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N uevamente tenemos como eje temático de Petrotecnia 
la posibilidad cierta de extraer hidrocarburos de los 
reservorios no convencionales. Desde hace algunos 

años, más precisamente a partir de la publicación de un 
informe del Departamento de Energía de los Estados 
Unidos en el cual se mencionaba a la Argentina como 
uno de los países con mayor potencial para ello, estos 
reservorios se convirtieron en el eje principal del futuro 
desarrollo de la industria.

Además de las formaciones ya conocidas de la Cuenca 
Neuquina, ahora, con la perforación de tres pozos en 
el área D 129, se confirma también la posibilidad de 
explotar estos recursos en la Cuenca del Golfo San Jorge, 
lo que corrobora las previsiones más optimistas. 

Hoy existe un grupo importante de empresas 
productoras que están desarrollando significativos 
proyectos respecto de la explotación de los reservorios 
no convencionales, que implicarán grandes inversiones 
y la aplicación de tecnología moderna que, a su vez, 
significará un importante desafío a largo plazo y, sin 
duda, un paso hacia adelante para una industria ya 
centenaria. 

En este número, hemos querido abarcar varios aspectos que hacen a la 
temática de los reservorios no convencionales. Las notas que publicamos comprenden 
análisis geológicos, tratamiento del agua, disposición de arenas, experiencias en otros 
países, y una nota muy interesante con la opinión de los responsables de algunas de la 
empresas que se encuentran desarrollando proyectos de este tipo. 

Además, con motivo de la realización del Congreso Latinoamericano y del Caribe de 
Perforación, Terminación, Reparación y Servicio de Pozos, del cual haremos la cobertura 
en el próximo número, adelantamos una nota sobre la conferencia del Ing. George 
King referida a la experiencia en la explotación de reservorios no convencionales en 
los Estados Unidos y cómo se puede mejorar sustancialmente la curva de aprendizaje 
cuando toda la industria trabaja en conjunto con un mismo objetivo e intercambiando 
sus propias experiencias. 

En el número anterior, publicamos la primera parte de la nota “El IAPG, su historia 
y su esencia” con motivo del 55.° aniversario del Instituto; en este número, incluimos la 
segunda parte de la nota, en la que hacemos un repaso de su historia, su desarrollo y sus 
logros.

En tanto, mediante la nota “El nuevo canal de Panamá” conoceremos el proyecto 
de modernización que se está llevando a cabo en el canal que permitirá una mayor 
flexibilidad en el comercio internacional de crudo con beneficios muy importantes para 
la región y el área de Asia Pacífico.

Hasta el próximo número.

Ernesto A. López Anadón 



Tema de tapa

No convencionales: la Argentina, un año en el mapa internacional
Por Lic. Eduardo Mario Barreiro y Lic. Guisela Masarik	
Cómo evolucionó la industria en el país tras el anuncio de la EIA, que puso los ojos del 
mundo en sus reservorios shale y tight.

Las facies generadoras de hidrocarburos de la Cuenca Neuquina
Por Dr. Leonardo Legarreta y Lic. Héctor J. Villar
Los conocimientos geológicos y geoquímicos de las rocas madre de la Cuenca 
Neuquina, como contexto y acercamiento a las características de la formación Vaca 
Muerta.

Sobre el hallazgo de Vaca Muerta, su origen y la terminología usada 
incorrectamente
Por Dr. Daniel Robles
Tecnicismos y precisiones sobre la historia del hallazgo y su nomenclatura.

Experiencia en el país: preguntas y respuestas
Expertos y country managers de empresas que operan en la formación Vaca Muerta 
responden sobre sus características desde el punto de vista operativo.

El agua en la explotación de yacimientos no convencionales
Por Ing. Juan Carlos Trombetta
Los correctos tratamientos y usos del agua, uno de los elementos más importantes en el 
desarrollo de los recursos no convencionales.

La arena I
Características del agente de sostén utilizado en reservorios no convencionales
Por Ing. Emmanuel d’Huteau
En este trabajo se describen las características del agente de sostén que se utiliza en la 
fractura hidráulica.

La arena II
“La elección de la arena es una de las decisiones más importantes en la etapa 
exploratoria”
Aunque cada yacimiento de shale es diferente al resto, existen factores comunes con 
áreas operadas en otros países. La experiencia del Lic. Gervasio Barzola en el play Eagle 
Ford Shale (Texas, Estados Unidos).

Lecciones aprendidas en los plays no convencionales norteamericanos: George 
King: “No hay dos yacimientos de shale iguales, ni siquiera dos pozos iguales”
Por Lic. Guisela Masarik
La opinión de uno de los expertos internacionales más reconocidos en el ámbito de los 
recursos no convencionales, las lecciones aprendidas en los Estados Unidos y Canadá desde 
la década de 1980. La importancia del intercambio de información entre empresas.
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N o hace mucho más que un año desde que se anun-
ció que nuestro país tiene un potencial de recursos 
no convencionales –shale oil y shale gas– que lo con-

vertían nada menos que en la tercera posición mundial, 
al decir del Departamento de Estado de la Energía de los 
Estados Unidos (DOE), con 5.760 tcf (trillones de pie cú-
bicos), justo después de los Estados Unidos y China.

Desde entonces, se sucedieron todo tipo de aclaracio-
nes y declaraciones, estudios en profundidad traducidos 
en una gran cantidad de presentaciones y papers –buena 
parte de ellos ya existía–, por parte de expertos locales 
y extranjeros. Como es de esperarse en un desarrollo 
todavía incipiente en el país, aún es temprano para con-
tabilizar resultados. Sin embargo, lo innegable es que en 

Te
m

a 
de

 ta
pa

No convencionales: 
la Argentina, un año 
en el mapa internacional

La evolución de la industria en el país tras el anuncio que puso 
los ojos del mundo en sus reservorios shale y tight.

Por Lic. Eduardo Mario Barreiro y Lic. Guisela Masarik

Gentileza: Platts Cartography. www.Platts.com/MapsandGeospatial.com
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los últimos meses casi la totalidad de las empresas relacio-
nadas con el petróleo y el gas están buscando, cada una 
desde su especialidad, el modo de insertarse en esta nueva 
posibilidad de producción de hidrocarburos.

En efecto, los principales informes técnicos del sec-
tor dan cuenta de manera cotidiana –e in crescendo–, de 
reuniones y acuerdos entre empresas para desarrollar en 
conjunto proyectos shale o tight así como de programas 
de exploración o de nuevos pozos. 

Se han realizado anuncios sobre nuevos y grandes 
yacimientos de esta índole muy recientemente, en la 
Cuenca de Golfo de San Jorge (formación D129) y en la 
Cuenca Neuquina; en el país se realizan cada vez más 
jornadas técnicas o congresos sobre reservorios no con-
vencionales –algo que no existía hasta hace un par de 
años– caso del World-Shale Gas Latin American Summit, 
que copatrocina el IAPG para noviembre próximo y el 
Congreso de Producción del IAPG para mayo del año que 
viene en Rosario.

Es decir, que el desarrollo de proyectos no convencio-
nales ha llegado para quedarse. Los datos de cantidad de 
pozos de exploración o de producción de este tipo de re-
cursos aún no están tan accesibles al público, dado que ha-
bitualmente se encuentran incluidos en los datos totales.

Pero hay un consenso –firme para algunos, digno de 
profundizar para los más escépticos– de que podría re-
presentar un renacer local en la producción de petróleo y 
de gas, y existe una necesidad urgente de agregar nuevas 
reservas que disminuyan los volúmenes de importación; 
aunque recuperar el autoabastecimiento costará varios 
años. Ese fue el objetivo inicial de América del Norte y en 
2013, se apresta a convertirse en exportadora de gas.

Destacables de este año 

Por ahora aquí esto recién comienza. Los puntos por 
analizar en este momento son la conveniencia de perfo-
rar pozos verticales u horizontales para una formación 
como Vaca Muerta; la búsqueda del agente de sostén de 
fracturas (arena y materiales sintéticos); la disponibilidad 
de agua y las normas para su uso, así como el acceso a las 
tecnologías de perforación y completación y un marco de 
seguridad jurídica satisfactorio, tanto a nivel provincial 
como nacional.

También se busca adelantar en el aprendizaje de este 
tipo de desarrollos, para que colaboren en el objetivo de 
paliar el declino de la producción de los yacimientos ma-
duros locales.

De entre las primeras conclusiones que pueden ex-
traerse en este último año de este aprendizaje se destacan:
1)	 Por ahora, ha habido una tendencia a buscar hidro-

carburos tight gas y tight oil más que shale, debido a 
que los hidrocarburos que están en esas zonas tight  
–no en la propia formación donde se generaron, sino 
en el sitio al cual migraron– tienen una mayor per-
meabilidad y esto mejora la producción inicial. Se 
trata de perforaciones que parten con producciones 
iniciales altas, si bien luego descienden rápidamente. 

2)	 El interés, naturalmente, está también centrado en el 
shale oil y el shale gas ya que con toda seguridad hay 
un volumen mucho mayor que en las formaciones 
tight; las zonas shale tienen la ventaja de que el espe-
sor es mayor que en las zonas tight, entonces habría 
muchas más reservas, pero más difíciles, y más caras 
de extraer: deben realizarse fracturas más grandes, en 
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mayor número por pozo y a costos más altos. 
3)	 Según los expertos la formación Vaca Muerta, posi-

blemente contenga hidrocarburos en toda la forma-
ción, pero la clave es detectar los sweet spots. Aún no 
hay métodos desarrollados para identificarlos en esta 
formación y hacia allí están focalizando la atención 
las operadoras. Según estadísticas estadounidenses, 
80% de los pozos por sí mismos no llegan a pagarse, 
mientras que el 20% restante que se encuentran en los 
sweet spots pagan el proyecto total.

4)	 Como se indicó más arriba, no se cuenta aún con 
cifras oficiales disponibles e historia de explotación 
de recursos no convencionales porque el producto de 
la extracción se suma en las estadísticas al de los re-
servorios convencionales. Se cuenta, entonces, con lo 
que anuncian las empresas. Disponer de estos datos es 
fundamental para ayudar a los expertos a disminuir la 
curva de aprendizaje. 

5)	 Es interesante destacar que mientras en los Estados 
Unidos y Canadá se tiende al pozo horizontal, aquí 
por tres razones, la mayoría de las operadoras opta 
por los verticales. Según los expertos, las razones son: 
primero, que el espesor mineralizado es dos o tres 
veces  mayor que en América del Norte, lo cual permi-
te que con un pozo vertical se cubra un volumen de 
formación importante; segundo, que la tecnología de 
perforación horizontal con fracturas múltiples aún no 
es tan usual en la Argentina; y tercero, que las com-
pañías se encuentran en una etapa de delimitación 
de extensiones de este recurso, con lo cual los pozos 
verticales son los indicados.

6)	 No es menor el dato sobre que se han obtenido crudos 
(shale oil) de calidad, de 35° a 45°API.

7)	 Otro hecho destacable es que las compañías interna-
cionales con expertise se están asociando con compa-
ñías locales, aportando las inversiones iniciales que 
les permiten estudiar “lo que hay”. Establecen porcen-
tajes sobre la producción y de este modo, sus gastos 
operativos no son grandes y les da tiempo a preparar 

el terreno para un eventual desembarco mayor, en 
caso de tener éxito.

8)	 Esta estrategia tiene como colateral que, en este mo-
mento, prácticamente todas las empresas de hidrocar-
buros estén estudiando el terreno, cada una desde su 
perspectiva.

9)	 Una afirmación que hacen todos los expertos consul-
tados coincide en los tiempos necesarios para obtener 
resultados. “Estamos seguros de que para obtener gas 
y petróleo que compense el declino natural de los 
yacimientos convencionales, deberemos esperar un 
tiempo”. No antes de los 4 o 5 años, si se da todo en 
forma positiva; en la industria son lapsos esperables 
similares a los de exploración de una cuenca nueva. 

10)	También es relevante el hecho de que en este tiempo 
no sólo se ha hablado de shale y tight: también se han 
dedicado esfuerzos a mejorar la producción de los 
yacimientos convencionales de petróleo y gas, em-
pleando técnicas específicas.

11)	En cuanto a petróleo, con recuperación secundaria y 
terciaria (EOR), el empleo de tecnología ya existente, 
es una alternativa de solución más inmediata. 

La receta de los entendidos suma a todo ello las in-
versiones necesarias, la tecnología adecuada y el marco 
regulatorio medioambiental, para el mejor desarrollo de 
estos recursos no convencionales que parecen inscribir un 
renacer en la industria de los hidrocarburos del país. Sin 
embargo, es imprescindible que se concrete un tema muy 
importante: el intercambio de experiencias entre los téc-
nicos de las empresas productoras y de servicios. Hay que 
tener en cuenta que la industria de producción de petró-
leo y gas no compite en un mercado, todo lo que produce 
se vende. Por lo tanto, la experiencia de un vecino es 
intercambiable con la de otro y así, todos juntos, sabrán 
más, recuperarán más y con menores costos. 

Es fundamental tener presente un paradigma que a 
veces se olvida: de los errores se aprende tanto o más que 
de los aciertos. 
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D urante los últimos años, las rocas madre de hidro-
carburos que cargaron reservorios convencionales 
han pasado a ser también objetivos como roca al-

macén, por lo que, además de los estudios estratigráficos 
y geoquímicos de sus facies generadoras, son necesarios 
trabajos adicionales para conocer la capacidad como nive-
les productores.

Se presenta en esta oportunidad una síntesis sobre los 
conocimientos geológicos y geoquímicos de las rocas 
madre de la Cuenca Neuquina, los cuales fueron elabora-
dos en forma integrada a partir de la iniciativa de Miguel 
A. Uliana, quien tuvo la idea de organizar un simposio 
sobre el tema. Los primeros resultados fueron presenta-
dos durante el IV.° Congreso de Exploración y Desarrollo 
de Hidrocarburos (1999), en el simposio organizado por 
estos autores junto con Guillermo Laffitte, y también 
publicados en Petrotecnia ese mismo año. Posteriormente, 
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Las facies generadoras 
de hidrocarburos 
de la Cuenca Neuquina
Por Dr. Leonardo Legarreta y Lic. Héctor J. Villar

El presente trabajo sintetiza los conocimientos 
geológicos y geoquímicos de las rocas madre 
de la Cuenca Neuquina, que da un contexto y 
permite un acercamiento a las características de 
la formación Vaca Muerta.
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se continuó con el análisis de estas unidades, y varios 
trabajos fueron publicados en congresos nacionales e 
internacionales. Las conceptos y figuras que aquí se inclu-
yen fueron recientemente presentados en la reunión del 
Geoscience Technology Workshop (GTW) organizada por 
la AAPG (junio de 2011) y en la del American Business 
Conference (enero de 2012), ambos eventos realizados en 
la ciudad de Buenos Aires.

	
Rocas generadoras de la Cuenca 
Neuquina

Hasta la fecha se han documentado cinco intervalos 
ricos en materia orgánica que han generado y cargado 
reservorios con producción comercial. Para cada uno 
se ilustra su distribución dentro de la cuenca, espesor, 
contenido de materia orgánica (COT%), tipo y calidad 
del querógeno y nivel de madurez térmica actual. La in-
formación que aquí se presenta resulta de la recopilación 
de datos aportados por diferentes investigadores durante 
los últimos 15 años. Para todos aquellos que desean ob-
tener información más detallada, en la web del IAPG se 
encuentra subida una lista bibliográfica extensa. Por el 
contrario, datos tales como composición mineralógica, 
porosidad, permeabilidad, características mecánicas, con-
tenido de fluidos, capacidad de absorción y otros paráme-
tros necesarios para evaluar el potencial como reservorios 

no convencionales no se incluyen en este trabajo dado 
que hasta la fecha no han sido dados a conocer.

El nivel generador más antiguo corresponde a facies 
lacustres que informalmente se conoce como “Pre-Cuyo” 
(Triásico Superior ?-Jurásico Inferior) y luego cuatro ni-
veles de lutitas oscuras acumuladas en ambiente marino 
bajo condiciones restringidas que se las conoce como 
formación Los Molles (Jurásico Inferior), formación Vaca 
Muerta (Jurásico Superior), formación Agrio Inferior y, 
por último, la formación Agrio Superior (Hauteriviano). 
Sus posiciones estratigráficas y distribución en la cuenca 
se ilustran en la figura 1. Las facies generadoras del “Pre-
Cuyo” muestran escasa distribución areal asociadas con 
hemigrábenes aislados, mientras que las vinculadas con 
las formaciones Los Molles y Vaca Muerta son las que 
cubren la mayor extensión. Los niveles generadores de 
la formación Agrio (Inferior y Superior) están más desa-
rrollados en el noroeste del Neuquén y sur de Mendoza 
(figura 1). De acuerdo con su distribución, estas unidades 
permanecen poco afectadas por deformación en el am-
biente del Engolfamiento mientras que en la zona de la 
Dorsal de Huincul y en la faja plegada occidental, partici-
pan en estructuras que involucran bloques de basamento 
o constituyen un elemento clave de la deformación de 
piel delgada al formar parte de los niveles de despegue.

La posición estratigráfica de las rocas madre, su rela-
ción con los reservorios convencionales, sellos y el nivel 
de maduración térmica regional son ilustrados en la 

Figura 1. Carta cronoestratigráfica generalizada para la Cuenca Neuquina con la ubicación estratigráfica de las rocas madre. A la derecha, mapa 
que muestra la distribución de cada roca madre, los principales ejes estructurales y los yacimientos de petróleo y gas.
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figura 2. Dada su ubicación dentro de la columna estra-
tigráfica, la formación Los Molles es la que se encuentra 
hoy en día más afectada por un alto nivel de madurez. 
Posiblemente, de existir rocas generadoras dentro de he-

migrábenes del Triásico-Jurásico en posiciones internas y 
profundas de la cuenca, su madurez térmica sería mucho 
mayor de lo que se conoce actualmente. Por otro lado, 
como consecuencia de que los niveles ricos en materia or-

Figura 3. Distribución y principales facies que rellenan los depocentros del denominado “Pre-Cuyo” y corte estructural que ilustra la posición de 
los hemigrábenes tectónicamente invertidos. 

Figura 2. Corte estratigráfico esquemático que ilustra la distribución de facies generadoras, reservorios y sellos. Además, el nivel regional de 
maduración y las posibles relaciones entre los hidrocarburos generados por cada roca madre y los reservorios productivos. 
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gánica de la formación Agrio se encuentran desarrollados 
en el noroeste de la provincia del Neuquén, quedan invo-
lucrados con la faja plegada y gran parte de ellos resultan 
expuestos, o bien, eliminados por erosión posterior al 
ascenso tectónico de esta faja occidental (figuras 1 y 2). 

“Pre-Cuyo” (Triásico Superior? - 
Jurásico Inferior)

La distribución y características de la sucesión cono-
cida como “Pre-Cuyo” se basan en afloramientos, pozos 
y líneas sísmicas. No obstante, en varios sectores de la 
cuenca sólo se puede detectar su presencia por medio de 
información sísmica sin que hasta ahora se conozcan las 
características de su relleno. De todos ellos, en Palauco, 
Granito Negro, Estancia Vieja, Loma Negra y China 
Muerta, se ha confirmado la presencia de lutitas oscuras 
lacustres y, salvo el último de los mencionados, todos 
tienen producción comercial de hidrocarburos generados 
a partir de esas rocas madre (figura 3).

La facies rica en materia orgánica se acumuló en lagos 
profundos, y condiciones de fondo restringidas, locali-
zados dentro de hemigrábenes extensionales arealmente 
limitados, desarrollados durante el Triásico Tardío y el 
Jurásico Temprano. Además de las facies finas, el relleno 
de estos depocentros se caracteriza por una espesa suce-
sión de flujos volcánicos, ignimbritas, piroclásticos y clás-
ticos. Localmente, se han detectado también evaporitas 
y carbonatos. La composición de las facies cambia de un 
hemigraben a otro e internamente muestra alta heteroge-
neidad lateral. El espesor puede variar de escasas decenas 
de metros hasta más de 1.000 m.

En el extremo suroriental del Engolfamiento 
Neuquino, esta sucesión es conocida como formación 
Puesto Kauffman. Los hemigrábenes de Estancia Vieja 
y Loma Negra fueron tectónicamente invertidos y son 
productores de petróleo (figura 4). La acumulación de las 

lutitas generadoras tuvo lugar en cuerpos de agua lacustre 
salino-carbonática bajo condiciones de clima semiárido 
(Estancia Vieja), o bien de agua dulce a salobre (Loma 
Negra). Al sur de Mendoza, en la estructura de Palauco 
(figura 5), también resultante de inversión tectónica, nu-
merosos pozos han penetrado y producen hidrocarburos 
generados a partir de facies lacustres con alto contenido 
de materia orgánica y que están en un nivel de madura-
ción dentro de la ventana de petróleo. Más al Sur, dentro 
del hemigraben de Granito Negro, se ha detectado petró-
leo generado a partir de facies lacustres ricas en materia 
orgánica, intercaladas con flujos lávicos y capas volcani-
clásticas (figura 5). 

Las facies lacustres conocidas del “Pre-Cuyo” presen-
tan, en general, alto contenido de materia orgánica que 
oscila entre 2% y 11% de COT y se las califica como rocas 
madre de hidrocarburos de alta calidad, con valores de ín-
dice de hidrógeno que pueden llegar a 900 mg HC/g COT 
(figura 6). Contienen querógeno de tipo I a I/III, proclive 
a generar hidrocarburos líquidos, con predominio de 
material amorfo, presencia ocasional de algas coloniales 
del tipo Botryococcus (Loma Negra) y restos variables, en 
general subordinados, de vegetales terrestres. Los datos 
disponibles indican que el nivel de maduración térmica 
de esta facies generadora se encuentra dentro de la ven-
tana de petróleo; no obstante, hemigrábenes que se en-
cuentran bajo mayor soterramiento, o bien, en posiciones 
más profundas dentro de los ya conocidos, podrían estar 
afectados por una madurez mayor (figura 7).

Formación Los Molles (Jurásico Inferior -
Medio)

A partir del Jurásico Temprano, gran parte de la cuenca 
fue inundada por aguas oceánicas a través del borde de 
la placa Pacífico que trajo aparejada la implantación de 

Figura 4. Corte estructural, línea sísmica y mapa de espesor de los hemigrábenes de Estancia Vieja y Loma Negra.
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Figura 5. Corte estructural que ilustra la ubicación del depocentro y yacimiento de Palauco (arriba) y línea sísmica que muestra las características 
del hemigraben de Granito Negro en el extremo sur de Mendoza (abajo).
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condiciones marinas de aguas relativamente profundas y 
fondos moderadamente reductores a disóxicos donde se 
acumuló una potente sucesión de lutitas oscuras ricas en 
materia orgánica (figura 8). Estas lutitas están lateralmente 
relacionadas con facies deltaicas y fluviales y, localmente, 
con depósitos clásticos gruesos de aguas profundas que en 
conjunto conforman el denominado Grupo Cuyo. 

Este intervalo generador cambia lateralmente tanto de 
espesor, desde decenas de metros hasta más de 800, como 
también en sus características litológicas y geoquímicas, lo 
cual es particularmente notorio en el ambiente de la Dorsal 
de Huincul (figura 9). La sísmica 3D y numerosos pozos 
muestran cómo esta unidad está afectada por la topografía 
del sustrato, de manera que pueden detectarse zonas espe-
sas en coincidencia con antiguos hemigrábenes, muy cer-

canas a otras posiciones donde la columna es más delgada 
o condensada. La fuerte heterogeneidad de la topografía 
submarina tuvo efecto sobre la dispersión de los flujos clás-
ticos, el movimiento de las corrientes y sobre las condicio-
nes del fondo, de manera que es de esperar que dentro de 
la unidad identificada como formación Los Molles existan 
cuerpos donde el contenido y características de la materia 
orgánica presenten cambios de importancia. De la misma 
forma, la evolución tectono-sedimentaria de este sector de 
la cuenca, además de haber controlado la distribución de 
facies, jugó un papel clave en las historia de maduración 
de la facies generadora (figura 10). 

La roca madre de Los Molles presenta un contenido de 
materia orgánica que oscila entre 1% y 5%. Localmente 
puede alcanzar hasta 9%. Dado el nivel de alta madurez 

Figura 6. Ubicación cronoestratigráfica y características de la roca generadora del “Pre-Cuyo”.
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térmica, se asume que los valores originales de COT de-
bieron ser, de manera generalizada, mucho más altos. Se 
caracteriza por un tipo de querógeno II-III con material 
algáceo-amorfo y variable participación de elementos 
terrestres (figura 11), con capacidad de generación de 
petróleo parafínico liviano y condensado. No obstante, 

el gas es el principal hidrocarburo generado, dado que 
gran parte de esta roca madre se encuentra afectada por 
un elevado estrés térmico, más allá de una faja delgada 
circundante que permanece dentro de la ventana de pe-
tróleo (figura 12). A lo largo de la Dorsal de Huincul, la 
presencia de depocentros aislados y altofondos y su pos-

Figura 8. Mapa paleogeográfico de la sección basal del Grupo Cuyo, posición de la formación Los Molles en corte estructural entre yacimiento El 
Sauce (SO) y Blanco de los Olivos (NE). Línea sísmica que ilustra la ubicación de la formación Los Molles.

Figura 7. Tasa de transformación y nivel de maduración de la roca generadora del “Pre-Cuyo”.
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terior evolución afectaron el nivel de maduración térmica 
y el tipo de hidrocarburos generados, los cuales muestran 
fuertes variaciones laterales en corta distancia. Sobre el 
flanco oriental de la cuenca, la información de dominio 
público es escasa como para efectuar un análisis detalla-
do. Por otro lado, a lo largo de la faja plegada occidental, 
esta unidad estuvo soterrada a gran profundidad, invo-
lucrada dentro de una deformación estructural relativa-
mente compleja y afectada por la presencia de numerosos 
cuerpos intrusivos mayormente terciarios (stocks, filones 
capa y diques).

Formación Vaca Muerta o 
“Margas Bituminosas” (Jurásico Superior)

Durante el Jurásico Superior tuvo lugar una marcada 
inundación marina que mantuvo gran parte de la cuenca 
de trasarco del Neuquén bajo condiciones hambrientas y 
de fondo restringido y anóxico, favorables para la acumu-
lación y preservación orgánica. Las primeras secuencias 
depositacionales desarrollaron sus facies de litorales y de 
plataforma circunscriptas a una faja relativamente angos-
ta, mientras que en un extenso interior de cuenca se acu-

Figura 9. Mapa de espesor de la formación Los Molles y línea sísmica y corte estructural a lo largo de la zona de la Dorsal de Huincul, que muestra 
la complejidad de la geometría del sustrato y las facies marinas del Grupo Cuyo y de sus facies generadoras (formación Los Molles).

Figura 10. Mapa de espesor de la formación Los Molles y corte estratigráfico en zona de Dorsal que ilustra las fuertes variaciones de espesor, facies 
y maduración térmica.
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mularon secciones de lutitas más delgadas y condensadas 
de alto contenido orgánico (figura 13). Este contexto 
sedimentario perduró por alrededor de 2 millones de años 
(Zonas de mendozanus, zittelli y proximus) que dio lugar 
a la generación de un intervalo basal de elevada rique-
za en todo el ámbito del denominado Engolfamiento 
Neuquino, con espesores que oscilan entre 50 y 100 me-
tros. Con la evolución general progradante de las secuen-
cias del Tithoniano-Valanginiano Inferior, hubo arribo 
de mayor volumen clástico hacia el interior de la cuenca 
que tuvo efecto de dilución del contenido orgánico areal 
(figura 14). No obstante, durante eventos de inundación 
importantes, mayormente asociados con los sistemas 
transgresivos dentro de cada secuencia, hubo desarrollo 
de otros intervalos potencialmente generadores, pero 

con diferente distribución. De la misma forma que para 
la formación Los Molles la topografía del sustrato tuvo 
influencia sobre la distribución de las facies organógenas, 
durante la acumulación de las primeras secuencias de la 
formación Vaca Muerta, la presencia del eje de Chihuidos 
y del tren estructural de la Dorsal de Huincul dejaron su 
impronta para los niveles basales de esta entidad (figura 
15). Las características del aporte sedimentario y sus va-
riaciones laterales a lo largo de los flancos de la cuenca 
afectaron los componentes mineralógicos de las lutitas 
de la formación Vaca Muerta. Este fenómeno queda más 
remarcado con la aparición de paquetes de arenas interes-
tratificados entre las facies generadoras (sector suroeste). 
En otras posiciones pueden intercalar secciones relativa-
mente espesas, muy ricas en material carbonático (flanco 

Figura 11. Ubicación cronoestratigráfica y características de la roca generadora de la formación Los Molles.

Figura 12. Evolución en el tiempo de la tasa de transformación y mapa de maduración actual de la formación Los Molles.
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norte de la Dorsal). 
Las facies generadoras de esta unidad presentan un 

espesor que oscila entre 25 y 400 metros, con valores de 

COT entre 3% y 8% y picos de hasta 10-12%. Se trata de 
un querógeno amorfo marino del tipo I-II vinculado con 
contribución algal y participación muy escasa a nula de 

Figura 14. Corte estratigráfico que muestra la arquitectura interna de las secuencias depositacionales desarrolladas entre el Tithoniano y el 
Valanginiano, indicando el desarrollo de la formación Vaca Muerta en posiciones de interior de cuenca. Dos pozos muestran la respuesta eléctrica 
de la formación Vaca Muerta y las variaciones verticales del contenido de materia orgánica. Abajo derecha, mapa del espesor de la roca generadora.

Figura 13. Mapa de facies de las secuencias basales que contienen los niveles más ricos en materia orgánica de la formación Vaca Muerta, su 
ubicación en corte estructural regional (SO-NE) y vista de afloramiento en el sur de Mendoza donde la unidad generadora muestra un importante 
espesor.
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elementos terrestres. Presenta un potencial generador 
excelente para hidrocarburos líquidos, dados los índices 
de hidrógeno y oxígeno (figura 16) y, de hecho, la forma-
ción Vaca Muerta resulta ser la principal generadora de 
hidrocarburos de la cuenca, ya sea petróleo, condensado 
o gas, a partir de una cocina localizada en las posiciones 

profundas, como es el caso del eje del Engolfamiento 
Neuquino y, tempranamente, en la evolución térmica de 
la entidad a lo largo de la faja plegada (figura 17).

De la misma forma que se han podido reconocer varia-
ciones laterales de facies a lo largo de la cuenca, también 
se han detectado cuatro facies orgánicas principales de 

Figura 15. Corte estratigráfico y línea sísmica que ilustra la variación de espesor de las secuencias sobre el eje de la estructura de Chihuido y su 
posible influencia en la generación de condiciones restringidas en la zona del Engolfamiento (NE). La presencia de la Dorsal de Huincul favoreció 
la generación de condiciones euxínicas al sur de este elemento estructural (PL) con acumulación de materia orgánica rica en azufre.

Figura 16. Ubicación cronoestratigráfica y características de la roca generadora de la formación Vaca Muerta.
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acuerdo con las características de los petróleos generados 
(figura 18). En el sur de Mendoza (Malargüe), los petró-
leos pueden asociarse con una facies orgánica arcillosa-
carbonática, los cuales aparecen también en el sector de 
la plataforma nororiental Neuquén-La Pampa, pero con 

petróleos de características intermedias entre este am-
biente y el Engolfamiento, donde los petróleos de alta 
madurez se vincularían con facies esencialmente lutíticas. 
El sector denominado Al Sur de la Dorsal generó petró-
leos de madurez térmica baja a moderada asociados a la 

Figura 17. Evolución en el tiempo de la tasa de transformación y mapa de maduración actual de la formación Vaca Muerta.

Figura 18. Características de los petróleos y su relación con las rocas generadoras (Puesto Kauffman está referido al “Pre-Cuyo” de Loma Negra).
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implantación de condiciones muy restringidas (euxínicas) 
que dieron lugar a la acumulación de niveles de queróge-
nos ricos en azufre. 

Formación Agrio Inferior y Superior 
(Hauteriviano)

En el Valanginiano Superior-Hauteriviano (formación 
Agrio Inferior), tuvo lugar en la cuenca una rápida y 
extendida inundación marina, de tal forma que gran-
des extensiones del ambiente de plataforma precedente 

quedaron prácticamente ahogadas con inhibición del 
suministro clástico hacia el interior de la cuenca, donde 
se establecieron condiciones anóxicas propicias para la 
acumulación y preservación de la materia orgánica (fi-
gura 19). Un evento similar tuvo lugar con posterioridad 
a la desecación de la cuenca (Miembro Avilé), con lo 
cual se acumuló otra sección de facies generadoras en el 
Hauteriviano Inferior (formación Agrio Superior).

La facies lutítica-margosa de la formación Agrio Inferior 
puede alcanzar los 400 metros de espesor en el oeste del 
Neuquén, mientras que la correspondiente a la formación 
Agrio Superior no superaría los 100 metros de potencia (fi-

Figura 19. Mapas de facies y de espesor de roca generadora de la formación Agrio Inferior y Superior.

Figura 20. Ubicación cronoestratigráfica y características de la roca generadora de la formación Agrio Inferior y Superior.
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Figura 21. Evolución en el tiempo de la tasa de transformación y mapa de maduración actual de la formación Agrio.

Figura 22. Distribución de las zonas en fase de madurez térmica para petróleo y para gas de cada una de las rocas madre.
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gura 19). En ambos casos, estos niveles presentan valores 
promedio entre 2% y 3%, con valores máximos de hasta 5% 
COT, y un querógeno tipo II/II-III con dominio neto del ma-
terial algal-amorfo y aporte terrígeno minoritario (figura 20).

Ambos intervalos alcanzaron suficiente madurez tér-
mica en el noroeste del Neuquén y sur de Mendoza, go-
bernada por la carga sedimentaria del Cretácico Superior-
Terciario combinada, además, con la sobrecarga tectónica 
suministrada por la faja plegada (figura 21). Estas unida-
des generaron hidrocarburos en el noroeste del Neuquén 
y dentro del ambiente surmendocino de la cuenca. 

Distribución de zonas propensas a 
producir petróleo y gas no convencional

Se describen aquí las zonas que pueden llegar a ser 
productoras no convencionales de petróleo y gas sobre la 
base de las características geoquímicas y del grado de ma-
duración observado para cada nivel generador (figura 22).

Zonas para petróleo. Para el denominado “Pre-
Cuyo”, las facies de interés se encuentran circunscriptas a 
depocentros aislados y presentan fuertes variaciones del 
espesor y de las propiedades de las facies orgánicas. Hasta 
la fecha se han verificado que éstas se encuentran dentro 
de la ventana de generación de hidrocarburos líquidos y 
a una profundidad que varía entre los 2.100 y 4.000 me-
tros. No se descarta que puedan detectarse otros hemigrá-
benes con nivel de maduración más alto o dentro de los 
conocidos, pero a mayor profundidad.

En cuanto a la formación Los Molles, en el ámbito de 
la Dorsal de Huincul, las facies ricas en materia orgánica 

y el nivel de maduración varían de ventana de petróleo 
o gas acorde a su desarrollo temprano dentro de los he-
migrábenes y a su evolución tectónica. En general se en-
cuentran a una profundidad entre 2.100 y 3.500 metros. 
En el sector nororiental de la cuenca, la faja que se ubica 
dentro de la ventana de petróleo pareciera ser relativa-
mente delgada y su ubicación no es conocida en su totali-
dad, dada la escasez de datos publicados (figura 22). 

La formación Vaca Muerta muestra una mayor distribu-
ción areal de sus niveles ubicados dentro de la ventana de 
petróleo y cubren el flanco sur y norte del tren estructural de 
la Dorsal de Huincul y parte de los flancos del denominado 
Engolfamiento Neuquino (figura 22). En el sur de Mendoza, 
la parte oriental de la faja plegada presenta a las lutitas gene-
radoras de Vaca Muerta en un nivel de maduración de petró-
leo. La unidad se encuentra dentro de estos parámetros hasta 
una profundidad aproximada de 3.200 metros.

En el noroeste del Neuquén, las facies generadoras de la 
formación Agrio Inferior y Superior se posicionan dentro 
de la ventana de petróleo (figura 22). Estas unidades se 
encuentran ya sea involucradas en la faja plegada occiden-
tal, o bien están preservadas en zonas estructuralmente 
complejas y relativamente profundas, y permanecen a 
resguardo de la erosión en algunos sinclinales (figuras 21 y 
22). En este sector de la cuenca debe tenerse en cuenta la 
presencia de los intrusivos terciarios (filones capa, diques 
y pequeños stocks) que afectan a esta y a otras unidades.

Zonas para gas. Las facies generadoras de la forma-
ción Los Molles dentro de la ventana de gas presentan 
gran distribución areal en la cuenca, pero en su mayor 
parte están ubicadas a profundidades que oscilan entre 
3.500 y 5.500 metros. En la faja plegada del oeste están 

Figura 23. Gráfico que ilustra las áreas de acumulación (preservadas), espesores y contenido de carbono orgánico total (COT) de las rocas 
generadoras de las cuencas petrolíferas de la Argentina.
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involucradas en el núcleo de las estructuras complejas 
y, además, están afectadas por intrusivos mayormente 
terciarios.

Las lutitas de la formación Vaca Muerta presentan 
nivel de madurez para gas y condensado en el sector 
occidental de la cuenca y en la parte más profunda del 
Engolfamieno (figura 22). En la faja plegada del oeste del 
Neuquén y del sur de Mendoza, estas facies están presen-
tes dentro de estructuras complejas y es de notar que mu-
chas de ellas tienen sus niveles de despegue dentro mis-
mo de la formación Vaca Muerta. Al igual que en las otras 
entidades, en el sector occidental es común la presencia 
de intrusivos terciarios. De hecho, en el sector surmendo-
cino de la cuenca, los intrusivos dentro de las facies gene-
radoras constituyen uno de los principales reservorios.

Comparación con otras 
cuencas petrolíferas de la Argentina

Para poder hacer una comparación de las rocas madre 
de la Cuenca Neuquina con los niveles generadores de 
otras cuencas, se han realizado gráficos que permiten ad-
vertir importantes diferencias. En la figura 23 se represen-
tan con barras las áreas donde las unidades generadoras 
se han acumulado y preservado, incluyendo su espesor 
máximo conocido; el ancho de las barras es proporcio-
nal al contenido de materia orgánica expresado como 
COT%. En la Cuenca del Golfo San Jorge, los dos niveles 
generadores presentan espesores muy importantes, pero 

la extensión areal involucrada y el contenido de materia 
orgánica resultan relativamente más bajos que el de las 
rocas madre desarrolladas dentro de la Cuenca Neuquina. 
En la Cuenca Austral, las lutitas marinas del Cretácico 
Inferior presentan gran distribución areal, pero su espesor 
y contenido de materia orgánica son de menor significa-
do comparadas con las de Cuenca Neuquina.

Una forma de ver indirectamente la capacidad de gene-
ración de hidrocarburos es mediante una comparación de 
la masa de carbono orgánico de cada roca madre, (figura 
24). En este caso se visualiza rápidamente a la Cuenca 
Neuquina como la de mayor importancia. Sin embargo, 
cuando se observan los valores de EUR, la Cuenca del 
Golfo San Jorge presenta valores más altos a pesar de que 
arealmente cubre una superficie mucho menor. Varias 
explicaciones pueden plantearse al respecto y varias cau-
sas fueron formuladas en oportunidad de efectuarse el 
balance de masa para calcular el índice de Eficiencia de 
Generación-Acumulación (GAE) de los sistemas generado-
res de Cuenca Neuquina. Una primera posibilidad es que la 
mayor parte de los hidrocarburos se haya perdido, tal vez, 
por problemas de timing entre la generación-expulsión y 
disponibilidad de trampas. Una explicación alternativa im-
plicaría que un gran volumen de los hidrocarburos no ha 
sido expulsado y permanece retenido dentro de las rocas 
generadoras, punto clave para la exploración y desarrollo 
de recursos no convencionales en la Cuenca Neuquina.

Finalmente, se ha preparado un gráfico (figura 25) 
donde se presentan los mapas de cada cuenca con la dis-
tribución areal de las rocas generadoras y sus rangos de 

Figura 24. Mapas que ilustran el nivel de maduración térmica de cada roca madre de las cuencas petrolíferas de la Argentina y gráfico que indica 
masa orgánica total de cada roca madre de las cuencas petrolíferas de la Argentina. Se incluyen los valores aproximados de los EUR de petróleo y 
gas de cada cuenca.
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madurez térmica. El rango de profundidades aproximadas 
en las que se encuentran las rocas generadoras dentro de 
las ventanas de generación de petróleo y de gas se mues-
tra con diagrama de barras. También se incluyen los valo-
res de COT, representados por el ancho de las barras, y los 
espesores de estas unidades. Sobre la base del conjunto 
de datos, más las características de las rocas madre, la 
Cuenca Neuquina, en especial la formación Vaca Muerta, 
muestra las condiciones más favorables desde un punto 
de vista de recursos no convencionales para petróleo. 
Como ya se mencionara, otros elementos críticos deben 
ser estudiados y evaluados para validar este objetivo, pero 
ello no está dentro del alcance de este trabajo.
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“Vaca muerta” es el nombre de dos palabras que úl-
timamente parece haberse puesto de moda debido a los 
cálculos de reservas y exitosos métodos no convenciona-
les de extracción de hidrocarburos que los medios han 
divulgado de manera profusa.

En ellos, a menudo se incurre en el error de decir que 
es un yacimiento. Pero Vaca Muerta no es un yacimiento, 
es una formación sedimentaria depositada en un mar de 
edad jurásica, en la Cuenca Neuquina.

Fue denominada con ese curioso nombre en 1931 por 
el estadounidense Charles Edwin Weaver (1880-1958), 
doctor en Geología y Paleontología, que la encontró aflo-
rando en toda la sierra de Vaca Muerta.
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Algunos tecnicismos sobre la historia del 
hallazgo y su nomenclatura.

Primeros hallazgos en Neuquén y estudios de Pablo Groeber.
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Años más tarde, en 1946, el Dr. Pablo Groeber (nacido 
en la Estrasburgo temporalmente alemana, 1885-1964) 
coincidió con Weaver en la importancia de esta forma-
ción, cuando realizaba el levantamiento geológico de la 
región noroccidental de Zapala y comprobó que todos los 
fósiles (ammonites) que se hallaban en las sedimentitas de 
la formación Vaca Muerta eran de edad jurásica.

Esta formación está constituida por sedimentitas 
denominadas margas bituminosas, debido a su alto con-
tenido de materia orgánica. Corresponden a sedimentos 
marinos de baja energía, depositados en condiciones de 
fondo altamente reductoras. Es normal, cuando se realiza 
el control geológico de un pozo, que al entrar en la for-
mación Vaca Muerta, se retire 
un fragmento de cutting y se 
lo exponga a la llama de un 
mechero: inmediatamente 
arderá con una llama rojiza, 
signo de su contenido y ri-
queza de materia orgánica.

Continuando con el 
levantamiento geológico, 
tanto Weaver como Groeber 
comprobaron que al ir hacia 
el Norte, pasaba en solu-
ción de continuidad –o sea, 
sin mediar discordancia– a 
mayor presencia de arcilitas 
y margas bituminosas, con 
similares características a las 
anteriores, pero con fósiles 
(ammonites) de edad cretá-
cica. Esa nueva unidad sedi-
mentaria fue denominada 
por Weaver, en 1931, Forma-
ción Quintuco. 

Así se logró establecer el 
límite jurásico-cretácico en la 
columna sedimentaria de la 
Cuenca Neuquina. Hasta la 
formación Vaca Muerta, las 
sedimentitas son del Jurásico, 
y con la formación Quintuco 
comienza la depositación del 
Cretácico.

Estas formaciones se de-
sarrollan en el subsuelo de 
la cuenca hacia el Este, la 
formación Quintuco cambia 
a litologías compuestas por 
calizas y más al Este, pasa 
lateralmente a la formación 
Loma Montosa, con arenis-
cas calcáreas y conglomeras 
(en el subsuelo de la zona 
Catriel) y, por último, en la 
zona próxima al borde de la 
cuenca Occidental, se iden-
tifican como arcilitas rojizas 
continentales de la forma-
ción Puesto González.

Mientras que la formación 

Vaca Muerta mantiene sus características litológicas de ro-
cas sedimentarias (margas bituminosas) desde la sierra del 
mismo nombre, hasta acuñarse lateralmente en el subsuelo, 
aproximadamente en el centro de la cuenca y al sudeste de 
Catriel. En gran parte de esta gran extensión del subsuelo, 
donde se desarrolla la formación Vaca Muerta, es factible 
desarrollar la técnica de extracción de shale gas y shale oil.

En suma, deberá llamarse “yacimiento” a cada tram-
pa, estratigráfica, estructural o combinada, que llevará el 
nombre y la sigla de pozo, de acuerdo con la Resolución 
1040/09 sobre nomenclatura de pozos.

Otro detalle interesante es que frecuentemente los 
geólogos e ingenieros de idioma inglés llaman a la litolo-
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Gráfico 1. Columna estratigráfica de la Cuenca Neuquina en el Jurásico superior a Cretácico. Escala en 
millones de años tomado de Aguirre Urreta et ál., 2008, modificado de Ogg et ál., 2004. 
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gía de la formación Vaca Muerta como “esquistos”. 
En realidad, aquí vuelve a surgir un desencuentro 

idiomático. Las rocas se clasifican en cuatro grupos con 
características propias: ígneas, sedimentarias, metamórfi-
cas y piroclásticas.

Las sedimentarias tienen sus planos de estratificación 
sin alterar térmicamente, mientras que las metamórficas, 
al haber estado sometidas a un intenso calor, adquieren 
la característica física donde los planos de estratificación 
pasan a denominarse esquistosidad. Un ejemplo cotidiano 
de ello son las lajas de pizarra para techo. 

Sin embargo, ello no quita, que por comentarios persona-
les de técnicos del Servicio Geológico de los Estados Unidos, 
en América del Norte, existan algunos yacimientos cuyos hi-
drocarburos provienen de niveles que poseen esquistosidad. 
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Gráfico 2. a: Mapa de ubicación de la Cuenca Neuquina. b: Mapa 
paleogeográfico para el Tithoniano tardío (de Legarreta y Uliana, 1996).

Gráfico 3. Corte sur a norte de la Cuenca Neuquina, donde se indica la sección sedimentaria, en la cual se podría realizar explotación de tipo no 
convencional.
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Daniel De Nigris, gerente general 
de ExxonMobil Exploration Argentina

¿Por qué Vaca Muerta es un proyecto tan importante?
El proyecto Vaca Muerta presenta una oportunidad 

muy importante para la Argentina, principalmente porque 
es un área que tiene un nivel de potencial de escala a nivel 
global, el desarrollo de la formación es muy importante 
tanto verticalmente, en espesor, como en continuidad 
lateral en desarrollo areal. Asimismo, se encuentra en un 
lugar geográfico muy favorable para su desarrollo como 
es la provincia del Neuquén, con historia y tradición pe-
troleras, recursos humanos capacitados, infraestructura 
disponible y un mercado nacional que tiene el potencial 
de llegar al autoabastecimiento, y, eventualmente, con-
vertir a la Argentina en un mercado exportador. Otro 

aspecto muy importante está relacionado a los beneficios 
potenciales que podría traer su desarrollo en gran escala, 
en cuanto a generación de empleo local, y la expansión de 
la economía y del desarrollo industrial y de servicios.

¿Cuáles son los principales cuellos de botella que 
tiene la actividad para desarrollar proyectos shale en 
la Argentina?

Desde el punto de vista operativo, la logística es de 
una escala muy importante, con lo cual habrá que ir di-
mensionando todos los eslabones del proceso en forma 
adecuada, desde el transporte, las compañías de servicio, 
perforadoras, los caminos y rutas que permitan el caudal 
de transporte necesario para la actividad y, por último, 
tener también en cuenta la secuencia natural de impor-
taciones de equipos necesarios para las operaciones, o la 
posibilidad de su desarrollo local.

Adicionalmente, y en un marco más general, los re-
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Experiencia en el país: 
preguntas y respuestas
Cuatro expertos de distintas empresas y diferente nivel de experiencia en la formación 
Vaca Muerta responden sobre sus características desde el punto de vista operativo, 
y sus diferencias con los plays norteamericanos.

Gentileza: Reuters
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cursos no convencionales, a diferencia de los convencio-
nales, tienen características de largo plazo de desarrollo 
e inversión continua en la modalidad de perforación 
permanente, que se facilitan a través de términos y condi-
ciones adecuadas a ese horizonte de inversión.

¿Cuáles son las características principales que 
diferencian la explotación de proyectos shale en la 
Argentina comparada con la de los proyectos de los 
Estados Unidos?

El desarrollo de los proyectos no convencionales en 
los Estados Unidos requirió inicialmente mucho tiempo 
hasta lograr una eficiente combinación de perforación 
horizontal y estimulación hidráulica. Paralelamente, se 
pusieron en vigencia condiciones impositivas favorables 
para ese desarrollo, que aceleraron las inversiones masi-
vas necesarias y luego la producción a gran escala, con 
perforación de miles de pozos. Evidentemente estamos 
en dos etapas distintas, con lo cual si bien es difícil hacer 
una comparación, también es indudable que se pueden 
compartir muchas experiencias que faciliten el desarrollo 
en nuestro país.   

¿Cómo se hace para reducir el tiempo de aprendizaje?
Sin duda, los proyectos de esta envergadura requieren 

estabilidad y tiempo para alcanzar el éxito. La participa-
ción de empresas que ya han avanzado en este tipo de 
desarrollos con buenos resultados también puede aportar 
una base de conocimiento y experiencia que socios y em-
presas locales puedan utilizar para acelerar su aprendizaje.

Michael Bose, vicepresidente y country 
manager de Apache Energía Argentina

¿Por qué Vaca Muerta es un proyecto tan importante?
Por muchas razones, entre ellas porque creemos que va 

a cambiar la actual dependencia de energía extranjera que 
tiene la Argentina y que ha escalado en los últimos años, 
sobre todo si se mira las importaciones de gas. Es necesa-
rio desarrollar esta alternativa para cambiar la tendencia 
en las importaciones, además para incrementar la mano 
de obra, atraer inversiones y conocimientos tecnológicos. 

 
¿Cuáles son los principales cuellos de botella que 
tiene la actividad para desarrollar proyectos de shale 
en la Argentina?

Hay varios cuellos de botella, pero primero debemos 
profundizar en la terminación, entender cuáles son las 
oportunidades, cuál es la performance de esos pozos y, por 
supuesto, hay muchos otros factores que incidirán en 
ello, como saber si habrá desarrollo comercial, si habrá 
una rentabilidad asegurada, precios de gas adecuados para 
incentivar la inversión, un mercado gasífero consistente 
y costos razonables de servicios y de materiales. Además, 

se necesitará un buen nivel de eficiencia en las operacio-
nes, disminución de redundancias, tecnologías de punta, 
disponibilidad de equipos, regulaciones ambientales 
sensatas y la cooperación de todos los actores interesados 
(operadores, autoridades, gremios y dueños de la tierra), 
entre otros. Asimismo, también es fundamental que esté 
disponible la infraestructura –equipos y recursos– necesa-
ria para respaldar este tipo de actividad.

¿Cuáles son las características principales que 
diferencian la explotación de proyectos shale en la 
Argentina comparada con la de los proyectos de los 
Estados Unidos?

Sobre todo, el costo de las operaciones, el costo de 
perforación y de completación de pozos, más altos aquí 
que en el mercado norteamericano. Deberían bajarse los 
costos y aumentar la eficiencia. También los tiempos 
de trabajo vienen siendo más largos que los previstos, 
y la mano de obra es más costosa. Pero la mayor parte 
del diferencial de gastos obedece a la llegada de nuevas 
tecnologías y de especialistas extranjeros al país. Es algo 
propio de la curva de aprendizaje que estamos trazando. 
En cuanto a si el play es comparable con alguno de los 
Estados Unidos y Canadá, aún no se puede comparar con 
ninguno porque todavía no hemos ido dentro de Vaca 
Muerta tan profundo. En los próximos 6 a 8 meses iremos 
con un Programa de Exploración en Vaca Muerta, pero 
hasta no tener resultados no podemos comparar con otro 
play, de todas formas, hay muchas variables, que cambian 
de uno a otro. 

¿Cómo se hace para reducir el tiempo de aprendizaje?
Compartir la información es importante, nosotros en 

eso somos un ejemplo: los operadores suelen aprender de 
los operadores, nosotros aprendemos de compañías de 
servicios y contratistas, compartimos toda la tecnología 
disponible. No hay duda de que la curva de aprendizaje 
se puede reducir de esa manera. Debemos asegurarnos de 
transferir los conocimientos.

Juan Carlos Pisanu, director y miembro 
del Comité Ejecutivo de Pluspetrol, 
con responsabilidades específicas 
en No Convencionales

¿Por qué Vaca Muerta es un proyecto tan importante?
Vaca Muerta es la formación geológica que constituye 

la roca madre más importante de la Cuenca Neuquina 
y está compuesta de rocas negras con alto contenido de 
materia orgánica y carbonática de excelente calidad. La 
formación Vaca Muerta, que se extiende entre el sur de 
Mendoza y el norte de Neuquén, tiene una superficie 
aproximada de 30.000 km2. Si bien hasta ahora sólo se ha 
explorado apenas el 15% de su extensión, los resultados 
de las primeras perforaciones y estudios realizados alien-
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tan a confirmar la gran importancia de estos recursos que 
venían adelantando prestigiosas consultoras nacionales e 
internacionales. 

Esto estimula a pensar que se está frente a una fuente 
importantísima de hidrocarburos para contribuir a so-
lucionar el problema del déficit energético de nuestro 
país, en la medida en que estos puedan transformarse en 
reservas. Para ello se requiere de una mayor realización 
de pozos y estudios que proporcione un conocimiento 
más amplio del recurso, y permita planificar su desarro-
llo intensivo. En ese sentido, es crítica la disponibilidad 
de tecnología, servicios e insumos a un costo adecuado, 
tiempo contractual suficiente y precio del producto que 
permitan hacer sustentable su desarrollo.

Las reservas tanto de gas como de petróleo del país han 
venido disminuyendo en los últimos años, mientras que 
el consumo ha ido en aumento. Esto ha generado un des-
balance entre la producción y el consumo, que ha llevado 
al país a ser un importador neto de gas y petróleo. En 
tanto, las proyecciones hoy muestran lo que indicamos 
en los gráficos a pie de página.

Todas las estimaciones de los recursos técnicamente 
recuperables presentes en la formación Vaca Muerta, in-
cluso, las más pesimistas, son varias veces más grandes 
que las reservas disponibles en el país. Por lo tanto, la 
importancia fundamental de desarrollar esta formación 
radica en que este desarrollo tiene el potencial necesario 
para solucionar el problema del déficit energético en la 
Argentina, por lo que ninguna de las partes involucradas 
debería escatimar esfuerzos en crear un marco técnico-
comercial adecuado que haga factible su desarrollo.

¿Cuáles son los principales cuellos de botella que 
tiene la actividad para desarrollar proyectos de shale 
en la Argentina? 

Los principales cuellos de botella son la disponibilidad 
de algunos recursos técnicos, como la falta de equipos 
de perforación, terminación, fracturas, etc. También la 
falta de personal calificado: a medida que se vaya in-
crementando la actividad, habrá que ir desarrollando y 
capacitando los recursos humanos requeridos, facilitando, 
mientras tanto, la disponibilidad de técnicos expatriados. 
Al mismo tiempo que aumentan los equipos en el país, 
hay que desarrollar los recursos humanos necesarios para 
llevar a cabo los trabajos. Por último, hay que asegurar la 

disponibilidad de insumos críticos como arenas de fractu-
ra, manejo y disponibilidad de agua, equipamiento, ca-
ñerías válvulas y accesorios de alta presión, desarrollando 
proveedores locales o facilitando su importación. Entre 
otros requerimientos de orden más contractual, estarían 
el tiempo extendido de concesión, seguridad jurídica y 
políticas que premien la eficiencia.

¿Cuáles son las características principales que 
diferencian la explotación de proyectos shale en la 
Argentina comparada con la de los proyectos de los 
Estados Unidos?

El desarrollo de shales en los Estados Unidos se dio 
gracias a una mezcla entre precios de gas y petróleo altos: 
dados por una necesidad creciente de gas en un mercado 
de precios desregulados; facilities y una red de distribu-
ción instalada y ociosa, condición que parcialmente se da 
en nuestro país, especialmente en el Neuquén. Servicios 
y materiales disponibles: una red de distribución, una 
cadena de proveedores de servicios muy desarrollada, y 
facilidad para acomodarse a la demanda creciente. Ade-
más, una tecnología disponible que se adecuó o desarro-
lló rápidamente acorde a lo demandado por los trabajos 
requeridos y condiciones claras.

¿Cómo se hace para reducir el tiempo de aprendizaje?
Es importante entender que si bien el conocimiento, la 

tecnología y experiencia de otras cuencas en otros países 
es muy valiosa, cada shale tiene su propia curva de apren-
dizaje que se debe transitar para llegar a un desarrollo 
optimizado. 

Existen varias opciones para reducir el tiempo de 
aprendizaje. Si una compañía tiene bloques con poten-
cial no convencional, se puede pensar en al menos dos 
opciones: la primera, desarrollar el área usando consul-
tores, contratando personal en posiciones claves con 
experiencia y capacitando al resto de los empleados. 
Segunda, buscar un socio estratégico con conocimiento 
y experiencia en yacimientos no convencionales que se 
los transmita al personal local y lo capacite. Cualquiera 
de estas opciones –opinión no siempre compartida– debe 
ser complementada con una sana y generosa práctica de 
intercambio de experiencias.
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Mauro Soares, gerente de Recursos 
No Convencionales de Tecpetrol

¿Por qué Vaca Muerta es un proyecto tan importante?
El play Vaca Muerta es relevante por su tamaño y por 

su potencialidad para abastecer de gas y petróleo a nuestro 
país y, eventualmente, generar excedentes exportables. Si 
bien el play de gas natural no se encuentra técnicamente 
probado, y ha habido muy poca actividad exploratoria 
orientada al gas, algunas estimaciones teóricas y acadé-
micas hablan de más de 200 tcf (trillones de pies cúbicos) 
de recursos de gas natural técnicamente recuperables. En 
cualquier caso, es importante no perder la perspectiva; 
comparados con un consumo anual de gas natural en el 
orden de los 2 tcf, la potencialidad del recurso para abaste-
cer el mercado argentino es enorme, inclusive probando y 
desarrollando una pequeña porción del área total. 

En cuanto al potencial de producción de petróleo, ya 
ha habido buenos resultados técnicos que indicarían que, 
en comparación, Vaca Muerta podría ser un productor de 
petróleo tan bueno o mejor que otros plays más estudiados 
y probados en América del Norte. Si bien nuestro país cuen-
ta aún con excedentes exportables de petróleo, producir 
petróleo de Vaca Muerta podría compensar la declinación 
observada en la producción convencional de petróleos me-
dianos y livianos que son muy demandados por las refine-
rías para la producción de combustibles para automóviles. 

¿Cuáles son los principales cuellos de botella que 
tiene la actividad para desarrollar proyectos de shale 
en la Argentina?

La explotación comercial de shale gas y shale oil requiere 
altos niveles de aplicación tecnológica y de eficiencia ope-
rativa, además de altas inversiones por unidad producida ya 
que naturalmente este tipo de recurso (lutita de muy baja 
permeabilidad) es, en comparación, mucho menos produc-
tivo que un reservorio tradicional (arena permeable). 

Los cuellos de botella sobre los que hace falta trabajar 
mediante planes concretos son varios y representan im-

portantes desafíos tanto para la industria de E&P como 
para las compañías de servicios, el aparato industrial 
nacional, el Gobierno nacional y el de las provincias, y 
para la sociedad como actor relevante. Me refiero, por 
ejemplo, a la disponibilidad de personal calificado, a la 
capacidad de atraer a los proveedores de tecnología, a la 
disponibilidad de materiales clave como la arena apunta-
lante (proppant) o el agua para fractura hidráulica. Pero, 
quizá, hoy el principal cuello de botella se encuentre en 
el acceso al capital de riesgo necesario para la inversión 
por realizar. El problema, en mi entender, se da tanto por 
la magnitud de las inversiones como por la dificultad de 
obtener financiamiento adecuado en el mercado. El flu-
jo de fondos de las empresas no es suficiente por sí solo 
para financiar las inversiones necesarias, y es difícil atraer 
inversores financieros ya que muchos consideran que la 
regulación y el funcionamiento del mercado energético 
local hacen riesgoso el recupero de la inversión.

Un tercer cuello de botella mencionable lo constituye 
la propia estructura de la industria de E&P en la Argentina, 
con esto me refiero a la concentración en pocas empresas 
de grandes áreas prospectivas, mientras que, por ejemplo 
en los Estados Unidos, el desarrollo de los plays no con-
vencionales ha sido mucho más dinámico por la existen-
cia de numerosas empresas pequeñas e independientes 
con buen acceso al mercado de capitales. A esta situación, 
se suman algunas limitaciones impuestas por la existencia 
o carencia de reglamentaciones específicas. Adicionalmen-
te, es necesario articular y simplificar la regulación, lo cual 
demandará un gran esfuerzo de articulación y cooperación 
a nivel local, provincial y nacional. La armonización de 
la regulación y la creación de nuevas disposiciones espe-
cíficas en forma coordinada y efectiva son ciertamente un 
gran desafío del corto y mediano plazo.

En otra dimensión, el acceso y el uso de agua para 
fractura pueden convertirse rápidamente en un cuello de 
botella para el desarrollo de Vaca Muerta. La industria 
deberá trabajar muy activamente en el tema para procurar 
evitar demoras y regulación inadecuada. En este tema lo 
que no puede faltar es comunicación, información y espí-
ritu cooperativo tanto entre empresas productoras como 
entre estas y los Gobiernos y la sociedad. 
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¿Cuáles son las características principales que 
diferencian la explotación de proyectos shale en la 
Argentina comparada con la de los proyectos de los 
Estados Unidos?

Técnica y geológicamente, cada play de shale gas o 
shale oil es diferente entre sí. Las tecnologías por aplicar 
son quizá diferentes entre Eagle Ford, Marcellus, Utica 
y Vaca Muerta, pero las soluciones existen o se pueden 
desarrollar aplicando el conocimiento existente y el que 
continuamente se genera en la industria (principalmente 
en los Estados Unidos). No creo que las cuestiones geo-
lógicas y técnicas puedan considerarse como diferencias 
sustanciales al comparar Vaca Muerta con otros plays en 
América del Norte porque estoy convencido de que se 
pueden resolver adecuadamente con estudio y adaptación 
a las particularidades locales. 

En mi visión, las diferencias se encuentran más bien 
en el marco regulatorio y en la estructura misma de la 
industria y el mercado. En los Estados Unidos, el upstream 
cuenta con un sinnúmero de empresas de diversos ta-
maños que exploran, delinean, desarrollan y explotan 
proyectos de petróleo y gas natural. El mercado es muy 
dinámico en todos los segmentos de la cadena de valor, 
y las empresas tienen acceso a mercados financieros para 
fondear sus proyectos y también para manejar su riesgo 
de precio de venta (hedging). Además, hay también com-
petencia, dinamismo e innovación en el sector de servi-
cios y materiales aplicados a shales. 

Otra gran diferencia está en el régimen de propiedad 
del recurso. En los Estados Unidos, el recurso pertenece a 
privados que reciben una regalía por la extracción o pagos 
de diversa índole cuando el activo no está produciendo o 
cuando se lo contrata inicialmente (lease). Estos privados 
generalmente son locales y acumulan, invierten, gastan y 
pagan impuestos, lo cual genera puestos de trabajo y me-
joras a la comunidad, que se beneficia en forma directa 
de la actividad. En nuestro país, el recurso es propiedad 
de las provincias y son ellas quienes reciben las regalías 

y luego manejan el gasto a su discreción. Este mecanis-
mo es más propenso a sufrir fricciones. Por último, otra 
diferencia importante es la presencia de sindicatos fuer-
temente politizados en nuestro país, algo que no existe 
como tal en los Estados Unidos. 

¿Cómo se hace para reducir el tiempo de aprendizaje?
El tiempo de aprendizaje es totalmente compresible, 

es decir, se puede aprender y ahorrar mucho tiempo y 
dinero “copiando” –en el buen sentido– lo que se hizo en 
otros lugares. Esto no deja de ser un gran desafío y para 
que así suceda, requiere de una muy buena planificación 
e integración de esfuerzos. Hay que ser conscientes de 
que la inversión necesaria y el riesgo asociado a estos de-
sarrollos son muy grandes, y los proyectos son complejos 
desde todo punto de vista. Por ejemplo, la etapa inicial 
de exploración de un área de apenas 100 km2 puede cos-
tar más de 100 millones de dólares y muy posiblemente, 
aunque sea exitosa, la producción de esos primeros pozos 
perforados alcance apenas para repagar una fracción del 
capital invertido. Esto diferencia la exploración conven-
cional de la no convencional. En shale no hay un pozo 
descubridor que pague todos los gastos incurridos en 
la exploración, sino que el resultado de los trabajos ex-
ploratorios es contar con la información necesaria para 
ayudar a probar la comercialidad y a definir un plan de 
cientos de millones de dólares que, a la larga, harán casi 
insignificantes los gastos iniciales. Se dice mucho –y muy 
alegremente en mi entender– que el shale gas o el shale 
oil es menos riesgoso que la explotación convencional, 
pero no es así. El recurso es “masivo”, “ubicuo”, si se 
quiere, pero como todo reservorio no es homogéneo ni 
conocido a priori. La explotación comercial de los recur-
sos de shales es compleja y requiere mucha inversión en 
pozos, fracturas, tecnología de análisis y optimización. 
Es una empresa de largo plazo, no una solución rápida ni 
mucho menos mágica.
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L os fluidos de fractura consisten principalmente en 
miles de metros cúbicos de agua mezclada con arenas 
de fractura y una variedad de aditivos químicos. Es 

fundamental destacar entonces que no sólo es relevante 
el disponer de un importante volumen de agua para in-
yectar, sino también saber qué se hará con el producido 
después del tratamiento de fractura.

La disposición del agua producida suele ser una 
preocupación para la industria. Después del tratamiento 
por fractura hidráulica, el fluido de fractura mezclado con 
agua de la formación comienza a retroceder en el casing 
hacia la cabeza del pozo, creando un fluido de retorno 
(flowback).

El 20% al 40% del agua usada para fractura retorna a la 
superficie como flowback y, más tarde, como agua de pro-
ducción. Este fluido, además de los componentes de su for-
mulación base, traerá consigo elementos que son parte de 
la formación misma y que se encuentran en las profundida-

des de fractura, aproximadamente 2.000 a 3.500 metros.
Uno de los ingredientes más notables son las sales de 

sodio y calcio, pero también estarán presentes el bario, 
estroncio, hierro, numerosos metales, petróleo, tensioac-
tivos y otros componentes. La calidad de este flowback 
difiere según la geología de cada región y el tipo de fluido 
de fractura diseñado. Este fluido es tratado convenien-
temente antes de disponerlo, ya sea en pozos sumideros 
aprobados para tal fin o para su reuso en operaciones 
posteriores de fractura u otras aplicaciones.

Una vez tratado este fluido, se obtendrán al menos 
tres fases (agua, crudo y sólidos) que serán tratadas nue-
vamente antes de su disposición final. La tecnología y la 
infraestructura necesarias para estos tratamientos depen-
derán de cada caso en particular, pero se cuenta ya con 
diferentes alternativas y últimamente hay disponibles 
desarrollos de tratamiento con productos y equipamiento 
nacional de efectiva performance en nuestro país. 
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El agua en la explotación 
de yacimientos 
no convencionales
Por Ing. Juan Carlos Trombetta

Uno de los elementos más importantes del desarrollo de shale gas 
es el agua; sus correctos tratamiento y utilización son esenciales 
para asegurar el cuidado del medio ambiente. 
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El fluido de fractura y sus componentes

El agua es un elemento importante para la mayoría 
de los tratamientos por fractura hidráulica, representa 
el 95% del total de componentes del fluido. La arena de 
fractura o agente sostén (proppant) es el otro constituyen-
te de importancia en volumen. Se trata de un material 
granular, usualmente arena, que se mezcla con el fluido 
de fractura y su misión es mantener abierta o apuntalar 
la fractura producida al inyectar el fluido a alta presión y 
mantener la conductividad de fractura deseada.

Los fluidos predominantes utilizados para fractura son 
a base de agua mezclados con reductores de fricción que 
permiten que el fluido en sí más las arenas de fractura 
sean bombeados a la zona de interés a mayor caudal y 
menor presión que si se usara agua solamente. 

En adición a los reductores de fricción, los otros aditivos 
químicos pueden ser ácidos diluidos para remover lodo de 
perforación de la pared del pozo, tensioactivos, biocidas y 
bactericidas para prevenir el crecimiento de microorganis-
mos, agentes formadores de gel (entrecruzadores), estabili-
zadores de pH, ruptores de geles, estabilizantes de arcillas, 
inhibidores de corrosión e incrustación, cloruro de potasio, 
secuestrantes de oxígeno, entre algunos otros.

Es importante destacar que la mayoría de los aditivos 
usados en fluidos de fractura presentan riesgos muy bajos 
para la salud. 

Estos aditivos, más las características del agua de la 
formación que está siendo fracturada, son los que a me-
nudo dan la pauta del manejo del agua y las opciones de 
disposición o tratamiento.

El fluido de fractura es un producto formulado con 
precaución, y las empresas de servicio varían el diseño 
de estos fluidos, basadas en las características de la for-
mación del reservorio y de los objetivos específicos del 
operador. La composición del fluido de fractura variará 
por yacimiento, empresa contratada y pozo. Los desafíos 
específicos por enfrentar son el tamaño de la operación, 
el volumen de agua por manejar, el desarrollo bacteriano, 
el transporte de arena de fractura, el contenido de hierro, 
la estabilidad y la ruptura del fluido de fractura.

No todos los pozos requerirán cada especie de aditivo; 
aun más, si bien hay diversas fórmulas para cada tipo de 
aditivo, usualmente se requiere sólo uno o un poco de 
cada especie. La concentración promedio de estos aditivos 
está comprendida entre el 0,5% y 2% del total del fluido. 

Tipos de fluidos de fractura

El desarrollo de fluidos de fractura específicos para 
cada situación está en constante evolución. El diseño de 
un fluido de fractura se basa en los siguientes parámetros:

•	 Tipo de fluido.
•	 Viscosidad requerida.
•	 Reología del fluido.
•	 Costo.
•	 Experiencia con el tipo de formación.
•	 Disponibilidad de materiales.
•	 Tipo de arena de fractura.

Los fluidos pueden ser basados en geles lineales acuo-
sos, fluidos de fractura basados en hidrocarburos, geles 
entrecruzados, espumas (o con reductor de fricción). Los 
fluidos de base acuosa son los de mayor uso, debido a su 
bajo costo, alta performance, gran capacidad de soporte, 
aceptables para el medio ambiente y fáciles de manejar. A 
continuación se detalla cada tipo:

Fluido de gel lineal acuoso: son formulados con 
un rango amplio de polímeros en base acuosa. Los polí-
meros normalmente utilizados son: goma guar; hidroxi 
propil guar (HPG), hidroxi etil celulosa (HEC) y carboxi-
metil hidroxi propil guar (CMHPG). Estos polímeros son 
productos en polvo que se hidratan o hinchan al mezclar-
se con agua y forman un gel viscoso.

Fluidos base hidrocarburo: son indicados para 
formaciones sensibles al agua. Normalmente utilizan 
querosén gelificado, diésel, productos destilados y varios 
aceites. Se usan sales de aluminio de ácidos fosfórico or-
gánicos para elevar la viscosidad, dar capacidad de trans-
porte de las arenas de fractura y mejorar la estabilidad a la 
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temperatura. Comparados con los fluidos base agua, estos 
son más caros y más difíciles de manejar. 

Fluidos de geles entrecruzados: algunos son geles 
de fractura que se obtienen al utilizar boro para entrecru-
zar los polímeros hidratados y así proveer un incremento 
de la viscosidad. Los polímeros mayormente utilizados 
son goma guar y HPG. Otra variante es la que contempla 
el uso de compuestos organometálicos para lograr el en-
trecruzamiento. Los más difundidos son los que utilizan 
complejos de zirconio y titanio combinados con goma 
guar, HPG y CMHPG.

Fluidos base espuma: contienen una fase líquida 
(usualmente gelificada), un agente espumante y una fase 
interna generalmente nitrógeno o dióxido de carbono. 
Se utilizan en formaciones de baja presión y sensibles 
al agua. La desventaja del uso de estos fluidos es que no 
trabajan con alta concentración de arenas, su costo, así 
como del equipo para aplicarlo, es muy alto y son antie-
conómicos comparados con los fluidos base agua.

Control de la calidad del agua producida 
y su tratamiento

Hemos hecho una descripción de los distintos compo-
nentes factibles de estar presentes en un fluido de fractura 
para ahora dedicarnos a ver los efectos en el ambiente del 

retorno de este fluido a la superficie. Luego, nos referire-
mos a las alternativas de tratamiento del flowback y el de 
sus componentes posterior a su procesamiento. 

Luego de que la fractura se ha realizado, se comenzará 
a producir agua junto con el gas o crudo producido. Una 
parte es fluido de fractura que retorna y otra, el agua de 
formación natural. No importa la procedencia: este retorno 
siempre debe ser controlado. 

En los Estados Unidos, por ejemplo, los Estados, los 
Gobiernos locales y las compañías operadoras buscan la 
forma de controlar el agua producida de forma de pro-
teger las fuentes de agua superficial y subterránea y de 
reducir la demanda futura de agua dulce. Bajo la consigna 
de “reducir, re-usar y reciclar”, estos grupos examinan los 
métodos tradicionales e innovadores para administrar, 
tratar y disponer el agua producida luego de las operacio-
nes de fractura hidráulica.

El agua es generalmente controlada a través de una 
variedad de mecanismos que incluyen la inyección 
subterránea (pozos sumideros), tratamiento y vuelco, 
y reciclado. Permanentemente se están desarrollando 
nuevas tecnologías de tratamiento que se suman a las 
aplicaciones de tratamientos ya existentes, que suelen ser 
efectivas, para tratar el agua producida y poder reutilizarla 
en una variedad de aplicaciones. Esto permite que el agua 
asociada a operaciones de shale pueda visualizarse como 
potencial fuente de recurso de agua para fractura.

En algunos estados de los Estados Unidos, incluso, el 
agua es inyectada en pozos sumideros y almacenada allí; 
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vale destacar que el control de estos sumideros está a car-
go del Underground Injection Control Program (UIC) of 
the Federal Safe Drinking Water Act. El programa es dise-
ñado para confinar el agua producida en una zona apta 
para inyección, de esta forma se evita su contacto con el 
agua dulce existente.

Como ejemplo vale citar el caso de Pennsylvania en 
donde el agua producida es reciclada. Las salmueras pro-
ducidas son difíciles y costosas de tratar, y la salinidad de 
este efluente crea altos niveles de sólidos totales disueltos 
(TDS, por su sigla en inglés). Un tratamiento incompleto 
de estas salmueras crea una situación donde los altos TDS 
traen problemas en las plantas de potabilización como la 
formación de trihalometanos (TTHM). Los TDS reaccio-
nan con el cloro que se agrega en la etapa de potabiliza-
ción y se forman así los TTHM.

En febrero 2012, en Oil and Gas Facilities –SPE se pu-
blicó una tabla con el costo en Bakken para el manejo 
del agua en estas estimulaciones: obtener el agua cruda 
0,25/1,75 U$S/bbl; transporte 0,63/5,00 U$S/bbl y para 
disponer del agua entre 0,5/9,0 U$S/bbl. En definitiva, el 
costo se ubica entre 2,0 y 16,8 U$S/bbl. Sobre una base 

promedio de 60.000 bbl por pozo estimulado, indudable-
mente que esta cifra es muy significativa. 

Manejo de fluidos y su almacenamiento
Los fluidos que se manejan antes y después de la frac-

tura, generalmente, deben ser almacenados en el lugar 
de trabajo y transportados desde la fuente de suministro 
hasta el punto final de tratamiento o disposición.

En las operaciones realizadas en los Estados Unidos, los 
fluidos usados para fractura generalmente son almacena-
dos en tanques o lagunas artificiales debidamente aisladas 
o recubiertas con film protector. Los fluidos de retorno o 
flowback también se envían a tanques o piletas realizadas 
en tierra siguiendo normas ambientales y revestidas. 

Todos los componentes del fluido de fractura inclu-
yendo el agua, arenas de fractura y aditivos químicos, 
deben ser administrados en forma adecuada en el sitio de 
trabajo antes, durante y después de la fractura. Idealmen-
te, los componentes del fluido de fractura deberán mez-
clarse entre sí sólo cuando se los necesite. 

Almacenamiento en lagunas artificiales: deben 
cumplir con las disposiciones locales, buenas prácticas 
industriales y especificación del film protector, según las 
autoridades de los Estados Unidos.

En diversas operaciones de ese país, varios operadores 
han convenido en centralizar el uso de estas lagunas para 
aumentar la eficiencia y limitar su número, que deberán 
ser construidas de forma tal que conserven su integridad 
estructural durante toda su vida útil. Se deberá prever 
cualquier potencial pérdida por infiltración. Estas lagunas 
son usadas en varios estados de los Estados Unidos para 
almacenar fluidos por largos períodos y se las localiza 
distantes de cursos de agua superficiales.

Almacenamiento en tanques: en los Estados Uni-
dos, muchos operadores utilizan tanques metálicos para 
almacenar fluidos por inyectar y los producidos por ope-
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raciones de fractura en lugar de lagunas artificiales. Estos 
tanques deben cumplir con los estándares establecidos 
por los Estados y lo mismo aplicaría a nuestro país, don-
de la ley de hidrocarburos establece los requisitos que se 
deben cumplir para estas instalaciones.

Administración y disposición 
del agua asociada con fractura hidráulica

Según las normativas estadounidenses, en general, to-
dos los fluidos, incluyendo los de fractura y flowback, de-
berían ser removidos de la locación una vez terminada la 
operación. Adicionalmente y en el caso de usarse lagunas 
artificiales, estas deben eliminarse 
luego de terminada la operación.

El agua utilizada en ciertos pro-
cedimientos de fractura suele dis-
ponerse de las siguientes formas:
1)	 Es inyectada en pozos sumide-

ros de acuerdo con reglamenta-
ciones locales.

2)	 Es transportada a plantas de 
tratamiento dependiendo de los 
permisos de cada zona (en cier-
tas regiones, el agua es tratada 
para remover los agentes polu-
tantes, cumplir con los paráme-
tros de calidad y luego volcada 
a la superficie).

3)	 Reuso/reciclado. 
4)	 Otros usos industriales.
5)	 Tratamiento in situ.

Las opciones de disposición 
dependen de una variedad de fac-
tores, incluyendo la disponibilidad 
de zonas aptas para la inyección y 
la posibilidad de obtener permisos 
para hacerlo; la capacidad de trata-
miento de las plantas antes citadas 
y la habilidad del operador de obte-
ner los permisos de descarga. 

En nuestro país, se está utili-
zando la opción 1 por ahora, pero 
en breve deberán contemplarse 
alternativas de tratamiento de los 
fluidos producidos ya que no sólo 
es importante tener siempre el 
control de la contaminación, sino 
también aprovechar mejor una 
fuente de suministro de agua muy 
importante para futuros trabajos de 
fractura y otras aplicaciones.

Pozos sumideros: la dispo-
sición de los fluidos de retorno en 
pozos sumideros, donde esta prác-
tica es factible, es reconocida como 
una actividad bien regulada y efec-
tiva. La API (American Pretoleum 
Institute) ha publicado varios docu-
mentos relativos al tema (www.api.
org/Publications/).

Plantas de tratamiento de desechos industria-
les: muchos operadores estadounidenses entienden que los 
requerimientos de disposición futuros no van a permitir 
tratar estos fluidos en las plantas disponibles para el tra-
tamiento de desechos industriales. Por ello, una solución 
alternativa es la construcción de plantas (propias o de terce-
ros) operadas por cooperativas o una empresa relacionada 
con el medio ambiente. En muchas zonas, se están insta-
lando en forma temporal plantas de tratamiento o se están 
utilizando plantas móviles. Estas plantas pueden aliviar o 
reducir el uso de camiones para transportar los efluentes.

Reuso/reciclado: es un hecho que es mucho más 
práctico tratar el agua para que cumpla con especificacio-
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nes para ser reutilizada en futuros trabajos de fractura que 
tratarla para que reúna los requisitos para devolverla a la 
fuente o volcarla en la superficie.

La reutilización del flowback provee una solución prác-
tica para contrarrestar los efectos de la baja disponibilidad 
de agua dulce y las dificultosas situaciones de disposición. 

El agua de formación y el retorno del fluido de frac-
tura pueden ser reutilizados para fractura dependiendo 
de la calidad del agua. La salinidad, los sólidos disueltos 
y las características generales de este fluido pueden variar 
dependiendo de la geología de la formación y del estrato 
rocoso. Por ejemplo, la salinidad del agua puede estar 
comprendida entre salobre (5.000 a 35.000 ppm), salina 
(35.000 a 50.000 ppm) a salmuera supersaturada (50.000 
a más de 200.000 ppm).

Otra de las características del agua que pueden influir 
en las posibilidades de reuso en fractura, incluye la con-
centración de hidrocarburos, sólidos suspendidos, sustan-
cias orgánicas solubles, hierro, calcio, magnesio, trazas de 
benceno, boro, silicatos y, tal vez, otros compuestos.

Se están adaptando avances tecnológicos aplicados a 
otros tratamientos de agua industrial, para tratar las de alta 
salinidad proveniente de fracturas hidráulicas y que inclu-
yen la ósmosis inversa y la innovación en membranas.

Asimismo, se está ajustando la tecnología de destila-
ción para mejorar la efectividad del actual tratamiento del 
agua de retorno entre un 75% y un 80%. Sin embargo, la 
destilación es también un proceso energético intensivo 

que puede resultar una opción sólo en operaciones con 
mejoras tecnológicas, para incrementar la efectividad del 
tratamiento y la eficiencia total del proceso. Alentar esta 
alternativa requiere de un planeamiento cuidadoso y del 
conocimiento minucioso de la composición del flowback 
y del agua de formación. Requiere de la selección apropia-
da de productos químicos y diseño del tratamiento.

Otros usos industriales: puede considerarse el uso de 
agua proveniente del flowback en otras aplicaciones, pero 
esto va a depender de las consideraciones de la locación. 
Una aplicación puede ser la perforación; otra podría ser la 
reinyección para operaciones de secundaria o incluso, pre-
parar salmueras o, como ya vimos, nuevas operaciones de 
fractura. Lo cierto es que para cualesquiera de estas poten-
ciales aplicaciones, se requerirá un tratamiento adecuado.

Tratamiento in situ: a continuación veremos un 
ejemplo de este sistema de tratamiento. El yacimiento 
Pinedale Anticline ubicado en el sudeste de Wyoming, es 
un ejemplo de cómo el reciclado del agua ha contribuido 
significativamente para tener disponibilidad de este recur-
so para el desarrollo del yacimiento. El proceso de fractu-
ra se realiza durante las 24 horas a razón de 3 a 4 días por 
pozo. El volumen de fluido de fractura asciende a unos 
30.000 bbl, y la recuperación inicial está comprendida 
entre 25% y 50%.

Hasta el año 2004, el fluido de fractura no se procesa-

** Por favor colocar la pauta en pagina derecha o par. Por motivos de la lectura del logo, asi queda sobre el corte de la hoja
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ba, el agua producida y el flowback eran transportados en 
camiones e inyectados en pozos sumideros o dispuestos 
en lagunas para su evaporación. El reciclado del fluido 
comienza en 2006 en una planta que recibe los efluentes 
de las operadoras y debe tratarse variadas mezclas de geles 
de goma guar; poliacrilamidas, una variedad de aditivos 
de fractura y un alto valor de sólidos suspendidos. Una 
vez tratados estos retornos, el procesado vuelve a los ope-
radores para más aplicaciones de campo.

El proceso en Pinedale Anticline, como se muestra en la 
figura 1, fue diseñado y construido para lograr el desarrollo 
del yacimiento en tres fases. La primera usó tratamientos 
biológicos anaeróbico y aeróbico seguidos por clarificación 
y filtración para limpiar el agua producida y el flowback, a 
un caudal suficiente para abastecer fracturas en forma con-
tinua. En los primeros cuatro años de trabajo, esta planta 
procesó más de 22 millones de barriles de agua de fractura.

La segunda fase fue designada para procesar más agua 
para perforación y cementación, construcciones de super-
ficie y otros desarrollos de campo. Para cumplir con los 
requerimientos de descarga a ríos, se utilizó un bioreactor 
con membrana, ósmosis inversa y proceso de intercambio 
iónico para así eliminar componentes como el metanol, 
aromáticos disueltos, boro y sólidos disueltos.

Las sales inorgánicas se lograron reducir de 8000 mg/l 
a menos de 100 mg/l; el boro se redujo de un promedio 
de 20 mg/l a menos de 0,75 mg/l, y la materia orgánica 
fue removida por debajo de los niveles de detección. 

La tercera fase incorporó la electrocoagulación y un 
segundo tratamiento de ósmosis inversa para cumplir con 
los requerimientos para inyección en pozos. 

Experiencias en la Argentina 
con fluidos de fractura 

Con el objetivo de poder extrapolar la aplicación de 
tecnología local a los inminentes proyectos de fractura para 
obtención de petróleo y gas de forma no convencional, se 
llevaron a cabo dos experiencias en las provincias de Chubut 
y Santa Cruz con fluidos de fractura convencionales.

Desde luego, los volúmenes de fluido de fractura con-

vencional son sustancialmente menores a los que se utili-
zan en operaciones de shale. Sin embargo, el trabajo reali-
zado permitió comprobar la factibilidad de implementar 
un sistema de tratamiento, la eficacia de los productos 
químicos de fabricación local, la posibilidad de separar 
el efluente en tres fases bien identificadas y planificar 
alternativas de tratamiento ulterior para cada una de estas 
fases, utilizando equipamiento disponible en campo y 
otros provistos por empresas de servicio.

El fluido por tratar se recibió en el lugar de procesado 
por medio de camiones que volcaron su contenido en 
tanques provistos de sistema de agitación. 

Todo crudo que pudo separarse mientras se descar-
gaba el camión, tanto como aquel que se separó en los 
tanques por medios físico-químicos, se pasó a otro tanque 
o módulo de tratamiento calefaccionado.

El tiempo de residencia es fundamental para permitir 
una separación natural de fases entre el agua y el crudo 
si no se cuenta con un sistema de separación inducida. 
Dado el volumen significativamente mayor por tratar en 
fracturas de yacimientos no convencionales, se requirie-
ron unidades de flotación por gas inducido (IGF) que per-
miten la separación de fases en forma continua y rápida.

La adición de agentes desemulsionantes ha sido de 
ayuda para permitir la obtención de crudo de acuerdo a las 
especificaciones para su envío a la planta de tratamiento.

La fase acuosa con sólidos en suspensión recibió un tra-
tamiento en tanques destinados para tal fin. Allí se realizó el 
ajuste de pH seguido del agregado de aditivo ruptor de ge-
les. La adición de un coagulante, seleccionado por ensayos 
previos de laboratorio, completó la separación de fases para 
obtener agua clarificada (sólidos suspendidos < 5 ppm).

El agua fue transferida a un tanque de agua tratada para 
el agregado de biocidas, la realización de los ajustes de pH 
finales y su posterior retorno a campo para su reuso.

Los sólidos acumulados en los tanques de tratamiento 
de la fase acuosa se transfirieron a otro módulo con agi-
tación lenta donde se procedió al agregado de floculante 
selectivo que permitió desaguar estos barros y hacerlos 
aptos para tratarlos en una centrífuga. 

Este trabajo fue realizado íntegramente por empresas 
nacionales, tanto de asesoramiento y servicio como de 
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Figura 1. Sistema de tratamiento in situ del yaciemiento Pinedale Anticline.
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manufactura de productos químicos, que constantemente 
se dedican al desarrollo de nuevas formulaciones y de 
mejoras en los diseños de equipos para contar con un 
sistema integral y tratar los retornos de fluido de fractura.

Plantas de tratamiento móviles

Es importante destacar que hay muchos diseños dis-
ponibles de plantas móviles que han probado su eficien-
cia en varios yacimientos de los Estados Unidos. Algunos 
de estos sistemas incluyen un lecho filtrante seguido de 
ozonización, separación por centrifugado y filtración 
adicional por filtros a cartucho y membranas. La ozoniza-
ción combina el uso de ozono, ultrasonido y electropreci-
pitación. El agua supersaturada en ozono es mezclada con 
el efluente por flasheo usando cavitación hidrodinámica.

Transductores ultrasónicos inician la flotación de 
crudo y sólidos suspendidos por generación de gas di-
suelto y la conversión de ozono a radicales hidroxilo que 
oxidarán todo compuesto orgánico en nanosegundos. La 
cavitación ultrasónica convierte las partículas grandes en 
pequeñas, que facilitan la remoción por flotación.

Otro caso es el de los sistemas de evaporación diseña-
dos para reciclar el agua de fractura en el lugar de la ope-
ración. Trabajan por recomprensión mecánica del vapor 
y se obtiene agua destilada y un concentrado de sales que 
van a una planta de cristalización para obtención de clo-
ruro de sodio. 

Ensayos hechos con agua producida en el yacimiento 
Marcellus muestran la factibilidad de tratar agua con alto 
contenido de sólidos disueltos.

Los métodos tradicionales de pretratamiento de aguas 
producidas antes de someterlas a evaporación térmica in-
cluyen la oxidación y el tratamiento con calcio para preci-
pitar hierro y manganeso, y remover sólidos suspendidos. 
En los casos en que se tengan altos valores de bario y radio, 
se requiere de un pretratamiento que incluye el intercam-
bio iónico, la nanofiltración, precipitación de sulfatos y 
carbonatos y absorción de dióxido de manganeso. 

Luego se pasa al proceso de evaporación y cristalización 
en el que se obtiene cloruro de sodio y agua destilada.

Estos son apenas unos ejemplos y nuevas alternativas 	
que se están considerando y evaluando en forma continua. 

Desafíos normativos que presenta 
la nueva modalidad operativa 
(shale y tight sand)

La utilización de grandes volúmenes de agua para 
realizar las operaciones de fractura hidráulica genera, en 
consecuencia, grandes volúmenes de retorno. La Argen-
tina, a raíz de la implementación de esta tecnología no 
convencional de obtención de gas y crudo deberá enfren-
tar un desafío muy importante en términos de proteger el 
medio ambiente y minimizar la utilización de recursos no 
renovables.

Haciendo historia, desde que allá por 1907 comenzó 
la actividad petrolera en el país y hasta la década de 1990, 
no existía a nivel mundial una conciencia medioambien-
tal como la que afortunadamente hoy ya se tiene.

Esta nueva técnica extractiva trae diversos impactos 
ambientales que se agregan a los conocidos, principal-
mente sobre el suelo y el agua, superficial y subterránea.

Hagamos un resumen de las leyes y resoluciones que 
aplican a la actividad hidrocarburífera vigente:

República Argentina
§	Res. SEN 105/92: establece las normas y procedimien-

tos para la protección del medio ambiente durante la 
exploración y explotación de hidrocarburos.

§	Ley Nacional N.° 24.051: ley de residuos peligrosos.
§	Resolución 252/93: guía que orienta para la prepara-

ción de estudios ambientales exigidos por la Resolu-
ción 105/92.

§	Resolución SEN 341/1993: aprueba el cronograma y 
normas para el reacondicionamiento de piletas y de 
restauración de suelos.

§	Resolución SEN 342/1993: establece la estructura de 
los planes de contingencia.

§	Resolución SEN 419/1993: auditorias de seguridad.
§	Decreto N.° 437/93: de la evaluación ambiental previa 

a la actividad petrolera. 
§	Decreto N.° 831/1993: reglamenta la Ley N.° 24.051.
§	Ley N.° 25.675: Ley General del Ambiente.
§	Resolución SEN 5/95: normas y procedimientos so-

bre abandono de pozos y su revisión en el Decreto 
1631/2006.

§	Ley N.° 25.612/2002 que regula la gestión integral de 
residuos de origen industrial y de actividades de servi-
cio, que sean generados en todo el territorio nacional, 
y sean derivados de procesos industriales o de activi-
dades de servicios.

§	Ley N.° 25.675/2002: denominada “Ley General del 
Ambiente” que establece los presupuestos mínimos 
para el logro de una gestión sustentable y adecuada 
del ambiente, la preservación y protección de la di-
versidad biológica y la implementación del desarrollo 
sustentable. La política ambiental argentina está su-
jeta al cumplimiento de los siguientes principios: de 
congruencia, de prevención, precautorio, de equidad 
intergeneracional, de progresividad, de responsabili-
dad, de subsidiariedad, de sustentabilidad, de solidari-
dad y de cooperación.

§	Ley N.° 25.688/2002: establece el “Régimen de Ges-
tión Ambiental de Aguas” que consagra los presupues-
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tos mínimos ambientales para la preservación de las 
aguas, su aprovechamiento y uso racional. Para las 
cuencas interjurisdiccionales se crean los comités de 
cuencas hídricas.

§	Resolución SEN 24/04: establece los procedimientos 
para la presentación de denuncias de incidentes am-
bientales.

§	Resolución SEN 25/04: normas de presentación de 
estudios ambientales.

§	Resolución SEN 785/05: programa nacional de control 
de pérdidas en tanques aéreos de almacenamiento de 
hidrocarburos y sus derivados.

Provincia del Neuquén
§	Ley Nro. 899: Código de aguas.
§	Decreto N.° 2756/83: reglamen-

ta el uso de aguas públicas.
§	Ley N.° 1875 (T.O. ordenado 

2267): ley de prevención, con-
servación, defensa y mejora-
miento del medio ambiente.

§	Decreto N.° 2656/99: reglamen-
ta la Ley N.° 1875.

§	Disposición N.° 312/05: dis-
posición final de los efluentes 
cloacales en los campamentos 
instalados con motivo del desa-
rrollo de las actividades hidro-
carburíferas.

§	Ley N.° 2600: establece el certifi-
cado de aptitud ambiental.

§	Decreto N.° 1905/09: reglamen-
te la Ley N.° 2600.

§	Ley N.° 2666: reglamenta la 
actividad hidrocarburífera y 
actividad minera.

§	Aplicación del sistema de loca-
ción seca, control de sólidos, 
tratamiento de lodos y cutting. 
Estudio de Sensibilidad Am-
biental. Presentación. Obligato-
riedad.

§	Disposición SSMA N.° 111/10: 
utilización de mantas oleofílicas 
para la prevención de derrames, 
durante la perforación, workover 
o pulling de los pozos (no se 
aplica en los casos de perfora-
ción bajo el sistema de locación 
seca). 

§	Decreto 1483/12 de agosto de 
2012, reglamenta las normas y 
procedimientos para explora-
ción y desarrollo de reservorios 
no convencionales.

Conceptualmente, los trabajos 
para yacimientos shale son similares 
a los yacimientos convencionales, 
por ello se puede considerar que los 
riesgos ambientales derivados de la 
explotación de reservas tight y shale 

no difieren sustancialmente de los generados por la ex-
plotación convencional.

Sí es importante resaltar algunos aspectos que debe-
rían adicionarse a la normativa actual para contemplar 
aspectos como: determinar previamente la presencia de 
napas y acuíferos que serán afectados por la perforación; 
limitar los procedimientos de fractura a menos de una 
determinada profundidad o a menos de una determinada 
distancia de ríos, lagos, arroyos, acuíferos o áreas natura-
les protegidas. 

Respecto del agua superficial, sería importante cuan-
tificar y proyectar el suministro, sumándole la obligato-
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riedad de su reutilización y reglamentar sobre el destino 
final del volumen de agua no reutilizada. 

Como vimos, existe a nivel nacional y provincial una 
profusa y completa normativa, actualmente aplicable a la 
explotación convencional que puede, cambiando y agregan-
do lo que corresponda, ser aplicada a esta nueva modalidad.

Considerar el cumplimiento de normativas que pre-
serven el medio ambiente y la vida toda, también dará 
una idea real del costo de explotación y, entonces, saber 
si es factible y rentable aplicar esta tecnología. Es desea-
ble que por ningún concepto se planifique un proyecto 
de esta naturaleza omitiendo los costos implícitos en la 
preservación de recursos, el tratamiento y disposición de 
efluentes y el cuidado del medio ambiente. 

Conclusiones

Las fracturas hidráulicas para obtención de petróleo y 
gas por métodos no convencionales requieren de un gran 
volumen de agua. 

El agua producida de las operaciones de fractura debe 
tratarse. 

Los desafíos específicos por enfrentar son: tamaño de 
la operación, volumen de agua por manejar, desarrollo 
bacteriano, transporte de arena de fractura, estabilidad y 
ruptura del fluido de fractura. Es tan relevante el dispo-
ner del agua para inyectar, como saber qué se hará con el 
producido tras el tratamiento de fractura.

Se deberá prever cualquier potencial pérdida por in-
filtración y tener todas las precauciones para que esto no 
ocasione ningún problema al medio ambiente.

El agua tratada puede ser utilizada para muchas otras 
aplicaciones de campo como la perforación, inyección 
secundaria, preparación de salmueras, etcétera.

De acuerdo a la experiencia estadounidense, el costo 
de obtener y tratar el agua juega un papel muy importan-
te en la economía del proyecto.

Si bien el desarrollo convencional es nuevo en la 
Argentina, existen muchas empresas con la experiencia 
suficiente que vienen trabajando desde hace décadas en 
el tratamiento de aguas. 

Por esa razón, disponemos de productos, tecnología y 
diseño de equipamiento para tratar los fluidos de fractura; 
su desarrollo y crecimiento están disponibles para acom-
pañar la implementación de la fractura en nuestro país.

La Nación, las provincias y operadores deben unir 
esfuerzos e invertir en el control y tratamiento del agua 
producida. 

Ing. Juan Carlos Trombetta es ingeniero químico por la Universidad 
de Buenos Aires. Tiene más de 30 años de experiencia adquirida 
en empresas multinacionales trabajando en el uso y aplicación 
de productos y sistemas para operaciones de separación sólido-
líquido; el tratamiento de las aguas de fractura y la utilizada 
en recuperación secundaria y terciaria de petróleo; el diseño y 
puesta en marcha de tecnologías e instalaciones de superficie en 
proyectos EOR/IOR y tecnologías para modificación de perfiles de 
inyección. Asimismo, es fundador de JCT Consultores.
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L a primera fractura realizada en la Argentina por la 
empresa YPF fue en el año 1959. Desde entonces, las 
tecnologías y criterios de diseños han evolucionado 

fuertemente, y ahora, con el comienzo de la explotación 
de los reservorios de shale gas y shale oil los cambios son 
aún mayores. Estos cambios modifican también la visión 
de los agentes de sostén que necesitamos para este tipo de 
reservorios. 

En efecto, con el inicio de la producción masiva de los 
yacimientos tight gas y luego la de los shale, la cantidad 
de operaciones de fracturas se incrementó fuertemente, 
primero en los Estados Unidos y luego en el resto de los 
países productores. Eso obligó a diversificar las fuentes 
de producción de agente de sostén (arenas y sintéticos), a 
veces sacrificando la calidad final del producto. 

En vista de ello, para control de calidad en la industria, 

se instauraron como base las normas del American Petro-
leum Institute API RP 19 B (ISO 13503-2) y API RP 19 C 
(ISO 13503-5). Sin embargo, en el uso diario, y tras hablar 
con numerosos supervisores de fractura en los Estados 
Unidos, se escucha con frecuencia que utilizan el agente 
de sostén que encuentran en el mercado, y no siempre 
realizado con el material que cumple con las normas. 

Surgen entonces dos preguntas que están ligadas entre 
sí, y que por el momento no han sido claramente respon-
didas en la industria.

La primera es: si utilizamos un agente de sostén que 
no cumple con las normas ¿las producciones resultantes 
serán óptimas?

Y la segunda: ¿cuáles son los requerimientos reales 
para un agente de sostén en un proyecto shale? Tratare-
mos de abrir la discusión sobre esta última pregunta.
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La arena I

Características del agente de 
sostén utilizado en reservorios 
no convencionales
Por Ing. Emmanuel d’Huteau

Dado el interés que despierta actualmente la posibilidad de desarrollos 
shale en la Argentina, uno de los factores cruciales es, sin duda, 
la utilización de arena. En este trabajo se describen las características 
del agente de sostén que se utiliza en la fractura hidráulica.

Gentileza: Ing Julio Vivas Hoht
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Esfuerzo efectivo sobre el agente de sostén

Para definir el tipo de agente de sostén por utilizar es 
necesario conocer el esfuerzo al cual será sometido:

Esfuerzo efectivo = Estrés – Presión poral dentro la fractura.

En los reservorios convencionales se suele considerar 
de manera conservadora que la presión poral es igual a 
la presión de producción en fondo de pozo (BHFP). Sin 
embargo, en un sistema de fracturas dendríticas, como 
las generadas en shale, debemos considerar una pérdida 
de presión a lo largo de la fractura y, por ende, la presión 
poral lejos del pozo será mayor que la presión cerca de 
los punzados. Esto significa que el agente de sostén que 
fue desplazado lejos dentro la fractura (las primeras con-
centraciones que fueron bombeadas) será sometido a un 
menor esfuerzo efectivo y no siempre va requerir ser del 
mismo tipo que el agente de sostén bombeado al final del 
tratamiento.

Si, por ejemplo, consideramos un reservorio sobrepre-
surizado a 2.800 m con un estrés de 8.270 psi (0,95 psi/
pie) y una presión poral de 6.420 psi (0,7 psi/pie) en la 
cercanía del pozo (condición más desfavorable), necesi-
taríamos un agente de sostén que resista los 10.000 psi. 
Pero si a mitad de la fractura consideramos una caída de 
presión de reservorio de 50%, el esfuerzo efectivo sería 
sólo de: Esfuerzo efectivo = 8.720 – 6420/2 = 5.510 psi.

En este caso, se requiere de un agente de sostén para 
6.000 psi (6 K).

Tamaño requerido (malla)

En fracturas convencionales, donde se trabaja con 
geles de alta viscosidad, se pretende siempre generar un 
canal de alta conductividad, por lo cual, se busca trabajar 
con granulometría de 20/40 a 12/20. 

En este tipo de reservorios, una malla fina como la 100 
es raramente utilizada y no es considerada como agente 
de sostén, pero sí como reductor de filtrado.

En reservorios shale buscamos, primero, generar una 
red de fracturas de poco ancho que se crucen en varias di-
recciones y, sobre el final, generar una fractura principal 
corta que las conecte al pozo. Es la analogía de una red de 
caminos secundarios que lleven a los coches a la autopis-
ta que termina en la cuidad.

El ancho, en la red de fractura, será mínimo. Además, 
los granos de agente de sostén deberán dar una y otra 
vuelta para pasar de una a otra fractura. En consecuencia, 
se necesitan primero granos muy finos (por ejemplo: ma-
lla 100) y luego aumentarlos gradualmente hacia mallas 
mayores (30/50 o 20/40).

Redondez y esfericidad

La forma ideal del agente de sostén es aquella que dará 
mayor resistencia a la compresión y a la vez mayor poro-
sidad y permeabilidad al empaque, o sea, esférica. Los ma-
teriales sintéticos (bauxitas o cerámicas) son los que más 
se aproximan a una esfera. Para las arenas es conveniente 
que se aplique la norma que las regula (redondez y esferi-
cidad promedio mayor a 0,6) ya que, en caso contrario, la 
conductividad sería demasiado reducida.

Resistencia a la compresión

Cuando se rompen, los granos de agente de sostén ge-
neran una cierta cantidad de partículas finas, la cuales se 
reacomodan y terminan por tapar los poros del empaque. 
En consecuencia, es importante conocer la resistencia a la 
compresión de los diferentes agentes de sostén por utili-
zar en cada operación, y cuáles serán los esfuerzos efecti-
vos a los cuales serán sometidos dentro de la fractura a lo 
largo de la vida del pozo.

La norma API no especifica un valor máximo de finos 
permitido, pero se suele tomar un valor de 10% como 
máximo. Es importante definir bien cuál será la presión de 
confinamiento a la que será sometido el agente de sostén, 
ya que un material que será descartado por su resistencia a 
10.000 psi (10 K) será más que suficiente a 6.000 psi (6 K).

Conductividad

El ensayo de conductividad requiere de más tiempo y 
equipamiento que los demás ensayos, y no es utilizado 
para un control de calidad de rutina. Hoy sabemos que 
hay una serie de reacciones en la cara de la fractura entre 
el agente de sostén, el fluido y la misma roca. Hay po-
cas muestras de coronas y, por lo tanto, hay muy pocas 
muestras de formación en condiciones para hacer los 
ensayos. En consecuencia, los ensayos serán solamente 
para comparar diferentes materiales. 

Es necesario tener curvas de conductividad de cada 
tipo de agente de sostén para diferentes presiones de con-
finamiento, y luego hacer los controles de calidad con los 
ensayos anteriores.

La jerarquía de la conductividad
Alto EUR, Producción, IRR

Alta resistencia
Tamaño y forma uniformes
Resistencia térmica

Cerámica de
alta conductividad

Arena cubierta
con resina de

media conductividad

Arena de baja
conductividad

Muestra 1

Muestra 2

Muestra 3

Mediana resistencia
Tamaño y forma 
irregulares

Baja resistencia 
Tamaño y forma
irregulares

Alta conductividad

 

Gentileza: Ing Julio Vivas Hoht
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Resinados

Las arenas naturales tienen una resistencia menor que 
los agentes sintéticos. Además, teniendo en cuenta las 
grandes cantidades por mover, será cada vez más difícil 
encontrar arenas de alta calidad. Cuando se recubren los 
granos con una película muy fina de resina se mejora la 
calidad del material, esto se debe a:
•	 Se obtiene una mejor distribución de los esfuerzos 

entre granos, lo que incrementa la resistencia a la 
compresión del empaque.

•	 Los finos generados por la rotura de grano quedan 
entrampados dentro de la resina y, por ese motivo, no 
tapan los poros del empaque, y no reducen su con-
ductividad.

Hay diferentes calidades de resina y de resinado, por lo 
cual una arena resinada de buena calidad puede técnica-
mente competir con agentes sintéticos a un menor costo.

Conclusiones

Al momento de elegir qué agente de sostén utilizar, en 
más de una ocasión estaremos obligados a tener en cuen-
ta los materiales que están disponibles.

No es necesario utilizar durante todo el tratamiento 
un agente de sostén de alta calidad, por el contrario, se 
puede utilizar primero arenas naturales, y terminar con 

un agente de sostén de mayor calidad, ya sea una arena 
resinada o un agente de sostén sintético.

En vista de los grandes volúmenes de agentes de sostén 
requeridos para este tipo de reservorios, su costo pasa a 
ser un ítem muy importante en el total de la completa-
ción del pozo. 

Por lo tanto, es imperativo contar con alternativas al 
producto importado, es decir, generar las condiciones 
para poder producir agente de sostén en el país, en canti-
dad y calidad requeridas para el desarrollo de reservorios 
no convencionales. 

Ing. Emmanuel d’Huteau es ingeniero mecánico por l’Ecole 
Nationale Supérieure des Arts et Industries de Strasbourg, 
Francia. Desde hace más de 30 años trabaja en el sector 
de los hidrocarburos en las empresas Schlumberger e YPF, 
principalmente en el área de ingeniería de estimulación.
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¿Cómo resolvieron el problema del suministro 
del agente de sostén (arena) en Eagle Ford?  

En los Estados Unidos, debido al estado de desarrollo 
anterior de varios de sus plays de shale, la disponibilidad 
del agente de sostén no fue un problema en la etapa de 
exploración del Eagle Ford, debido que había un mercado 
existente. Una vez que la industria entró en la etapa de 
desarrollo masivo, unos dos años después de los primeros 
pozos, las fuentes de suministro ya se habían acomodado 
a la demanda, sobre todo con contratos con las operado-
ras a largo plazo. En el caso de Pioneer, se usaron fuentes 
de suministro de ceramic proppant o de sostén sintético 
y tiene dos fuentes: una local en Georgia y otra en Chi-
na. Por otro lado, la white sand (o simplemente arena) 
también es de origen local, de la región de los Grandes 
Lagos (Michigan, Wisconsin, Ohio). En la Argentina aún 
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La arena II

“La elección de la arena
es una de las decisiones 
más importantes 
en la etapa exploratoria”
Los expertos aseguran que cada yacimiento
de shale es diferente al resto, sin embargo
subyace un número de factores comunes.
Esta es una entrevista al Lic. Gervasio Barzola, 
vicepresidente de Superficie y Desarrollo para 
la empresa Pioneer, responsable de la 
Exploración, appraisal y Desarrollo del 
play Eagle Ford Shale (Texas).
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no existe un desarrollo sostenido que utilice este tipo de 
material por lo que es clave tener planes sustentables y 
compromisos firmes con las fuentes. 

¿Cómo es la logística?
Todos los productos de los Estados Unidos viajan por 

tren hacia el sur de Texas y de ahí se los transfiere a ca-
miones para su entrega en los pozos. El ceramic proppant 
de China viaja en bolsas de 3.000 libras en camiones 
desde la fábrica hasta el puerto de Shanghái y de allí, por 
barco, hasta el puerto de Corpus Christi, en Texas. Luego, 
va en camiones hasta un depósito en nuestras operacio-
nes donde se lo desembolsa. La última etapa es llevarlo en 
camiones hasta su destino final. 

¿Cuánto consumen de agente de sostén por 
pozo y cuánto en el año? 

Comenzamos nuestro programa de exploración del 
Eagle Ford Play en el año 2006 haciendo pequeñas frac-
turas en pozos verticales para entender su potencial. Las 
cantidades de agentes sostén en esa etapa fueron mínimas, 
hasta 200.000 libras por pozo, y no hubo ningún proble-
ma de acceso al mercado. En el año 2008, se comenzó a 
perforar pozos horizontales en el Eagle Ford utilizando 
alrededor de 2 millones de libras por pozo. Durante 2009 
ya expandió su programa de exploración y desarrollo, y 
utilizamos alrededor de 5 millones de libras de agente de 
sostén por pozo, alrededor de 800/1.000 libras por pie. Ac-
tualmente, se usa un promedio de 5 millones de libras por 
pozo, durante el 2011 usamos unos 380 millones de libras 
y proyectamos usar unos 540 millones en el 2012.

¿El suministro de agente sostén proviene todo 
de la misma fuente o también compran partes 
más seleccionadas? 

Nos caracterizamos por estandarizar nuestro proceso de 
terminación de los pozos en el período de exploración, uti-

lizando la misma cantidad de agente de sostén, fluido, per-
foraciones, etc. Así que el objetivo principal de tal estrategia 
fue relacionar cambios en la performance de los pozos de 
exploración con cambios puros en el reservorio (contenido 
de arcillas, presión, tipo de fluidos, etc.) sin modificar una 
de las variables importantes. Creemos que si uno cambia 
el tipo de terminaciones en la etapa exploratoria, está agre-
gando una variable que dificulta el análisis de los resultados 
y la comparación de las áreas bajo estudio. En toda la etapa 
de exploración sólo usamos cerámico ultraliviano. 

Y, actualmente, en la etapa de desarrollo usamos dos 
tipos de agentes de sostén: arena y cerámico ultraliviano. 
Tras analizar los resultados de nuestra campaña explora-
toria, se decidió que había áreas que no necesitaban del 
cerámico ultraliviano y que se podía usar arena de fractura 
en su lugar, lo cual tiene un impacto importante en los 
costos.

En el presente, en el Eagle Ford se usa, además, la llama-
da “arena marrón” (brown sand) originaria de Texas; varios 
tipos de arena con cobertura de resinas (resin coated sand, de 
las que hay al menos cuatro categorías), white sand (la de los 
grandes lagos), y el ceramic proppant (del que hay varias den-
sidades y resistencias, y tres categorías principales). 

¿Cuáles son los costos aproximados por  
bolsa/kg allí?

La white sand cuesta aproximadamente U$S0,10/libra 
antes de ser entregada al pozo, y el cerámico ultraliviano, 
U$S0,35/libra. La elección del agente de sostén es una de 
las decisiones más importantes en la etapa exploratoria y 
de desarrollo de este tipo de proyectos debido al impacto 
en el costo total de los pozos: puede alcanzar hasta el 
20% del costo total de un pozo terminado.
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¿Cómo es la calidad del agente de sostén que 
obtienen comparada con el sintético?

El tema importante por definir cuando se está en el 
momento de elegir el agente de sostén es entender no sólo 
la presión de cierre –la presión a la cual el agente de sostén 
va a colapsar–, sino también su conductividad. El cerámico 
sintético provee una mayor resistencia al colapso, pero se 
debe utilizar siempre y cuando se estime que las condicio-
nes de reservorio son tales como para generar ese colapso. 
A una presión de cierre de 12,000 psi (closure), el cerámico 
provee alrededor de 5 veces la conductividad de la arena. 
En otras palabras, a altas presiones, la arena se va a quebrar 
antes. Por ejemplo en Eagle Ford está probado que hay par-
tes del play en las que es necesario poner cerámico sintéti-
co, mientras que en otras partes, más someras, con menor 
presión, la arena white sand tiene el mismo resultado. 

El impacto del tipo de agente de sostén no se puede 
analizar con los datos iniciales de presión y producción 

del pozo, sino que es recomendable tener un año de datos 
para poder entender el impacto en la performance. Una 
forma de analizarlo es, ya comenzada la etapa de desa-
rrollo, terminar dos pozos cercanos entre sí, en donde no 
se observen variaciones geológicas, de posicionamiento, 
etc., y ver si al utilizar dos tipos de agentes de sostén dife-
rentes, se produce un impacto notable en la performance.

 

Gervasio Barzola se graduó en la Universidad de Córdoba. 
Ha trabajado en OXY durante 10 años en Buenos Aires, 
Mendoza y Bakersfield (California). Desde 1998 se ha 
desempeñado en Pioneer liderando proyectos de exploración 
que llevaron al descubrimiento de importantes reservas de 
gas en el fractured basement (basamento fracturado) y en 
la sección Pre-Cuyo de la Cuenca Neuquina. En 2002 se 
trasladó a Texas, donde sigue trabajando para Pioneer.
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“Una vez que se sabe que hay gas y petróleo ahí abajo, 
no se trata de si puedo o no puedo hacerlo producir: se 
trata de cuánto tiempo y cuántos fondos me va a llevar 
hacerlo producir”, dijo George King (Apache), Y agregó: “Si 
hay hidrocarburos, y tenemos la tecnología, lo vamos a sa-
car”. Así lo dijo ante una audiencia congregada con motivo 
del Congreso Latinoamericano y del Caribe de Perforación, 
Terminación, Reparación y Servicio de Pozos, organizado 
por el IAPG del 7 al 10 de agosto en Buenos Aires.

Y lo reafirmó posteriormente ante Petrotecnia. King es 
uno de los expertos más renombrados que ha trabajado 
casi desde el principio del desarrollo de reservorios no 
convencionales en los Estados Unidos, Canadá y México, 
donde se trabaja en más de 40 áreas de shale oil y shale 
gas. “De todas esas áreas, unas 20 han sido perforadas y 
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Lecciones aprendidas en los plays no convencionales 
norteamericanos:

George King: “No hay dos 
yacimientos de shale iguales, 
ni siquiera dos pozos iguales”
Por Lic. Guisela Masarik

El Ing. George King, uno de los expertos 
internacionales más reconocidos en el ámbito 
de los recursos no convencionales repasa 
las lecciones aprendidas en el desarrollo de 
reservorios de shale gas y shale oil en los 
Estados Unidos y Canadá desde la década de 
1980. Insiste en que cada yacimiento tiene 
características particulares y redobla su apuesta 
por la tecnología y por el intercambio de 
información entre empresas.
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desarrolladas en cierta medida, y la mitad de esta cifra 
tiene explotación económica a precios marginales del 
gas”. Se refiere a las cuencas de Marcellus, Barnett; y de 
las áreas de acumulación de shale gas y de algunos desa-
rrollos como Eagle Ford, utica y, en menor medida, de 
algunas áreas que también tienen shale oil. 

En tanto, el shale gas ha sido el gran transformador 
del desarrollo de combustibles fósiles, explicó, puesto que 
ha propiciado cosas muy buenas al aumentar las reser-
vas de petróleo y gas, “pero hasta conocer su naturaleza, 
también ha tenido resistencia por parte de los grupos más 
convencionales, por las empresas que producían otras 
formas de energía y por grupos medioambientales que no 
tenían toda la información”. 

King se explayó en Buenos Aires sobre los aspectos 
técnicos y habló de la información reunida en su expe-
riencia recogida en 10 cuencas, a lo largo de toda América 
del Norte. 

Pero también se refirió a lo que puede lograrse en la 
Argentina, puntualmente en la formación Vaca Muerta, 
ya que si bien en todo momento aclaró que cada forma-
ción es diferente y hay que aplicarle distinto tratamiento 
aunque estén separadas “incluso cada pozo, aunque esté 
separado de otro por pocos metros” ya que el aprendizaje 
es “una vía de dos manos”. 

En su breve repaso por las áreas producidas en los 
países del hemisferio norte, donde las reservas que se han 

generado “son enormes y se espera aun más producción, 
la cual ya está avanzando y vamos a cumplir las expectati-
vas”, se detuvo a analizar cuáles son los factores que inci-
den en estas reservas de gas, por ejemplo las tecnologías, 
ya que otras formas han estado disminuyendo a lo largo 
del tiempo, como en Alaska, “debido a la falta de trans-
porte para llegar a las áreas incorporadas: el gas sale bien, 
pero el transporte es fundamental para el gas y el petróleo 
obtenidos de manera no convencional y allí el transporte 
se dificulta por estar en zonas alejadas”. 

“En el mundo hay una enorme cantidad de shale gas 
que rivaliza con cualquier otra forma de gas convencional 
y no convencional que esté disponible para transporte. Lo 
crítico es la ubicación de estas reservas de gas: el transpor-
te de gas líquido de petróleo, la trasmisión de gas en ga-
soductos o el transporte de gas comprimido en gasoduc-
tos, son todas tecnologías que ya han sido desarrollados, 
pero que están limitadas por la economía, la demanda del 
mercado y por el costo de desarrollar estos yacimientos”.

Mencionó datos obtenidos de la EIA, la Agencia de 
Información de Energía del Gobierno estadounidense, 
en 2011, para certificar que “en general, gracias al shale, 
el crecimiento de las reservas ha sido enorme en todo el 
mundo”.

Destacó en todo momento el papel de la tecnología: 
“Hay alguna que ya disponemos y otra que podremos 
tener a futuro, que permitirá que mucho gas se vuelva 

Fuente: Información de la Administración de Energía basada en datos obtenidos de varios estudios publicados. Actualizado a mayo, 2011.

Estados donde se ubican 48 estructuras profundas de esquistos
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recuperable, tenemos registro de cómo esto ha sucedido 
en los últimos 10 años”, aseguró. 

Y describió el impulso tomado desde hace varios años 
para mejorar la tecnología que ayuda a producir más 
shale gas: “El primer pozo para gas de esquisto fue cavado 
a mano en 1820, pero recién en los últimos 20 años se 
lograron niveles de perforación importantes para desarro-
llar estos enormes recursos”. 

De 1980 en adelante, dijo, se podía recuperar el 1% 
del gas. Sólo cuando se desarrollaron la fracturación con 
agua aceitosa, en lugar de geles o espumantes, y las frac-
turas hidráulicas múltiples en vez de fracturas hidráulicas 
individuales, la fracturación fue una forma dominante 
para abastecer el gas.

El escaso gas técnicamente recuperable en esos años 
aumentó lentamente hasta la década del 2000 y, desde 
entonces, el crecimiento fue vertiginoso, hasta alcanzar 
casi 500 tcf de gas recuperable. 

“El shale gas y shale oil son recursos muy difíciles de 
desarrollar y se requiere de buena tecnología para hacerlo, 
y esta se desarrolla tanto en el campo como en el labo-
ratorio, y tiene que ser compartida a través de acuerdos 
de cooperación de la industria para estar en condiciones 
de llevarnos al modo de desarrollo rápido que necesita el 
resto del mundo”, expresó King. Encerraba en esta frase 
algunos de los conceptos cruciales desde su óptica para 
un adecuado desarrollo de los proyectos: tecnología, tra-
bajo en equipo y compartir información.

Una cuestión de costos

Los costos de los pozos varían considerablemente 
según el tipo de shale, aseguró King: “Pueden variar desde 
US$1,2 millones hasta US$10 millones por pozo”. La frac-
turación se ha convertido en la parte más cara, debido a 
que se utilizan hasta 10 fracturaciones por pozo. 

Los precios de gas varían considerablemente en la 
región de América del Norte, por la demanda creciente en 
la industria de este producto básico, por el clima, y por 
muchos otros factores. Los precios bajos que se dieron 
recientemente allí tienen el efecto negativo de reducir el 
esfuerzo en gas no convencional, pero aumentan el mer-
cado para el gas. Muchas empresas ahora ven un benefi-
cio en los costos de la energía, y según varios estudios, se 
están abriendo puestos de trabajos directos e indirectos 
debido a los precios del gas, es decir, hay un crecimiento 
también en ese aspecto. Paralelamente, estamos analizan-
do el gas natural comprimido que se utiliza en autos y ca-
miones, tras darnos cuenta de que debemos hacer crecer 
este mercado con un precio estable y un desarrollo pleno.

Hay otro fenómeno, relató King, y es que se ha estu-
diado la producción de gas y el porqué se llega a una baja 
de producción en el primer año. “Y resulta que es típico 
en la formación fracturada: si bien la producción paga 
mucho de la inversión en ese primer pozo, se necesita un 
precio alto o moderado para poder cancelar rápidamente 
las deudas incurridas, de manera que el precio sea estable 
y que haya un buen retorno de la inversión”. Y a pesar de 
que luego la producción se reduce, la ventaja es que esto 
sucede a lo largo de un período muy extenso. 

Tenemos que recordar en todo momento, dijo el inge-

Año	 % OGIP Recuperado	 Tecnologías aplicadas	 Esquistos en	 Precio 	 Reservas
	 (OGIP = gas		  desarrollo	 promedio del	 tecnológicamente
	 original in situ)	 Fuente: King, SPE 142596		  gas $/mmbtu	 recuperables (TRR)	
1980-89	 1%	 Pozos verticales, fracturación con gel a bajo caudal	 Devonian	 $1,98	 <0,3 tcf
1990-99	 1,5% a 2%	 Primera fractura con espuma y emulsión en arcillas	 Devonian	 $1,91	
2001	 2% a 4%	 Fracturación con emulsión con grandes caudales	 Barnett	 $4,25
2004	 5% a 8%	 Preferentemente en pozos horizontales, 2 a 4 fracturaciones	 Barnett	 $6,10
2006	 8% a 12%	 En pozos horizontales, 6 a 8 fracturaciones, estimulaciones,	 Barnett	 $7,25
		  pruebas con agua reciclada
2008	 12% a 30%	 16 y más fracturas por pozo incremento de la petrofísica	 Barnett	 $9 (cae)
2010	 30% a 40%	 Tecnología de la curva de declinación aplicada	 Haynesville	 $4,20
		  en la fracturación
2011	 30% a 45% 	 Desarrollos por capas drenan 6000 acres, se reemplaza	 Horn River	 $4,00
	 (estructuras muy profundas)	agua fresca por salada para fracturaciones
Futuro	 ¿Proyectos?	 Nuevos químicos, fracturas con agua salada, menores 	 Numerous	 Depende	 >480 tcf
		  volúmenes de agua utilizados, tráfico reducido de camiones,		  del mercado
		  perforación por capas, equipos y bombas electrificados.
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niero de Apache, que estamos aprendiendo, que se trata 
de hidrocarburos no convencionales, y que son pozos que 
han estado produciendo durante diez años. “Esto nos da 
una base de lo que puede pasar en el futuro, una espe-
ranza de recuperación de reservas, mayor aún que la que 
creíamos posible”.

Y agregó: “En líneas generales, un precio alto o bajo 
dependerá del tipo de esquisto, del área en que se está 
trabajando, del precio del transporte disponible, del costo 
de la perforación y del precio que uno recibe por el gas. 
Es decir, que no tenemos un único factor que estipule el 
precio que vamos a recibir por el shale gas. En los Estados 
Unidos teníamos un precio bastante bueno y ha estado 
cayendo desde entonces”. 

Haciendo memoria, explicó que el primer shale gas 
comercializable fue el de la formación Barnett: en 1982 
había 100 pozos perforados antes de que empezara a 
aumentar la producción inicial, y sólo llegó a tasas muy 
altas a medida que se fue avanzando. “Fue la primera 
fracturación con agua, pozos horizontales con fracturas 
múltiples y secuenciales, lo que logró incrementar esto”. 
Y el cambio afectó las tasas de productividad. “Habíamos 
arrancado con una recuperación del 1% del gas in situ y 
hoy estamos en una recuperación de entre el 30% y 35%: 
esto se debe a la tecnología que fue involucrada en este 
tema, que cuesta mucho dinero”. 

Cada pozo es diferente

“Quizás los esquistos parecen ser iguales a simple 
vista, pero realmente tienen muchas diferencias una vez 
dentro del pozo –aseguró King–. Veamos la siguiente 
rueda de características: fracturas, presión, espesor, fragili-
dad, etcétera. La diferencia mencionable entre shale gas y 
shale oil es que este último agrega presión y recuperación. 
Todas se pueden superar, incluso las muy críticas. Pero si 
hay gas, y tenemos la tecnología, lo vamos a sacar”. 

“Es decir, algo importante que todos debemos apren-
der es, primero, que cada pozo de shale es diferente en re-
querimientos –dijo– y segundo, el papel crucial de la tec-
nología”. En efecto, uno piensa que todos los yacimientos 
se comportan igual, y esto no es así, no sólo se diferen-
cian los yacimientos entre sí, sino que ni siquiera en el 
mismo play, los pozos son todos iguales: hay muchas 
diferencias que van desde la profundidad, temperaturas y 
terminación: no existe una única manera de terminar un 
pozo de shale. La recuperación promedio de gas también 
varía en los yacimientos, según el pozo. Lo similar es el 
petróleo y el gas que se extraen. 

De esta manera, prosiguió, “estoy seguro de que en 
la Cuenca Neuquina hay áreas con secciones de gas y 

petróleo que tendrán como punto de partida los trabajos 
realizados sobre la región, pero que seguramente no serán 
parecidas a ninguna otra”.

“Por ejemplo, si se analiza la geología, se ve que hay 
zonas más fuertes que otras en cuanto a sweetspots. Lo que 
hay que descubrir es qué es lo que va a funcionar en cada 
área. Hay aspectos específicos del esquisto que uno tiene 
que aprender: las necesidades críticas, las necesidades sig-
nificativas, las necesidades importantes y las manejables 
difieren de pozo a pozo. Hay que tener cuidado y no cen-
trarse en valores individuales de las variables como TOC, 
madurez, espesor, etc., porque si algo hemos aprendido es 
que la madurez y el TOC no sólo pueden variar de pozo 
a pozo, sino de la superficie de un mismo pozo de shale 
hasta su parte más profunda”. 

La tecnología como protagonista

En todo momento, George King destacó el papel 
crucial de la tecnología que se aplicará. “En los Estados 
Unidos hay yacimientos de shale desde el extremo este 
hasta el oeste, lo mismo ocurre en Canadá; y en ambos 
hay enormes cantidades de esquistos por desarrollar, que 
podrían transformarse en enormes reservas para el futuro. 
Pero se necesita aún de más estudios, tecnologías y regu-
laciones que permitan a la industria concentrarse en la 
máxima recuperación” insistió. 

“La buena noticia es que allí está dando resultado: los 
Estados Unidos importaban las dos terceras partes de los 
barriles que consumían y ahora no sólo podrán cumplir 
con todas sus necesidades de cara a los próximos 10 años, 
sino que se convertirán en exportadores. Y estamos ha-
blando de 500 mil barriles recuperados, lo que es mucho. 
Pero todo ello ha necesitado de muchísima tecnología y 
de muchos estudios”. 

“Como dije antes, he estado en cientos de fracturas, y 
en todo este tiempo el factor común para el buen desarro-
llo, en 10 cuencas diferentes, ha sido contar con la tecnolo-
gía idónea. La compañía que quiera existir en el mundo de 
los esquistos tiene que ser técnica y estar en condiciones de 
implementar la tecnología necesaria: los pozos horizontales 
o de múltiples fracturas que sean adecuados para el fluido 
de fracturación, pocos aditivos, con un bombeo a tasas muy 
altas, métodos de producción óptimos que maximicen el 
valor presente neto… Todo eso ayuda enormemente a la 
economía de los proyectos. Y deben recordar que puesto 
que el esquisto será diferente en cada locación, se necesitará 
de una tecnología particular en cada caso”. 

Esto es algo que quienes operen en Vaca Muerta de-
ben pensar, dijo. “El gas de esquisto es disruptivo compa-
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rado con otras fuentes de energías, y uno puede esperar 
cierta resistencia de otro tipo de proveedores de energía, 
así como de la gente involucrada en su abastecimiento, es 
probable que haya algunas objeciones en la industria y en 
eso también deberán trabajar a medida que avanzan”.

Uno de los mayores problemas que se les presentaron 
en su trayectoria, dijo, “fue que las empresas y los profe-
sionales intentaran encarar un recurso no convencional 
de una manera convencional”. Hay que usar tecnologías 
diferentes, aseveró. “No todos los esquistos en el mundo 
van a ser productivos, hay muchos que no lo son. Pero en 
algo se parecen los de América del Norte y los de otra parte 
del mundo: si se tiene el gas o el petróleo, hay formas de 
lograr sacarlo. Para ello, sólo se necesita que la industria y la 
gente estén dispuestos a pensar y afrontar las cosas de ma-
nera diferente, en lugar de hacerlo con el pensamiento y los 
medios que vienen usando desde hace décadas”. 

En cuanto a quién sería el principal responsable para 
el desarrollo de esta nueva tecnología, King no dudó: 
“Allí también hay que abrir la mente: hasta ahora los 
proveedores de servicios pensaron que a ellos les tocaba 
desarrollar toda la tecnología y, en realidad, el tema tam-
bién atañe a los costos de producción de las compañías 
involucradas, que son las que pagan las cuentas, una  
lesson learned en ese sentido es que se trata de un esfuerzo 
de cooperación de todas las etapas, desde Exploración, 
Sísmica, Perforación, Producción... Lo ideal es que las 
operadoras describan con precisión con qué desafíos se 
topan, para que las empresas de servicios inventen las so-
luciones a esos temas; muchas empresas están realizando 
una investigación de campo para que las cosas mejoren”. 

Queda claro entonces: no es sólo Perforación, no es 
sólo la fractura, también Producción está involucrada. 
“Todo el mundo es responsable, todas las áreas deben 
disponer de la mejor tecnología. Y todos son responsables 
de pensar de manera no convencional: cuando hace mu-
cho un pozo daba unos pocos barriles al día, hizo falta al 
menos una persona con el coraje de decidir perforar a 100 
barriles por minuto, que habrá pensado: ‘Yo soy el que 
invierte el dinero, así que voy a bombear varios camiones 
por minuto’…”.

Según King, es esta gente, la que esté dispuesta inven-
tar y a invertir, la que debe cooperar y pensar de manera 
abierta. “Para eso, hay que elegir a la gente adecuada, la 
que tenga entusiasmo real y que trabaje en un equipo 

donde se integre gente experimentada, gente nueva, y so-
bre todo, que no todos tengan la misma opinión de todo 
para que puedan debatir, porque de ahí surgen las ideas”.

“Vaca Muerta: el elemento crítico está”

Estaba claro que a todos les interesaba la opinión de 
King sobre Vaca Muerta, la formación que hace posible 
que hoy en la Argentina se esté hablando de shale. “En mi 
opinión particular, no hay nada en Vaca Muerta diferente 
de lo que he visto en otros yacimientos de los Estados 
Unidos: es grande, profunda, tiene gas, tiene petróleo y 
una vez que se tiene todo eso, entonces no se trata de si 
puedo o no hacerlo producir: se trata de cuánto tiempo y 
fondos me va a llevar hacerlo producir. El elemento críti-
co está, y si todo está, simplemente depende de nosotros. 
Yo pienso que Vaca Muerta puede producir”.

En cuanto a si será necesario hacer pozos horizontales 
en la zona para mejores resultados, King reflexionó que: 
“Mientras más espesor tiene, los pozos verticales hacen 
más sentidos, pero como ya dije, cada lugar es diferente, 
por si sirve la experiencia diré que en Barnett nos en-
frentamos a un esquisto de 150 metros de espesor y para 
fracturar eso lo mejor es un pozo horizontal, ya que los 
verticales funcionan con un precio de comercialización 
de gas muy alto y una mayor permeabilidad”. 

Los pozos originales en Barnett eran verticales, dijo, y 
luego se empezó con los fluidos de fracturación. Algunos 
resultaron económicos, pero a un precio de gas muy alto, 
en cambio, a los horizontales se les permite obtener una 
fractura horizontal, equivalente a la de un pozo vertical 
con una formación de 100 metros de espesor, es decir, 
tiene menor costo de perforación, entonces, se ahorra y, 
además, se reduce la huella a un área mucho menor. 

Pozos horizontales o verticales?
9+ área en millas cuadradas (6000 acres)

Ítems	 Pozos verticales	 Yacimientos en pozos horizontales

Pozos (Espac. 80 acres)	 75	 12

Caminos (millas)	 28	 2

Cañerías de petróleo y gas (millas)	 30	 4

Cañerías para suministro de agua

para fracturación (millas)	 30	 2

Instalaciones	 8	 1

Millas con camión	 45.000	 36.000 (or 1400 c/cañería)

Montaje y desmontaje equipos	 75	 1

Área con control de agua dulce	 6.500 acres	 8 acres (reducción en un 99,9%)

Superficie transitable (acres)	 150	 6 (reducción en un 96%)

Superficie total utilizada	 566 acres	 45 (reducción en un 92%)

Superficie productiva	 491 acres	 33 (reducción en un 93%)

Ventajas del pozo horizontal

•	 Necesita menos terreno.

•	 Menor cantidad de penetraciones superficiales.

•	 Adecuado a la ubicación del yacimiento.

•	 Menos tráfico, polvo y emisiones.

•	 Menor penetración en ubicaciones urbanas y en 

campos.

•	 Todos los pozos penetran al terreno en la misma 

área, pueden ser monitoreados fácilmente.

•	 Sustancialmente menores pérdidas de vapor de 

metano.

¿Curva de aprendizaje rápido?

Desarrollo	 Primer año	 ¿Información	 Años estimados	 Cantidad de
	 de gran	 intercambiada	 hasta el óptimo	 pozos para
	 actividad	 entre compañías?		  lo óptimo
Barnett	 1982	 No	 22	 1000
Fayetteville	 2004	 No	 3,5	 >100
Haynesville	 2006	 No	 2,5	 ~30
Marcellus	 2008	 Sí	 1,5	 ~100
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Medio ambiente

Los pozos horizontales, además de su conveniencia 
técnica cuando son pertinentes, tienen toda una serie de 
ventajas ambientales, agregó.

Se habla mucho sobre la protección al medio ambien-
te en relación con el desarrollo del shale, pero dijo que 
lo que más se necesita es tener y dar buena información. 
“Por ejemplo, si se analiza la reducción de emisiones, los 
pozos horizontales nos brindan un 93% de reducción en 
la huella ambiental”.

De entre los desafíos que tiene este tipo de produc-
ción, está el económico: además del precio del gas, tiene 
incidencia cuánto cuesta el agua y de dónde se va a ob-
tener. “En los Estados Unidos fracturábamos con agua 
dulce, pero ahora la hemos reducido en un 97% y pasado 
a agua salobre, y obtuvimos buenos resultados: es mucho 
mejor para fracturar, sólo que es más difícil almacenarla 
y he ahí otro desafío, aunque preferimos la calidad antes 
que la cantidad”, asegura King. 

Compartir la información

Un tema crucial para disminuir la curva de aprendi-
zaje, y una de las ideas-fuerza de este experto es que se 
comparta la información: geología, fractura, operaciones, 
y todas las compañías deberían conversar sobre lo que les 
ha servido, así como sobre lo que no les ha funcionado, 
“porque de los errores también se aprende”, y es un ele-
mento crítico saber lo que está sucediendo. 

“En los plays de los Estados Unidos fue notable cómo 
mientras no se compartía información, la curva de apren-
dizaje llevó muchos años más que cuando por fin se com-
partió (en Marcellus) –recuerda–. Aunque sea en grupos 
de scouting o en una base informal, no necesitan hablar 
de reservas ni de operadores, sino de las lecciones apren-
didas que lo hicieron posible”.

El ingeniero George King es consultor de Global Technology para 
Apache Corporation, tiene su base en Houston (Texas) y tiene 
más de 40 años de experiencia en la industria del petróleo y del 
gas. Se especializó en fractura, producción, integridad de pozos y 
completaciones, formaciones complejas, y un importante background 
en reservorios no convencionales. Pertenece a la Society of 
Petroleum Engineers (SPE) y ha sido profesor en la Universidad de 
Tulsa, donde obtuvo su grado. Sus publicaciones son de consulta 
internacional y muchas de ellas pueden ser descargadas de manera 
gratuita en: www.gekengineering.com
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L os puertos norteamericanos ya se preparan para los 
barcos de clase PostPanamax, esas gigantescas naves 
modernas que exceden ampliamente las medidas 

de los Panamax, barcos diseñados con las dimensiones 
máximas permitidas para poder transitar por el canal de 
Panamá, en función de su calado y las cámaras de las 
esclusas. Los PostPanamax, en cambio, son en general su-
perpetroleros y colosales portacontenedores. Y ya hay en 
los Estados Unidos varios puertos que los reciben, como 

el de Norfolk Virginia, mientras que los de Nueva York y 
Miami, entre otros, en breve habrán completado la pro-
fundización de todos sus canales de navegación. 

Esta ampliación, este nuevo canal, aumentará su 
importancia en la cadena de valor del comercio interna-
cional mirando los mercados de la costa oeste y del golfo 
de México; así como del sudeste asiático. De hecho, la 
ampliación parece ser hecha a medida que crecen impa-
rablemente China, la India, Tailandia, Taiwán, Malasia 
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Un recorrido por la historia del legendario canal y un análisis sobre el 
nuevo proyecto de ampliación, que conectará mejor los dos grandes 
océanos y permitirá flexibilizar el mercado de los hidrocarburos, con 
favorables consecuencias sobre todo para el Brasil, los Estados Unidos 
y el sudeste asiático.

El nuevo canal de Panamá
Por Ing. Nicolás Verini

Fotos: Nicolás Verini
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y Singapur. Este último, considerado el puerto más im-
portante del mundo –con capacidad de refinación–, es 
un gran centro importador de crudos del golfo Pérsico y 
de productos muy importante. Se espera que también sea 
el destino de los nuevos contratos de aprovisionamiento 
de crudos venezolanos y colombianos que irán a ser refi-
nados en el sudeste asiático y crudos ecuatorianos que se 
refinan en Venezuela, que transitan y transitarán por el 
nuevo canal. Pero para llegar a la ampliación y al signifi-
cado mismo de esta importante vía, haremos primero un 
repaso de cómo se creó y de sus primeros intentos, que se 
remontan a varios siglos atrás.

Una historia de intentos

Es sabido que el canal de Panamá es la vía de navega-
ción dispuesta entre el océano Pacífico y el mar Caribe, y 
que atraviesa el istmo de Panamá en su punto más estre-
cho. Se la considera la obra de ingeniería interoceánica 
más importante del siglo xx; fue una obra de mucha ima-
ginación y sobre todo, coraje. Se inauguró el 15 de agos-
to de 1914, con el objetivo de minimizar los tiempos y 
trayectos de la navegación por mar, que, además, dinami-
zaría el comercio internacional y proporcionaría un gran 
impulso a la expansión económica, militar y colonial de 
los Estados Unidos en la región. 

Para darse una idea: quien navegue desde Nueva York 
hasta San Francisco pasando por el cabo de Hornos o el 
estrecho de Magallanes recorrerá una distancia de 24.000 
km; en cambio, atravesando el canal de Panamá, la dis-
tancia se acorta a 9.200 km, es decir, casi un tercio. Un 
barco carbonero que salga de la costa oriental de los Esta-
dos Unidos en dirección al Japón vía el canal de Panamá 
ahorrará unos 4.800 km en comparación con la alternati-
va más corta de una ruta marítima; y uno bananero que 
salga del Ecuador en dirección a Europa, ahorrará una 
distancia de unos 8.000 km.

Habrá que ver si cada capitán de barco que logra este 
ahorro de tiempo tiene conciencia de los siglos de inten-
tos y sinsabores que hay detrás de este logro.

Como recuerdo de esos intentos previos, en el casco an-
tiguo de la ciudad de Panamá, frente al mar, donde se halla 
la Plaza Francia, allí, no muy lejos del edificio colonial de la 
Embajada de Francia, se erige el memorial que conmemora 
el frustrado intento de los ingenieros e inversionistas fran-
ceses por construir el canal. Se trata de un obelisco, con el 
gallo francés en la cima, rodeado de los bustos del ingenie-
ro francés Lucien Napoleón Bonaparte Wyse (1845-1901), 
de su compatriota el diplomático y empresario Fernando de 
Lesseps (1805-1894); y demás colaboradores. 

Unas placas de mármol testifican la memoria de los que 
participaron en el heroico, pero trágico proyecto. Acompa-
ña el busto del médico cubano Carlos Finlay, quien realizó 
estudios sobre la fiebre amarilla que asolaba la región y ha-
lló al causante de su transmisión en el mosquito estegomia 
calopus, el cual, en el tiempo en que de Lesseps se hallaba 
allí, costó 22.000 vidas por la malaria. Este fue uno de los 
motivos, junto con los técnicos y financieros, que provoca-
ron el fracaso francés de la obra del canal.

Pero la idea de crear artificialmente una vía abriendo 
por su centro el continente, de tal manera que acortase el 

paso para las Indias Orientales y Europa ya sugerido por 
Cristóbal Colón, databa de antes.

En el siglo xvi, el jesuita antropólogo y naturalista 
español José de Acosta (1540-1600), escribió un informe 
sobre la dificultad de unir los dos océanos: «Algunas per-
sonas han hablado de excavar este terreno de seis leguas 
y unir un mar con el otro (…). Eso sería inundar la tierra 
porque un mar está más bajo que el otro» [1].

“La historia del canal de Panamá ha sido escrita con 
sangre” dijeron los cronistas de la época [2]. Fernando el 
Católico había enviado al navegante y conquistador espa-
ñol Vasco Núñez de Balboa (1475-1519), descubridor del 
océano Pacífico, a crear un camino carretero a través del 
istmo, para conectar las dos orillas y posibilitar que las 
riquezas de América llegaran sanas y salvas a España. En 
1514, Núñez de Balboa construyó una ruta de 65 km uti-
lizada para el transporte de sus buques desde Santa María 
la Antigua del Darién, en la costa atlántica de Panamá, 
hasta la bahía de San Miguel, en el Pacífico. Esta ruta fue 
mejorada y pavimentada por los españoles y se convirtió 
en El Camino Real, base del florecimiento de Panamá, 
utilizado para transportar el oro al puerto de Portobello 
durante los siglos xvi y xvii.

Hacia 1524, el rey Carlos I de España sugirió que exca-
var un canal en algún lugar de Panamá haría que los viajes 
a Ecuador y Perú fuesen más cortos y permitiría evitar la 
peligrosa ruta del cabo de Hornos, especialmente cuando se 
transportaba oro y plata. La misma idea había  surgido del 
explorador portugués Fernando de Magallanes (1480-1521), 
y del conquistador español Hernán Cortés (1485-1547) 
quien también advirtió que la unión del Atlántico y el Pací-
fico valía más que la conquista de todo México. 
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Hubo un primer proyecto en 1529 del explorador 
español Álvaro de Saavedra Cerón (s/d-1529), pero la 
situación política en Europa y el nivel tecnológico de la 
época no lo permitieron, además de la muerte accidental 
de Saavedra quien no llegó a presentar su plan personal-
mente al rey. 

Sin embargo, no fueron sino los ingenieros holan-
deses enviados por Felipe II, ya en el trono de España, 
quienes realizaron el primer estudio serio. Pero la política 
internacional española dominante en los Países Bajos, no 
exenta de presiones religiosas, frenó el proyecto. Había, 
mientras, otros proyectos de construirlo por Nicaragua, 
pero tampoco hubo fondos necesarios ni tecnología para 
realizarlos.

La feroz lucha de los imperios coloniales –Gran Breta-
ña, España, Portugal, Francia, Países Bajos–, por ocupar y 
dominar los territorios americanos no dormía en ninguna 
de las cortes rivales donde las propuestas progresaban. 
El comerciante y banquero escocés William Patterson 
(1658-1719) profetizaba que un canal “aseguraría a sus 
poseedores las llaves del Universo, capacitando a sus due-
ños para dictar leyes y ser árbitros absolutos del comercio 
internacional”.

Simón Bolívar (1783-1830), el gran visionario de la 
unidad latinoamericana, comisionó en 1828 al ingeniero 
inglés John Augustus Lloyd (1800-1856) y al sueco Mauri-
cio Falmarc para que explorasen el istmo y recomendasen 
“una traza óptima y práctica” para construir el canal. 
Bolívar buscó infructuosamente el apoyo económico de 
Gran Bretaña, pero esta desechó el proyecto de Lloyd, 
presentado ante la misma Sociedad Real de Londres.

En 1835, el Congreso de la Gran Colombia encomen-
dó al aventurero británico, el barón Charles de Thierry 
(1793–1864) el privilegio exclusivo de abrir el canal. La 
idea permaneció en suspenso y no reapareció hasta prin-
cipios del siglo xix, tras el viaje del naturalista prusiano, 
el barón Alexander Freiherr von Humboldt (1769-1859) 
quien preparó un proyecto de excavación en el istmo 
entre el río Chagres y Panamá. Mientras se preparaban los 
proyectos para el canal, otra importante obra de ingenie-
ría marcó los tiempos del progreso: la construcción del 
ferrocarril a través del istmo, entre 1850 y 1855, con sus 

75 km de recorrido desde Colón (Portobello) en la costa 
Atlántica, hasta Panamá en el Pacífico. 

La obra, como se repetirá con la construcción del canal 
por el ingeniero de Lesseps más tarde, se realizó en condi-
ciones muy difíciles. Más de 12.000 personas murieron en 
su construcción por causa de enfermedades como el cólera 
y la mencionada malaria. Se trataba sobre todo de indíge-
nas, chinos y mano de obra barata o semiesclava –negros, 
mulatos– reclutados en las islas caribeñas. Hasta la cons-
trucción del canal de Panamá, el ferrocarril transportó más 
obreros, minerales, materiales y materias primas que nin-
gún otro ferrocarril del mundo, y fue un factor clave en la 
selección de la actual Panamá como lugar para la futura 
construcción del canal. Los rieles eran sinónimo de pro-
greso, como quedó demostrado en la conquista del Lejano 
Oeste y la Fiebre del oro en California.

Protagonismo francés

En 1874, el Congreso Internacional de Ingenieros de 
París, presidido por el almirante Camille Clément, barón 
de La Roncière-Le Noury (1813-1881) reunió a 136 renom-
brados ingenieros de todo el mundo como de Lesseps –que 
había construido el canal de Suez y abría el Túnel del San 
Gotardo–, el ingeniero francés Alexandre Gustave Eiffel 
(1832-1923) –autor de la mítica Torre Eiffel, la cual, duran-
te décadas, fue la más alta del mundo–, el geógrafo y escri-
tor francés Jean Jacques Elisée Reclus (1830-1905), viajero y 
creador de La Geographie Universelle, publicada por Editorial 
Hachette con 19 tomos, mil grabados y 4.000 mapas, tra-
bajo que le insumió 20 años; entre otros personajes.

En ese congreso, se presentaron 14 proyectos para 
construir el canal de Panamá: 10 con esclusas, uno que 
iba por Tehuantepec (la franja de territorio más angosta 
de México, entre el Pacífico y el Caribe), cuatro por el 
Lago de Nicaragua y uno por Darién, región oriental de 
Panamá. Además, un proyecto por las islas de San Blas, 
otro por el Choco, región colombiana del golfo de Da-
rién; y el último, presentado por Lucien Napoleón Bona-
parte Wyse, el ingeniero francés que, además, era sobrino 
del emperador Napoleón II, y que proponía construirlo 
atravesando el istmo de Panamá con una distancia de 75 
km. De entre todos los proyectos triunfó este último.

La ruta del itsmo

Para la construcción del canal a través del istmo, Bo-
naparte Wyse fue comisionado por la francesa Compañía 
Universal del Canal Interoceánico de Panamá, quien ob-
tuvo la concesión del Gobierno colombiano. Realizó dos 
viajes a Panamá para estudiar el proyecto y su viabilidad. 
En marzo de 1878, firmó un contrato formal llamado 
Concesión Wayne, válido por 99 años, con Aquileo Parra, 
por entonces presidente de Colombia. Esta concesión per-
mitía a la compañía excavar y usufructuar este beneficio. 
El proyecto debía “terminar en ocho años, tendría 70 km 
de largo, 8 metros de profundidad, 22 metros de ancho 
en el fondo y 38 metros al nivel del agua”.

Con los primeros recursos, Bonaparte Wyse y Fer-
nando de Lesseps salieron del puerto de Saint Nazaire en 
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diciembre de 1879, acompañados por sus colaboradores 
más importantes.

Fondearon en la boca del Río Grande, señalada como 
la “Boca del Canal”, e inauguraron en 1880 los trabajos 
con la bendición del obispo local, ante altos dignatarios 
locales y extranjeros. Se construyeron puertos de desem-
barque de materiales, talleres de montaje y reparaciones, 
almacenes y depósitos, así como hospitales y viviendas 
para empleados y obreros. Los trabajos de exploración 
comenzaron en 1882. 

Con heroico tesón, técnicos y obreros enfrentaron se-
rios obstáculos: la tala de bosques, el clima, los pantanos 
e imponderables que surgían por doquier.

Uno de los más graves fue la fiebre amarilla, que mató a 
miles de trabajadores. Trágico fue el caso del director de la 
obra del canal, el francés Jules Dinger, quien regresó a Fran-
cia con su esposa y sus dos hijos en sus respectivos féretros. 

Otro, un sonado caso de corrupción que se desenca-
denó cuando Fernando de Lesseps hizo un llamamiento a 
los pequeños inversores a través de hombres de negocios 
como el barón francés Jacob Adolphe Reinach (1840-1892) 
y Cornelius Herz (1845-1898), los cuales incurrieron en el 
soborno a ministros, parlamentarios y periodistas corrup-
tos para obtener financiación pública. El caso se descubrió 
y se convirtió en el denominado “escándalo de Panamá”. 

Hubo obstáculos naturales, como el macizo de la Cu-
lebra. Eiffel llegó a la conclusión de que el canal debía 
incluir esclusas para adaptarse al relieve de la región, 
sobre todo porque este macizo, difícil de excavar, era el 
principal escollo en la ruta del canal.

Y no faltaron terremotos, como el que en septiembre 
de 1882 sacudió el istmo y obligó a interrumpir el trabajo 
y el tráfico de los ferrocarriles.

Todo esto llevó a una caída de las acciones de la com-
pañía en la Bolsa de París; en 1887 se había gastado tanto 
dinero y la obra había adelantado tan poco que se acordó 
pasar al sistema de esclusas, siguiendo las ideas sostenidas 
durante el Congreso de París por el ingeniero francés Jo-
seph Godin de Lépinay (1821-1898). La obra se retomó, 
pero la mala administración ya era irreversible, y en 1888 
la Compañía Universal del Canal Interoceánico de Pana-
má suspendió definitivamente la obra.

Se presentó la quiebra en 1889, y la dirección pasó 
al ingeniero Phillippe Jean Bunau Varilla (1859–1940), 
quien tomó el proyecto propuesto por Eiffel. Para ese 
entonces, se habían gastado fabulosas sumas de dinero y 
sólo se habían excavado las dos quintas partes del total. 
Quedaba la brecha más difícil: el macizo de Culebra.

Sin apoyo financiero, Varilla pidió ayuda a los Estados 
Unidos, cediéndoles los derechos de explotación y de 
construcción del canal de Panamá, así como el control de 
la zona alrededor del canal. 

“Poderosas máquinas y material abundante, 2.000 edi-
ficios, planos, experiencia y el gran adelanto de la mecáni-
ca y de la ingeniería francesa sin la cual nada hubiera sido 
posible; además de la línea del trazado esculpida por el 
genio francés al precio de grandes sacrificios, como vidas y 
amarguras, sin poder concretar la obra más importante del 
siglo xx”. Así lo refiere, grabado en sus murallas, el memo-
rial dedicado a la construcción del canal de Panamá. 

Independencia panameña e importancia 
geopolítica

En 1821, Panamá se independizó de España y se unió 
voluntariamente a Colombia. Los colombianos se oponían 
a que fueran los Estados Unidos quienes se quedaran con 
el canal; el por entonces presidente estadounidense, Theo-
dore Roosevelt (1858–1919, presidente entre 1901 y 1909) 
mandó los marines, invadió Colombia y favoreció la crea-
ción de un estado independiente, precipitada por el recha-
zo de Colombia al Tratado Herrán-Lay del canal en la cual 
los panameños, influenciados fuertemente por la política 
norteamericana expansionista, “veían su propia redención 
económica y el futuro desarrollo y moral del istmo”.

En noviembre de 1903, Panamá se separó de Colombia 
y surgió como república independiente y firmó en  
Washington el tratado que concedió a los Estados Unidos 
la autorización para construir el canal en su territorio; 
ambos lo rubricaron en el Tratado Hay-Bunau Varilla (que 
llevaba el nombre de los signatarios por ambos países, 
John Milton Hay y Philippe Bunau Varilla, respectivamen-
te), mediante el cual, los Estados Unidos garantizaban la 
independencia de Panamá y aseguraban un arrendamien-
to perpetuo sobre una franja de 16 km del canal. Por su 
parte, Panamá sería compensado mediante un pago inicial 
de 10 millones de dólares y una anualidad de 250.000 
dólares, a partir de 1913. Después, la cifra fue en aumento.

Los avances tecnológicos y las presiones comerciales 
y estratégicas derivadas del control del comercio maríti-
mo internacional y de la operatividad de las marinas de 
guerra en el mundo determinaron la imperiosa necesidad 
de construir el canal, sobre todo por parte de los Estados 
Unidos, nación que ya demostraba su importancia en el 
juego geopolítico mundial. 

Al pie del obelisco del gallo francés, en el memorial, 
se lee: “La fuerzas vivas del pueblo francés, genialidad 
innovadora, fe en el porvenir, confianza en la eficacia del 
esfuerzo, se incorporaron a la acción, el espíritu previsor 
y práctico de pueblo norteamericano, y así fue posible la 
subordinación de la naturaleza rebelde a la voluntad sos-
tenida de dos razas” (Octavio Méndez Pereira).

La construcción

Durante la construcción del canal se removieron más 
de 200 millones de m3 de tierra. Dicen que si todo el ma-
terial excavado se colocara en un tren, este daría la vuelta 
a la Tierra cuatro veces. 
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Por fin, y tras tantos años de intentos y esfuerzos, el 
7 de enero de 1914 la grúa flotante Alexander La Valle 
realizó el primer tránsito completo por el canal. El 15 de 
agosto siguiente fue el carguero estadunidense Ancón el 
que hizo la primera travesía. 

Hacia 1963, el canal inició operaciones diurnas con 
la instalación de un nuevo alumbrado fluorescente en 
el corte de Culebra y en las tres esclusas. Hoy se halla en 
pleno funcionamiento y en manos panameñas en virtud 
del Tratado Torrijos-Carter, firmado por ambos presiden-
tes en septiembre de 1997 –entró en vigencia en 1999– y 
a partir de septiembre del 2007, en vista del creciente 
tránsito y del tamaño nuevo de barcos que permite la 
actual tecnología, se trabaja en la construcción de la am-
pliación del canal.

Recorrido y sistema de esclusas

El canal sigue el valle del río Chagres por la vertiente 
del Atlántico, y del Río Grande por la del Pacífico, con el 
corte de la sierra Culebra, donde se unen ambos ríos. Tie-
ne seis esclusas, con 305 metros de longitud y 33,5 me-
tros de ancho, tres en la vertiente del Atlántico que alzan 
los barcos y tres en la del Pacífico, que los descienden al 
nivel del mar. La travesía dura de 7 a 8 horas. Las aguas 
del río Chagres fueron encausadas por medio de un lago 
artificial, porque provocaba inundaciones con sus creci-
das. Esta vía interoceánica funciona como ascensor que 
eleva los buques al nivel del artificial lago Gatún –situado 
a 26 metros sobre el nivel del mar– para permitir el cruce 
de la cordillera Central, y luego bajar al nivel del mar del 
otro lado del istmo de Panamá. 

El mecanismo es el que sigue: el buque entra en la 
esclusa, esta se cierra, el espacio se llena o se vacía de 
agua, eleva o desciende el buque hasta llegar al nivel que 
le permite avanzar y navegar. 

El lago Gatún se creó al construir la presa homónima, 
que linda con las esclusas, sobre el río Chagres. Las es-
clusas de Gatún se abren unas a otras directamente y son 
dobles, al igual que las demás esclusas, y, por tanto, se 
puede elevar un barco, mientras otro baja al mismo tiem-
po. Todas las cámaras de las esclusas del canal de Panamá 
tienen la misma medida: 305 metros de longitud y 33,5 
metros de ancho.

Desde las esclusas del Gatún, el canal atraviesa el lago 
del mismo nombre en dirección sur y sudeste hasta la 
boca del Corte Gaillard (antes llamado Corte Culebra), un 
canal excavado de 13 km de longitud. Este corte es la par-
te más difícil y estrecha del canal, y sus 12,7 kilómetros 
representan casi una quinta parte de la extensión total de 
la vía del canal. Este lugar fue excavado a través de la roca 
y piedra caliza de la cordillera Central del istmo de Pana-
má y con el material excavado se podrían erigir hasta 63 
pirámides iguales a las de Egipto.

Hacia el final del corte Gaillard está la esclusa de Pe-
dro Miguel, con una altura de 9,4 metros y lindera con el 
lago Miraflores, que se halla a 16,8 metros sobre el nivel 
del Pacífico. El canal cruza ese lago a lo largo de 2,1 km 
y alcanza dos esclusas que descienden los barcos hasta el 
nivel de la marea del Pacífico. Desde las esclusas de Mira-
flores, el canal recorre 4 km hasta Balboa, en el golfo de 
Panamá, desde donde se extiende un canal dragado de 8 
km que llega hasta la Bahía de Panamá. 

Además del canal en sí, las instalaciones auxiliares 
comprenden la presa Manden del río Chagres, que pro-
porciona reservas para mantener el nivel del lago Gatún 
en la época seca; rompeolas con el fin de proteger cada 
extremo del canal; instalaciones hidroeléctricas en las 
presas de Gatún y Manden; y el ferrocarril de Panamá, 
que recorre 76,6 km desde Colón (extremo Atlántico), 
hasta la ciudad de Panamá (Pacífico).

El agua dulce se toma del lago Gatún, entra a través de 
un sistema de alcantarillados principales formados por 10 
juegos que se extienden por debajo de las cámaras de las 
esclusas desde los muros laterales y 10 metros del muro 
central. Cada alcantarilla tiene un juego de cinco agujeros 
de 1,37 metros de diámetro. A medida que se vierte el 
agua en las alcantarillas, se distribuye por 100 agujeros en 
el piso de la cámara. Por cada buque que pasa por el ca-
nal, se utilizan unos 52 millones de galones, 196.820.000 
litros (196.820 m3) de agua dulce, que fluyen por grave-
dad por las esclusas y se vierten en el océano. Los buques 
que entran al canal son acompañados por remolcadores 
en cada juego de esclusas y remolcados por locomotoras 
eléctricas denominadas “mulas”, especialmente diseña-
das, que controlan con mucho cuidado la navegación de 
los grandes buques que lo atraviesan a pocos centímetros 
de los muros de cemento.

A ambos lados de los océanos siempre se observa una 
larga fila de buques, a la espera de navegar por el canal. 
Si el buque entra por el Pacífico donde está la ciudad de 
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Panamá, se encuentra con la esclusa de Miraflores (allí 
se puede presenciar el llenado y navegar por las esclusas 
y visitar el Museo de la Construcción del Canal de Pana-
má). Ya dijimos que la diferencia de nivel entre el lago 
Gatún y el océano Atlántico es de 25 metros y que, debi-
do al ancho del canal, sólo pueden pasar buques petrole-
ros de la categoría Panamax, construidos a la medida del 
canal actual, con una eslora de 294 metros, una manga de 
32,3 metros y 12 metros de calado máximo, de 55.000 a 
75.000 de DWT (Death Weight Tons). O buques portacon-
tenedores que transportan hasta 4.500 contenedores. 

El canal da empleo a 250 prácticos, que tienen la res-
ponsabilidad de asegurar la navegación y se los asignan 
de acuerdo a las calificaciones profesionales y al tipo de 
buque. Los capitanes de los buques que atraviesan el ca-
nal deben ceder el mando al práctico, quien se convierte 
en el responsable en la fase de tránsito. Los buques que 
atraviesan el canal deben pagar por adelantado el trán-
sito, de acuerdo a las tarifas vigentes, establecidas por 
las autoridades del canal. El Wordscale (New Worldwide 
Tanker Nominal Freigth Scale), que es el tarifario de fletes 
internacionales de la Wordscale Association (London y 
New York) Limited, publica las fixed rate differentials del 
cruce del canal de Panamá, que se utiliza en el negocio 
marítimo para calcular los fletes. Se recuerda un peaje 
récord, pagado por el buque portacontenedores Fabienne 
de 293 metros de eslora, 32 de manga y 13,5 metros de 
calado, por 317.000 dólares. 

Entre otras curiosidades, ya han atravesado el ca-
nal más de 1.000.000 buques, y la marca histórica de 
1.000.000 fue alcanzada el 4 de septiembre de 2010 con 
el buque cerealero Fortune Plum, desde el Pacífico hasta 
el Atlántico. El campeón olímpico de natación Johnny 
Weissmuller (luego personaje de Tarzán en la pantalla) 
pagó un dólar para atravesarlo a nado. Richard Hallibur-
ton debió pagar 36 centavos de dólar en el 1928 para 
alcanzar las orillas nadando 10 días entre buques. En 
diciembre de 2008, por primera vez en más de 60 años, 
un buque de guerra ruso, el destructor y cazasubmarinos 
Almirante Chabanenko, atravesó el canal y atracó en una 
antigua base naval estadounidense, tras haber partici-
pado en maniobras militares con la marina venezolana. 
En tanto, la última vez que se registró un barco ruso fue 
en 1944, cuando cuatro submarinos soviéticos atravesa-
ron el canal, en plena guerra contra Alemania, cuando 
Washington y Moscú eran aliados, y los Estados Unidos 
administraban el canal.

El nuevo Canal

Hacia 2014, cuando el canal de Panamá cumpla 100 
años de inaugurado, se espera que su ampliación esté lista 
y que un nuevo canal pueda ser recorrido por los nuevos 
buques. 

La obras se iniciaron en septiembre de 2007, con un 
presupuesto inicial de U$S 5.600 millones, tras la aproba-
ción de un referéndum popular que lo posibilitó. 

Se espera que la doble vía duplique su capacidad de 
transporte y pueda enfrentar con éxito la creciente de-
manda del comercio internacional, que inaugurará una 
nueva ruta comercial del siglo xxi. 

La conectividad y la logística operativa estarán poten-
ciadas por los puertos de ambos océanos, un centro de 
trasbordo aéreo, un ferrocarril interoceánico, una red de 
comunicaciones de última tecnología acompañada por 
un centro bancario y de servicios financieros cada vez 
más importante.

Se espera que el nuevo canal amplíe la ruta oceánica, 
que agregará los patrones de negocios globales del comer-
cio internacional en petróleo, gas, energía, refinación, 
distribución de productos, bienes manufacturados y asis-
tencia técnica y naviera.

Los componentes del programa de ampliación com-
prenden diferentes tareas:
1.	 Excavación en cuatro fases del cauce de acceso del 

océano Pacífico, una nueva “zanja” de 6,1 km de ex-
tensión casi paralela a la actual vía de navegación del 
actual canal, que unirá las nuevas exclusas del Pacífico 
con el Corte Culebra.

2.	 La profundización y ensanche de las entradas del canal 
tanto en el Pacífico como en el Atlántico.

3.	 La profundización y ensanche del lago Gatún y pro-
fundización del Corte Culebra.

4.	 La elevación del nivel del lago Gatún.
5.	 El diseño y construcción del tercer juego de esclusas, 

que consiste en la construcción de dos nuevos comple-
jos de esclusas, uno en el Pacífico y el otro en el Atlán-
tico, con tres cámaras, piletas de reutilización de agua, 
un nuevo sistema de llenado y vaciado lateral y com-
puertas rodantes. Estas nuevas compuertas serán más 
eficientes y permitirán un mejor mantenimiento. Las 
16 compuertas macizas deslizantes serán fabricadas por 
compañías holandesas e italianas, el peso de cada com-
puerta es de 3.250 toneladas, tienen 30 metros de alto 
y 57,6 metros de largo, con un espesor de 10 metros.
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6.	 Las piletas nuevas permitirán la reutilización del agua 
y un ahorro del 60% del agua utilizada en los próximos 
esclusajes, lo que permite su recuperación al siguiente 
nivel o eventualmente volcarla al mar. Un conjunto de 
válvulas podrá operar el sistema hidráulico de llenado y 
vaciado de las piletas laterales. Un juego de alcantarillas 
lleva el agua a las cámaras, a las piletas y viceversa.
La construcción de un nuevo carril o juego de esclu-

sas abarca las obras de infraestructura, la excavación y 
la remoción de tierra, dragado y la construcción de los 
nuevos complejos de esclusas más largas y anchas que las 
actuales, que permitirán el paso de buques de mayores 
dimensiones, para pasar de una manga de 32 metros a 
otra de 49 metros. 

Para el dragado del nuevo canal se construyó en Holan-
da una moderna draga, de diseño exclusivo de corte-suc-
ción bautizada Quibian 1 y transportada a través del océano 
en una barcaza semisumergible y puesta en operaciones. 

El proyecto de ampliación ha promovido la creación 
de 15.000 empleos, así como el desarrollo del menciona-
do moderno centro financiero.

Como mencionamos, actualmente pasan por el canal 
los buques Panamax, cuya dimensión está determinada 
por las de las esclusas actuales, una eslora 294 metros 
máxima, 32,2 metros de manga y 12 metros de calado.

Las nuevas esclusas del canal medirán 427 metros de 
largo y 55 metros de ancho, lo que equivale a la superficie 
de cuatro estadios de fútbol.

En referencia a la carga, hasta ahora en petróleo, se 
hablaba de cantidades de 60.000 DWT (Death Weight 
Ton), o a 1.000 a 3.000 contenedores. La flota petrolera ha 
evolucionado a categorías más grandes, y hay buques de 
diferentes tamaños como los mencionados Panamax, de 
55.000 a 80.000 DWT, los Aframax de 75.000 a 120.000 
DWT, los SuezMax de 120.000 a 250.000 DWT, los VLCC 
(Very Large Crude Carrier) de 200.000 a 320.000 DWT y los 
ULCC (Ultra Large Crude Carrier) de más de 320.000 DWT. 
En la categoría de contenedores, surgieron tras la década 
de 1990, los PostPanamax, con una capacidad de 4.000 a 
6.000 contenedores y hoy existen los SuperPanamax, que 
llegan a 130.000 toneladas y son capaces de transportar 
14.000 contenedores.

Los principales astilleros de estos buques se encuen-
tran en el sudeste asiático –China, Taiwán, Corea y Ja-
pón– al igual que las acerías modernas, el mercado del 
scrap y la demolición de buques viejos.

El mercado de fletes del futuro

Una vez que se concluyan las obras, el nuevo canal per-
mitirá el cruce de los PostPanamax de 13.500 Teus (1 Teu = 
un contenedor de 20 pies), que hoy no pueden atravesar el 
canal, que sólo puede atender a naves de hasta 5.000 Teus.

En el caso particular de Chile, se verá beneficiado en 
las exportaciones de cobre y las importaciones de GNL. 
Chile es el tercer usuario del canal después de los Estados 
Unidos y de China; el flujo de embarques comprende co-
bre, vinos, productos agropecuarios, maderas y alimentos. 
Por esa vía les llega el petróleo, los productos derivados y 
el carbón. Evitar el cabo de Hornos para arribar a los puer-
tos, reemplazar los buques de 50.000 toneladas y la utili-
zación de buques de 120.000 toneladas, permitirá mover 
dos barcos y medio para la misma carga, por lo cual el 
costo unitario del transporte será más eficiente. 

Lo mismo acontecerá con Colombia y sus exportacio-
nes de petróleo y de carbón; y una favorable situación se 
le planteará a Ecuador con los crudos Napo y Oriente, que 
se refinan actualmente en Venezuela y son compensados 
con cargamentos de diésel que navegan actualmente por 
el canal, con destino a Ecuador. Cargamentos más gran-
des podrán aprovechar los diferenciales de fletes y favo-
recer las exportaciones de los crudos del Brasil (Roncador 
27º API, Biyupirá 28º API, Albacora 20 ºAPI, Marlyn Light 
22,8 ºAPI); de Colombia (Cusiana y Caño Limón 29 ºAPI, 
el Brent del Mar del Norte (36 ºAPI); y los fueloils de Perú 
hacia Houston y Nueva York.

El proyecto de ampliación del canal contribuirá a fle-
xibilizar el mercado del GNL porque “un nuevo canal de 
Panamá permitirá que los mercados del Atlántico y del 
Pacífico estén más conectados” según las razones de sus 
artífices. El interés principal del sector del GNL del Brasil, y 
que es también del interés de la industria del gas en gene-
ral, es conocer los tamaños de los buques metaneros que se 
podrán utilizar en las nuevas esclusas, las restricciones del 
calado que se podrán aplicar y los peajes que se cobrarán a 
estos buques. Brasil, importador neto de gas y con termina-
les de regasificación para recibir GNL, ha descubierto, sin 
embargo, importantes reservas tanto de petróleo como de 
gas asociado al petróleo en los proyectos Pre-salt que están 
analizando exportar, y podrían implicar también exporta-
ciones de petróleo y gas desde el Brasil en el futuro. Para las 
terminales de Peces y Ceará, esto podría abrir las puertas a 
una mayor variedad de fuentes de abastecimiento. 

Lago Miraflores

Lago Gatún

Esclusa de Gatún

Esclusa de Pedro Miguel

Esclusa de Miraflores

Océano Atlántico Océano Pacífico
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Las nuevas esclusas permitirán el tránsito de buques de 
alrededor de 180.000 m3, actualmente un buque típico de 
GNL es de 145.000 m3. 

La ampliación del canal genera muchas opciones, entre 
ellas está la posibilidad de que las compañías navieras em-
placen buques de más de 12.000 Teus por la ruta hacia el 
canal, lo que permitiría un incremento de las actividades de 
trasbordo en la región. Esto ya lo están haciendo los chinos, 
japoneses y coreanos en Panamá, que se ha convertido en un 
gran depósito de productos, y desde allí operan las centrales 
de distribución a los mercados del Atlántico, el Pacifico y Eu-
ropa, aprovechando el corredor bioceánico del canal actual. 
Asimismo, la industria automovilística de Asia Oriental pue-
de aprovechar la competitividad de los fletes para conquistar 
nuevos mercados regionales.

Los puertos norteamericanos ya 
se preparan para los PostPanamax. 
En la costa este de los Estados Uni-
dos existen varios puertos que ya 
reciben PostPanamax, como vimos, 
uno de ellos es el puerto de Norfolk 
Virginia que cuenta con 50 pies de 
calado, el puerto de Charleston, 
con 45 pies de calado, y atienden 
buques de 6.000 a 9.000 Teus. Ha-
cia 2014, el puerto de Nueva York-
Nueva Jersey ya habrá completado 
la profundización de todos sus 
canales de navegación, llevándolos 
de 45 a 50 pies, y ya se ha iniciado 
un proyecto para resolver el pro-
blema de la limitación de altura 
impuesta por el puente Bayonne. 
El puerto de Miami está profundi-
zando su canal de navegación a 50 
pies y la obra concluye en 2014, lo 
mismo para el puerto de Savannah, 
que tendrá entre 42 y 48 pies de ca-
lado en el 2013. El puerto de Hous-
ton, principal puerto petrolero del 
golfo de México, donde radica el 
60% de la capacidad de refinación 
del país, tiene actualmente con 45 
pies de calado y maneja buques de 
8.100 Teus. Y ya está expandiendo 
su terminal de Bayport y también 
su calado preparándose para recibir 
los nuevos buques que atravesarán 
el nuevo canal de Panamá.

Como dijimos al principio de la 
nota, el nuevo Canal incorporará im-
portancia en la cadena de valor del 
comercio internacional, focalizando 
en la costa oeste de los Estados Uni-
dos y en el sudeste asiático. De ellos, 
favorecerá a China, India, Malasia, 
Tailandia, Taiwán y Singapur, siendo 
este último el más importante puerto 
del mundo: cuenta con una concen-
trada capacidad de refinación (Shell 
72.800 bbl/d, Jurong 43.500 bbl/d, 
ExxonMobil 96.500 bbl/d), y es un 
gran centro importador de crudos 

del golfo Pérsico, así como de otros productos. 
Además, es un centro distribuidor de hidrocarburos y 

derivados, productos de consumo masivo, productos elec-
trónicos, y es base de logística y contenedores para otros 
países. Este mercado también recibirá los nuevos contra-
tos de petróleo de Venezuela, Colombia y Ecuador, para 
su refinación. Actualmente la India, Singapur, China ya 
están recibiendo crudo de Venezuela bajo contrato.

Actual administración 

Desde 1999, la Dirección del Canal de Panamá fija las 
tarifas del cruce, administra y opera las tareas del canal, 
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una de las rutas más importantes del mundo, junto al 
canal de Suez, el canal de la Mancha, el estrecho del Bós-
foro, el estrecho de Malaca, el estrecho de Magallanes y el 
de Ormuz, entre otros pasos cruciales.

El tránsito anual es de más de 14.000 buques, y en 
el canal trabajan más de 10.000 mujeres y hombres. Las 
inversiones en mantenimiento del canal superan los U$S 
1.500 millones. En 2011, Panamá recibió U$S 2.100 mi-
llones en concepto de entradas por el derecho de tránsito. 
Algo ha cambiado desde 1970, cuando los Estados Unidos 
administraba el canal y sólo entró en las arcas del Estado 
panameño el 2% de regalías, de los U$S 600 millones que 
cobraron los estadounidenses por tarifas de tránsito.

Vale destacar que Panamá, además, ofrece “banderas 
de conveniencia” para navegar los buques, con lo cual se 
producen curiosas estadísticas. Por ejemplo, que la flota 
mercante panameña crece en forma continua y, según 
datos de la Autoridad Marítima de Panamá (AMP), cuenta 
con más de 7.000 “embanderamientos” nuevos, lo que 
adiciona 130 millones de toneladas. El país cuenta de esta 
manera con el 25% de la flota marítima mundial (tiene 
unos 24.500 buques) y mantiene un claro liderazgo en el 
mercado junto a Liberia, Bahamas, Grecia, Singapur, Mal-
ta, Chipre, Hong Kong y China. 

Negocios petroleros: la petroterminal 

Un oleoducto vincula actualmente al océano Pací-
fico y al Atlántico. Fue construido en 1982 y comenzó 
a operar suministrando crudo Alaska North Slope desde 
Alaska hasta la costa del golfo, y a la compañía Castor 
Petroleum. 

Tiene dos terminales, una sobre el Pacífico a 5,6 km 
de la ciudad de Puerto Amuelles, y tiene dos muelles de 
carga y descarga de petróleo y otros productos. Un mue-
lle permite operaciones con desplazamientos de 28.000 
a 330.000 DWT con un máximo de 80 pies de calado, 
con 4 brazos de carga, con 16” de acoplamiento. El otro 
opera a 78 pies y tiene brazos múltiples de 16”, 14” y 
12”; cuenta con una capacidad de almacenamiento de 
tres tanques de techos flotantes de 850.000 bbl con equi-
pos de mezclado y tres de techo fijo de 120.000 bbl. El 
oleoducto atraviesa el territorio panameño de 131 km y 
finaliza en la terminal Bocas de Toro, con capacidad de 
bombeo de 80.000 bbl/h y transporta crudos ANS, Napo 
y Vasconia. La terminal sobre el Atlántico está diseñada 
para almacenar crudo y realizar operaciones de alijos 
(transbordo) de petróleo a otros buques que van a los 
mercados de la costa del golfo. El oleoducto está conecta-
do a dos monoboyas (SPM) de 150.000 DWT, donde pue-
den amarrar buques para cargar y descargar los productos 
conectados a tierra por una tubería de 36 pulgadas de 

diámetro. Cuenta con una capacidad de 3 tanques de 
830.000 bbl de techo flotante con mezcladores y 3 tan-
ques de techo fijo de 120.000 bbl. Esta terminal bioceá-
nica permite una gran flexibilidad a la costa occidental 
estadounidense, la costa sur, América Central, el Caribe y 
también el Lejano Oriente. Actualmente, se trabaja para 
revertir el sentido de transporte del oleoducto (como su-
cede en los Estados Unidos) para transportar crudo desde 
el Caribe hacia el Pacífico.

El proyecto CELA

El Centro Energético de Las Américas (CELA) es una 
red integrada de parques industriales y logísticos para la 
industria del petróleo y el gas, que comprende las costas 
del Pacífico y del Atlántico de Panamá, conectadas por 
una serie de tuberías transístmicas desde la antigua base 
aérea de Howard, en el Pacífico, hasta el Atlántico.

Su objetivo es convertirse en un centro energético re-
gional de clase internacional, apuntando como objetivo 
logístico y comercial al crecimiento de los mercados de 
crudos y productos de la costa oeste, del golfo y del este de 
los Estados Unidos, del mercado del Caribe (Venezuela, Co-
lombia, Ecuador, México, Cuba, Trinidad & Tobago, Aruba, 
Curaçao, St. Croix), América Central y América del Sur, y 
de ampliar las influencias comerciales en el Lejano Oriente, 
particularmente China, la India y los llamados “tigres asiá-
ticos”. El CELA contará con nuevas refinerías con una capa-
cidad de refinación de 2 Mbbl/d, plantas petroquímicas con 
capacidad de procesamiento de materia prima de 3 Mbbl/d, 
una capacidad de almacenamiento de GNL de 1000 MMscf 
(standard cubic feet), terminales de almacenamiento de 86 
MMbbl para petróleo y productos refinados.

Energías, la empresa promotora del CELA, ha enco-
mendado a la empresa Consultants Pte. Ltd (Jurong) la 
preparación de un plan maestro conceptual para guiar 
el desarrollo del CELA para convertirlo en un centro 
energético regional, basándose en la experiencia de Ju-
rong, al convertir la isla de ese nombre en Singapur, en 
un centro energético petrolero y petroquímico de clase 
mundial. El plan maestro permitirá un centro integrado 
verticalmente, que incluye una serie de refinerías, plantas 
petroquímicas, terminales de almacenamiento, puertos 
e instalaciones. El concepto de parque industrial integra 
industrias relacionadas, instalaciones compartidas, inte-
gración, seguridad industrial, inversiones y operaciones.

El complejo industrial tendrá:
1.	 Refinerías con una capacidad de 2 Mbbl/d.
2.	 Petroquímicas con capacidad de 3 MTon/año de etile-

no y propileno.
3.	 Planta de etanol.
4.	 Planta de GLP con dos tanques y capacidad de 

320.000 m3.
5.	 Planta de regasificación con capacidad de 1 MM3/d.
6.	 Dos terminales con instalaciones de muelles para pe-

tróleo y productos químicos. La terminal en la costa 
atlántica tendrá una capacidad de almacenaje de 60 
Mbbl, la otra terminal en la base Howard ya posee una 
capacidad de 26 Mbbl y las instalaciones de muelle se 
ubican en una plataforma offshore de la costa este de 
la isla Taboguilla sobre el Pacífico.

7.	 Un oleoducto transísmico de acero con titanio conec-
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tará las dos terminales en el Atlántico y Pacífico. Ten-
drá 36” de diámetro, 96,5 km de largo y se instalará a 
una profundidad de 2 metros.

8.	 Se construirá una red de corredores comunes con la 
instalación de tuberías para el suministro de servicios 
básicos y materia prima entre las plantas e instalacio-
nes. Para esto se tomará como válida la experiencia de 
la isla de Jurong, donde se produjo un ahorro opera-
cional de 20% entre plantas al utilizar servicios básicos 
compartidos y servicios entregados con una red confia-
ble de corredores compartidos y de máxima seguridad.

9.	 Las plantas de refinación podrán suministrar los pro-
ductos refinados a la región y la materia prima a las 
plantas petroquímicas.

El cruce del canal de Panamá ejecutará una perfo-
ración horizontal para garantizar el nivel más alto de 
seguridad, sin perjudicar la estabilidad del terreno que 
sostiene la arquitectura del canal, y podrá permitir futuras 
extensiones y ramos del ducto hacia poblados cercanos. 
Está propuesto un sistema de calefacción del crudo para 
transportarlo a una viscosidad de 2.000 cst, con un caudal 
diario de transferencia de 1 Mbbl/d con bombas con ca-
pacidad de bombeo de 1600 m3/h.

El CELA Pacífico será principalmente una terminal 
de almacenamiento (adyacente a la antigua de 96,5 km 
de largo en la Base Aérea de Howard) cuyas instalaciones 
serán desarrolladas en conjunto con la primera parte del 
proyecto CELA Atlántico. 

Las instalaciones marinas, esencialmente muelles en 
el CELA Atlántico y una plataforma offshore en el Océano 
Pacífico (a 1,5 km al este de la isla Taboguilla) requeridos 
para la importación y exportación de crudo, materia pri-
ma y productos refinados para las refinerías, instalaciones 
de producción petroquímica y terminales de almacena-
miento, serán también desarrolladas en la primera fase 
del proyecto. Con la ubicación más conveniente de los 
muelles para los VLCC con 320.000 DWT en las aguas 
profundas más alejadas de la costa en el Atlántico; y na-
turalmente profundas en el Pacífico; y los muelles para 
buques de productos (Medium Range – MR, 120.000 DWT) 
en aguas menos profundas, más los costos de dragado, los 
costos de inicio serán minimizados. 

Una vez finalizado, el CELA Atlántico contará con 

un total de 26 muelles (siete para VLCC, cuatro para MR 
120.000 DWT, 12 de hasta 80.000 DWT, dos para bunke-
ring 5.000 DWT y uno para GNL 80.000 DWT). La plata-
forma offshore contará con 2 puestos de amarre (VLCC y 
MR). La propuesta de este oleoducto (con 92 km de largo) 
conectará el CELA Atlántico con el CELA Pacífico. El 
oleoducto planificado se extenderá al Pacífico (Howard) y 
finalmente a la plataforma offshore en la isla Taboguilla. 
Este oleoducto es también estratégico, toda vez que podrá 
servir como alternativa, en caso de que el canal de Pana-
má se encuentre obstruido. Con este proyecto y con la 
ampliación del canal, el comercio internacional tiene un 
impulso asegurado. 

Referencias
[1] es.wikipedia.org/wiki/Canal_de_Panamá
[2] http://edant.clarin.com/diario/2006/10/23/

elmundo/i-02601.htm
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La ILAC-G24- OIML D10; 
guía para la determinación de 
intervalos de calibración en 
instrumentos de medición

Conceptos destacables 
asociados a la lectura 
de la guía
Designada: ILAC–G24 –OIML D 10
Aplicada a: la determinación de inter-
valos de calibración en instrumentos 
de medición.

La ingeniería de mantenimiento 
clásica, conocida en sus facetas de 
mantenimiento predictivo, preventi-
vo y correctivo –con una fuerte ten-
dencia al establecimiento de períodos 
fijos para el contraste y calibración de 
instrumentos– está hoy en revisión.

Esta guía ha sido elaborada con el objetivo de tomar los aspectos 
fundamentales de la ILAC–G24 – OIML D10 y mostrar ejemplos 
de aplicación práctica, realizada en conjunto por la Cooperación 
Internacional de Acreditación de Laboratorios (ILAC, por su sigla 
en inglés) y la Organización Internacional de Metrología Legal 
(OIML), para su aplicación a la determinación de intervalos de 
calibración en instrumentos de medición.

Por Ing. Agustín Zabaljauregui
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La incorporación creciente a nivel 
industrial de la llamada “instrumen-
tación inteligente”, con monitoreos 
permanentes a través de sus software 
de diagnósticos que permiten anti-
cipar problemas de funcionamiento, 
replantearon la discusión sobre los 
períodos de calibración.

Actualmente, el proceso para 
determinar intervalos de calibración 
implica un análisis matemático-
estadístico bastante complejo, que 
requiere de precisión y de gran 
cantidad de datos. No es posible, en 
forma simple, establecer un método 
universal que abarque la totalidad de 
los instrumentos utilizados en todas 
las disciplinas.

Los métodos se pueden usar para 
seleccionar un intervalo inicial de 
calibración, y los reajustes a estos 
intervalos se harán luego, sobre la 
base de la experiencia. Los resultados 
de las distintas calibraciones se co-
lectarán y conformarán una base de 
datos históricos, con el fin de ajustar 

los futuros intervalos de calibración 
de los instrumentos.

El ajuste de los intervalos de cali-
bración debería servir, entonces, para 
optimizar el balance de riesgos y cos-
tos asociados.

Las desviaciones encontradas en 
la recalibración de instrumental mo-
derno pueden mostrar, en muchos 
casos, que aumentar los intervalos es 
algo posible sin que implique aumen-
tar los riesgos.

Pautas para la selección de los 
intervalos iniciales de calibración
a)	 Recomendaciones del fabricante 

de los instrumentos.
b)	Extensión del tiempo de uso con-

templando el grado de severidad 
que implica (uso esporádico, 
moderado, riguroso, exigido, et-
cétera).

c)	 Posible influencia de las condicio-
nes ambientales.

d)	Incertidumbre exigida en la me-
dición.

e)	 Máximo error permitido, ya fuere 
por autoridades legales o por con-
venios entre partes.

f)	 Ajustes, modificaciones o cambios 
de algún instrumento en particu-
lar que interviene en la operación.

g)	 Influencias sobre la magnitud 
medida: altas temperaturas; expo-
sición a las radiaciones, etcétera.

h)	Datos almacenados en alguna base 
de datos, datos publicados, etc., 
sobre los mismos dispositivos o 
similares.

Una vez calibrado el instrumento, 
la extensión del intervalo para una 
futura calibración deberá hacerse 
considerando el tiempo que el instru-
mento mantenga su medición dentro 
del máximo error permitido.

Ejemplo de aplicación contem-
plando el “tiempo en uso”

Un calibrador electrónico de 
transmisores de presión estática, 
diferencial, temperatura, tensiones 
y corriente eléctricas presenta, para 
una de las variables, un gradiente de 
desviación respecto de un patrón de 
laboratorio mayor que para el resto 
de ellas. Supongamos que la máxima 
incertidumbre aceptada para esa va-
riable sea del +/-0,01% respecto del 
valor medido por ese patrón.

Se procede entonces a guardar en 
una tabla las desviaciones halladas 
toda vez que se lo compara con el 
patrón observando que lentamente se 
va magnificando. Entonces, hallan-
do el punto en el cual la desviación 
alcanza la tolerancia admitida, ob-
tendremos el intervalo de calibración 
por este método.

“Chequeo en servicio” o “control 
de caja negra”

Este es un ejemplo de aplicación 
del método que la guía OIML-D10 
designa como “chequeo en servicio” 
o “control de caja negra”. Un grupo 
de 10 medidores ultrasónicos es so-
metido a dos controles a lo largo del 
tiempo:
a)	 Control de velocidad de sonido 

(online) sin sacar el equipo de ser-
vicio.

b)	Control de ganancia electrónica 
(online) a través de su software de 
diagnósticos propio.

Notas aclaratorias:
1. Se anotan las sucesivas fechas 
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Respecto del patrón
Tiempo	 Máx. incertidumbre porcentual	 Incertidumbre observada
(meses)	 (tomada en módulos)	 (tomada en módulo)

0	 0,01	 0
3	 0,01	 0,0020
6	 0,01	 0,0033
9	 0,01	 0,0031
12	 0,01	 0,0038
15	 0,01	 0,0036
18	 0,01	 0,0042
21	 0,01	 0,0047
24	 0,01	 0,0051
27	 0,01	 0,0058
30	 0,01	 0,0066
33	 0,01	 0,0073
36	 0,01	 0,0084
39	 0,01	 0,0095
42	 0,01	 0,0120
45	 0,01	 0,0140

Conclusión: Próxima calibración en 40 meses.
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de control en una base de datos esta-
dística. Para el control de velocidad 
de sonido, se toma la cromatografía 
instantánea con ayuda de un croma-
tógrafo online y a partir de ella y de la 
presión estática y la temperatura del 
gas que el software propio de monito-
reo arroja para un mismo momento 
en una PC que contenga el AGA 10, 
se determina la velocidad de sonido.

Como el software de monitoreo 
también arroja dicho valor, la base 
de datos hace un cálculo de error 
relativo tomando como referencia el 
valor determinado por AGA 10. Se 
establece un tope cuando la diferen-
cia relativa porcentual llega al 0,3% 
en valor absoluto.

La base de datos va realizando 
una gradiente tomando los dos últi-
mos controles y según tal diferencia, 
postula el período para un próximo 
control en meses.

2. Por otro lado, en las mismas 
fechas se anotan las mencionadas 
ganancias electrónicas que, según el 
fabricante, no deben pasar de 65.000. 
También, con los sucesivos valores 
de ganancia, el software estadístico 
realiza un gradiente y postula otro 
período de calibración próximo.

Por seguridad, se decidió que 
cuando cualesquiera de los dos resul-
tados llegue primero a detectar que 
la próxima calibración será menor o 
igual a seis meses, el medidor ultra-
sónico se sacará de servicio para una 
revisión y posible envío a laboratorio 
de calibración.

La base de datos se encarga de 
establecer una alarma que identifica 
al equipo del grupo bajo control.

Se observó que sólo uno de los 10 
equipos arrojó un período inferior a 
los cinco años, debido a que dio alar-
ma el gradiente de ganancia.

Al retirarlo del puente de me-
dición, se observó suciedad en los 
sensores. Se los limpió siguiendo 
especificaciones del fabricante. Se lo 
dejó nuevamente en servicio ya que 
volvió a funcionar normalmente con 
valores bajos de ganancia.

Otro ejemplo

Se estudian en una compañía, a 
modo de prueba piloto, los períodos 
de calibración de un total de 138 
medidores industriales de turbinas y 
de lóbulos.

Hay que tomar en cuenta que 
estos instrumentos poseen, además 
de componentes electrónicos como 
los anteriores, una fuerte ingerencia 
de componentes mecánicos.

Sobre la base de datos de estadís-
tica, se anotó en una columna, de 
acuerdo con las indicaciones del fa-
bricante, la vida útil, en meses, de los 
rodamientos, suponiendo un funcio-
namiento continuo. 

En otras columnas, para cada ins-
trumento, se anotaron las fechas de 
tres calibraciones sucesivas (una por 
columna) y en otras columnas, las 
incertidumbres asociadas, expresadas 
en porcentajes.

El programa calculó nuevamente 
el gradiente de incertidumbres entre 
calibraciones sucesivas, estipulando 
sobre la base de un algoritmo pro-
puesto por la compañía, la fecha de 
la próxima calibración.

Si la fecha así calculada, a través 
de analizar las incertidumbres en 
las sucesivas calibraciones, –o en el 
resto de vida útil de los rodamientos 
para cada medidor individualmente 
considerado–, es menor o igual a 12 
meses, el programa emite un aviso de 
alarma, al tiempo que también gene-
ra, en forma automática, un reporte 
gráfico donde se agrupa por nivel de 
incertidumbre y se identifican las 
calibraciones que se van acercando a 
los niveles fijados como límite.

En esta aplicación, se observó que 
cumplida la tercera calibración, sólo 
dos de los 138 medidores dieron se-
ñal de alarma.

Se procedió a desarmarlos y se 
encontró en uno de ellos un proble-
ma incipiente de rodamientos (con 
dureza excesiva al giro en bajos cau-
dales) y en otro, un álabe deteriorado 
en su rotor.

Esto implicó, en este caso, un 
sustancial ahorro de mano de obra, 
traslado de equipos, etc., respecto de 
rutinas clásicas de mantenimiento 
que programadamente obligan a des-
armar “por las dudas” y, además, un 
apoyo al mantenimiento preventivo 
respecto del correctivo que suele ser 
mucho más costoso.

Estas bases de datos estadísticas 
pueden ser obtenidas comercialmen-
te por las compañías, o conformadas 
especialmente cuando disponen de 
personal dedicado a Programación o 
Sistemas.

Como se puede observar a través 

de los ejemplos, y como, de alguna 
manera, lo menciona la guía, se hará 
en cada caso particular una suerte 
de “traje a medida”. Pero el común 
denominador será la tendencia, cada 
vez mayor, a hacer partícipes a las 
estadísticas en la determinación de 
períodos de calibración, más allá de 
los límites de seguridad que cada 
compañía establezca en sus procedi-
mientos internos –siempre respeta-
bles– al igual que las recomendacio-
nes de los fabricantes de los distintos 
instrumentos.

Agustín Zabaljauregui es ingeniero 
mecánico por la Universidad de Buenos 
Aires. Desde 1975 trabaja en plantas 
químicas y petroquímicas en las provincias 
de Misiones, Chaco y Buenos Aires. En 
particular en la ciudad de Campana, 
ha concentrado su actividad en la 
instrumentación neumática y electrónica 
de plantas de proceso continuo. Desde 
1993 trabaja en la Gerencia Técnica, del 
Departamento de Medición, Mantenimiento 
y Calidad de Gas, de Camuzzi Gas 
Pampeana y del Sur. Asimismo, ha 
realizado cursos de perfeccionamiento y 
de actualización en instrumentación para 
petroquímicas en Vicenza y Milán (Italia); 
en Londres (Reino Unido), Houston y 
Oklahoma (Estados Unidos). Desde 1987 
es docente de la Facultad Regional de 
Haedo, Universidad Tecnológica Nacional. 
Además, integra la Comisión de Mediciones 
del IAPG.
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El IAPG, su historia 
y su esencia

Segunda parte
Por Prof. Eugenia Stratta, informes de María Florencia Mazzitelli y Silvia Domínguez

Una mirada sobre los objetivos propuestos 
y las actividades desarrolladas en 
los primeros 55 años de vida del IAPG.

Fundación del capítulo argentino del ISAP, 1941.

El 55.° cumpleaños del Instituto Argentino del Pe-
tróleo y del Gas (IAPG) nos ha llevado a revisar una 
historia que lo constituyó en un referente técnico de 

la industria de los hidrocarburos. En la primera parte de 
esta nota, publicada en el número anterior de Petrotecnia, 
hablamos sobre la esencia del IAPG, los objetivos que 
inspiraron su creación e impulsaron su accionar, y cómo 
fueron compartidos con institutos del petróleo de otros 
países del mundo. En esta segunda parte haremos un 
recorrido cronológico de los hechos más significativos de 
la historia del Instituto, ubicándolos en el contexto en el 
que se produjeron. Recordaremos las acciones llevadas a 
cabo por las comisiones directivas y el staff permanente 
del Instituto en interacción con los socios entidad y per-
sonales, orientadas a cumplir con la misión de fomentar 
y coordinar actividades de “carácter exclusivamente cien-
tífico, técnico, económico, estadístico, de divulgación y 
docente”, como lo expresa el estatuto social vigente.
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Primera Comisión Directiva en la Seccional Sur.

Típica reunión en la década de 1960.

Primeros pasos

El 30 de julio de 1957 inició sus actividades el Insti-
tuto Argentino del Petróleo (IAP), heredero de la Sección 
Argentina del Instituto Sudamericano del Petróleo (ISAP), 
con el Ing. José Ovidio Martínez como Presidente, desa-
rrollando sus actividades en oficinas cedidas por la Socie-
dad Científica Argentina. 

En esos momentos, la industria vivía un proceso de 
reactivación que impulsaría a superar las limitaciones im-
puestas por la falta de recursos y poner manos a la obra. 
Entre 1958 y 1959 se organizaron ciclos de conferencias 
en el salón Manuel Belgrano de YPF, se publicó un Bole-
tín Informativo y comenzó a organizarse una biblioteca. 
Al mismo tiempo se preparaba la segunda edición del 
Glosario Técnico de Industria del Petróleo, un diccionario 
bilingüe español-inglés editado en 1952 por el ISAP. Un 
hecho relevante de este período fue el convenio alcanza-
do con el Instituto Argentino de Racionalización de Ma-
teriales (IRAM), a raíz del cual se integraron comisiones 
conjuntas. En 1960 se publicaron las primeras normas 
IRAM-IAP, que dio inicio a una actividad normalizadora 
que continuaría por más de 30 años.

La década de 1960: la dinámica 
del cambio

Los años de la década de 1960 serían tan dinámicos 
en la industria de los hidrocarburos como en el IAP. 
Mientras en el decenio 1960-69 se duplicaron tanto la 
producción de petróleo crudo y de gas natural como los 
volúmenes procesados en refinerías, el Instituto multi-
plicaba sus actividades. El incremento de la producción 
de petróleo “exige a su vez un esfuerzo coincidente en la 
tarea de investigación técnica y científica, como requisito 
indispensable para que la riqueza extraída del subsuelo 
rinda positivos beneficios al país” expresaba la primera 
nota editorial publicada por Petrotecnia en enero de 1960. 
Ese número marcaba el inicio de Petrotecnia, que reem-
plazó al Boletín Informativo IAP. El propósito de la nueva 
revista era “adecuarse a una modalidad periodística que 
realce su condición de órgano especializado, a fin de sa-
tisfacer, tanto en su contenido como en su presentación 
gráfica, las exigencias de sectores cada vez más vastos” 
según se planteaba en su primer número. 

El año 1961 fue clave: la aprobación del Estatuto Social, 
la obtención de la personería jurídica y finalmente la ins-

talación de una sede propia en el tercer piso de Maipú 645 
ofrecieron un buen marco para el crecimiento. La nueva 
sede, adquirida con la colaboración de las empresas socias, 
contaba con oficinas, salas de reunión y un pequeño bar. 
Estas instalaciones, además de reuniones de trabajo, alber-
garon, en los primeros años, encuentros sociales destina-
dos a estrechar vínculos entre los profesionales de las dis-
tintas compañías, que eran invitados a participar con sus 
esposas. Con el mismo objetivo se realizaban recepciones 
para festejar el Día del petróleo en el Hotel Plaza o en las 
instalaciones del Automóvil Club Argentino (ACA). 

A las personas de larga trayectoria en la industria, que 
venían trabajando en el ISAP, se sumaron durante esta 
década jóvenes profesionales para conformar más de 20 
comisiones, que abarcaban prácticamente a toda la activi-
dad de la industria. El Ing. Bernardo Rikles, presidente del 
IAP, planteaba en 1963 que el dinamismo y la versatilidad 
característicos de la actividad petrolera hacían necesario 
realizar congresos y simposios que permitieran a investiga-
dores y técnicos exponer experiencias e intercambiar cono-
cimientos. Con sus todavía modestos recursos, el Instituto 
organizó el Primer Congreso Nacional de Petroquímica en 
1966 y varios simposios y mesas redondas en instalaciones 
facilitadas por empresas socias. Nuevas inquietudes y nue-
vos temas despertarían el interés de los profesionales, entre 
ellos la computación. Tempranamente, en 1961 se realizó 
un curso sobre Computadoras Electrónicas en la Industria 
Petrolera dictado por especialistas de IBM, y más tarde se 
conformó la Comisión de Control Automático de Procesos, 
que en 1969 editó la primera de varias ediciones de la pu-
blicación Terminología de control automático. 

La publicación de normas IRAM-IAP continuó sin in-
terrupción durante todo el decenio, y se elaboraron tam-
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bién normas y prácticas recomendadas propias del IAP, 
tales como la Norma para la certificación de tanques de 
carga, tanques de combustibles y otros compartimientos 
(1967), la Norma de entrada a tanques y otros espacios 
cerrados (1969) y las Prácticas de seguridad en la perfo-
ración con aire o gas (1969). La actividad normalizadora 
también alcanzó a la Comisión de Incendio que, a pedido 
de la Secretaría de Energía, se dedicó a analizar las modifi-
caciones requeridas por el Decreto 10877/1960, reglamen-
tario de la Ley N.° 13.660 relativa a la seguridad de las 
instalaciones de almacenamiento de combustibles.

La década de 1970: 
el IAP, referente técnico

Durante esta etapa, la industria petrolera continuaba 
su crecimiento a un ritmo menos acelerado. La produc-
ción de petróleo crudo creció un 20% entre 1970 y 1979, 
el gas volvió a duplicar su volumen como en la década 
anterior y comenzó a convertirse en protagonista, mien-
tras la industria petrolera en el mundo atravesaba un pe-
ríodo crítico. El Instituto ya había puesto en marcha casi 
todos los mecanismos que sustentarían su accionar hasta 
la actualidad: comisiones técnicas, normalización, capaci-
tación, congresos, publicaciones, estadísticas y biblioteca. 
Anualmente, se elaboraba un plan de actividades que era 
aprobado por la Comisión Directiva y se publicaba en el 

primer número del año de Petrotecnia, para conocimiento 
de todos los socios. La década de 1970 encontraba así al 
IAP como una institución consolidada, capaz de repre-
sentar a la industria argentina de los hidrocarburos en 
instituciones internacionales, entre ellas World Petroleum 
Congress (WPC) e International Gas Union (IGU). 

El interés por trascender las fronteras y participar del 
intercambio tecnológico no era nuevo. En 1955 se había 
conformado el primer Comité Argentino del WPC encar-
gado de promover la presentación de trabajos técnicos 
y enviar delegaciones a los congresos, que se realizaban 
cada cuatro años. La presencia argentina se considera-
ba relevante, se buscaba conocer los últimos adelantos 
técnicos y comunicar las posibilidades de desarrollo de 
la industria en el país, se editaban folletos informativos 
y números especiales de Petrotecnia para distribuir en el 
congreso y hasta se organizaban cócteles de agasajo para 
los participantes y sus esposas.

Desde 1967, la Argentina, a través del IAP, ya era 
miembro del Consejo Permanente del WPC, institución 
sin fines de lucro nacida en Londres en 1933. En 1971, 
durante el VII.° WPC realizado en Moscú, se incorporó 
al Comité Ejecutivo, el “Gobierno real” de la institución, 
formado por sólo 16 miembros, lugar que ocuparía hasta 
1997. Simultáneamente, en 1970 la Argentina se integró 
a la IGU, con sede en Bruselas, designando representantes 
para su Consejo Permanente y para varias comisiones de 
trabajo. Sus delegaciones comenzarían a participar acti-
vamente de las conferencias mundiales que la institución 
organizaba cada tres años. 

En el camino de concretar el objetivo fundacional de 
ser un referente técnico para la industria de los hidrocar-
buros, el IAP acrecentó sus actividades y su espacio de 
trabajo. En 1970 se adquirió la segunda planta del edificio 
de Maipú 645, y en 1972 se inauguraron las nuevas insta-
laciones, que permitieron multiplicar la labor de las comi-
siones técnicas, incorporar nuevos y más concurridos cur-
sos y contar con mayores comodidades para la biblioteca. 

En los años setenta se hicieron más frecuentes los 
congresos, simposios y otros encuentros técnicos, reali-
zados en distintas ciudades del país. Entre ellos podemos 
mencionar los tres Simposios de Recuperación Secundaria 

Asamblea en la década de 1960.

Camaradería entre profesionales.
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(1970, 1973 y 1979), el Primer Simposio sobre Acondi-
cionamiento y Recuperación de Hidrocarburos del Gas 
Natural (1972) y el Primer Congreso Latinoamericano de 
Perforación (1978). A partir de 1970, comenzaron a edi-
tarse volúmenes que recopilaban los trabajos presentados 
a las reuniones técnicas, constituidos en adelante en una 
fuente de consulta frecuente dentro de la industria.

En esos tiempos no se tercerizaban funciones, y todas 
las tareas implicadas en la organización de congresos, sim-
posios o jornadas; desde la publicación de trabajos hasta la 
reserva de hoteles, estaban a cargo del IAP. Se trataba de un 
trabajo artesanal en el que se involucraba todo el personal y 
que tenía como responsables y principales hacedoras a Su-
sana Borgato y Rosa Rodríguez, que formaron parte del staff 
del Instituto durante más de 40 años. Por esos tiempos no 
llamaba la atención ver las mesas de la biblioteca pobladas 
de portafolios que había que llenar con la documentación 
de un congreso y al Ing. Raúl Mucci, por entonces Director 
General, ocupándose de esa tarea. 

La década de 1980: 
la búsqueda de nuevas respuestas

En la década de 1980, la producción petrolera argen-
tina se mantendría estable a partir de haber alcanzado 
el autoabastecimiento de crudo en 1982. La producción 
de gas creció un 80% entre 1980 y 1989, mientras se 
expandía la red de transporte y distribución. En 1985 se 

puso en marcha el denominado Plan Houston, destinado 
a incentivar la actividad exploratoria. Los desafíos que 
enfrentaba la industria de los hidrocarburos –y junto a 
ella, el IAP– en esta etapa están claramente expuestos en 
las conclusiones del Primer Congreso Nacional de Hidro-
carburos, que se realizó en las instalaciones del Centro 
Cultural General San Martín, en diciembre de 1982, en 
coincidencia con los 75 años de vida de la industria pe-
trolera argentina y los 25 años del IAP. 

Ese documento planteaba la necesidad de reactivar la 
exploración, incrementar el valor del gas natural a través 
de un mejor aprovechamiento del recurso, optimizar la 
capacidad de conversión de las refinerías, revalorizar los 
conceptos de conservación y sustitución energética, in-
corporar adelantos tecnológicos y establecer sistemas de 
capacitación profesional permanente. En tanto, al IAP se 
le proponía participar activamente en este proceso, po-
niendo énfasis en el intercambio de experiencias y cono-
cimientos por medio de la organización de congresos y 
seminarios. El IAP aceptó el reto. Los congresos y reunio-
nes técnicas pasaron a ocupar un lugar de privilegio, sien-
do los temas protagonistas la exploración, el gas natural, 
la refinación y la informática. 

Desde 1984 se realizaron el 1.° Congreso Latinoame-
ricano de Gas, dos ediciones del Simposio Argentino de 
Refinación de Petróleo (1985 y 1988), 1.as Jornadas de 
informática aplicada a la producción de hidrocarburos 
(1987); y el 1.° Simposio de producción de hidrocarburos 
(1988). En ese entonces, el IAP también colaboraba con la 
Asociación Regional de Empresas del Sector Petróleo, Gas 

Reuniones sociales en el IAPG.
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y Biocombustibles en Latinoamérica y el Caribe (ARPEL) 
en la organización del 1.° Congreso Latinoamericano de 
Hidrocarburos, realizado en1987. En el último año de esta 
década, inició su camino el 1.° Congreso Nacional de Ex-
ploración de Hidrocarburos, que ya lleva ocho ediciones. 

Las comisiones técnicas se hicieron eco de los temas 
que las empresas y profesionales necesitaban resolver y 
generaron una variada gama de actividades, entre ellas 
simposios y mesas redondas sobre cementación, termina-
ción y reparación de pozos, producción y plantas de tra-
tamiento de gas. También –como resultado de la labor de 
las comisiones– se organizaron nuevos cursos y se edita-
ron publicaciones tales como Ingeniería de proceso, ingenie-
ría básica e ingeniería de detalle (Comisión de Ingeniería de 
Proyectos), Proyecto de norma para definición, clasificación 
y estimación de recursos y reservas de hidrocarburos (Subco-
misión de Reservas) y Obtención y utilización de las curvas 
de permeabilidad relativa (Comisión de Producción), entre 
otras. En tanto, una comisión conformada a tal efecto 
publicó el estudio Precio del gas natural. Propuesta de una 
metodología para su determinación, en 1989. 

Al mismo ritmo se multiplicaron las consultas a la 
Biblioteca, devenida en punto de encuentro de los socios 
que poblaban a diario las reuniones de comisiones. Con 
la inversión propia del Instituto y con la colaboración de 
la Sección Argentina de la Society of Petroleum Engineers 
(SPE) se actualizaba la bibliografía técnica, sin embargo, 
se hacía necesario dinamizar la gestión. Gas del Estado 
había iniciado en 1977 la elaboración de un catálogo 
automatizado alimentado con tarjetas perforadas y luego 
con cintas magnéticas, e invitó al IAP a sumarse a este 
proyecto pionero. 

En 1980 se inició el trabajo de elaboración de fichas 
–en el que colaboraron otros sectores del Instituto– y a 
largo de la década de 1980, se catalogó la mayor parte de 
los libros, cuyos resultados se volcaron en el centro de 
cómputos de Gas del Estado, donde se imprimían periódi-
camente los catálogos bibliográficos. 

La década de 1990: época de cambios

Al iniciar esta década, las reglas de juego de la indus-
tria de los hidrocarburos atravesaron una profunda trans-
formación, sustentada en los conceptos de privatización y 
desregulación, que se vivió también al interior del IAP. La 

producción de petróleo fue en 1999 un 66% superior a la 
de 1990, mientras que el gas creció un 85%. La Argentina 
comenzó a exportar sus hidrocarburos, y el desarrollo de 
la industria estaría cada vez más ligado a los vaivenes de 
los mercados internacionales. 

Para el IAP, este decenio se iniciaba con uno de los 
acontecimientos más trascendentes de su historia: la or-
ganización del XIII.° World Petroleum Congress (WPC), 
realizado en Buenos Aires en octubre de 1991 e inaugu-
rado por el entonces Presidente de la Nación, Dr. Carlos 
Saúl Menem. El Congreso contó con la concurrencia de 
más de 2.000 delegados de los cinco continentes, quienes 
debatieron sobre una gran variedad de temas, reunidos 
bajo el eslogan “Nuevos horizontes para la industria del 
petróleo: desafíos y oportunidades técnicas y económi-
cas”. Este acontecimiento, coincidente con el proceso de 
cambios que atravesaba el sector energético argentino, 
tuvo alta repercusión no solo al interior de ese sector, 
sino también en los medios de comunicación masivos. 

Las nuevas realidades de la industria obligaban a re-
pensar las funciones del Instituto. Los objetivos básicos no 
se modificaron, pero sí el modo de llevarlos adelante. Se 
planteó la necesidad de optimizar los sistemas de gestión y 
brindar servicios de alta calidad destinados tanto a las em-
presas que ya eran socias y como a otras nuevas que se es-
taban sumando a la industria. Algunos servicios, que hasta 
entonces se prestaban sin cargo, deberían generar ingresos 
que, junto a las cuotas anuales de los asociados, permitie-
ran sostener el necesario crecimiento institucional. 

El Ing. Eduardo Rocchi, Presidente entre 1984 y 1998, y 
el Dr. Roberto Cunningham, Director General entre 1992 
y 2008, fueron los impulsores de este cambio al que se bau-
tizó como “IAP Nueva Era”. Entre los nuevos actores de la 

Inauguración de la Seccional Cuyo.

Uno de los primeros simposios del IAPG. 
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industria estaban las empresas de transporte y distribución 
de gas natural, constituidas a partir de 1992. Tras intensas 
negociaciones, en 1996 se incorporaron al IAP, que pasó a 
llamarse Instituto Argentino del Petróleo y del Gas (IAPG). 
Se creó una Dirección Técnica de Gas, se conformaron nue-
vas comisiones para atender a los temas específicos de este 
sector y se buscó reactivar la presencia argentina en IGU. 

Los nuevos servicios rápidamente comenzaron a 
tomar forma. Uno de los problemas por resolver era el 
acceso a la dispersa información estadística y legal, indis-
pensable para la toma de decisiones en todos los niveles 
de actividad. El Instituto, que desde sus inicios publicaba 
boletines estadísticos, se hizo cargo en 1990 de la edición 
de los boletines mensuales y anuales de la Secretaría de 
Energía sobre Combustibles y Energía Eléctrica. En 1994, 
con un software desarrollado a tal efecto, tomó forma el 
Sistema de Información Estadístico para Petróleo y Gas 
(SIPG) y en 1995 se publicó el Concession Handbook, al 
que nos hemos referido en la primera parte de esta nota. 
El acceso a la normativa legal, dispersa en boletines oficia-
les de la Nación, las provincias y los municipios se logró a 
través de la publicación del Digesto de Legislación de Hidro-
carburos (1992), el Digesto de Legislación de Gas (1995) y el 
Digesto de Legislación Ambiental (1995). Estas herramientas 
se constituyeron en instrumentos sumamente eficaces de 
recopilación, almacenamiento y distribución de informa-
ción estadística y legal.

La Argentina y el mundo proponían el abordaje de nue-
vas problemáticas que, dentro del IAPG, serían encaradas 
a través de la labor de las comisiones, de los cursos y de los 
congresos. Una de ellas era la protección del medio am-
biente, una preocupación creciente que atravesaba a todas 
las naciones y a todos los sectores productivos. En la década 
anterior, se habían formado comisiones sobre el tema y se 
había empezado a dictar un curso de simulación de derra-
mes. En 1991 se elaboró un estudio sobre preservación am-
biental en el upstream, que sustentó la reglamentación que 
al respecto emitió la Secretaría de Energía en 1992. En 1993 
se realizaron las 1.ras Jornadas Argentinas de Preservación 
del Recurso Agua en la Industria Petrolera, evento que se 
reiteraría en años posteriores extendiendo su cobertura a la 
contaminación del suelo y de la atmósfera. 

En 1994 se organizó la primera Olimpíada sobre Pre-
servación del Ambiente, un certamen destinado colegios 
secundarios de todo el país que ya lleva 18 ediciones y que 
se propone incentivar el estudio de temas ambientales en 
los jóvenes, promover la conciencia social en torno del 
tema y difundir la labor que realizan las empresas de la 
industria del petróleo y del gas por preservar el ambiente.

Otro de los temas que interesaban a la industria en 
todo el mundo era la calidad en las empresas industriales 
y de servicios. En 1987 había aparecido la primera edición 
de las normas ISO 9000 sobre gestión continua de cali-
dad, estudiadas en el Instituto por la Comisión de Garan-
tía de Calidad que organizó el 1.er Encuentro Latinoameri-
cano para la Calidad en la Industria Petrolera. 

Motorizada por la confluencia de varias situaciones 
como la creación del Mercosur, el inicio de las exporta-
ciones argentinas de petróleo y de gas, y los problemas 
del abastecimiento de energía, la integración energética 
regional apareció como tema dominante. El IAPG la abor-
dó a través del trabajo de sus comisiones o en artículos 

publicados en Petrotecnia, que desembocaron en 1997 en 
el 1.er Congreso Latinoamericano y del Caribe de Gas y 
Electricidad (LACGEC). Este congreso fue organizado en 
forma conjunta con el Comité Argentino de la Comisión 
de Integración Energética Regional (CACIER) y la Sección 
Argentina de SPE. 

Uno de los hechos destacados de esta década, plagada 
de nuevos emprendimientos, fue la organización de la pri-
mera edición de la exposición Argentina Oil & Gas (AOG) 
en 1995, conjuntamente con el 1.° Congreso Latinoameri-
cano de Refinación y el 3.er Congreso Latinoamericano del 
Gas. Mientras tanto, el IAPG continuaba con la realización 
de cursos, congresos y simposios sobre perforación, tecno-
logías de producción, tratamiento del gas natural y corro-
sión en yacimientos entre otros temas.

Las instalaciones del IAP incluían un bar en la década de 1960.

La biblioteca en la década de 1970.
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Los desafíos del siglo xxi

En los primeros años del nuevo siglo, la industria 
se enfrentaba con nuevos y con viejos problemas, en-
tre ellos, el abastecimiento de petróleo y gas natural en 
un país con demanda creciente, cuya matriz energética 
depende en un 90% de los hidrocarburos. Integración 
regional, nuevas tecnologías, exploración intensiva, o re-
servorios no convencionales son algunas de las expresio-
nes más frecuentemente escuchadas dentro del menú de 
soluciones propuestos. En el primer número de Petrotecnia 
de 2000 el entonces Presidente del Instituto, Ing. Oscar 
Secco, planteaba para la institución, la misión de colabo-
rar para una eficiente integración con países vecinos y de 
promover la innovación tecnológica y la rápida incorpo-
ración de la tecnología de la información (IT). Finalmen-
te, reflexionaba sobre la necesidad de incentivar el interés 
de los nuevos profesionales de la industria para incorpo-
rarse al Instituto. “Un IAPG acorde con los tiempos al que 
se acuda con gusto y se lo apoye con vocación puede ser 
un importante plus para el progreso de la industria, como 
así también para el país” concluía.

Ese IAPG necesitaba contar con más espacio donde 
desarrollar sus crecientes actividades. En 1995 se había 
adquirido el 4.° piso del edificio de Maipú 645 y en 1998, 
la planta baja y el subsuelo. Al iniciarse el nuevo siglo, el 
Instituto ocupaba cinco niveles que serían refuncionaliza-
dos entre 2004 y 2006, lo que aseguraba la disponibilidad 
de oficinas, salas de reunión y aulas con equipamiento 
multimedia. A ello se agregaron nuevas instalaciones para 

la Biblioteca, ubicadas en el subsuelo, y un auditorio ins-
talado en el cuarto piso. La construcción de este auditorio, 
inaugurado en 2006 por el expresidente del IAPG Walter 
Schmale, fue posible gracias a la invalorable colaboración 
de la familia de Egon Ostry, fundador de la empresa Petro-
lera San Jorge.

Todos los proyectos iniciados en los años anteriores 
seguían en marcha para el año 2000 y se incorporaban 
otros nuevos. En esos momentos, Internet era ya un 
mandato ineludible tanto para darse a conocer como para 
acceder a la enorme oferta de información proveniente de 
todo el mundo. El IAPG había habilitado su primer sitio 
web en 1998, que fue objeto de sucesivas transformacio-
nes a partir del 2001, incorporando nuevas funcionalida-
des; la última versión fue lanzada hace pocos meses. 

El sistema estadístico SIPG, en sus inicios publicado en 
CD, migró a Internet e incorporó en su módulo upstream 
la información por pozo. Actualmente se está desarrollan-
do el Sistema Geográfico de Petróleo y Gas (GEO PG) que 
contiene datos georreferenciados sobre más de 600 áreas 
productivas o exploratorias y se visualiza a través de capas 
inteligentes que pueden activarse y desactivarse para poder 
realizar distintas consultas, generar listados y armar salidas 
cartográficas de acuerdo a las necesidades de la información. 
También se digitalizaron los digestos de legislación que aho-
ra pueden ser consultados online por sus suscriptores.

La migración a Internet era especialmente importante 
para la Biblioteca, que debía atender a la creciente de-
manda de información proveniente de todo el país y del 
exterior. El catálogo de tarjetas perforadas de la década de 

La historia del IAPG cobra sentido, en gran parte, por su expansión 
territorial hacia las regiones de la Argentina donde la industria de los 
hidrocarburos desarrolla sus actividades, es decir, donde es posible el 
contacto directo con profesionales y técnicos que trabajan en yacimien-
tos, en refinerías o en otras actividades operativas. Las protagonistas de 
esta expansión son, sin duda, las Seccionales, que junto al objetivo de 
constituirse en referentes técnicos para la industria del petróleo y del 
gas, se plantean otros, ya relacionados con la inserción social de esta 
industria en regiones donde los hidrocarburos constituyen la piedra 
fundamental de la actividad económica. 

Su estructura es similar a la del IAPG Central, pero, tanto las rela-
ciones entre sus integrantes al interior del Instituto como las relaciones 
con el ámbito social en el que trabajan, cobran características propias, 
particulares de cada región. Todas las seccionales se conforman con 
empresas asociadas y socios personales, representados en una Comisión 
Directiva, e integran comisiones especializadas. Prestan su apoyo a 
congresos y simposios a nivel nacional y ofrecen una invalorable contri-
bución al desarrollo de la Olimpíada sobre Preservación del Ambiente. 
Varias de ellas participan del Programa de Certificación de Oficios y 
colaboran con el Proyecto Biblioteca Universitaria de Petróleo y Gas 
(BUPG), entre muchas otras acciones. 

Además de este trabajo conjunto, las Seccionales tienen sus propios 
programas de actividades. Organizan cursos, jornadas y talleres, realizan 
estudios técnicos y trabajan en la elaboración de prácticas recomenda-
das, enfocándose hacia problemáticas regionales. 

La actividad técnica es acompañada casi siempre de encuentros de 
camaradería, y son frecuentes los torneos deportivos (de fútbol, tenis, 
golf u otros deportes) en que participa el personal de las empresas 
socias. A ello le agregan una importante actividad de responsabilidad 
social. En general, articulan sus acciones con otras instituciones privadas 
y oficiales y con universidades e institutos terciarios que dictan carreras 

técnicas afines a la industria. Tienen una fluida relación con los medios 
de comunicación en ciudades donde los diarios, la televisión o la radio 
dan a conocer diariamente noticias relacionadas con el petróleo y el gas.

En la nota titulada “Una entidad sin fronteras”, aparecida en Petro-
tecnia en agosto de 2009, se presenta una completa reseña de la histo-
ria de las siete Seccionales. No reiteraremos toda esa información, pero 
recordaremos algunos datos centrales de su desarrollo histórico. 

La pionera es la Seccional Sur, nacida en 1961, que desde Comodoro 
Rivadavia representa a la cuenca golfo de San Jorge. Fue sede de nume-
rosos congresos y reuniones técnicas nacionales y regionales, y desde 
2001, realiza Jornadas Anuales que, junto a los cursos y talleres, constitu-
yen espacios de intercambio de experiencias y conocimientos. Un aporte 
muy valioso es la Escuela de Conducción Defensiva, establecida desde 
1999 por un convenio con la Universidad Nacional de la Patagonia San 
Juan Bosco, con el objetivo de prevenir accidentes viales en las rutas que 
entrelazan a las localidades de la extensa cuenca. En 2007, Comodoro 
Rivadavia fue sede de los actos centrales del IAPG para la celebración del 
centenario de la industria petrolera y albergó la Exposición Centenario 
del Petróleo en Argentina. Ahora inicia su sexta década de vida inaugu-
rando una sede propia en un edificio construido a tal fin.

La Seccional Comahue, creada en Neuquén el 17 de octubre de 
1968, desarrolla una intensa actividad, acorde con el crecimiento de la 
industria en esa región, la única dentro de la Patagonia donde está pre-
sente la refinación. Desde sus inicios, se dedicó a la capacitación y a la 
acción social dirigida a la comunidad. En los últimos 25 años, Neuquén 
albergó una nutrida agenda de congresos y jornadas de nivel regional, 
nacional y latinoamericano. Desde 2004, la adquisición de una sede 
propia proporcionó un espacio donde intensificar sus actividades y re-
cibir las consultas de estudiantes, docentes, profesionales o periodistas. 
Actualmente desarrolla estudios técnicos y prácticas recomendadas para 
la industria, colabora con organismos provinciales en temas ligados a la 

El IAPG en el país: el rol imprescindible de las Seccionales
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1980 había quedado en la prehistoria de la informática. 
En el año 2001 se puso en marcha el Proyecto Bibliote-
ca Virtual destinado al desarrollo de una Base de Datos 
Bibliográfica (BDB) que actualmente contiene más de 
60.000 referencias bibliográficas y más de 5.000 docu-
mentos digitalizados accesibles de manera online. Esta 
realización fue posible gracias a la valiosa colaboración 
de la Fundación Alejandro Ángel Bulgheroni Botto y al 
asesoramiento del Northern Alberta Institute of Techno-
logy (NAIT) en el marco de un programa de la Canadian 
International Development Agency (CIDA) denominado 
Southern Cone Technology Transfer.

Internet no privó al IAPG de publicaciones impresas. 
A partir del año 2000, aparecieron varias publicaciones 
ya descriptas en la primera parte de esta nota, entre ellas 
El abecé del Petróleo y del Gas, heredero del folleto Petróleo 
Gas y sus Derivados, editado en la década de 1970, el Dic-
cionario Técnico de la Industria del Petróleo y del Gas, el libro 
Aspectos técnicos, estratégicos y económicos de la Refinación 
del Petróleo de cuya redacción participaron reconocidos es-
pecialistas, además de los libros editados conjuntamente 
con los sucesivos congresos sobre exploración.

Las acciones de responsabilidad social también es-
tuvieron presentes, de lo cual son ejemplo las ediciones 
anuales de la mencionada Olimpíada sobre Preservación 
del Ambiente y numerosas actividades a cargo de las Sec-
cionales. En 2004 se publicó el libro La responsabilidad 
social de las empresas de la industria del petróleo y del gas y, 
en adelante, varios informes sobre este tema. 

En 2009, el IAPG suscribió la iniciativa propuesta por el 

Pacto Global de las Naciones Unidas que llama a las compa-
ñías a adoptar diez principios universales relacionados con 
los derechos humanos, las normas laborales, el medio am-
biente y anticorrupción. Su impulsor fue Kofi Annan, quien 
convocó a compañías, organizaciones de las Naciones 
Unidas, trabajadores, organizaciones no gubernamentales 
(ONG) y otros actores a construir un mercado global más 
inclusivo y más equitativo.

Por otra parte, en el año 2000 se creó la Comisión 
de Innovación Tecnológica con el objetivo de aportar 
soluciones a la problemática relación entre las empresas, 
el sistema científico-tecnológico y las universidades. Esa 
misma comisión fue la que generó el Primer Encuentro 

salud y a la preservación ambiental y trabaja en estrecha relación con 
la Universidad Tecnológica Nacional y con la Universidad Nacional del 
Comahue. En 2005 y 2010 fue sede de la exposición Oil & Gas Energía 
Patagonia y en los últimos dos años, ha organizado jornadas técnicas 
donde el eje han sido los reservorios no convencionales, el tema de 
mayor interés en la cuenca Neuquina.

Otras dos Seccionales del IAPG se ubican en la Patagonia, Río 
Gallegos y Tierra del Fuego, nacidas en 1992 y 1993, herederas de 
la Seccional Austral, conformada a principios de la década de 1980. 
Ambas han logrado constituir comisiones de trabajo, organizar cursos 
de capacitación y trabajar activamente con la comunidad. La Seccional 
Tierra del Fuego, ubicada en Río Grande, que participó de la realización 
del Congreso Austral del Gas (1997), planea construir una sede propia 
en un terreno cedido por el Municipio. 

La Seccional Río Gallegos ha puesto énfasis en su trabajo con la co-
munidad local. Entre sus actividades más destacables están las jornadas 
Cuidemos el mar (2003), realizadas conjuntamente con la Prefectura 
Naval Argentina, que incluyeron un simulacro de derrame de hidro-
carburos, las 2.das Jornadas Técnicas sobre Acondicionamiento del Gas 
Natural, con sede en El Calafate (2008) y el Taller de capacitación sobre 
la industria del petróleo y del gas para periodistas (2012). Un aporte 
muy interesante es el Proyecto Piloto sobre Uso Racional de la Energía, 
desarrollado conjuntamente con otras instituciones santacruceñas, des-
tinado a difundir los principios URE demostrando que se pueden lograr 
ahorros significativos manteniendo los estándares de vida. 

Por su parte, Mendoza alberga a la Seccional Cuyo, creada hace 
45 años, que actualmente funciona en oficinas cedidas por la Facultad 
de Ingeniería de la Universidad Nacional de Cuyo, con la que siempre 
trabajaron en estrecha colaboración. En efecto, ya en 1970 organizaron 
conjuntamente con el IAP de Buenos Aires el 1.er Simposio de Recuperación 
Secundaria, iniciando un camino que incluye una larga lista de congresos 
y simposios nacionales y latinoamericanos. Su inserción en una provincia 

con estructura económica diversificada, donde la industria petrolera abarca 
tanto el upstream como el downstream y en la que están radicadas grandes 
empresas de servicios, la ha llevado a realizar cursos sobre una variada gama 
de temas, participando además en actividades sociales comunitarias, entre 
ellas la emblemática Fiesta de la Vendimia, en donde presenta un carro con-
memorativo y elige una reina del Petróleo. Actualmente, la Seccional está 
trabajando en la organización de las Jornadas de Recuperación Mejorada de 
Petróleo, uno tema crucial para la cuenca Cuyana, que alberga yacimientos 
maduros con extensa historia de producción.

La Seccional Norte, también ubicada en una cuenca donde convi-
ven las actividades de upstream y downstream, se constituyó en Campa-
mento Vespucio en 1981. Su principal actividad ha sido la capacitación, 
compartida con la realización de reuniones técnicas como las Jornadas 
de Plantas de Aminas (2002), las Jornadas de Compresión de Gas Natu-
ral (2003), las Jornadas de Integridad de Ductos y Equipos Estacionarios 
(2006) y la colaboración en la organización de congresos organizados 
por el IAPG en la ciudad de Salta. Sus actividades de responsabilidad 
social están enfocadas a los problemas comunitarios propios del norte 
salteño, destacándose la campaña “Al dengue lo vencemos con educa-
ción”, implementada en 2009 con la participación de médicos laborales 
de las empresas socias.

Las Jornadas de Celebración del Mes de la Calidad, en octubre de 
2008, señalaron el inicio de las actividades de la Seccional La Plata. 
Desde un principio, su propuesta fue desarrollar acciones relacionadas 
con la calidad industrial, la seguridad y la preservación ambiental, 
dirigidas al polo industrial de La Plata, Berisso y Ensenada, con fuerte 
presencia de la refinación y la petroquímica e inserto en una comunidad 
que supera largamente el millón de habitantes. A pesar de su corta vida, 
ha desarrollado una interesante agenda de actividades que incluye las 
Jornadas Regionales de Medioambiente (2009), las Jornadas Regionales 
y Exposición de Seguridad Industrial (2010), las jornadas regionales 
Gestión Integrada para la Sustentabilidad (2011).

Ing. E. López Anadón, Presidente del IAPG, inaugura el CIE 2011.
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entre la Oferta y la Demanda en Innovación Tecnológica 
e instauró conjuntamente con la Fundación YPF un pre-
mio anual destinado a proyectos innovadores aplicables 
a la industria petrolera. En 2004, conjuntamente con la 
Sección Argentina de SPE, se organizó el 1.° Expo-Congre-
so de Innovación Tecnológica en Energía y Proceso (IN-
NOTEC), clausurado por Marcelino Cereijido, prestigioso 
científico argentino residente en México, quien pronun-
ció una conferencia que alcanzó amplia repercusión en 
los medios de comunicación impresos y audiovisuales.

En el marco de las relaciones entre la industria y la 
comunidad científica es importante destacar el convenio 
firmado con el Ministerio de Ciencia, Tecnología e Innova-
ción Productiva en el marco del cual se está desarrollando 
el Proyecto de Investigación e Innovación en el área tec-
nológica denominada Recuperación Mejorada de Petróleo 
(Enhanced Oil Recovery, EOR) del que participan tres univer-
sidades y seis empresas productoras de petróleo y gas.

Eventos internacionales 
para una industria centenaria 

En el período 2000-2011 se realizaron más de cincuenta 
congresos, simposios, jornadas técnicas o workshops, varios 
de ellos en interacción con otras instituciones, imposibles 
de reseñar en su totalidad en el marco de esta nota. Este 
período albergó la conmemoración de los 200 años de vida 
de la Argentina, de los cien de la industria, de los 50 años 
del IAPG y la realización de un importante evento la World 
Gas Conference 2009 (WGC 2009), un encuentro interna-
cional que organiza cada tres años la mencionada IGU.

La necesidad de plantear un análisis totalizador sobre 
el abastecimiento energético a nivel nacional y regional, 
ya abordada por el LACGEC, caracterizó al Congreso 
Hidrocarburos 2003. En 2004 el 2.° Congreso Latinoame-
ricano de Calidad en la Industria del Petróleo y del Gas 
reunió a más de cuatrocientos especialistas provenientes 
de doce naciones de América y Europa. También en 2004 
y luego en 2007, se realizó el Congreso Seguridad y Salud 
Ocupacional en la Industria del Petróleo y del Gas, que 
en su tercera edición, en 2010, pasaría a ser un congreso 
latinoamericano. En 2009 se realizaron las Jornadas de 
Evaluación y Desarrollo de Reservorios Tight, uno de los 
temas de mayor interés en los últimos años, que también 
fue abordado en 2010 en el Congreso de Producción del 
Bicentenario realizado bajo el lema “El desafío de produ-
cir más energía”, mientras el país celebraba sus 200 años. 

Entretanto, Madrid fue sede, en 2005, del 1.° Congre-
so Euroamericano de Energía organizado por la Asocia-
ción Española de la Industria Eléctrica (UNESA), el Club 
Español de la Energía (ENERCLUB), el CACIER y el IAPG. 
Este congreso constituyó un foro de análisis económico y 
político de la integración regional y global, que incluyó 
una mesa redonda sobre cuestiones de Estado, en la que 
participaron entre otros Daniel Cameron, Secretario de 
Energía de Argentina, y Dilma Rouseff, en ese momento 
Ministro de Minas y Energía de Brasil.

Para 2007 la AOG debió mudarse del predio Costa 
Salguero a la sede de la Sociedad Rural, en busca de un 
espacio mayor para el creciente número de expositores. 

Secretaría del IAPG, 1971.

Inauguración del WPC 1991. Presidencia del Dr. Carlos S. Menem.
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Desde 2003 la AOG convivía con el Foro Internacional de 
la Energía (FIE), pero en su edición 2011, la AOG se reali-
zó conjuntamente con el Congreso Interactivo de Energía 
(CIE), organizado por el IAPG y el Comité Argentino del 
Consejo Mundial de la Energía (CACME). 

En tanto, el primer número de Petrotecnia en 2007 se 
dedicó a los 100 años de historia de la industria petrole-
ra, iniciando un año de conmemoraciones que continua-
ría con la publicación del Libro del Centenario del Petróleo 
Argentino, cuya redacción se encomendó al periodista y 
escritor Horacio Salas y con la Celebración del Centena-
rio, un encuentro organizado por la Comisión de Explo-
ración y Desarrollo que repasó la historia de la explora-
ción petrolera argentina. El 13 de diciembre se celebró el 
Día del Petróleo en Buenos Aires y en todas las secciona-
les, pero el acto central tuvo lugar en Comodoro Rivada-
via, desde donde pronunció un discurso el Presidente del 
IAPG, Ing. Ernesto López Anadón. A su vez, el centenario 
de la industria petrolera coincidió con los cincuenta años 
de vida del IAPG, celebrados con un evento musical en 
Teatro Avenida.

La participación en congresos internacionales fue 
importante en este período. En 2001 se realizó en Buenos 
Aires el 18th World Energy Congress (WEC), organizado 
por CACME. Por primera vez un país latinoamericano era 
sede del evento, que ese año albergó a la exposición AOG. 
Entretanto, el IAPG continuaba enviando delegaciones 
a todas las ediciones de los World Petroleum Congress 
(WPC) y continuaba ocupando un lugar en el Council. El 
Ing. Carlos Bechelli, participante de los congresos desde 
1963, ocupó los cargos Vicepresidente y VP Senior entre 
1994 y 2002. En el XIX.° WPC, realizado en Madrid en 
2008, recibió el premio WPC Recognition for outstanding 
achievement, por su labor de 44 años dentro de la institu-
ción. En 2010 se realizó en Colombia el 1st WPC Regional 
Meeting for Latin America cuyo Comité Ejecutivo estuvo 
presidido por Carlos Bechelli.

Como dijimos, en 2009 tuvo lugar un acontecimiento 
de significativa importancia: Buenos Aires fue sede de la 
24° World Gas Conference (WGC) organizada conjunta-
mente por la IGU y el IAPG, realizada bajo el lema “El de-
safío energético global. Revisión de las estrategias para el 
Gas Natural”. La inauguración estuvo a cargo de la Presi-
denta de la Nación, Dra. Cristina Fernández de Kirchner. 
Era la primera vez que este evento, que reúne a empresa-
rios y políticos de todo el mundo, tenía lugar en un país 
del hemisferio sur. Esta edición del Congreso Mundial de 
Gas fue acompañada por una muestra de 16.000 metros 
cuadrados en la cual 270 empresas e instituciones referen-
tes del sector provenientes de 81 países presentaron sus 
últimos avances en tecnología, productos y servicios.

IGU es una institución internacional destinada a pro-
mover el desarrollo tecnológico y económico de la indus-
tria del gas que cuenta con 120 países miembros y trabaja 
con comités permanentes que abordan todos los aspectos 
de la industria del gas: exploración y producción, almace-
namiento, transporte, distribución; utilización, desarrollo 
sustentable, estrategia, economía y regulación; mercados en 
desarrollo; gas natural licuado, integración de mercados de 
gas e investigación y desarrollo. Argentina, que es miembro 
de IGU desde 1970, ocupó la vicepresidencia de la institu-
ción a partir de la 22.° WEC Tokio, en 2003, y la presiden-

cia desde la 23.° WEC Ámsterdam, en 2006, ambos cargos 
ejercidos por Ernesto López Anadón, Presidente del IAPG. 

Historia y futuro

Los 55 años de vida del IAPG y los 15 de su antecesor, 
la Sección Argentina del ISAP han significado un acompa-
ñamiento a la industria del petróleo y del gas durante 70 
de sus 105 años de vida. Esta apretada revisión, en la que 
se han dejado afuera gran parte de las actividades realiza-
das, pone de manifiesto el camino recorrido para consti-
tuir a este Instituto en referente técnico de la industria de 
los hidrocarburos. 

A lo largo de su historia, el Instituto se adaptó a los 
vaivenes de una industria estratégica caracterizada por su 
dinamismo y versatilidad. Demostró su capacidad para 
organizar tanto pequeñas reuniones como congresos in-
ternacionales de gran envergadura, interactuó con otras 
instituciones nacionales, regionales y globales, representó 
al país en grandes eventos internacionales, desarrolló 
acciones de responsabilidad social y ofreció a la industria 
argentina de los hidrocarburos servicios de alta calidad: 
capacitación, comisiones técnicas de estudio, normaliza-
ción, publicaciones, información estadística y geográfica, 
información legislativa, una biblioteca especializada úni-
ca en el país y mucho más. 

Todo lo realizado hasta ahora invita a plantear que el 
IAPG será capaz de continuar su camino junto a las in-
dustrias del petróleo y del gas, apelando a la experiencia, 
a la capacidad y al espíritu innovador para adaptarse a los 
nuevos escenarios que se presenten, encarando los desa-
fíos que continúe imponiendo el siglo xxi. 
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Inauguración del WGC 2009. 
Presidencia de la Dr. Cristina Fernández de Kirschner.
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Los que se fueron
Congreso Latinoamericano y del Caribe 
de Perforación, Terminación, Reparación 
y Servicio de Pozos 

Con una impor-
tante concurrencia 
de profesionales, 
cerró el viernes 
10 de agosto el 
Congreso Latinoamericano y del Caribe de Perforación, 
Terminación, Reparación y Servicio de Pozos, organizado 
por el IAPG y la Asociación Regional de Empresas del sec-
tor Petróleo, Gas y Biocombustibles en Latinoamérica y el 
Caribe (ARPEL, por su sigla en inglés).

El congreso tuvo lugar del 7 al 10 de agosto de 2012 
en el hotel Sheraton de Retiro de la Ciudad Autónoma 
de Buenos Aires, y convocó a más de 350 asistentes 
provenientes tanto de la Argentina como de los Estados 
Unidos, Canadá, Venezuela, Uruguay, Colombia, Perú, 
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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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Ecuador, Bolivia, Chile, México y Brasil.
A lo largo de cuatro días, prestigiosos profesionales 

locales y regionales trataron temas referentes a las proble-
máticas de impacto en la actualidad energética: tanto a 
la perforación en yacimientos convencionales –desde la 
reducción de costos en yacimientos maduros hasta frac-
turas 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. 

Además, hubo interesantes conferencias por parte 
de expertos de renombre internacional, como las expe-
riencias en la explotación de yacimientos de shale gas en 
los Estados Unidos, experiencias en aguas profundas; así 
como mesas redondas sobre capacitación y desarrollo del 
personal de perforación; o aspectos logísticos de la perfo-
ración en el país y en la región. El broche final fue una vi-
sita guiada a la planta de Tenaris en la zona de Campana.

Oficiaron de anfitriones el presidente del Comité Or-
ganizador del Congreso, Ing. Oscar Vicente; el presidente 
del IAPG, Ing. Ernesto López Anadón; y el secretario Eje-
cutivo de ARPEL, Ing. César González.

Las autoridades de ambos organismos invitaron, ade-
más, al inminente 3.er Congreso Latinoamericano y del 
Caribe de Refinación, que se desarrollará también en Bue-
nos Aires, del 30 de octubre al 2 de noviembre de 2012.

Los que vendrán
Jornadas de Recuperación Mejorada 
de Petróleo

El 20 y 21 de septiembre próxi-
mos tendrán lugar en la ciudad de 
Mendoza unas jornadas dedicadas 
exclusivamente a los métodos 
utilizados para la recuperación de 
hidrocarburos en secundaria, asistida y terciaria, o “En-
hanced Oil Recovery” (EOR), organizadas por el IAPG.

Las jornadas abarcarán los aspectos operativos, técni-
cos y económicos, y serán un preámbulo para el Congreso 
de Producción y Desarrollo de Reservas, también organi-
zado por el Instituto, que se llevará a cabo en la ciudad de 
Rosario, Santa Fe, del 22 al 24 de mayo de 2013.

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 Latin American Summit 
2012, en la Argentina 

Como un capítulo la-
tinoamericano del exitoso 
World Shale Latin America 
Summit, se celebrará en 
Buenos Aires, del 28 al 30 
de noviembre de este año, 
el World Shale Latin Ame-
rican 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 asociados de 
este congreso de dos días. Los temas relevantes que se tra-
tarán serán: identificar las oportunidades más atractivas 
en la industria del shale gas en la región, su mejor aprove-
chamiento, 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 con-
vencional, y la transferencia de tecnología en el entorno 
operativo de América Latina, entre otros.
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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 López Anadón, 
será uno de los speakers.

Para más información: latam.world-shale.com y mram-
bridge@thecwcgroup.com

Conferencia Internacional LNG17

La organización del con-
greso 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 estratégico tecnológico y comer-
cial para profesionales expertos y comprometidos. Se 
espera la visita de más de 5.000 profesionales y de 10.000 
hombres de negocios provenientes de 80 países, ade-
más 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 anfi-
triona, está la Asociación Americana de Gas (AGA, por su 
sigla en inglés).

El 22.º WEC llama a presentar trabajos

Con el llamado a pre-
sentar trabajos técnicos, 
comenzó la cuenta regresi-
va del 22.º Congreso Mun-
dial de la Energía 2013 
(World Energy Council, 
WEC). El Congreso tendrá 
lugar en Daegu, Corea del 
Sur, del 13 al 17 de octu-
bre de 2013. Será el tercer 
Congreso Mundial que se 
realiza en Asia y el prime-
ro, en Corea del Sur.

Tanto la situación 
energética mundial como 
la del país hacen particu-
larmente interesante este congreso de energías múltiples, 
al cual asisten participantes de todo el mundo. La edi-
ción 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 postulen de-
berán enviar una copia al Comité Argentino del Consejo 

Mundial de la Energía (CACME), vínculo oficial en nues-
tro país entre el WEC y las personas y organizaciones vin-
culadas con el sector energético.

Más información: http://www.daegu2013.kr y  
cacme@cacme.org.ar.

La Argentina Oil&Gas Patagonia, 
en Comodoro Rivadavia

La Oil & Gas Energía 
Patagonia, el principal 
evento regional de la indus-
tria del petróleo y del gas, 
tendrá una nueva edición 
en la ciudad de Comodoro 
Rivadavia, del 12 al 16 de 
diciembre de 2012 que será organizada por el Instituto 
Argentino del Petróleo y del Gas (IAPG).

Una vez más, la Cuenca del Golfo San Jorge, histórica 
cuenca que dio origen a la industria de los hidrocarburos 
en la Argentina y que alberga la actividad de numerosas 
empresas entre operadoras, compañías de servicios y pro-
veedores, será protagonista de esta muestra en la que se 
creará un ámbito propicio para exponer el alto nivel de 
desarrollo alcanzado y entablar contactos, tanto para ne-
gocios como para el intercambio de experiencias.

Hoy la zona provee el 30% de la producción nacional 
de petróleo y gas natural, cifras que podrían aumentar. 
Es que pese al historial de yacimientos maduros de esta 
Cuenca, se siguen realizando hallazgos, como los anun-
ciados recientemente en Aguada Bandera y el otro frente 
al mar del Golfo de San Jorge, expectativas respecto del 
desarrollo de yacimientos no convencionales.

En esta etapa renovada de la historia de nuestra indus-
tria es que se realiza la Oil & Gas Energía Patagonia 2012, 
la cual se convertirá en diciembre en un foro de los profe-
sionales para intercambiar experiencias; junto a la expo-
sición, se realizará un ciclo de conferencias y una serie de 
actividades académicas.

 Más información: www.iapg.org.ar
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Premio Tenaris al 
Desarrollo Tecnológico Argentino

Tenaris y la Agencia Nacional de Promoción Científica y 
Tecnológica convocan a pymes industriales a presentar pro-
yectos de desarrollo tecnológico con factibilidad de concreción 
económica e industrial. La presentación de los proyectos será 
desde el 25 hasta el 30 de octubre de 2012 y se otorgarán 
$90.000 al primer premio y $30.000 al segundo.

Desde 2005, el Premio Tenaris al Desarrollo Tecnológico 
Argentino premia los mejores proyectos de desarrollo tecnoló-
gico de pymes industriales argentinas vinculadas a los sectores 
metalmecánico, energético, petroquímico, minero, autopartista 
y siderúrgico. El premio incluye un voucher para utilizar servi-
cios científico-tecnológicos provistos por diferentes institucio-
nes que integran el sistema científico tecnológico argentino.

Con esta iniciativa se busca fomentar la vinculación del 
sistema científico-tecnológico con el sector productivo, además 
de promover el desarrollo tecnológico de pymes industriales, 
en línea con las acciones que se desarrollan dentro del pro-
grama corporativo ProPymes, que promueve la competitividad 
de las pymes vinculadas. En las siete ediciones anteriores, se 
presentaron más de 170 proyectos, de los cuales 100 corres-
pondieron a pymes provenientes del interior del país. 

Por su parte, la Agencia tiene como misión promover la 
investigación científica y tecnológica, así como la innovación, 
con el fin de mejorar los sistemas productivos y de servicios. 
Para alcanzar esos objetivos, otorga financiamiento (créditos y 
subsidios) e implementa otras acciones de estímulo, dirigidas 
a proyectos que satisfagan condiciones específicas de calidad 
y pertinencia.

Para más información: www.premio.tenaris.com y  
www.agencia.gov.ar

YPF Inaugura una planta 
de Hidrodesulfuración 

Con presencia de la Presidenta de la Nación, Cristina 
Fernández de Kirchner, YPF inauguró recientemente la nueva 
planta de Hidrodesulfuración de gasoil (HTG B), en el Com-

plejo Industrial La Plata. El acto contó con la presencia de 
gobernadores y distintas autoridades nacionales, provinciales y 
municipales, así como del CEO de YPF, ingeniero Miguel Ga-
luccio, quien describió detalles de la obra.

La megaunidad productiva permitirá elaborar 1.750 millo-
nes de litros anuales de gasoil con bajo contenido de azufre, 
lo que constituye un hito para la producción local: la reconver-
sión de gasoil común (con 1.500 partes por millón de azufre), 
en gasoil con 500 ppm. En el corto plazo, además, logrará 
también otro avance importante: producir local y sostenida-
mente Euro Diesel, el gasoil con mayor calidad del país, con 
un valor de azufre de 10 ppm.

La producción masiva de combustible con bajo contenido 
de azufre, más limpio y de mejor calidad, permitirá dar cum-
plimiento sostenido y sustentable a la resolución de la Secreta-
ría de Energía, que entró en vigencia el 1.° de julio y que obli-
ga a las empresas petroleras a ofrecer en la Capital Federal, el 
gran Buenos Aires y todas las capitales provinciales, un gasoil 
grado 2 con un contenido máximo de azufre de 500 ppm, con 
el objetivo de mejorar de manera sensible la calidad del aire 
de los grandes centros urbanos.

El nuevo combustible trae, además, un beneficio específico 
para el mercado automotriz. No sólo reduce las partículas tóxicas 
emitidas por los vehículos que consumirán el nuevo combustible, 
sino que, a su vez, otorga mayor vida útil a los motores. La nueva 
planta HTG B tendrá un impacto logístico de envergadura para el 
país, ya que la producción local sostenida permitirá a la compa-
ñía desarrollar una estructura óptima de distribución del gasoil 
para abastecer con mayor rapidez y efectividad.

Parte de la fuerte inversión, de más de 1.400 millones de 
pesos, incluyó la incorporación de un reactor especial prove-
niente de la India, de casi 40 metros de largo, 3,5 metros de 
diámetro y un peso de 376 toneladas. Ese equipo es “el cora-
zón” de la flamante unidad.

El proceso de construcción requirió la mano de obra de 
1.500 personas, con 3,6 millones de horas trabajadas y la arti-
culación de los sectores de Refino e Ingeniería, que, en tiempo 
récord, construyeron nuevos tanques y piletas y desarrollaron 
obras civiles y electromecánicas, desde sendas, drenajes y 
cañerías hasta equipos eléctricos e instrumentos específicos.
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Alianza para cuidar el agua

Mexichem Argentina, la compañía que fabrica y comercia-
liza tubosistemas y accesorios Amanco para la conducción de 
agua y saneamiento, en alianza con Limpiolux y la Bolsa de 
Comercio de Buenos Aires, promueve el cuidado del agua a 
través del Proyecto Hydros.

Así, tres empresas de distintos rubros se unen para con-
cientizar sobre la importancia del recurso hídrico, a través de la 
muestra de fotografía itinerante Hydros y la obra Aqua Planetae 
en el espacio de arte de la Bolsa de Comercio de Buenos Aires. 

La muestra fotográfica, de entrada libre y gratuita, recorre 
el día de una persona develando todos los momentos en que 
consume agua, más allá de cuando la toma, mientras que la obra 
Aqua Planetae es una colección de muestras de agua de distin-
tas partes del mundo que está en pleno proceso de crecimiento. 
De esta manera, se presenta mediante el arte el concepto de la 
huella hídrica y las problemáticas actuales del recurso. 

Estas iniciativas son parte del Proyecto Hydros, una cam-
paña impulsada a nivel mundial por la empresa Mexichem, 
que busca sensibilizar en la temática a distintos sectores de 
la sociedad. A través del sitio www.proyectohydros.com pone a 
disposición materiales de comunicación de descarga gratuita 
que los usuarios pueden utilizar para convertirse en “embaja-
dores del agua”. 

Schneider Electric presentó 
soluciones para máquinas

Schneider Electric realizó recientemente el lanzamiento de 
MachineStruxureTM, la solución para la automatización de má-
quinas industriales, y el Servicio Internacional de Soporte (CIS, 
Customer International Support). Además, se presentaron las 

novedades en mando, señalización y detección; terminales de 
diálogo; variadores de velocidad y control de movimiento. Machi-
neStruxureTM permite diseñar máquinas e instalaciones con más 
eficiencia energética, más económicas y maximizando su rendi-
miento. Compuesta por cuatro plataformas de hardware flexibles 
y un único paquete de software integral, propone arquitecturas 
testeadas, validadas y documentadas (TVDA) con bibliotecas de 
bloques de funciones para aplicaciones genéricas o dedicadas.

Estas plataformas flexibles utilizan un sólo software lla-
mado SoMachine que se ejecuta en diversas plataformas de 
dispositivos de hardware, son abiertas y flexibles para simpli-
ficar la evolución y la gestión de soluciones personalizadas. 
MachineStruxureTM permite ahorrar hasta un 50% de su tiempo 
de implementación, ya que la interoperabilidad entre los ele-
mentos está validada por especialistas y funciona en todas las 
configuraciones posibles. 

CH2M HILL en los 
Juegos Olímpicos 2012

La compañía de ingeniería y construcción CH2M HILL 
Argentina, con presencia en 80 países y filial local en Buenos 
Aires, fue uno de los miembros del consorcio de tres empresas 
internacionales (CLM Delivery Partner) que llevaron a cabo la 
administración de la planificación, diseño y construcción de la 
infraestructura y locaciones de los Juegos Olímpicos y Parao-
límpicos 2012 en Londres.  
El programa se llevó a cabo durante seis años, con un valor ac-
tual de 10.600 millones de dólares, por medio del cual CH2M 
HILL aportó al consorcio y a ODA su experiencia en gestión de 
programas globales de ingeniería y construcción. 

Entre los servicios de construcción y conversión se incluyó: 
un Parque Olímpico de 200 hectáreas con nueve instalaciones 
nuevas, incluido un estadio olímpico con 80.000 asientos, un 
centro acuático, un velódromo, un centro de hockey, un centro 
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de prensa, cuatro estadios polideportivos y una Villa Olímpica 
para los atletas. Además, se realizaron mejoras y modifica-
ciones a instalaciones existentes, incluidos lugares históricos 
como Wimbledon y Lord’s Cricket Ground (casa de partidos 
de cricket); y un plan de desarrollo sustentable con beneficios 
locales relacionados con cultura, deportes, voluntariados, em-
presas y turismo.

Asimismo, se desarrolló el programa de transporte de las 
Olimpíadas que incluye las redes de conexiones ferroviarias, 
aéreas y terrestres de Londres y un fuerte programa para una 
seguridad coordinada antes, durante y luego de los juegos.

IMPSA podría construir una central 
hidroeléctrica en Canadá

Tras un exigente proceso de calificación, el consorcio 
integrado por la multilatina IMPSA y SNC Lavalin Inc. fue 
seleccionado por British Columbia Hydro (BC Hydro, sociedad 
estatal de la provincia de British Columbia, Canadá) entre ocho 
grupos internacionales que presentaron los documentos de 
calificación para integrar la short list final conformada por tres 
oferentes, los cuales ahora deberán presentar ofertas técnicas, 
económicas y financieras para la ejecución del proyecto John 
Hart sobre el Campbell River en la isla de Vancouver, Canadá.

De resultar adjudicatarios del proceso de presentación de 
oferta que se inicia, IMPSA junto a SNC Lavalin Inc. estarían 
a cargo de diseñar y construir una nueva central hidroeléctrica 
junto a la antigua que opera desde 1947. El proyecto bajo la 
modalidad BM (Build and Maintain) implica construir una nue-
va central con todo el equipamiento de generación necesario, 
conductos de presión y vertedero para desvío de agua, además 
de las obras civiles de casa de máquinas, túnel de conducción 
y auxiliares como caminos de acceso, senderos para turistas y 
obras de soporte para la ejecución del proyecto. La central de 
John Hart es una de las instalaciones de generación de energía 
hidroeléctrica de BC Hydro más antiguas y la más importante 
de la isla de Vancouver. Se espera que la sustitución de la 
antigua instalación por la nueva mejore la confiabilidad del 
servicio y la seguridad sísmica, lo cual podrá facilitar la protec-
ción del hábitat de los salmones, uno de los temas por los que 
es conocida esa parte del mundo. 

Por su parte, IMPSA participará en el proyecto como 
proveedor de equipos generadores y financiando junto a SNC 
Lavalin Inc. un porcentaje de alrededor del 60% del proyecto. 
Se estima que los costos para la construcción y diseño de la 
central se encuentran en el orden de los 1.000 millones de 
dólares. BC Hydro adjudicará el contrato en julio de 2013 para 
comenzar a construir a la brevedad para poder finalizar y poner 
en funcionamiento la obra a finales de 2018. 

Comienza Intersec Buenos Aires 2012

Del 15 al 17 de agosto se realizará en Buenos Aires la 
Exposición Internacional de Seguridad, Protección contra 
Incendios, Seguridad Electrónica, Industrial y Protección Per-
sonal, Intersec.

Intersec Buenos Aires 2012, donde se presentarán las 
últimas novedades en productos y servicios del sector de la 

seguridad, se realizará en el Predio Ferial La Rural de Buenos 
Aires y será el ámbito por excelencia para que los profesionales 
se interioricen sobre las novedades del mercado. 

Más información: www.intersecbuenosaires.com.ar

Runco S.A. presenta los nuevos Juno 
serie 3 de Trimble® para navegación, 
mapeo y cartografía móvil 

La empresa Runco S.A. dedicada a la comercialización de 
instrumentos de medición y control, anunció el lanzamiento 
de la nueva línea de computadoras de mano integradas más 
compactas y livianas de Trimble®. Se trata de los nuevos Juno 
Serie 3, computadoras de bolsillo (PDA) que contienen un po-
deroso receptor GPS diferencial integrado y que pesan apenas 
300 gramos. Los modelos Juno 3B y 3D de esta tercera gene-
ración se utilizan para posicionamiento, navegación, mapeo y 
cartografía necesarios para el trabajo diario en organizaciones 
que gestionan recursos críticos, servicios públicos, responden 
a emergencias o deben mantener actualizada la base de datos 
de un sistema de información geográfica (SIG) ya que permiten 

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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aumentar la eficiencia tanto en el campo como en la oficina, lo 
que optimiza el flujo de captura y transferencia de datos.

Estos nuevos dispositivos de bolsillo combinan los bene-
ficios de un GPS diferencial, una PDA con Windows, cámara 
de 5MP y un teléfono celular (en el Juno 3D). De esta manera 
los grupos de trabajo de campo pueden registrar datos GPS, 
capturar y vincular fotos a características SIG y enviar o recibir 
datos en el campo con un único instrumento. 

Tanto Juno 3B como Juno 3D utilizan Windows Embeded 
Handheld 6.5 Profesional, como sistema operativo con un pro-
cesador Samsung de 800 MHz y 2 Gb de memoria no volátil 
ampliable con tarjetas microSD y microSDHC. Ambos modelos 
permiten conectividad por Bluetooth, Wi-Fi, acceso a Internet. En 
el caso del Juno 3D, incluye, además, paquete Microsoft Office 
Mobile con Outlook, Excel, Word, agenda telefónica y de activida-
des diarias, que complementa al teléfono celular integrado. 

Techint Ingeniería y Construcción, 
con las escuelas técnicas

En el marco de la fuerte presencia que tiene Techint Inge-
niería y Construcción en la provincia de San Juan con proyec-
tos de infraestructura, la empresa asume su compromiso con 
la comunidad local apostando a la educación en las escuelas 
técnicas. 

En esta oportunidad, Techint llevó adelante el equipamien-
to del laboratorio de Energías No Convencionales de la Escuela 
Provincial de Educación Técnica N.º 5 (E.P.E.T. N.º 5). Con 
el objetivo de mejorar las condiciones para la inserción laboral 
de los alumnos de esta escuela técnica, Techint los acompañó 
en las gestiones vinculadas a la compra, instalación y montaje 
de los equipos, siguiendo los procedimientos de la compañía 
y capacitando en estos procedimientos tanto a docentes como 
alumnos. 

Se formalizó la donación del equipamiento técnico (con-
vertidor, paneles solares, estación meteorológica) del labo-
ratorio fotovoltáico. Así, además de la donación realizada, el 
compromiso incluye la capacitación del cuerpo docente en 
relación con el nuevo equipamiento, soporte en la genera-
ción de situaciones de enseñanza, visitas guiadas al proyecto 
Punta Negra, actualmente en ejecución por la empresa, e 
instancias de intercambio con profesionales vinculados a la 
producción energética y logística. Se busca con esto simular 
el desarrollo de un proyecto dentro de la compañía para que 
los alumnos y docentes tengan un acercamiento al mundo 
del trabajo real.
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E l 9 de agosto último, la Seccional Sur del IAPG con-
cretó unos de sus mayores anhelos: inaugurar su 
sede propia, en el barrio General Mosconi de Como-

doro Rivadavia, en un edificio de diseño moderno y fun-
cional que preserva el espíritu del histórico, construido 
por los antiguos carpinteros de YPF. 

El nuevo edificio tiene más de 400 m2 y consta de tres 
aulas, una sala de reuniones, una administración, oficina 
del gerente, un ambiente para el comedor, dos archivos, 
una cocina, cinco baños y una terraza transitable. Ade-
más, posee calefacción por losa radiante y aire acondicio-
nado en todos los ambientes.

La inauguración –que contó con la bendición del 
edificio por parte de un religioso local– estuvo a cargo de 
Gastón Malbos, presidente de la Seccional Sur, quien se 
refirió a la sede como “el lugar donde la industria tiene 
que aportar a la comunidad y ayudar a las autoridades a 
legislar, trabajar y controlar”. Y agregó que el IAPG en la 
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La Seccional Sur inauguró su 
sede en Comodoro Rivadavia

Esta pujante representación del IAPG, creada  
hace más de 50 años en la ciudad más poblada 
de la Provincia del Chubut, cumple por fin con 
el anhelo de una sede propia. Lo que comenzó 
como una modesta casilla creció hasta la 
construcción de este moderno edificio, diseñado 
con un concepto arquitectónico afín al del 
barrio donde se ubica. Desde allí, el Instituto 
tiene la oportunidad de seguir reuniendo y 
capacitando a los miembros de la industria de 
los hidrocarburos.
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región tiene “muchos desafíos por hacer, especialmente, 
tenemos que lograr transmitir a los más jóvenes lo que 
hemos recibido de la gente que tiene muchos años traba-
jando acá”.

Entre las actividades que se realizan, se encuentra la 
escuela de Manejo Defensivo “donde se capacita a los 
empleados de la industria, que tienen la conducción y 
tienen que ingresar a los yacimientos, y se les da los fun-
damentos (básicos y avanzados) para que puedan percibir 
los riesgos y cuidarse” dijo Malbos. También enumeró 
otras tareas: se trabaja continuamente en doce comisiones 
técnicas, desde la de Medio Ambiente hasta la de Produc-
ción, y “muchas veces se trabaja en consonancia con las 
autoridades de control, ya sea ministerios de Medio Am-
biente o hidrocarburos en la cuenca, tanto en la provincia 
del Chubut como en el norte de Santa Cruz”. 

Sueño alcanzado

El deseo de tener una sede propia se generó bastante 
tiempo atrás. Hacia 1961, con la creación de la seccional, 
su funcionamiento se dio en oficinas de la empresa. Años 
más tarde, YPF cedió (en el terreno del actual edificio) 
una modesta casilla de madera que las distintas comisio-
nes fueron modificando para hacerla funcional a los dis-
tintos tipos de capacitación y reuniones. En 1999, el IAPG 

firmó un convenio con la Universidad San Juan Bosco, y 
se creó la Escuela de Conducción Defensiva, que funcio-
nó por 12 años en Warnes y Los Italianos, en un edificio 
perteneciente a la universidad.

También en 1999, el IAPG compró el terreno donde 
funcionaba el IAPG y, desde entonces, comenzaron los 
proyectos para la construcción del nuevo edificio. Hasta 
que finalmente, en junio de 2011, la actual Comisión Di-
rectiva firmó el contrato con la constructora y el estudio 
de arquitectura. La obra se concluyó para finales de julio 
de 2012, y a los pocos días, llegó el turno de la celebrada 
inauguración, tan importante para todo el IAPG.
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Comahue entrega zapatillas 
en el Día del Niño

En el marco de la Responsabilidad Social Empresaria, el 
Instituto Argentino del Petróleo y Gas, Seccional Comahue, y 
en ocasión de los festejos del Día del Niño, comenzó a entre-
gar pares de zapatillas a instituciones de bajos recursos. Este 
año los establecimientos beneficiados fueron:

•	 Escuela N.° 151 de Plaza Huincul.
•	 Hogar Sueños del Sur de la localidad de Arroyito.
•	 Hogar de Niñas, Neuquén capital.
•	 Escuela N.° 347, Cuenca XV, Neuquén capital.
•	 Escuela N.° 312, barrio San Lorenzo, Neuquén capital.
El total de pares de zapatillas donados fue de 400, fabri-

cados por el taller Esperanza de la ciudad de Cutral-Có, cabe 
destacar que los integrantes de este Taller son jóvenes con 
capacidades diferentes. 

Los miembros de la Subcomisión de Eventos & Comuni-
caciones fueron los encargados de visitar a las instituciones 
(Ricardo Martínez, Carlos Hernando, Sebastián Cortez, Walter 
Ibáñez y Carlos Postai).

Geoling
Como todos los años, la Seccional Comahue del IAPG 

agasajó a los geólogos e ingenieros de sus empresas asociadas, 
mediante una gran cena-baile, que se realizó en las instalacio-
nes del Comahue Golf Club.

Allí, se reconocieron las iniciativas y acciones de las perso-
nas que realizaron aportes beneficiosos y sustentables dentro del 
ámbito de la industria y de la sociedad mediante la entrega de 
los premios GEOLING. El acto contó con una numerosa concu-
rrencia que disfrutó del convite y del baile posterior. En cuanto al 
acto protocolar, fue presentado por los integrantes de la Subco-
misión de Eventos, que realizaron el brindis con las autoridades 
presentes y se renovaron los votos por la continuidad del esfuerzo 

en procurar elevar los estándares de la industria.
“El premio GEOLING representa al hombre y la naturaleza, 

tratando de entenderla y de extraerle de la manera más eficaz 
sus riquezas”, reconocieron las autoridades del IAPG Seccional 
Comahue. En función de eso, los premios concedidos fueron:
•	  “Trabajo técnico e investigación”: Marcelo Barrionuevo 

(Geólogo, Petrobras S.A.), por lograr, con una nueva visión, 
la implementación de proyectos innovadores de desarrollo 
en zonas maduras y la incorporación de importantes reser-
vas en áreas con más de 40 años de explotación.

•	 “Prácticas en Salud, Seguridad y Ambiente”: Félix Bracco 
(VP de la subcomisión de SSA, Entre Lomas S.A.) por su 
tarea en el desarrollo de las prácticas recomendadas: “Se-
guridad en el Montaje de AIB”, “Trabajos en Altura”, “Es-
pacios confinados” y “Gestión de Residuos”, así como en la 
confección de los boletines de Alertas y Seguridad.

•	 “Práctica/Innovación en el área de Calidad-Mantenimiento”: 
Daniel Flores (Complejo Industrial Plaza Huincul, YPF), por 
su participación activa en el diseño del programa de certifi-
cación de oficios; en la difícil misión de obtener y montar el 
equipamiento técnico necesario para las prácticas de Taller.

•	 “Eventos Deportivos y de Recreación”: Eduardo D’Amico 
(Empresa ED), por su alto compromiso y activa participa-
ción en la Subcomisión de Deportes y Recreación desde 
2005, donde coordina los torneos centrales de fútbol y 
básquet y colabora en las excursiones en las distintas activi-
dades llevadas a cabo por esta subcomisión.

•	 “Prácticas en Responsabilidad Social Empresaria”: Pablo 
Pastorino (Pluspetrol S.A), quien destacado en proyectos 
específicos de beneficios a la comunidad, es reconocido 
y respetado por los habitantes de los barrios donde actúa 
diariamente, lo cual logra reducir las tensiones propias de la 
interacción de la industria con el medio.

•	 “Destacado por la Comisión Directiva por su Trayectoria”: 
Alberto Lateulade, miembro de la Comisión Directiva de la 
Seccional Comahue; durante la última década, tuvo una 
activa participación mediante trabajo desinteresado y aporte 
voluntarioso a toda iniciativa. Es miembro de la Subcomi-
sión de Cursos y Conferencias; y gestor de gran parte de las 
Jornadas Nacionales realizadas en Neuquén.
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Agosto
Workshop: Shale & Tight Gas Development Case Histories

Instructor: J. Lee. 
Fecha: 6 y 7 de Agosto. Lugar: Buenos Aires

Métodos de Levantamiento Artificial
Instructores: A. Resio y P. Subotovsky 
Fecha: 6 al 10 de Agosto. Lugar: Buenos Aires

Inyección de Agua. Predicciones de Desempeño y Control
Instructor: W. M. Cobb 
Fecha: 13 al 17 de agosto. Lugar: Buenos Aires

Introducción al Project Management. Oil & Gas
Instructores: N. Polverini y F. Akselrad 
Fecha: 22 al 24 de agosto. Lugar: Buenos Aires

Evaluación de Proyectos 1. Teoría General
Instructor: J. Rosbaco 
Fecha: 27 al 31 de agosto. Lugar: Buenos Aires

Septiembre
Interpretación Avanzada de Perfiles

Instructor: A. Khatchikian 
Fecha: 3 al 7 de septiembre. Lugar: Buenos Aires

Términos Contractuales y Fiscales Internacionales en E&P
Instructor: C. Garibaldi 
Fecha: 10 y 11 de septiembre. Lugar: Buenos Aires

Protección contra Descargas Eléctricas y Puesta a Tierra 
Instructor: D. Brudnick 
Fecha: 13 de septiembre. Lugar: Buenos Aires

Documentación de Ingeniería para Proyectos y Obras
Instructor: D. Brudnick 
Fecha: 14 de septiembre. Lugar: Buenos Aires

Negociación, Influencia y Resolución de Conflictos 
Instructor: C. Garibaldi 
Fecha: 13 y 14 de septiembre. Lugar: Buenos Aires

Ingeniería de Reservorios
Instructor: J. Rosbaco 
Fecha: 17 al 21 de septiembre. Lugar: Buenos Aires

NACE CIP1 – Inspector de Revestimientos Nivel 1
Instructores: J. A. Padilla y M. A. Moreno 
Fecha: 24 al 29 de septiembre. Lugar: Buenos Aires

Sistemas de Telesupervisión y Control Scada
Instructor: S. Ferro 
Fecha: 27 y 28 de septiembre. Lugar: Buenos Aires

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 y 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 y 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 y 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 
Mantenimiento-Reemplazo

Instructor: J. Rosbaco 
Fecha: 3 al 7 de diciembre. Lugar: Buenos Aires

El Comité de Foros y el Comité Ejecutivo del IAPG Hous-
ton, presidido por el Ing. Stanley Little, han convocado a los 
profesionales de Houston al lunch meeting “América Latina: 
un continente incendiado o bajo fuego”, el 13 de septiembre 
próximo. El encuentro estará a cargo del geólogo Bob Fryklund, 
vicepresidente de Upstream Research para la empresa IHS; y 
con más de 30 años en la industria, quien entre otros cargos, 
se ha desempeñado como presidente de Conoco Phillips en Li-

bia, así como field manager en Brasil para la misma empresa. 
Fryklund se referirá a los dos últimos años de descubri-

miento de hidrocarburos en Perú, Venezuela y en el pre-salt 
de Brasil; el offshore en Colombia y las perspectivas de shale 
y tight gas, tight oil, petróleo pesado y las posibilidades en el 
Atlántico sur.

El meeting se realizará en el Renaissance Houston Hotel. 
Más información: www.iapg.org.ar

Cursos
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Aadeca	 87

Abb	 69

Aesa	 17

Aog	 95

Buhlmann Argentina	 81

Ceesi	 77

Chevron	 79

Compañía Mega	 21

Crown Point Oil & Gas	 64

Curso Nace	 68

Digesto de Hidrocarburos	 117

Electrificadora Del Valle	 63

Emerson 	 59

Enarsa	 55

Ensi	 51

Foro IAPG	 116

Gasmarra Energy	 54

Giga	 115

Halliburton Argentina	 37

Ibc. International Bonded Couriers	 121

Iph	 93

Jhp International Petroleum	 Retiro contratapa

Kamet	 23

Lng 2013	 85

Lufkin Argentina	 61

Marshall Moffat	 25

Martelli Abogados	 22

Milicic Construcciones y Servicios	 73

Mole Pigs	 56

Nabors International Argentina	 47

Norpatagonica Lupatech	 20

Pan American Energy	 Retiro de tapa

Petrobras Energía	 49

Petroconsult	 94

Registros de Pozos	 111

Registros Mineros Argentinos	 39

Schlumberger Argentina	 13

Skanska	 43

So Energy	 57

Socotherm Americas	 91

Tecna	 33

Tecpetrol	 19

Total	 9

Transmerquim Argentina	 Contratapa

Tubhier	 65

V y P Consultores	 72

V y P Consultores	 115

Wärtsila Argentina	 27

World Shale O&G Latin America Summit	 99

Zoxi	 58

	

Suplemento estadístico

Industrias Epta	 Contratapa

Ingeniería Sima	 Retiro de tapa

Texproil	 Retiro de contratapa  






