Huincul-Nivel 4 

(con quirófano). 
Dirección: Saenz Peña y Alberdi. Tel.: 496-1608

•	 Hospitales de Piedra del Águila, Picún Leufú, 
Chocón, Senillosa y Plottier-Nivel 3
Hospital Piedra del Águila
Dirección: 9 de Julio y Rivadavia, Piedra del Águila 
(Q8315) Neuquén. Tel.: (2942) 49-3141
Hospital Picún Leufú
Entre Ríos S/n, Picún Leufú (Q8313AQA) Neuquén
Tel.: (2942) 49-2022
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Hospital Villa El Chocón
Calle Sin Nombre, Villa El Chocón (Q0), Neuquén. 
Tel.: (299) 490-1150
Hospital Senillosa
Senillosa (Q8320) Neuquén Tel.: (299) 492-0534 / 493-
3157 / 493-6097
Hospital De Plottier
Martellota y Sabin, Plottier (Q8316), Neuquén
Tel.: (299) 493-6098
Hospital Integrado De Plottier
Buenos Aires Norte y Zabaleta, Plottier (Q8316), 
Neuquén. Tel.: (299) 493-6000

•	 Hospital de Zapala-Nivel 6 
Cuenta con quirófano y sector de cuidados intermedios.

•	 Hospital del Añelo-Nivel 2 
Sin internación y deriva a San Patricio del Chañar 
para internación general.

•	 Hospital San Patricio del Chañar-Nivel 3
Dirección: Barrio Obrero   
Tel.: 0299-4855084

Provincia de Río Negro 

Cipolletti-General Roca 
•	 Hospital Pedro Moguillansky-Cipolletti-Nivel 6 

Dirección: Naciones Unidas entre Falucho y Venezuela 
Nº 770, Rio Negro, Cipolletti
E-Mail: direccion@hospitalcipolletti.com
Tel.: (0299)-477030 / Fax: (0299)-473192

•	 Fundación Médica Río Negro-Nivel 8 
Este centro de alta complejidad se encuentra situado en 
la ciudad de Cipolletti. Es un centro de referencia para 
toda la provincia de Río Negro. Cuenta con todas las 
especialidades, sobre todo patologías cardiovasculares.
Dirección: Av. Menguele 273, Cipolletti, Río Negro.
Tel. de emergencia/líneas rotativas: (0299) 4770405- 
4777701/02. Director: Dr. Alejandro Schroeder

•	 Hospital Vecinal General Roca-Nivel 6
Dirección: Gelonch 721. Telf: (0298) 4435456

•	 Sanatorio Juan XXIII-Nivel 6
Es un centro médico de alta complejidad, cuenta con 
capacidad resolutiva, no tiene guardias activas de 
todas las especialidades. No cuenta con ambulancias 
propias, contrata particulares de ser necesario.
Dirección: Calle Buenos Aires 1429, General Roca, Río 
Negro.

Tel. de emergencia/líneas rotativas: (02941) 430131/2
Director: Dr. Clavería. Tel.: (02941)-430131/2 int.: 225

Catriel-25 de Mayo (La Pampa) 
•	 Hospital Área Programática Catriel-Nivel 4b

Dirección: España 50 
Telf.: (0299) 4911102/ 4911298

•	 Clínica y Maternidad Catriel-Nivel 4
Cuenta con tomógrafo
Dirección: Roca 448 –Catriel
(0299) 4911199

Sur de Mendoza 
•	 Hospital de Malargüe-Nivel 4 

Parte de la red provincial de Mendoza, centro de me-
diana resolución, tiene mucha demanda y poca canti-
dad de camas. Actualmente en remodelación, planifica 
inaugurar nuevas aéreas y especialidades para este mis-
mo año 2012. No cuenta con neurólogo, neurociruja-
no ni tomografía, estas se realizan en centros particula-
res. En caso de cirugía, sólo se realizan operaciones de 
baja complejidad, el resto es derivado a otras ciudades. 
No cuenta con todas las especialidades, ni con todos 
los exámenes auxiliares. De ser necesario, el especialis-
ta es llamado, pero no forma parte de la plantilla del 
hospital, en caso de resonancia o tomografía, el pa-
ciente es llevado a un centro de imágenes particular.
Dirección: E. Aldao sin número, Malargüe, Mendoza.
Tel. de emergencia, líneas rotativas: (02627) 471 
746/748. Director: Dr. Coria: Teléfono: (02627) 470965

Recomendaciones de derivación ante 
emergencias

Habiendo evaluado la mayoría de los centros, se re-
comiendan como sitios preferenciales de traslado los si-
guientes establecimientos:
Para zona Neuquén:

1. Hospital Castro Rendón-Nivel 8
2. Policlínico Neuquén-Nivel 6
3. Hospital Horacio Heller-Nivel 6

Para zona Rincón de Los Sauces
1- Clínica y Maternidad Rincón de los Sauces-Nivel 6

Para zona Chos Malal
Hospital Chos Malal-Nivel 4
Av Estanislao Flores 650, Chos Malal (Q8353azr) 
Neuquén. Tel.: (2948) 42-1146

Para zona Plaza Huincul-Cutral Có
1. Hospital de Cutral Có-Plaza Huincul-Nivel 4
2. Sanatorio Plaza Huincul-Nivel 4

Para zona Zapala
1. Hospital de Zapala-Nivel 6

Para zona General Roca
1. Hospital Vecinal General Roca-Nivel 6
2. Sanatorio Juan XXIII-Nivel 6
3. Hospital Pedro Moguillansky-Cipolletti-Nivel 6
4. Fundación Médica Río Negro-Nivel 8 

Provincia 
de Neuquén

San Carlos
de Bariloche

Provincia de
La Pampa

Provincia de
Buenos Aires

Mar Argentino

Provincia de Chubut

Referencias

Sierra Grande

San Antonio Oeste

El Cuy

2

3
4A

4B

6

Comallo

Ñorquinco

Picanlyeu

Gral. Fernández
Cinco Saltos
Cipolletti

Alien Cervantes
Villa Regina

Chimpay
Cnel. Belisle

Los Menucos

Ministro
Ramos Mejía

Maquinchao

Ing. Jacobacci

El Bolsón

Sierra Colorada

Viedma

Guardia Mitre

Gral. Conesa

Valcheta

Valcheta

Gral. Roca

Catriel

Complejidad de los hospitales

Lamarque
Luis Beltrán
Chole Choel
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Para zona Catriel - 25 de mayo
1- Clínica y Maternidad Catriel – Nivel 4

Centros antiponzoñosos

Los emponzoñamientos o envenenamientos por la 
picadura de arañas o víboras son eventos potencialmente 
graves y letales, pero prevenibles y tratables. Constituyen 
una emergencia médica. 

Los centros de asistencia médica ante picaduras de 
arañas y mordeduras de víboras son todos los hospitales 
de las áreas mencionadas anteriormente (provincias del 
Neuquén, de Río Negro y Sur de Mendoza), en ellos se 
encuentran los sueros antídotos correspondientes.

Los centros de información y asistencia (telefónica o 
presencial) de referencia en el país son los siguientes: 

Centros especializados en asistencia y/o información 
sobre animales venenosos
Centro Municipal de Patologías Regionales y Me-
dicina Tropical (CEMPRAMT)-Área zoopatología 
médica.
Hospital de Infecciosas F. J. Muñiz – Ministerio de 
Salud – GCBA.

Responsable: Dr. Tomás Orduna.
Dirección: Uspallata 2272 – Pabellón 30 Sala 9 –  
CP 1282 – Ciudad Autónoma de Buenos Aires.
Tel.: (011) 4305-3161 / (Conmutador) 4304-
2180/4305-0357 int. 231.
Fax: (011) 4304-2386. E-mail: cempramt@intramed.net
Tipo de asistencia que se brinda: personal y telefónica.

Horario de atención de pacientes con accidentes por 
animales ponzoñosos: lunes a viernes de 8.00 a 14.00 
en Sala 9. Fuera de este horario y días feriados concu-
rrir a Guardia del Hospital Muñiz (las 24 horas): (011) 
4304-5555.

Instituto Nacional de Producción de Biológicos 
– ANLIS – “Dr. Carlos Malbrán” – Ministerio de 
Salud de la Nación. Área de Investigación y Desa-
rrollo / Serpentario.

Responsable: Dr. Adolfo de Roodt.
Dirección: Av. Vélez Sársfield 563, CP 1281, Ciudad 
Autónoma de Buenos Aires.
Tel./Fax: (011) 4301-2888. E-mail: aderoodt@anlis.gov.ar
Tipo de asistencia que brinda: personal y telefónica.
Horario de atención: lunes a viernes de 9.00 a 18.00hs.

Instituto de Animales Venenosos “Dr. Jorge W. 
Abalos”.

Ministerio de Salud y Desarrollo Social.
Responsable: Dra. Miriam G. Vurcharchuc.
Av. Belgrano (S) 2050, CP 4200, Santiago del Estero.
Tel./Fax: (0385) 4229383. E-mail: iavsgo@yahoo.com.ar

Distancias aproximadas 
Desde los principales yacimientos o áreas hasta las ciu-

dades más cercanas con centros asistenciales de Nivel 4 en 
adelante:
Yac. El Trapial (Chevron): 50 km a R.de Los Sauces… 270 km 

a ciudad de Neuquén.
Yac. Loma Negra (Chevron): 35 km a Gral. Roca… 75 km a 

Cipolletti.
Yac. El Portón (YPF): 100 km a Rincón de los Sauces… 320 km 

a ciudad de Neuquén.
Yac. Chihuido (YPF): 40 km a Rincón de los Sauces… 260 km 

a ciudad de Neuquén.
Yac. Estación Fernández Oro (Apache): 15 km a Cipolletti.
Yac. Loma La Lata (YPF): 60 km a Centenario… 80 km a 

ciudad de Neuquén.
Yac. Loma de Yegua (Total): 50 km a Añelo… 135 km a 

ciudad de Neuquén.
Yac. Aguada pichana (Total): 50 km a Añelo… 135 km a 

ciudad de Neuquén.
Yac. Medanito (Petrobras) - 20 km a Catriel… 110 km a 

Cipolletti o Neuquén.
Yac. Río Neuquén (Petrobras): 30 km a ciudad de Neuquén.
Yac. Sierra Chata (Petrobras): 160 km a ciudad de Neuquén.
Yac. Puesto Hernández (Petrobras): 20 km a Rincón de los 

Sauces… 250 km a ciudad de Neuquén.
Yac. El Mangrullo (Petrobras): 40 km a Plaza Huincul.
Yac. Centro Este (Petróleos Sudamericanos): 50 km a Ca-

triel… 200 km a Cipolletti.
Yac. Centenario (Pluspetrol): 7 km Centenario… 27 km a 

ciudad de Neuquén.
Yac. Loma Guadalosa (Pluspetrol): 120 km a Cipolletti.
Yac. El Porvenir (Pluspetrol): 15 km a Pza. Huincul/Cutral-

Có… 90 km a Neuquén
Yac. El Corcovo (Pluspetrol): 100 km a Catriel… 240 km a 

ciudad de Neuquén.
Yac. Pto. Morales (Gran Tierra): 60 km a Catriel… 200 km a 

ciudad de Neuquén.
Yac. Medanito sur y Rinconada (Americas petrogas): 150 km 

a Gral. Roca… 190 km a Cipolletti.

Gral. Fernandez

Catriel

Distribución del género
Loxosceles en Argentina

Distribución del género
Latrodectus en Argentina

Distribución del género
Phoneutria en Argentina
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Los que se fueron
Concluyeron con éxito las Jornadas 
de Recuperación Mejorada de Petróleo

El 20 y 21 de septiembre último y ante más audiencia 
de la prevista, se realizaron en la ciudad de Mendoza, or-
ganizadas por la Comisión de Producción y Desarrollo de 
Reservas del IAPG, con la participación de las Seccionales 
Comahue y Cuyo, las Jornadas de Recuperación Mejorada 
de Petróleo, dedicadas a los métodos utilizados para la 
recuperación de hidrocarburos en secundaria, asistida y 
terciaria, o Enhanced Oil Recovery (EOR).

En efecto, estas jornadas se desarrollaron ante unos 
240 asistentes, que las calificaron de “excelentes” ya que 
abarcaron en profundidad los aspectos operativos, técni-
cos y económicos de esta área de la producción, sin duda 
uno de los ejes para reponer reservas en un país con ya-
cimientos maduros, respetando el Medio Ambiente y las 
comunidades.

Las jornadas sirvieron para 
conectar y difundir experiencias y 
conocimientos locales entre usua-
rios, proveedores y desarrolladores 
de empresas operadoras, de servi-
cios y consultoras. Además, permitieron el intercambio 
de experiencias y conocimientos (problemas, soluciones 
y lecciones aprendidas) técnico-económicos relacionados 
con proyectos de EOR en todas sus etapas (gestión, dise-
ño, implementación, operación y gerenciamiento) inclu-
yendo los temas vinculados con el Medio Ambiente.

También se pudieron discutir novedades y tendencias 
en optimización de materiales, técnicas, diseños, herra-
mientas de modelado y monitoreo de estos proyectos. 
Asimismo, se generaron y evaluaron aportes desde el 
ámbito académico a las problemáticas de las diferentes 
aplicaciones.

En el transcurso de las Jornadas se dieron dos confe-
rencias de apertura, se disfrutó de la actuación del Coro 
de la Destilería Lujan de Cuyo, se presentaron 19 trabajos 

Co
ng
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so

s

Congresos y jornadas
Los que se fueron. Los que vendrán
El IAPG marca su presencia en los principales simposios dentro y fuera 
del país para traer los últimos adelantos en estrategias y tecnología.
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técnicos, se realizaron dos mesas redondas y una discu-
sión entre pares. 

“Podemos, sin duda, calificar de excelentes a estas 
jornadas, tanto por el nivel de las exposiciones como por 
el conocimiento compartido con activo debate y la par-
ticipación de todos”, aseguró a su cierre el Presidente del 
Comité Organizador de las Jornadas, Ing. Juan José Trigo. 
Y expuso las conclusiones de sus organizadores:
•	“No podemos dejar de mencionar que muchos de los 

trabajos son iniciativas en desarrollo, y los resultados 
se verán en un futuro próximo”.

•	“El hecho de exponer los trabajos ante pares ha per-
mitido nutrirlos con opiniones e ideas”.

•	“Hemos visto con agrado la amplia participación 
internacional que indica la relevancia del evento y 
concluir que nos une la misma problemática”.

•	“Conscientes de que el desafío y desarrollo futuro nos 
incluye a todos, el IAPG se ha propuesto impulsar 
estas actividades”.

•	“También fue para destacar el compromiso de todos 
con los horarios y la organización en general”.

De entre los trabajos destacados figura como princi-
pal: “Diseño, ejecución, monitoreo y expansión de un 
proceso EOR mediante la inyección de geles de dispersión 
coloidal en el campo Dina Cretáceo”, presentado por 
profesionales de Ecopetrol.

Primera y segunda mención recibieron, respectiva-
mente: “Técnicas de terminación y producción de pozos 
de yacimientos de arenas no consolidadas de la forma-
ción Centenario, de profesionales de Pluspetrol y “Mo-
delo capacitivo-resistivo multicapa con conectividades 
dinámicas”, de la empresa YPF S.A.

Se destacó también como positiva la presencia de 
numerosos profesionales jóvenes que están trabajando 
a diario con estos proyectos, por lo cual el intercambio 
de experiencias y recuento de soluciones de desafíos co-
tidianos o también de errores cometidos y solucionados, 
estuvo garantizado.

En conjunto con las Jornadas, la Seccional Cuyo del 
IAPG organizó una serie de conferencias en la Universi-
dad Nacional de Cuyo y de charlas sobre Derecho relacio-
nado con la industria de los hidrocarburos (ver pág. 119). 

 
Segundas Jornadas Comerciales del IPA

El 6 de septiembre último, el Instituto Petroquímico 
Argentino realizó en la Ciudad Autónoma de Buenos 
Aires las Segundas Jornadas Comerciales, con la colabo-
ración de la Asociación Petroquímica y Química Latinoa-
mericana (APLA) y la Cámara de la Industria Química y 
Petroquímica (CIQyP).

Allí, un panel de expertos en comercio exterior y em-
presas del sector relataron experiencias en el desarrollo 
de productos y mercados. Por su parte, representantes de 
las compañías que se hallan al final de la cadena de valor 
comentaron las necesidades de la industria para satisfa-
cer las demandas del mercado de consumo. Por último, 
consultoras locales expusieron sobre la tendencia de los 
mercados finales de la petroquímica.

Las jornadas estuvieron destinadas a gerentes, direc-
tores y profesionales de las áreas Comercial, Marketing, 
Finanzas, Planificación y Logística de empresas petroquí-
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micas, químicas, distribuidoras y transformadoras, así 
como de empresas prestadoras de servicios como bancos y 
de transporte y logística.

Los que vendrán 

El 3.er Congreso Latinoamericano 
y del Caribe de Refinación

También la actividad centrada en la 
refinación tendrá su momento del 30 
de octubre al 2 de noviembre próximos, 
en el 3.er Congreso Latinoamericano y 
del Caribe de Refinación, organizado 
por el IAPG y por ARPEL. La sede será el 
Hotel Sheraton de Buenos Aires, y allí 
se tratarán los nuevos desafíos que se les presentan a los 
profesionales involucrados con este importante segmento 
del downstream.

El World Shale Series Latin American
Summit 2012, en la Argentina

Como un capítulo la-
tinoamericano del exitoso 
World Shale Series Latin 
America Summit, se cele-
brará en Buenos Aires, del 
28 al 30 de noviembre de 

este año, el World Shale Series Latin American Summit. 
La prestigiosa serie de conferencias especializadas llega al 
país, a raíz de las altas expectativas de producir shale gas 
en el país. El IAPG y la Unión Internacional de Gas (IGU, 
por su sigla en inglés) oficiarán como anfitriones asocia-
dos de este congreso de dos días. Los temas relevantes 
que se tratarán serán: identificar las oportunidades más 
atractivas en la industria del shale gas en la región, su 
mejor aprovechamiento, su desarrollo a través de alianzas 

estratégicas y empresas mixtas; un análisis detallado de 
estudios de casos exitosos que permitirán determinar los 
pasos a seguir tras el descubrimiento de un yacimiento no 
convencional, y la transferencia de tecnología en el en-
torno operativo de América Latina, entre otros. 

Se espera la presencia de expertos y de inversionistas 
internacionales, representantes gubernamentales, pro-
pietarios de tierras, operadoras y compañías de servicios 
para enfocarse en la industria de no convencionales en la 
zona. El presidente del IAPG, Ing. Ernesto A. López Ana-
dón, será uno de los speakers. 

Para más información: latam.world-shale.com y mram-
bridge@thecwcgroup.com

Conferencia internacional LNG17

La organización del congreso LNG17 
sobre gas natural licuado, del que Petrotecnia 
es media partner, convoca a la conferencia 
sobre Gas Natural Licuado que se realizará 
en Houston del 16 al 19 de abril de 2013.

Pensada exclusivamente para el sector de 
gas licuado, LNG17 será un evento estratégi-
co tecnológico y comercial para profesionales expertos y 
comprometidos. Se espera la visita de más de 5.000 pro-
fesionales y de 10.000 hombres de negocios provenien-
tes de 80 países, además de una zona de exposición de 
200.000 m2. LNG17 cuenta con el patrocinio de la Unión 
Internacional del Gas (IGU), el Instituto Tecnológico del 
Gas (GTI) y del Instituto Internacional de Refrigeración 
(IIR). Como anfitriona, está la Asociación Americana de 
Gas (AGA, por su sigla en inglés).

El 22.º WEC llama a presentar trabajos

Con el llamado a presentar 
trabajos técnicos, comenzó la 
cuenta regresiva del 22.º Congreso 
Mundial de la Energía 2013 (World 
Energy Council, WEC). El Congre-
so tendrá lugar en Daegu, Corea 
del Sur, del 13 al 17 de octubre 
de 2013. Será el tercer Congreso 
Mundial que se realiza en Asia y el 
primero, en Corea del Sur.

Tanto la situación energética 
mundial como la del país hacen 
particularmente interesante este congreso de energías  
múltiples, al cual asisten participantes de todo el mun-
do. La edición previa, en 2010, se realizó en Montreal y 
asistió una delegación argentina de 39 participantes: siete 
trabajos connacionales fueron aceptados y publicados; 
se espera superar esa cantidad en Daegu. Quienes se pos-
tulen deberán enviar una copia al Comité Argentino del 
Consejo Mundial de la Energía (CACME), vínculo oficial 
en nuestro país entre el WEC y las personas y organiza-
ciones vinculadas con el sector energético. 

Más información: http://www.daegu2013.kr y cacme@
cacme.org.ar.
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Pluspetrol, con nuevo country manager

Pluspetrol designó al licenciado Natalio Battaglia como 
nuevo country manager –gerente general– de la compañía en 
la Argentina.

Natalio Battaglia es licenciado en Administración de Em-
presas egresado de la University of South Florida, Estados Uni-
dos, país en el que también cursó estudios de posgrado, en las 
Universidades de Dundee y de Central Florida. En la Argentina, 
participó de los programas PDD y PAD de desarrollo de Alta 
Dirección del IAE.

El flamante gerente general cuenta con una gran experien-
cia en el sector energético producto de sus más de 15 años 
de desarrollo en la compañía. Se incorporó a Pluspetrol en el 
año 1997 en el área de Contratos & Joint Ventures, más tarde, 
fue jefe de Gerenciamiento de Riesgos Financieros, gerente de 
Finanzas en Perú y luego Vicepresidente Comercial.

Anteriormente, Battaglia trabajó en entidades financieras y 
de comercio exterior de los Estados Unidos y de la Argentina.

Más de 12.000 personas visitaron 
Intersec

Intersec Buenos Aires 2012, Exposición Internacional de 
Seguridad, Protección contra Incendios, Seguridad Electróni-
ca, Industrial y Protección Personal realizada del 15 al 17 de 
agosto último en la Ciudad Autónoma de Buenos Aires, recibió 
a 12.449 visitantes entre profesionales, usuarios y empresa-
rios del sector. 

La muestra, que se destaca por comprender todo el mer-
cado en sus tres sectores principales: Fire, Security y Safety, 
contó con la participación de 160 empresas expositoras 

provenientes de nueve países: Argentina, Bélgica, Brasil, Chi-
na, Colombia, Estados Unidos, Malasia, México y República 
Checa; por su parte, los visitantes provinieron de 25 países de 
América, Asia y Europa. 

La organización de la muestra estuvo a cargo de la Cámara 
Argentina de Seguridad Electrónica (CASEL), la Cámara Argen-
tina de Seguridad (CAS) y Messe Frankfurt Argentina. La sede 
elegida fue La Rural Predio Ferial.

Durante Intersec Buenos Aires 2012 se desarrollaron las 
siguientes actividades: el Congreso de Seguridad Integral, 
organizado por CAS y CASEL, compuesto por jornadas sobre 
elementos de protección personal, nuevas tecnologías en segu-
ridad pública y privada, sobre instalaciones contra incendios, 
sobre seguridad de la sociedad y la continuidad de los nego-
cios frente a emergencias y desastres, “Políticas de Implemen-
tación de la Tecnología aplicada a la Seguridad Pública”; y 
el encuentro de la Asociación Latinoamericana de Seguridad 
(ALAS) y CASEL. 

También se realizó el Primer Encuentro Internacional de 
Bomberos organizado por el Consejo Nacional de Bomberos y 
el Ministerio del Interior de la Nación. Se realizaron competen-
cias al aire libre por equipos y participaron asistentes prove-
nientes de las provincias de Buenos Aires, Córdoba, Corrientes, 
Chubut, La Pampa, Mendoza, Santa Fe y Tucumán y de otros 
países como Brasil, Chile, Colombia, Ecuador, México, Para-
guay y Uruguay.

Asimismo, se efectuó el Primer Seminario Regional ASIS 
de Profesionales de la Seguridad realizado durante los días 
15 y 16 de agosto por ASIS International; asistieron alrededor 
de 154 profesionales y hubo conferencias de los expositores 
formadas por más de 20 charlas sobre temas que abarcaron 
los sectores de Fire, Security y Safety; la 5.° Ronda de Nego-
cios Internacionales de Productos y Servicios de Seguridad 
Electrónica, Industrial y Protección Personal, organizada por 
Messe Frankfurt Argentina y Cancillería Argentina, a través de 
la Fundación Export.Ar, y PROARgentina. De estas reuniones 
participaron 25 empresas locales del sector y cinco comprado-
res extranjeros de Brasil, Chile, Ecuador y Suiza. 

Intersec Buenos Aires 2014 será parte de la marca global 
de exposiciones de seguridad de Messe Frankfurt que incluye 
Seguriexpo Buenos Aires, Intersec Dubai, Secutech India, Se-
cutech Taiwán, Secutech Vietnam y Secutech Thailand. 

CASEL es la entidad que congrega a las empresas fabri-
cantes, importadoras, integradoras y de servicios del sector 
de la seguridad electrónica. CAS es una entidad sin fines de 
lucro cuyo objetivo es fomentar el espíritu de asociación entre 
los empresarios dedicados a la fabricación, comercialización o 
prestación de servicios vinculados con los elementos destina-
dos a la protección de vidas y bienes.
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Siemens encabeza el ranking 
de sustentabilidad

Siemens escaló hasta la cima del Dow Jones Sustainability 
Index (DJSI) en la categoría de empresas de “Bienes y servi-
cios industriales”, y obtuvo también el primer lugar en el sec-
tor de “Actividad Industrial Diversificada”, anunció la empresa 
en un comunicado.

Se trata del primer puesto por quinto año consecutivo en 
esta escala DJSI, en la que Siemens está presente desde prin-
cipios de 1999.

En efecto, la compañía logró su mejor resultado hasta la 
fecha con 92 puntos (2011:90) sobre un posible de 100. La 
categoría “Actividad Industrial Diversificada” incluye empresas 
como 3M, General Electric, Toshiba y ThyssenKrupp.

Siemens también fue honrada por el “Carbon Disclosure 
Project”, en el que recibió 98 puntos (2011:97) de un posible 
de 100.

Siemens genera más del 40% de sus ingresos con produc-
tos respetuosos del Medio Ambiente. En el año fiscal 2011, 
las tecnologías de la compañía permitieron reducir las emisio-
nes de CO2 de sus clientes por casi 320 millones de toneladas.

Estos productos también permiten a sus clientes ahorrar 
grandes importes, aseguró la empresa. Y ejemplifica con una 
empresa de energía eléctrica de los Estados Unidos que espera 
que utilizando turbinas de gas Siemens –las más potentes y 
eficaces en el mundo– se puedan reducir sus costos en alrede-
dor de USD 1.000 millones (neto) en el transcurso de su ciclo 
de vida completo.

Reconocen la estrategia de 
Gas Natural Fenosa contra 
el cambio climático

El Informe CDP Global 500 Climate Change Report 2012, 
que analiza la estrategia contra el cambio climático de las 

mayores empresas del mundo, destaca el comportamiento en 
transparencia y gestión del cambio climático que realiza la 
multinacional energética.

La compañía española lidera la clasificación mundial den-
tro del grupo de las utilities y ocupa la tercera posición, junto 
a otros dos grupos industriales, en la clasificación global de 
este año. Es la primera vez que una empresa española está 
entre las diez primeras a nivel internacional en este informe.

De este modo, Gas Natural Fenosa es la utility mejor valo-
rada del mundo según el informe Carbon Disclousure Project 
(CDP Global 500) correspondiente a 2012, que analiza el 
comportamiento en el ámbito del cambio climático de las prin-
cipales compañías a nivel internacional.

Los dos principales parámetros que mide este estudio son 
la transparencia, a través del índice Carbon Disclousure Lea-
dership Index (CDLI), y la estrategia de las compañías en ma-
teria de cambio climático y reducción de emisiones, a través 
del Carbon Performance Leadership Index (CPLI).

Actualmente la empresa lidera, en el grupo de las com-
pañías de servicios energéticos, ambas clasificaciones a nivel 
mundial. En el CDLI, con un resultado de 99 puntos sobre 100, 
cuatro por encima de la siguiente utility en la clasificación. En 
cuanto al CPLI, la compañía obtiene una calificación de “A”, la 
máxima posible. En la clasificación global, la compañía españo-
la ocupa la tercera posición, junto a las multinacionales Basf y 
BMW, sólo por detrás de los grupos Nestlé y Bayer.

La empresa asegura que el resultado de los índices 
demuestra su compromiso con el Medio Ambiente. Carbon 
Disclosure Project destaca el enfoque estratégico y la respon-
sabilidad de la compañía en todo lo relacionado con el cambio 
climático: la capacidad de medición y gestión de la huella de 
carbono y sus prácticas de transparencia a la hora de informar 
a los diferentes grupos de interés de la empresa. CDP destaca 
la existencia de una verificación externa de los datos relaciona-
dos con el cambio climático y la publicación de esta informa-
ción en sus comunicaciones externas.
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Genneia presenta el ahorro generado 
por el Parque Eólico Rawson

El Parque Eólico Rawson (PER), el primero de gran escala 
en la Argentina, ha generado en lo que va del año un ahorro 
de 46,5 millones de dólares para el país en importación de 
combustibles y de 126 mil toneladas de dióxido de carbono no 
emitidos a la atmósfera, gracias a la generación de 186.000 
MWh de energía limpia.

Durante agosto último, ha producido 22.300 MWh, que 
implica un ahorro de 5,5 millones de dólares en importación 
de combustibles y una reducción de las emisiones de dióxido 
carbono de 15.200 toneladas.

Desarrollado por la compañía Emgasud, actualmente 
Genneia, el Parque Eólico Rawson está compuesto por 43 
aerogeneradores Vestas V90 de 1.8 MW cada uno, sumando 
una potencia total instalada de 80 MW. Enmarcado en el pro-
grama GENREN, obtuvo su habilitación comercial por parte de 
la Compañía Administradora del Mercado Mayorista Eléctrico 
(CAMMESA) en enero del 2012.

La Patagonia Argentina presenta un régimen de vientos óp-
timo para la generación de energía eólica, por lo que se desta-
ca entre las regiones más aptas del mundo para este propósito. 
La excelente ubicación del parque, en el noroeste del Chubut, 
permitió una generación promedio de 700 MWh/día, con días 
pico de entre 1.000 y 1.300 MWh.

Subsidios del Mincyt a pymes para 
una producción más limpia

La Agencia Nacional de Promoción Científica y Tecnoló-
gica (ANPCyT), dependiente del Ministerio de Ciencia, Tec-
nología e Innovación Productiva (Mincyt), adjudicará hasta 
$800.000 de aportes no reembolsables (ANR) para el finan-
ciamiento de proyectos de desarrollo tecnológico de pymes que 
estén orientados a lograr una producción más limpia o a mini-
mizar el impacto ambiental de sus actividades productivas. 

La convocatoria ANR P+L 2012, que cierra el 31 de octu-
bre, es administrada por el Fondo Tecnológico Argentino (FON-
TAR) de la Agencia, en el marco del Programa de Innovación 
Tecnológica II.

Se considerarán elegibles los proyectos presentados bajo 
dos modalidades:

•	 Proyectos de producción más limpia: centrados en la modi-
ficación o el desarrollo de un producto o proceso, orientado 
a disminuir la generación de residuos y efluentes en el ciclo 
de producción o uso, y que comprendan:

•	 Desarrollo de tecnologías 3R: a través del reuso, el 
reciclado y la recuperación de insumos o materiales 
auxiliares dentro del mismo proceso productivo.

•	 Sustitución de materiales: que impliquen esfuerzos de 
ingeniería o investigación para la eliminación o reduc-
ción de los insumos contaminantes como innovación 
en el proceso de producción.

•	 Cambios tecnológicos: que apunten a incrementar la 
eficiencia y el desempeño ambiental en el ciclo de 
producción. No incluye el tratamiento de desechos ni 
la remediación de sitios contaminados.

•	 Diseño y desarrollo de productos: incluye la innovación 
en productos o en sus envases y embalajes que mini-
micen el impacto ambiental, ya sea en las etapas de 
producción, utilización o disposición final.

•	 Proyectos de desarrollo de tecnologías para la gestión am-
biental de residuos y efluentes orientados a: 

•	 Desarrollo de tecnologías 3R: a través del reuso, el 
reciclado y la recuperación de insumos o materiales 
auxiliares que puedan ser utilizados como materia 
prima dentro de otro proceso productivo de la misma 
empresa.

•	 Cambios tecnológicos: que apunten al mejoramiento 
del desempeño ambiental mediante el tratamiento de 
los desechos.

Las iniciativas presentadas bajo la modalidad de produc-
ción más limpia podrán recibir subvenciones de hasta el 60% 
del costo total del proyecto, mientras que aquellas que estén 
orientadas al desarrollo de tecnologías para la gestión ambien-
tal de residuos y efluentes podrán recibir hasta el 50%. En 
ambos casos, las firmas beneficiarias deberán invertir el resto 
como contraparte. El monto total de aportes no reembolsables 
a adjudicar no podrá superar los $800.000 por empresa, las 
cuales tendrán 36 meses de plazo máximo para la ejecución 
de sus iniciativas. Para más información sobre bases, condi-
ciones, documentación y formularios para la presentación de 
proyectos: www.agencia.gov.ar 
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Schneider Electric lanza 
nuevas herramientas

APC by Schneider Electric, empresa dedicada a los servi-
cios integrales de energía crítica y enfriamiento, ofrecerá un 
entrenamiento online llamado Small IT Design and Solutions 
Series, para que se conozcan las soluciones que ofrece el ne-
gocio para el sector pymes. A través de guías interactivas y de 
fácil comprensión, el canal tendrá acceso a todos los recursos 
necesarios para ayudar a los clientes a elevar la eficiencia, y 
nivelar las oportunidades de virtualización y consolidación. 
En efecto, tras el reciente lanzamiento de InfraStruxure™ 
Small IT, la primera oferta que permite a las pequeñas y me-
dianas empresas diseñar y construir sus infraestructuras físicas 
de IT alrededor de la energía de una oferta integral, Schneider 
Electric aportará ahora al canal dos guías de recomendaciones. 
Estos manuales detallan recomendaciones específicas para 
enfrentar los retos del mercado, explican las características de 
esta oferta y permiten conocer las oportunidades de negocio 
para ese segmento y los beneficios de su implementación. 
Una de las guías, llamada Small IT Desing Series, consiste en 
varios módulos de entrenamiento online para mostrar a los ca-
nales las diferentes soluciones de Small IT, los productos que 
la componen, y poder explicarles las oportunidades de negocio 
en este segmento. 

Asimismo, los participantes tendrán la posibilidad de 
aprender a manejar la herramienta de configuración que per-
mite diseñar soluciones de Small IT. Eric González, Desarro-
llador de Negocios y Ofertas para el Cono Sur de APC, será el 
encargado de interactuar en vivo con los participantes y expli-
carles los temas entre los que se destacan las soluciones para 
salas de servidores y red en empresas pequeñas, soluciones 
para espacios no dedicados o reducidos de IT y estrategias de 
protección para sucursales bancarias. 
La segunda guía, Small IT Solution Guides, contiene herra-
mientas en PDF que explican de forma muy sencilla cuáles son 
los retos del mercado y de qué forma las soluciones de Small 
IT permiten enfrentarlos. Además, se detallan cuáles son los 
diferentes segmentos de mercado en los que se puede aplicar 
este tipo de soluciones y los beneficios de configuración. 
Gracias a estas guías, el canal IT tendrá la oportunidad de 
ampliar sus conocimientos con respecto a esta solución, que 
significan un avance para dar respuesta a los problemas que se 
dan en espacios pequeños y críticos de IT.

Air Products adquiere participación 
mayoritaria en Indura

Como parte del acuerdo entre Air Products e Invesa, actual 
accionista mayoritaria de Indura, el actual director, Hernán 
Briones, se mantendrá a la cabeza del Directorio. Según un 
comunicado de la empresa, la compra aumentará las oportuni-
dades de expansión de Air Products en la región y elevará las 
utilidades por acción de la compañía para el año fiscal 2013.

Con casa matriz en Santiago de Chile, Indura es una 
compañía de gas industrial independiente con importancia en 
América Latina. Tras esta inversión, Air Products pasará a ser 
el segundo productor de gas industrial en la región, cuyo cre-
cimiento es superado solamente por Asia. Mediante la adquisi-
ción de una participación mayoritaria en Indura, Air Products 

ampliará su presencia a 12 países en América Latina, lo que le 
permitirá beneficiarse de mayores economías de escala y una 
fuente grande de talento para brindar servicios a clientes mul-
tinacionales en un mayor número de mercados.

Indura registra ventas anuales de USD 478 millones. Su 
negocio integrado de gas y ventas al por menor incluye gases 
envasados, líquidos a granel y plantas de gases in situ. La 
compañía cuenta con más de 2.300 empleados, 20 plantas 
de producción, más de 40 plantas de llenado y más de 100 
locales de venta en la Argentina, Chile, Colombia, Ecuador y 
el Perú. Air Products ya tiene presencia en América Latina a 
través de sus empresas en la Argentina y el Brasil, además de 
una empresa conjunta, Grupo Infra, con sede en México.

Air Products suministra gases atmosféricos, procesados 
y especiales; materiales de alto rendimiento; equipamiento y 
tecnología. Durante más de 70 años, la compañía ha permitido 
a sus clientes ser más productivos, eficientes y sostenibles. 
Más de 18.000 empleados en más de 40 países suministran 
soluciones innovadoras en energía, Medio Ambiente y mer-
cados emergentes. Esto incluye materiales semiconductores, 
refinerías de hidrógeno, gasificación de carbón, licuefacción 
de gas natural, recubrimientos avanzados y adhesivos. En el 
año fiscal 2011, Air Products obtuvo unos ingresos de 10 mil 
millones de dólares. 

Promocione sus actividades en Petrotecnia
Los profesionales o consultores interesados 
podrán contratar un módulo y poner allí 
sus datos y servicios ofrecidos. 

Informes: Tel.: (54-11) 5277-4274  Fax: (54-11) 4393-5494
E-mail: publicidad@petrotecnia.com.ar
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Chevron, por la seguridad

John Watson, presidente de Chevron Corporation, entregó 
a Chevron Argentina el premio Zero is Attainable (Cero es po-
sible), por su performance en materia de seguridad. Esta es la 
novena vez que la empresa recibe el premio, que representa 
más de 9 millones de horas acumuladas sin incidentes de 
tiempo perdido ni incidentes vehiculares que involucren a em-
pleados o contratistas.

En el área de Medio Ambiente, Chevron Argentina inició 
un proyecto de remediación de suelos contaminados en su 
yacimiento Estancia Vieja, en la provincia de Río Negro. El 
tratamiento se hará a través del método de landfarming y la 
cantidad de suelo por tratar es de aproximadamente unos 
18.000 m3.

Cambio de control de Esso a Bridas 
Corporation

El 27 de septiembre último, se realizó el cambio de con-
trol formal de las operaciones de Esso a la empresa Bridas 
Corporation. Según un comunicado de la empresa, dicho cam-
bio de control implica la efectivización del acuerdo firmado 
por Bridas Corporation y ExxonMobil International Holding Inc. 
para la venta de las acciones de una sociedad que abarca los 
intereses de downstream de ExxonMobil en las afiliadas de la 
Argentina, el Paraguay y el Uruguay, así como su negocio de 
productos químicos producidos por la refinería de Campana.

Las afiliadas de ExxonMobil referidas y que pasarán a 
pertenecer a Bridas Corporation son Esso Petrolera Argentina 
SRL, Esso Standard Paraguay SRL y Esso Standard Oil Com-
pany (Uruguay) S.A. Este acuerdo incluye todos los negocios 
de downstream en los tres países conducidos por dichas socie-
dades, incluyendo:

-La Refinería Campana que comprende la planta de mezcla 
de lubricantes.

-Una red de aproximadamente 720 estaciones de Servicio 
Esso (140 sitios propiedad o alquilados por la compañía; 
580 propiedad de terceros).

-Los negocios de combustibles industriales y mayoristas.
-Los negocios de combustible marino y de aviación.
-Las terminales de distribución de combustibles en Campa-

na, San Lorenzo y Galván.

Como parte del acuerdo, Bridas Corporation se convertirá 
en distribuidor exclusivo de lubricantes marca Mobil en la Ar-
gentina. El negocio de lubricantes del Paraguay y Uruguay se 
encuentra excluido de la transacción.

Bridas es una empresa nacida en la Argentina hace más de 
50 años, que a lo largo de su historia ha logrado crecer en el 
mercado de los hidrocarburos, hasta convertirse en la segunda 
productora argentina de petróleo y gas natural, y extendió sus 
operaciones a países de la región y a Asia Central. Bridas Corp. 
es una compañía integrada en partes iguales por Bridas Energy 
(BEH) y CNOOC, una empresa mixta china que se encuentra 
entre las principales petroleras del mundo.
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El IAPG en Tecnópolis, 
la industria explicada a todos

Desde su apertura, el 14 de julio último, el stand del Ins-
tituto Argentino del Petróleo y el Gas (IAPG) en el predio ferial 
de Tecnópolis ha recibido 763.000 visitantes, suma realizada 
hasta el 24 de septiembre.

En efecto, el despliegue de explicaciones y animaciones 
sobre cómo funciona la industria del petróleo y del gas ha sido 
de singular atracción. Visitado desde julio, de martes a domin-
gos y feriados, de 12 a 20 horas, el atractivo stand ha recibido 
un promedio de 10.746 personas por día.

El stand está dividido en secciones que abarcan imágenes de 
los pioneros, de los hitos de la industria, de cómo se extraen los 
hidrocarburos convencionales y no convencionales, y, finalmente, 
de cómo afectan el petróleo y el gas nuestras vidas diarias.

Guías especializados explican a los visitantes toda la in-
formación y objetos de la industria que se pueden ver allí. Al 
mismo tiempo, en un aula educativa se imparten charlas sobre 
el uso racional y eficiente de la energía; y se hacen visitas 
guiadas a grupos escolares. 

Además, se ofrecen talleres educativos con soporte audio-
visual los sábados, domingos y feriados, a razón de cinco por 
día, a partir de las 14.00. Estos talleres duran 30 minutos, 
aproximadamente, y hasta la fecha se han realizado más de 
70, con 3.500 personas de público, sobre todo familias que se 
interesan sobre un uso responsable de la energía.

En el stand también se han dispuesto videos informativos 
sobre el origen y la extracción del petróleo y el gas; el trans-
porte del petróleo; el transporte del gas; los yacimientos no 
convencionales, una fotonovela que ilustra la presencia de los 
hidrocarburos en la vida cotidiana y una muestra audiovisual 
del uso racional y eficiente de la energía. Como si todo lo 
anterior fuese poco, para entretenerse hay pantallas táctiles 
con juegos interactivos. 

Certificación de Oficios 
en la Seccional Comahue

La Seccional Comahue del Instituto Argentino del Petróleo 
y el Gas (IAPG), mediante su subcomisión de Calidad, con-
tinúa desarrollando un programa de Certificación de Oficios 
destinado a la industria petrolera regional.

Este programa asegura los conocimientos de las personas 
encargadas de desarrollar las actividades relacionadas con el 
mantenimiento y operación de plantas y campos petroleros.

El primer oficio certificado fue el eléctrico, que se realizó 
en el 2008 con total éxito y que comprendió un piloto de cer-
tificación de 50 oficiales de la especialidad. Una vez superada 
esta etapa, la Universidad Tecnológica Nacional (UTN), conti-
nuó con la certificación del personal de ese rubro.

Para el diseño e implementación del citado programa, 
se contó con la participación de representantes de empresas 
integrantes del IAPG, especialistas de las compañías de los 
diferentes rubros por certificar y profesores de la UTN, quienes 
definieron la matriz del conocimiento del personal operativo, el 
diseño de exámenes teórico-prácticos, la instalación de talle-
res, la logística y los recursos económicos de soporte. 

La UTN fue la encargada de certificar los conocimientos, 
previa evaluación individual y, posteriormente, de entregar los 
respectivos certificados, en el marco del convenio firmado con 
el IAPG. La certificación tiene una validez de dos años, que 
debe ser revalidada.

En 2009, además de certificar al personal del rubro eléc-
trico, se terminó el diseño del programa de oficios de la espe-
cialidad mecánica, luego se sumó en 2011, el nuevo oficio de 
instrumentación, elaborado por los referentes de la especiali-
dad durante 2010.

Por último, este mes de octubre se suma el cuarto oficio: 
Montador de Línea Eléctricas, y con el fin de dar continuidad a 
este programa también se inició el nuevo oficio de Eléctrico de 
Torres, que estará vigente el próximo año.

El equipamiento de los talleres de los oficios implica 
un gran esfuerzo de las compañías mediante la donación o 
compra de los equipos para efectuar las prácticas, también se 
compraron herramientas, instrumentos, mesa de trabajo, arma-
rios, matafuegos, equipos de seguridad, etcétera.

Los postulantes para realizar la certificación, además de 
la entrevista personal, deben pasar un examen teórico de 30 
preguntas y obtener un 70% de aprobación, y no más de un 
módulo con puntaje inferior al 70%. Para el examen práctico, 
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se implementan 3 o 4 casos reales con orden de trabajo. Ade-
más de los conocimientos técnicos, se evalúan aspectos como 
seguridad, calidad, productividad y prolijidad. La aprobación 
de las dos instancias permite al postulante recibir el carnet de 
certificación emitido por la UTN.

Análisis de parafinas 
en la Cuenca Neuquina

Entre otras actividades de la Seccional Comahue, se for-
malizó recientemente una Comisión ad hoc, relativa al análisis 
de la problemática de las parafinas en la Cuenca Neuquina.

De este modo, se determinaron los lineamientos de los 
estudios, comenzando con una caracterización del tipo de pa-
rafina para cada formación de la cuenca. Esto se realizará bajo 
norma y auditado por la Universidad del Comahue.

Finalizado el estudio, se consensuará con la universidad y 
las empresas de servicio la mejor tecnología para tratar cada 
tipo de parafina. 

Asimismo, se definió el listado de ensayos propuesto para 
caracterizar la parafina. 

Se espera aún una respuesta de la universidad para que se 
comuniquen qué ensayos estarían ya en condiciones de reali-
zar y cuáles no. Se charló al mismo tiempo sobre la posibilidad 
de ayudarla para la compra de materiales necesarios por medio 
del IAPG. 

En el caso de los ensayos que la universidad está en con-
diciones de realizar se solicitarán los costos que implicará 
llevarlos a cabo. 

El objetivo de esta etapa es desarrollar un mapa de parafi-
nas en la Cuenca Neuquina para luego establecer las metodo-
logías recomendadas para los distintos tipos de petróleo.

Derecho Ambiental 
en la Seccional Cuyo 

En el marco de las Jornadas de Recuperación Mejorada de 
Petróleo realizadas por el IAPG en la ciudad de Mendoza (en 
trabajo conjunto con la Seccional Cuyo y la Seccional Coma-
hue, ver página 108) del 19 al 21 de septiembre, la Seccional 
Cuyo organizó dos actividades afines. 

La primera fue una serie de conferencias sobre Derecho 
Ambiental para no especialistas, realizadas el 11 y 12 de sep-
tiembre en el Executive Hotel de la ciudad de Mendoza. Allí, 
a cargo del Dr. Horacio Payá, experto en Derecho Ambiental, 
se proporcionó a los participantes conocimientos específicos 
sobre dicho tema en la industria del petróleo y del gas. Las 
conferencias estuvieron dirigidas a técnicos y profesionales de 
la industria.

El programa abarcó una introducción a la cuestión am-
biental, su evolución y principales tendencias mundiales; los 
tratados internacionales de los que la Argentina es parte y el 
Derecho Ambiental argentino propiamente dicho, en cuanto 
a cuestiones jurisdiccionales y de competencia; el reparto de 
competencias entre la Nación y las provincias; las fuentes de 
responsabilidad en materia ambiental; el daño ambiental co-
lectivo; la distinción entre daños individuales y colectivos; la 
responsabilidad por daños a las personas y a las cosas a través 
del ambiente; el régimen legal de los residuos peligrosos; el 
marco legal de la actividad petrolífera y gasífera; entre otros 
temas. No faltaron los aspectos ambientales sobre la produc-
ción de hidrocarburos no convencionales.

Conferencias sobre 
la industria de los 
hidrocarburos en la UNC

La segunda actividad que también la Seccional Cuyo orga-
nizó en el marco de las Jornadas, estuvo destinada a todos los 
alumnos de la Facultad de Ingeniería de la Universidad Nacio-
nal de Cuyo (UNC) de todas las especialidades. Las conferen-
cias se realizaron el día 19 de septiembre en el aula magna de 
la UNC y fueron dictadas por el Lic. Eduardo Mario Barreiro 
y el Ing. Juan José Trigo –presidente del Comité Organizador 
de las Jornadas–; ambos con una prestigiosa trayectoria en la 
industria del petróleo y del gas.

Los expositores se refirieron al petróleo y al gas no conven-
cionales; a la refinación en la Argentina; se impartieron con-
ceptos básicos de recuperación mejorada de petróleo (EOR), 

Grupo montador de líneas eléctricas.
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las perspectivas futuras en la producción de hidrocarburos en 
la Argentina y en cuanto a temas más centrados en los estu-
diantes, se habló de las carreras relacionadas con los hidrocar-
buros y su futuro.

CD de “Rocas Reservorio”
Ante la continua deman-

da que desde su aparición 
ha tenido el libro Rocas 
reservorio de las cuencas 
productivas de la Argentina, 
realizado con motivo del V.° 
Congreso de Exploración y 
Desarrollo de Hidrocarburos 
(Conexplo), en el año 2002, 
el IAPG ha reeditado en for-
mato CD esta publicación.

Se trata del mismo 
contenido, ahora en versión 
digital, de una obra de 
consulta que ha devenido 
en imprescindible para los profesionales de las geociencias 
aplicadas al petróleo y al gas, y que constituye un hito en la 
bibliografía de este Instituto. Editado por el Dr. Mario Schiuma 
y los licenciados en Geología Gerardo Hinterwimmer, Gustavo 
Vergani; en su momento tuvo como objetivo lograr un compen-
dio de todas las rocas reservorio de las cuencas productivas de 
la Argentina, en una integración de la geología de exploración, 
la de desarrollo, y las distintas disciplinas y tecnologías.

Por ello se reunieron los trabajos de geocientíficos que 
operan día tras día con estos reservorios. El resultado de la 
obra de los más de 70 autores invitados está organizado del 
siguiente modo:

• Un conjunto de gráficos que muestra la incorporación de 
reservas por década y el peso relativo de cada cuenca.

• Una introducción por cuenca, que describe la evolución 
de las ideas geológicas y su impacto en los descubri-
mientos.

• El análisis de cada roca reservorio, que, en conjunto, 
totalizan 43 trabajos redactados por los especialistas 
invitados.

Las cuencas analizadas exhaustivamente son: Cuenca Aus-
tral, Cuenca del Golfo San Jorge, Cuenca Neuquina, Cuenca 
Cuyana y Cuenca del Noroeste. 

Para más información, dirigirse al sector Publicaciones 
del IAPG, Maipú 639, Ciudad Autónoma de Buenos Aires, 
comunicarse por teléfono al 5277-4274 o enviar un e-mail a 
publicaciones@iapg.org.ar.

Cursos
OCTUBRE
NACE CIP1 – Inspector de Revestimientos Nivel 1

Instructor: J. A. Padilla 
Fecha: 1 al 6 de octubre. Lugar: Buenos Aires

Introducción a la Industria del Gas
Instructores: C. Casares, J. J. Rodríguez, B. Fernández,  
E. Fernández, O. Montano 
Fecha: 2 al 5 de octubre. Lugar: Buenos Aires

Evaluación de Perfiles de Pozo Entubado
Instructor: A. Khatchikian 
Fecha: 9 al 12 de octubre. Lugar: Buenos Aires

Taller para la Unificación de Criterios para la Evaluación de 
Reservas

Instructor: J. Rosbaco 
Fecha: 15 y 16 de octubre. Lugar: Buenos Aires

Factores Económicos de la Industria del Petróleo
Instructor: A. Cerutti 
Fecha: 17 al 19 de octubre. Lugar: Buenos Aires

Procesamiento de Gas Natural
Instructores: C. Casares, P. Boccardo, P. Albrecht,  
M. Arduino, J. L. Carrone, E. Carrone, M. Esterman 
Fecha: 17 al 19 de octubre. Lugar: Buenos Aires

Project Management Workshop. Oil & Gas
Instructores: N. Polverini y F. Akselrad 
Fecha: 22 al 24 de octubre. Lugar: Buenos Aires

Introducción a la Industria del Petróleo
Instructores: B. Ploszkiewicz, A. Liendo, M. Chimienti,  
P. Subotovsky, A. Cerutti 
Fecha: 29 de octubre al 2 de noviembre. Lugar: Buenos 
Aires

NOVIEMBRE
NACE CP1–Programa de Protección Catódica 1. Ensayista de 
Protección Catódica

Instructores: H. Albaya y G. Soto 
Fecha: 5 al 10 de noviembre. Lugar: Buenos Aires

NACE CP2 – Programa de Protección Catódica 2. Técnico en 
Protección Catódica

Instructores: H. Albaya y G. Soto 
Fecha: 12 al 17 de noviembre. Lugar: Buenos Aires

Ingeniería de Reservorios de Gas
Instructor: J. Rosbaco 
Fecha: 19 al 23 de noviembre. Lugar: Buenos Aires

Taller de Análisis Nodal
Instructores: P. Subotovsky y F. Resio 
Fecha: 27 al 30 de noviembre. Lugar: Buenos Aires

DICIEMBRE
Evaluación de Proyectos 2. Riesgo, Aceleración y Manteni-
miento-Reemplazo

Instructor: J. Rosbaco 
Fecha: 3 al 7 de diciembre. Lugar: Buenos Aires
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Elecciones en el IAPG Houston
El IAPG Houston, basado en Texas, Estados Unidos, realizó 

recientemente sus elecciones anuales, de las que resultó elec-
ta como presidenta la Licenciada en Geología Amalia Olivera-
Riley, además de otros profesionales que fueron elegidos para 
otros cargos.

La ceremonia tuvo lugar el 4 de agosto último en el ya 
tradicional restaurante Uruguayo/Argentino Tango & Malbec, en 
una reunión íntima a la que asistieron los miembros y directo-
res del IAPG Houston.

Allí, el presidente saliente, el Ing. Stanley Little (2011-
2012), hizo un recuento de tareas realizadas y de los planes 
futuros, entre ellos las actividades como los foros y la continui-
dad de las becas. Además, entregó ceremonialmente el mando 
a la nueva dirigente y detalló los demás cargos electos para el 
período 2012-2013:

Presidente:   Amalia Olivera-Riley
Presidente electo:  Tomás Zapata
Vicepresidente:  Joe Amador
Presidente anterior:  Stanley Little
Tesorero:   Alberto Orozco
Secretario:   Tim Samples
Directores:   Francisco Balduzzi,
   Miguel Di Vincenzo
   Juan Martín Bulgheroni
   Jorge Foglietta
   Carlos A. Garibaldi
   Daniel Pintabona
   Lucas Santimoteo
   Nicolas Scalzo
   Scott Stewart
   Daniel A. Trujillo
   José L. Vittor

Nuevo foro
En el marco de las actividades del IAPG Houston, se rea-

lizó recientemente un foro, “Latin America, a Continent on 
Fire-or Under Fire”, impartido por el VP Upstream Research de 
IHS CERA, Bob Fryklund, el 13 de septiembre último.

La charla contó con una concurrencia de más de 60 personas 
de la industria, que siguieron la presentación con mucho interés.

Como se desprende del título de la conferencia, hizo hin-
capié sobre los grandes descubrimientos a nivel mundial de los 
últimos dos años, y en los que América Latina se ubica en los 
lugares más altos: los descubrimientos masivos del pre-salt en 
Brasil, los descubrimientos del Perú, la actividad de Venezuela 
y la nueva senda que atraviesa la Argentina.

Sin embargo, según el experto, la actividad exploratoria 
en América Latina se ha desacelerado recientemente, en par-
te debido al hecho de que el Brasil se ha estado volcando al 
desarrollo; pero también en virtud de otros descubrimientos 
de escala mundial; por ejemplo en África oriental, el margen 
ecuatorial africano, Kurdistán, etcétera.

A pesar de ello, América Latina tiene muchos plays explora-
torios emergentes o en etapa de maduración que son parte del 
interés que concentra los ojos de la comunidad de inversores. 

El próximo foro organizado por el IAPG Houston se realiza-
rá del 5 al 7 de noviembre con el título de “Complex reservoir 
fluids”, y hará foco en todos los nuevos desarrollos de tecnolo-
gía para la gestión de exploración, reservorios y producción de 
EOR/IOR e, incluso, captura de CO2.

Stanley Little, Tim Samples, Tomás Zapata, Amalia Olivera-Riley y 
Joe Amador.
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Aesa 13

Aog 97

Argenta Energía 99

Bolland 75

Buhlmann Argentina 71

Bureau Veritas 61

Compañía Mega 19

Del Plata Ingeniería 47

Devco International 64

Digesto de Hidrocarburos 117

Electrificadora Del Valle 41

Emepa 55

Emerson  49

Enarsa 43

Ensi 39

Foro Iapg 116

Giga 115

Halliburton Argentina 31

Ibc- International Bonded Couriers 114

Iph 81

Jhp International Petroleum Retiro de contratapa

José Nicastro 83

Kamet 21

Lng 2013 89

Lufkin Argentina 51

Marshall Moffat 23

Martelli Abogados 22

Medanito 20

Mole Pigs 58

Nabors International Argentina 37

Norpatagonica Lupatech 12

Pan American Energy Retiro de tapa

Petroconsult 103

Registros de Pozos 110

San Antonio Internacional 63

Schlumberger Argentina 9

Skanska 33

So Energy 29

Techint 59

Tecna 27

Tecpetrol 17

Total 7

Transmerquim Argentina Contratapa

Tubhier 53

V y P Consultores 42 y 115

Wärtsila Argentina 25

World Shale O&G Latin America Summit 111

Zoxi 24

 

Suplemento estadístico

Industrias Epta Contratapa

Ingeniería Sima Retiro de tapa

Texproil Retiro de contratapa  






