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18 al 21 de mayo de 2010

Principales conclusiones
de las mesas redondas
del Congreso de Produccion

del Bicentenario

En este caso, el evento reunié a especialistas
destacados y representes de las empresas,
quienes intercambiaron experiencias acerca
de los temas mas relevantes de la industria.
Petrotecnia reproduce las principales ideas de
cada presentador.
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Mesa redonda: Experiencias y
tecnologias en operaciones offshore

Moderador: Alfredo Viola

Se repaso la historia de la exploracion y de la explo-
tacion de los yacimientos offshore de la Argentina, los
principales planes de inversién de las empresas y las tec-
nologias utilizadas.

Marcos Vallerio Goncalves, Petrobras

La basqueda de recursos energéticos ha tenido un rol
cada vez mas critico en el mundo actual. Este es un desa-
fio que cada vez mas se impone a toda la humanidad y no
solamente a quienes trabajan en las industrias de la ener-
gia. El agotamiento y natural declinacién de la produc-
cién y las dificultades de encontrar nuevos yacimientos



importantes en tierra hizo que, a partir de los afios cin-
cuenta y sesenta, cada vez mas compariias petroleras em-
pezasen a explorar los recursos petroliferos potencialmente
existentes en las plataformas continentales bajo el mar.

La continuidad de estos esfuerzos ha generado un im-
portante aumento en la capacidad productiva, de manera
de atender el enorme incremento de la demanda por in-
sumos energéticos. Se prevé que la demanda mundial de
energia primaria aumentara un 1,5% anual entre 2007 y
2030, un incremento total de cerca del 40% en el periodo
considerado.

Los combustibles fosiles seguiran siendo las principales
fuentes de energia primaria en el mundo en este esce-
nario de referencia y representaran mas de tres cuartas
partes del incremento general de la utilizacién de energia
del periodo mencionado. Presumiblemente, la demanda
de petréleo, sin considerar los biocarburantes, aumenta-
rd en promedio cerca de un porcentaje anual dentro del
periodo considerado y pasara de los actuales 85 millones
de barriles por dia de 2008 a 105 millones de barriles por
dia en 2030. El 97% del incremento en el uso del petroleo
sera atribuible a los sectores del transporte.

Varios son los elementos criticos que merecen la
atencion especial de la industria; el éxito exploratorio es
fundamental en aportar volimenes adicionales en cadena
productiva. La industria petrolera necesitara reaccionar
rapidamente y construir capacidad productiva para ven-
cer estos problemas. La industria buscara expandirse, ba-
sicamente, en cuatro ejes principales: recursos convencio-
nales en areas de alto potencial; recursos convencionales
en areas poco exploradas; produccion en areas ambien-
talmente sensibles; y la expansién de la produccion de
petroleo y gas no convencional.

Petrobras, asi como otras compafiias petroleras, siem-
pre ha buscado actuar de manera integrada, de manera
rentable y mitigando riesgos a lo largo de toda la cadena
de negocios.

Esta estrategia se ha hecho exitosa: la compariia hoy
cotiza en los principales mercados bursatiles y figura
entre las nueve compaiiias pablicas de mayor valor de
mercado en el mundo. Entre las petroleras que cotizan en
bolsa es la cuarta en valor de mercado, la cuarta en valor
de reservas probadas, la quinta en produccién y la sexta
en capacidad de refino.

La empresa tiene su vision de negocios puesta en 2020
y busca ubicarse entre los cinco mayores productores de
petroleo que cotizan en bolsa, con un portafolio de pro-
yectos que le permita un horizonte de produccién a fu-
turo de 15 a 20 aflos. Los descubrimientos exploratorios
han impulsado un vigoroso crecimiento de la produccion
de petroleo a lo largo de la vida de la compania.

La estrategia de la empresa para los yacimientos en
el offshore es la de anticipar al maximo el inicio de pro-
duccidn, a través de proyectos piloto, madurar el conoci-
miento de los yacimientos en etapa que permitan acotar
de manera adecuada el riesgo inherente a la instalacién
de plantas definitivas de produccién en el mar. Esta es-
trategia nos ha permitido dimensionar, instalar, operar y
mantener varios sistemas de produccion, de gran capaci-
dad productiva a la vez y, de esta forma, vencer los desa-
fios tecnolégicos que se presentaran.

Segin ntimeros de 2008, Petrobras operaba cerca del

22% de la produccién mundial en aguas profundas, es
decir, cerca de un millén y medio de barriles por dia.
Toda esta produccion, conjuntamente con la produccion
de yacimientos de aguas someras, fluye a través de cerca
de 112 plataformas, 26 terminales offshore y una flota
maritima de alrededor de 190 buques tanques.

A medida que la firma fue adquiriendo conocimiento
y experiencia en el manejo de este tipo de proyectos,
comenzo a ocupar un rol de liderazgo en todo lo que se
refiere a operacion y mantenimiento de sistemas flotantes
de produccion. En total, hoy opera 45 sistemas flotantes
de produccién. En su trayectoria mar adentro, el afio pa-
sado se rompi0 el limite de 2000 metros de pelo de agua
a través de la instalacion del sistema de produccion tem-
prano de Tupi con pelo de agua de 2198 metros. Para este
afio, se espera superar los limites en el Golfo de México y
alcanzar la profundidad de agua de 2515 metros. No obs-
tante, varios de los equipos que estaban designados para
la instalaciéon de ese sistema hoy estan trabajando para
controlar el riesgo ambiental del derrame del momento.

En las cuencas de Santos y Campos, la compafiia sigue
su plan de evaluacion de los descubrimientos del presalt.
El 4rea bajo concesion de Petrobras es de unos 35 mil ki-
lémetros cuadrados, cerca del 30% del area total estimada
de interés exploratorio. Este es, obviamente, un proyecto
que tiene cardcter estratégico, ya que podria doblarse
la produccién media anual de petréleo de la compariia.
Existe en Petrobras todo un esfuerzo para estructurar de
manera adecuada este proyecto. Se busca la mejor alterna-
tiva de financiacion, porque aplicar las mejores practicas
y tecnologia requiere un trabajo de gran complejidad
organizacional.

En la cuenca de Santos se perforaron hasta ahora 6 po-
zos, con 100% de éxito. A medida que se vayan perforando
los pozos, se estimard con mayor precision los recursos
petroliferos totales presentes en esta interesante provincia
petrolifera. Ademas de los pozos en perforacién, la compa-
fifa busca conocer su potencial productivo a través de ensa-
yos de larga duracién, que permitirdn dimensionar mejor
todo el sistema definitivo de produccién al ser instalada.

En su plan de negocios 2009-2013, la compafiia prevé
invertir cerca de 16 mil millones de d6lares en proyectos
internacionales, fuera de Brasil. E1 79% de estas inversio-
nes, es decir cerca de 12 mil millones de dblares, estaran
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asignados a proyectos de exploracion y produccion, bési-
camente concentrados en cuatro paises: Estados Unidos,
Argentina, Nigeria y Angola.

Para fines de 2009 Petrobras produjo 244 mil barriles
equivalente por dia en los proyectos internacionales: tie-
ne como meta alcanzar una producciéon de 630 mil barri-
les de petrOleo equivalente por dia en 2020.

En cuanto al offshore, su principal area productora hoy
estd en Nigeria, con cerca de 57 mil barriles por dia. En la
Argentina desarrolla, conjuntamente con otras compafiias
asociadas, actividades que le permiten adquirir conoci-
miento para la busqueda de yacimientos costa afuera. En
el 94 perfor6 como operadora su primer pozo explorato-
rio en el offshore argentino, en al Cuenca de San Julian.
Recientemente, en el periodo 2008-2009, ha participado
como no operador de una camparia exploratoria en la
cuenca del Golfo San Jorge, con la perforacion de cuatro
pozos. La compafiia sigue participando en la exploracion
offshore en cuatro bloques, dos en la cuenca del Colorado
y dos en la Cuenca de Malvinas.

Daniel Figueroa,YPF

La plataforma continental argentina es una de las
mas largas y anchas del Atlantico. Se extiende por cerca
de 5000 kilometros, desde la latitud de 35 grados sur
en el Rio de la Plata a los 55 grados sur en Tierra del
Fuego. Las condiciones cambian segn la latitud en el
sector norte, uno de los ambientes marinos mas rigu-
rosos del mundo. Su superficie, con mas de 1.300.000
kilbmetros cuadrados, es similar a la del Mar del Nor-
te y del Golfo de México, aunque sélo una fraccién
contiene secciones sedimentarias lo suficiente espesas
como para generar hidrocarburos.

De hecho, el margen continental argentino presenta
varias cuencas sedimentarias separadas por altos ba-
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samentales, donde el espesor de los depésitos es muy
delgado. Estas cuencas son muy diversas en tamafio y
profundidad, asi como también en sus origenes geologi-
cos. Algunas son intercontinentales; otras se generaron
a partir de desarrollos rift; mientras otras. ubicadas en

el sector sur. estan vinculadas al desarrollo de una faja
fallada y plegada. Esta faja fallada y plegada es la que se
hunde en el mar y se presenta en el sur de la cuenca de
Malvinas, como se puede ver en la imagen. Alli se ubican
los bloques de Malvinas en los que se perforara el primer
pozo en las aguas profundas de Argentina, a fines de este
afio, segun esta programado.

La historia de las actividades offshore en la Argentina
comenzo en los afios treinta, con la extension de los ni-
veles someros del yacimiento campamento central por
debajo de las planicies de mareas en las proximidades de
la ciudad de Comodoro Rivadavia.

El primer pozo exploratorio ubicado en el offshore fue
perforado en 1969 por la Compariia Sun Oil en la Cuenca
del Salado, y se alcanz6 una profundidad total de 3000
metros. El primer descubrimiento en el offshore se efectu6
en el pozo Marta X1, perforado por la Compaiiia Agip en
1970, en las aguas de la cuenca del Golfo San Jorge. En
este pozo los ensayos registraron 500 barriles de petréleo
por dia, pero debido a las escasas reservas evaluadas fue
considerado un descubrimiento no comercial.

El primer descubrimiento comercial, asi como también
la primera produccién offshore tuvo lugar en las aguas de
la Cuenca Austral, con todo el desarrollo del yacimiento
Hidra realizado por la compariia Total en 1989.

Una de las herramientas mas importantes en la explora-
cion de hidrocarburos esta dada por la registracion sismica.
La calidad de los datos adquiridos y las secuencias de pro-
cesamiento estan, en general, lejos de los estandares mo-
dernos, pero la respuesta sismica en la mayoria de las areas
es buena y til para mapeo e interpretacion regional.



La sismica 3D, por otro lado, no estd muy distribuida
en el offshore. La primera sismica 3D exploratoria en el
offshore fue registrada por YPF y sus socios en los afios
2004-2005 en la cuenca de Malvinas. Desde entonces se
han registrado a la fecha mas de 5000 kilémetros cuadra-
dos de datos de sismica 3D.

En la actualidad, mas de cien pozos exploratorios han
sido perforados en el offshore de la Argentina. La mayoria
de las campafias de perforacion tuvieron lugar en ciclos
cortos; uno, a principios de los setenta; otro, a principios
de los ochenta, en esta caso mas intenso; el tercero, tam-
bién en los ochenta y otro durante los noventa. Ademas,
actualmente se esta desarrollando otro ciclo exploratorio.

El offshore de la Argentina tiene una significativa historia
con inversiones exploratorias, no puede considerarse un
territorio inexplorado, especialmente su plataforma conti-
nental. No obstante, varios factores genéricos respaldan una
exploracion adicional en el margen continental como por
ejemplo, que la mayoria de las camparias de perforacion se
focalizaron en la Cuenca Austral, la tinica cuenca producti-
va: luego, la tecnologia sismica 3D, que permite identificar
nuevos prospectos exploratorios plays o prospectos explora-
torios mas sutiles; por altimo, que los plays de aguas profun-
das nunca han sido perforados.

Dado el ntimero de cuencas existentes, el offshore argen-
tino ofrece una variedad de plays, que van de la exploracion
cercana a los yacimientos hasta la frontera exploratoria.

YPF considera activos cuatro plays, que fueron explora-
dos con los correspondientes socios en los tltimos afios.
Los de aguas someras fueron perforados entre 2008 y
2009, mientras los de aguas profundas serdn explorados
en un futuro inmediato. Los dos de aguas someras estan
extensamente probados en el onshore, el chubutense en la
cuenca del Golfo San Jorge.

Analicemos los plays de aguas profundas. Las cuencas
Austral y Malvinas son contiguas y poseen una geologia
similar estando separadas parcialmente por el alto del Rio
Chico. La cuenca Austral tiene produccién de petréleo
y gas tanto en tierra como en el offshore mientras que la
cuenca de Malvinas tiene 19 pozos perforados entre 1979
y 2004. Cinco de ellos tuvieron significativa recurrencia
de hidrocarburos pero no significaron descubrimientos
comerciales. Todos los pozos fueron ubicados en el flanco
oeste de la cuenca, aunque su depocentro y flanco este no
fueron explotados.
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El pozo mas cercano se encuentra a unos 100 kiléme-
tros de los bloques donde se perforara el sondeo explora-
torio en un ambiente geolégico atin no investigado en la
cuenca. La sismica 3D registrada en los afios 2004-2005
permiti6 definir una serie de prospectos de alto riesgo,
dado su caracter de frontera exploratoria. El sondeo de
este afio se encuentra equidistante de las islas de Tierra
del Fuego y de Malvinas, en profundidades de agua del
orden de los 500 metros. Durante un afio se coloc6 una
boya en las aguas comprendidas por los bloques, se obtu-
vieron datos de corrientes marinas, oleaje, viento, etcéte-
ra, que confirmaron los registros histéricos en cuanto a la
rigurosidad de las condiciones para estas latitudes, algu-
nas de las cuales son mas acentuadas que las presentes en
el Mar del Norte.

El altimo play esta ubicado en unos 1500 metros de
profundidad de agua y, si bien resulta ser el mas riesgoso,
posee el potencial en recursos mas grande de lo conocido
hasta ahora en el offshore de la Argentina. Consiste en nu-
merosas estructuras enraizadas en basamento y con cierre
en las cuatro direcciones, ubicadas a unos 300 kilbmetros
de la costa de la provincia de Buenos Aires.

Las estructuras se disponen en la interseccion del talud
continental con el rift profundo de la Cuenca del Colora-
do, que se dispone con rumbo este-oeste profundizdndose
hacia el este. Varios pozos exploratorios fueron perforados
en las aguas someras de la cuenca en sus flancos sur y nor-
te. Ninguno de ellos resulté un descubrimiento comercial.

YPF y sus socios adquirieron mas de 2000 kilémetros
cuadrados de sismica 3D en los afios 2006 y 2007. La in-
terpretacion de esta herramienta acaba de finalizar y resta
definir la locacién mas 6ptima para la perforacion.

Para ejecutar los programas exploratorios, YPF movili-
z6 y tendra que movilizar en la Argentina una gran varie-
dad equipos offshore. El rango de oportunidades explora-
das y a explorar, ubicadas en diferentes profundidades de
agua y ambientes meteoroldgicos, requirid y requerira de
multiples tipos de plataformas y de barcos perforadores.

Dos de los mas avanzados barcos de adquisicion sis-
mica 3D fueron ya movilizados, entre 2004 y 2007, para
adquirir cerca de 5000 kilobmetros cuadrados de sismica.
YPF y sus socios han llevado a cabo la campaiia de per-
foracién de aguas someras en el marco de altos indices
de seguridad para todo el personal involucrado, tanto
empleados como contratistas. Este compromiso con altos
estandares de seguridad continuara con la camparia de
perforacién en aguas profundas. Los procedimientos de
seguridad para las actividades offshore, protocolos y mo-
dulos de entrenamiento ya se encuentran activos y conti-
nuaran siendo desarrollados en la campafia venidera.

Jerénimo Valenti, Pan American Energy

El inicio exploratorio en la parte costa afuera del Golfo
San Jorge comenzo en lo que se denomino el afio geofi-
sico internacional, entre el 57 y 58. Hubo un impulso
importante a nivel mundial para desarrollar y estudiar las
plataformas continentales y los estudios antarticos.

En ese afio, la Argentina particip6 activamente y,
en un periodo que va desde 1957 hasta 1961, hubo un
proyecto conjunto entre la Universidad de Columbia y
el Servicio de Hidrografia Naval, que realiz6 estudios de



refraccion sismica y estudios de relevamiento magnético,
se definieron pautas y los limites, de alguna forma, de lo
que es el offshore de la Cuenca del Golfo San Jorge.

Posteriormente, hubo un impasse por unos ochos afios
hasta que en 1969. a través de una licitacion internacio-
nal de acuerdo a la ley 17319, se adjudicaron S bloques a
4 compaiiias. En paralelo, el bloque tres era operado por
YPF, que en el primer periodo de exploracion realiz6é una
intensa campafia sismica en la que definié un grupo de
estructuras y paso al siguiente periodo exploratorio, con
algunos ensayos de petréleo, pero ninguno con posibili-
dad de desarrollo comercial.

Entre 1977 a 1982, simultaneamente, Shell perfor6 dos
pozos que, si bien no estuvieron dentro de la cuenca del
Golfo sino mas ubicados en la plataforma continental ar-
gentina, los mencionamos porque estan ubicados en esas
latitudes. Luego fueron abandonados. El Gltimo periodo
exploratorio o de perforacién en el Golfo se remite ya a
1992 y a la actualidad.

En 1992, con el proceso de privatizacion de YPF, se le
adjudicaron dos bloques: el centro Golfo San Jorge Ma-
rina Norte y el Marina Sur, que son los dos que estdn en
linea llena.

YPF realiz6 una intensa campafia de registracion sismi-
ca en varios periodos y adquiri6 alrededor de 5000 kil6-
metros de sismica, toda 2D, mas un pequefio relevamien-
to de sismica 3D. La empresa culmind toda esta etapa de
prospeccién con la perforacién de los cuatro pozos del
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proyecto Aurora. En conclusion, si bien la Cuenca del
Golfo San Jorge tiene casi 40 afios de historia de perfora-
cidén, se podria considerar ain constituye una cuenca que
subexplorada.

Pan American Energy, en el proceso de extension de
sus concesiones, negoci6 con las provincias de Chubut
y de Santa Cruz. Se le adjudic6 un bloque de unos 9000
kilémetros cuadrados, que se extiende a lo largo de
ambas provincias.

Como consecuencia de esta adjudicacién, la compafiia
tiene un compromiso de unos 80 millones, sus socios
son la Compafiia Petro-minera (Chubut), con un 10% de
participacion y la Compaiiia Fomicruz (Santa Cruz) con
otro 10%.

En condiciones de agua, todo lo que es el Golfo San
Jorge esta en una profundidad de agua que va desde los
20 metros a los 100 metros maximo, o sea, aguas someras.

Conforme a la ley 17319, nuestro primer periodo explo-
ratorio abarca cinco afios. Hoy creemos que el compromiso
de 80 millones sera superado con holgura. La etapa en la
que estamos actualmente, con nuestra adquisicion de sis-
mica durante 2009, estamos finalizando el procesamiento.
Hemos recibido recientemente el procesamiento fast track
y aguardamos recibir el procesamiento prest track para co-
menzar con la interpretacién mas de detalle.

Sobre sismica, este proyecto tiene una de magnitud
interesante con mucha expectativa, ya que sabemos que
en Cerro Dragon existen mas de 30 yacimientos. Con una



sismica de esta magnitud estard la alternativa de un por-
tafolio de prospectos interesantes para poder perforar. Al
momento de decidir la ubicacién del poligono, se priorizd
la presencia de roca madre en el sector, sumado a la alta
productividad.

Una vez definido el sector donde se registraria la sismi-
ca, el siguiente punto fue determinar con qué parametros
trabajar y qué disefio de sismica realizar. Para el disefio se
utilizaron ocho streamers s6lidos, que tenian unos 6000
metros de longitud, y la utilizacién de un offset largo de
6000 metros. Esto permite tener una buena calidad en la
migracion, en la ubicacion de las estructuras, una reduc-
cion en las maltiples que genera la presencia del agua y
una buena calidad para hacer procesamientos especiales.

En cuanto a las estadisticas, la sismica se registrd, entre
agosto y octubre de 2009, en una operacion que fue exi-
tosa y en la que se pudo reducir los tiempos estimados.
Una vez terminado el procesamiento sismico este afio, se
concentrara la interpretacion del modelo geolédgico y de
la sismica, con un plan para estar en condiciones de per-
forar hacia el segundo semestre del 2011.

Rodrigo Garcia Berro, Total Austral
La historia del bloque cuenca marina Austral 1 se pue-
de dividir en tres etapas, con inicio en los afios ochenta.
La primera década fue un periodo de exploracion y
delineacién, principalmente, con una gran campaifa de
YPF entre 1981 y 1983, cuando se perforaron alrededor de

34 | Petrotecnia e junio, 2010

40 pozos con un porcentaje de éxito de arriba del 80%.
Durante esa década se descubrieron los grandes yacimien-
tos offshore de gas, que son principalmente yacimientos
de Carina, Fénix, Megapléyade y Aries.

Los yacimientos de gas son casquetes gasiferos que tie-
nen anillos de petroleo de espesor variable, relativamente
chicos para lo que es un desarrollo offshore; y ademas de
estos yacimientos de gas se descubrieron en esa época
algunos yacimientos de petroleo de subsaturado, entre
ellos, el principal Hidra.

A partir de 1989 se inici6 la segunda etapa de este blo-
que, que fue el momento de produccién de crudo, que
dur6 durante todos los afios noventa. En ese momento
todavia la demanda de gas y el transporte en San Martin
no era suficiente como para desarrollar los yacimientos de
gas que habian sido descubiertos en la década anterior.

Total Austral comenz6 sus operaciones offshore en el 89
con Hidra. La produccién inicial de Hidra fue alrededor
de 5000 metros cibicos dia y se instalaron las dos plata-
formas centro y norte, que estan a unos 12 kilémetros de
la costa.

Ademés, Total y sus socios construyeron la planta de
Rio Cuyen, una planta de tratamiento del petrdleo. El
yacimiento de Hidra tiene inyeccion de agua, tiene gas lift
para poder producir, ya que en esta zona cualquier otro
meétodo artificial es complicado y demandaria una logisti-
ca dificil de obtener en la Cuenca Austral. Por esta razén,
la mayoria de nuestros yacimientos de petréleo tienen gas
lift para su produccion.



Esta década de los noventa tuvo varias etapas. El inicio
fue Hidra, alrededor de los afios 1996 y 1997. Se hizo una
gran campafia de perforacion de pozos desviados y de
largo alcance, hasta se obtuvo el récord mundial de largo
alcance, en un pozo llamado Cuyen Norte, donde se al-
canz6 un departure de 11,2 kilometros.

Esa etapa permiti6 retomar la produccién de petréleo
con varios pozos, que habia declinado después del inicio
de Hidra.

La tercera etapa del desarrollo del petroleo se con-
formé con los primeros y tinicos pozos submarinos que
existen en el pais. Se trata del yacimiento Argo, que esté
conectado con la plataforma de Hidra centro.

Esas dos cabezas de pozo siguen produciendo actual-
mente y se instalaron alrededor del afio 1999. A partir de
ese afio, al terminar el desarrollo del petroleo, se empezd
a vislumbrar que con la produccién del yacimiento
Cafiadon Alfa -que se encuentra en esta zona y que ha-
bia pasado a operacion total en 1991- no iba a alcanzar
para seguir suministrando la demanda de gas ligada a la
capacidad de transporte del San Martin y a los contratos
que en ese momento existian y los futuros con la usina de
Metanex en Chile.

Entonces, para fines de los noventa, se inicia la tercera
etapa de este bloque, que es el desarrollo de gas, con el
lanzamiento en 2001 de Carina-Aries. El desarrollo de
Carina-Aries se lanza en octubre de 2001 con dos plata-
formas, una en Aries y otra en Carina; tres pozos en Aries
y la perforacion de tres pozos en Carina. Uno de ellos
se perdi6 durante la perforacion. Se aplico la tecnologia
del flujo multifasico, la tecnologia de los pozos de largo
alcance completados de gran didmetro, sumados al hecho
de haber desarrollado estos yacimientos con plataformas
inhabitadas, intimamente ligados con todos los proble-
mas de logistica, y de la hostilidad del mar y del clima en
Tierra del Fuego.

El proyecto Carina-Aries se lanz6 en una época bastan-
te complicada. Consistia de tres contratos principales: el
primero, firmado en octubre de 2009, era la instalacién y
construccion de las plataformas y de las lineas submarinas.

El segundo contrato preveia las instalaciones onshore;
y el tercero, la perforacion de los pozos. Con la crisis de
fines de 2001 y la devaluacion a inicios de 2002, los pre-
cios del gas se dividen por cuatro. Total Austral y sus so-
cios decidieron continuar con lo que habia sido la firma
del contrato de la instalacion offshore y de construcciéon
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offshore, pero esperar para la perforacion y la construccion
onshore.

Finalmente, en 2003, se relanza el proyecto Carina-
Aries e inicia su produccién en 200S. Se instala la pla-
taforma de Carina y, a mediados de 2005, se inicia la
produccion durante seis meses, hasta que entr6 en pro-
duccidn Aries.

La apertura de Carina se retras6 por el hecho de que se
cortaron las exportaciones a Metanex en 2007: alrededor
de 5 millones, que eran exportados para Chile, quisieron
entrar en el Gasoducto San Martin: no habia capacidad
suficiente para todos, por eso la demora de Carina.

Por el momento, la plataforma de Carina se encuentra ce-
rrada, aguardando a que se terminen las ampliaciones del San
Martin, que esperemos que suceda en los proximos meses.

En cuanto a las tecnologias principales que se utili-
zaron en estos desarrollos, principalmente Carina-Aries,
consisten en un tubing 9 5/8, que permite una producti-
vidad de pozo muy alta. Para aprovecharlo, se instalaron
pozos con una completacion muy grande. En ese mo-
mento, al menos para Total, fue una primicia en el mun-
do. Los pozos de Carina, por la friabilidad de la roca, se
tuvieron que completar con un open hole gravel pack, para
evitar la produccion de arenas.

La segunda tecnologia que se utiliz6 en estos dos
desarrollos fue la del transporte multifasico. Todos los
efluentes que salen del pozo entran directamente en el
cafio de 24 pulgadas. Para llegar a tierra, se les inyecta
monoetilenglicol que viene por una pigi gate desde tierra.
El monoetilenglicol se regenera en tierra, se envia hacia
plataforma y se inyecta para poder inhibir los hidratos.
En tierra hay slug catcher para recibir los bolsones.

Por otro lado, las plataformas cuentan con la posibili-
dad de lanzar esferas para sacar el liquido que queda en la
linea. También se utilizan plataformas inhabitadas, que
obtienen Gnicamente dos o tres pozos productores de gas
y son muy simples. Eso permite tener la menor cantidad
de viajes posibles hasta la plataforma en un clima que es
realmente complicado.

Las plataformas tienen un control a distancia desde
tierra, nicamente para controlar la produccién o cerrar-
la. Por otro lado, para lo que es la medicion, se instalaron
medidores multifasicos en cada pozo. El costo anual de
estos medios logisticos es de alrededor de 30 a 35 millo-
nes de dblares anuales para poder operar todo el sistema.

Mesa redonda: Gas de formaciones
de baja permeabilidad - tight gas

Moderador: Eduardo Barreiro

Se analizaron las condiciones necesarias para incenti-
var la exploracion y produccion de tight gas en la Argen-
tina. También se repasaron las condiciones econémicas
y técnicas para requeridas. Se cont6 con las opiniones
de representantes de empresas, del Estado nacional, y se
mostro la posicién de las provincias.

Rubén Etcheverry, Gas y Petrdleo de Neuquén
Mas de la mitad de la matriz primaria energética ar-



gentina es el gas. A su vez, mas de esa mitad proviene

de la Cuenca Neuquina. Tanto en la Argentina como en
Neuquén en particular, las reservas y la produccion han
caido en los porcentajes y nimeros. Para un yacimiento
convencional se generan impuestos altos, inversiones
requeridas, necesidad de inversion tecnoldgica y man-
tenimiento de puestos de trabajo, lo que suele importar
muchisimo a los estados, tanto a los provinciales como al
nacional. Si eso se compara con la importacion de ener-
géticos, vemos que la generaciéon de impuestos es nula, y
mas que inversion la consideramos un gasto.

En cambio, los yacimientos no convencionales gene-
ran impuestos altos, mas alla de las exenciones para, de
alguna forma, no castigar el riesgo. Atn asi, en toda la
etapa del desarrollo y de la produccion existe una alta
generacion de impuestos, la inversion que se requiere es
muy alta, lo mismo con la tecnologia que se necesita. La
generacion de puestos de trabajo, en funcién, sobre todo,
de la cantidad de pozo perforados que se necesitan en
este tipo de actividad, es alta durante todo el desarrollo
y por tiempo mas prolongado que los yacimientos no
convencionales.

Si vemos brevemente cuales son las condiciones que en
Estados Unidos lograron una revolucion de lo no conven-
cional, la diferencia esta en toda la remuneracién del cos-
to de capital y rentabilidad. Lo que comenz6 a ocurrir fue
la posibilidad de recuperar el capital e inclusive generar
rentabilidad. Eso hizo que gran parte de las plantas de re-
gasificacion en Estados Unidos estén hoy subutilizadas, y
que también hayan bajado los precios internacionales del
GNL, puesto que Estados Unidos es un gran convencional.

Estas son las condiciones de precio y mercado que se
necesitan si queremos emular a Estados Unidos y a Cana-
da, que son los dos paises que han avanzado muy fuerte y
agresivamente en el gas no convencional.

La situacion de la Argentina presenta cuencas con for-
maciones de tight y shale gas y muy poco carbén. Hay,
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también, una regulaciéon que fue creada en todas las ins-
tancias, salvo excepciones, para yacimientos convenciona-
les, porque no estaba contemplado otro tipo de actividad.

Existe una red de gasoductos muy importante y con
capacidad. El pais tiene una alta demanda, creciente y
con un gap creciente también. Los precios habituales,
también con algunas excepciones, son insuficientes para
este tipo de actividad. Si bien hay varias cuencas, se trata
bésicamente en la del Noroeste y en la Neuquina. Res-
pecto de la regulacion, todo se basa, inclusive las nuevas
normas provinciales, en una legislacion del afio 1967,
que fue muy sabia y que permiti6 el desarrollo, pero que
queda corta en algunas cuestiones.

Actualmente, para un yacimiento convencional se
requieren quizas nueve aflos de exploracion en tres pe-
riodos. No habria problema en hacerlo si el canon de
explotacién se pagara en la etapa ya de produccién, pero
hay un problema de reversion si lo quieren mantener en
el primer periodo.

Entonces, para avanzar hace falta una adecuacion de
toda la normativa, tanto a nivel nacional como provin-
cial. A medida que sigan depletandose los yacimientos y
bajando la produccién, va a haber capacidad ociosa. Hay
una red més que desarrollada, tanto en la Cuenca Noroes-
te como en la Cuenca Sur -y en Cuenca Neuquina sobre
todo- con lo cual existe el mercado y existen las condicio-
nes por lo menos de infraestructura disponibles.

Al tratar el tema de los precios, estamos llegando a
unos promedios cercanos a los 2 6 2,5 ddlares por mi-
116n de BTU. Existen situaciones paradoéjicas creadas por
esta normativa actual, donde el precio es mas bajo como
remuneracion al productor en invierno que en verano.
Creemos que también, en cuanto al tema precio, debe ha-
ber una adecuacién de las condiciones para que esto pue-
da ser posible. Sin embargo, se vieron algunos avances.
Han habido estudios y pruebas piloto y compromisos de
inversion. Empiezan a haber algunas soluciones especifi-



cas y también algunas iniciativas sobre modificaciones de
las normas y de las condiciones o del contorno para esto.
Hay precios crecientes, tendencias crecientes a boca de
pozo y proyectos puntuales de Gas Plus que también tie-
nen estos precios, 2 6 5 dblares. De alguna forma, aparece
una tendencia que nosotros llamamos algunos avances.

Se recibieron propuestas muy interesantes destinadas a
tight y shale gas en las dos rondas licitatorias que se hicie-
ron de gas y petroleo el afio pasado, garantizadas con un
100% del compromiso de inversién. En total, entre con-
vencional y no convencional, han sido unos 80 millones
de dolares. Por parte de los productores o de los nuevos
operadores, han comenzado a hacer planes de inversion
garantizados en yacimientos no convencionales en la pro-
vincia de Neuquén.

En cuanto a las resoluciones especificas, la resolucion
de Gas Plus genera, para algunas situaciones particula-
res, condiciones especiales de mejor precio. Se anunci6
recientemente un acuerdo de shale gas, que se estaria por
firmar entre la provincia de Neuquén, el Ministerio de
Planificacion y las empresas productoras y el Sindicato de
Gas y Petroleo de Rio Negro y Neuquén. Si se contintian
dando estas condiciones, tenemos que estar preparados,
desde el punto de vista de las autoridades, de las empresas,
las empresas de servicio, la gente capacitada y entrenada.

En un yacimiento no convencional, que precisa largos
periodos (de mas de 30 afios), se necesita una norma que
le garantice a los inversores mas que subsidios y mas que
incentivos. Se necesita estabilidad. Pretendemos que se re-
munere de la misma forma que se estd remunerando hoy,
con los mismos precios a un precio ponderable.

A modo de conclusion, creemos que ya se han dado
los primeros pasos, falta tomar decisiones firmes y entre
todos los actores. Separadamente va a ser muy dificil e
infructuoso. Con muy pocas medidas mas, el desarrollo
de estos yacimientos va a convertir el futuro de la activi-
dad en el pais.

Telmo Gerlero, Pluspetrol

Hablar de recursos significa que todavia no tenemos
toda la tecnologia para poder desarrollarlos, para poder
transformarlos en reservas y, en muchos casos, tampoco
tenemos los precios adecuados como para ponerlos en el
mercado o a la venta.

En 2006 no podiamos decir cuanto gas teniamos in
place. Ahora tenemos algunas aproximaciones del gas del
yacimiento Centenario. Este se encuentra ubicado en la
Cuenca Neuquina, a escasos kilémetros de la ciudad capital
de Neuquén. Es uno de los pocos yacimientos de la Argen-
tina que esté en tres ejidos municipales: Plottier, Centena-
rio y Neuquén, muy cerca de las poblaciones urbanas.

En el mapa estructural, tiene un cierre contra fallas
principales y después estd todo fallado; con distintos
compartimentos, bastante heterogéneos, y con comporta-
mientos diferentes en cada uno de ellos.

Asi, Lajas es un reservorio que tiene producciones de
gas y de petréleo, que es la parte mas vieja, descubierta
hace mucho tiempo por YPF. Pluspetrol lo est4 explo-
tando desde 1977. Desde entonces se ha desarrollado
y se ha aprendido mucho para luego empezar a aplicar
tecnologias.
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La contra de perforar en la parte mas profunda del
reservorio, ademas de que todos los reservorios superiores
ya estan en agua, es que los pozos para perforar a mas de
3.000 metros son pozos caros, profundos, con muy baja
permeabilidad.

Por esta razon, al principio solamente se operaba el
gas disuelto en petréleo y, a partir de la reconversion de
los contratos, se empez6 a operar también la parte de gas.
Hechas todas las facilities correspondientes y las amplia-
ciones de planta, se pudo llegar hasta 5 millones de me-
tros cabicos de produccion.

Hoy produce 4 millones de metros ctibicos por dia, de los
cuales el 25% de la produccion todavia esta en alta presion.

Por otro lado, doce afios desarrollando la parte profun-
da de Moyes permitié conocer mucho y probar muchas
tecnologias. La formaciéon Moyes tiene todas las carac-
teristicas de un reservorio tight. Necesita ser estimulado,
tiene permeabilidades muy por debajo de 0,1, diria 0,01
milidarcy. No produce agua, (lo no quiere decir que los
reservorios tight no puedan llegar a producir agua). Hay
algunos reservorios tight en Cotton Valley, en Estados
Unidos, donde hay una producciéon de agua e incluso se
puede hacer hasta una simulacion del acuifero.

Aun falta conocer bien, en funcién de las estimula-
ciones al economizar el pozo, los caudales iniciales de
declinaciones, los cambios en la perforacion, el distancia-
miento 6ptimo, la logistica del proyecto. Las amenazas
implican no tener un precio de gas adecuado para el desa-
rrollo de nuestros recursos. La incertidumbre en el precio
de gas, la incertidumbre en el precio de los materiales y
de los costos de servicio y las demoras en la maduraciéon
de este proyecto van a empezar a competir con el venci-
miento del plazo de los contratos.



Miguel Lavia, Apache Argentina

La demanda energética va a ir en aumento. Por eso, los
grandes demandantes de gas, y los que tienen la posibi-
lidad de hacer desarrollos de gas no convencional, estan
totalmente abocados a esto.

La reserva total estimada para el gas no convencional
es del 784 mil TCF, donde el 95% corresponde a los hi-
dratos. Luego, corresponde un 2% al shale gas; un 1,2% al
coalbed; al tight gas, un 1% y otro 0,6% a otros recursos.

Si analizamos el gas no convencional, el tight gas es
un deposito de gas continuo, generalmente denominado
Base Center, donde hay una continuidad en esos reservo-
rios de muy baja permeabilidad. Mientras que el coalbed
methane y el shale gas tienen en comin que la misma roca
reservorio ha sido la roca generadora. En el coalbed, el gas
absorbido en el carbon estd generalmente inundado por
agua y requiere el drenado y la despresurizacion.

En el shale gas, el gas esta absorbido en la materia orga-
nica y puede producirse a través de sistemas de fracturas
naturales.

Para coalbed methane, es en la roca madre y roca re-
servorio donde esta alojado. En general son someros,
de 200 a 500 metros de profundidad, pero también hay
explotaciones hasta 1.500 metros, es un gas seco. Tiene,
generalmente, entre un 92 y un 95% de metano, algo
de etano y de propano, un 2% de nitrégeno, un 1% de
diéxido de carbono y algo de vapor de agua. Absorbido y
almacenado, en la superficie de los poros y en las fisuras
tiene la capacidad de almacenar mucho gas en relacién a
su volumen. Algunos reservorios requieren extraccion de
agua y otros no.

La curva de desorciéon comienza cuando comenzamos
la explotacién del yacimiento. Se comienza con el dre-
nado del agua. La presion en el yacimiento va disminu-
yendo, hasta el momento en que se llega a la desorcién
critica. A partir de ahi, se contintia extrayendo el gas de
metano, hasta que se llega a la presion de abandono en
100 libras. Esa diferencia en el contenido de metano en el
carbon es lo que puede recuperarse como maximo.

Hay muchas posibilidades de explotacion del coalbed
methane: hay pozos verticales, pozos laterales, pozos hori-
zontales, etcétera. Las reservas, los recursos de este gas en
el mundo, son de 9240 TCF calculados aproximadamente.
Las permeabilidades son muy variables, y de acuerdo con
eso podemos tener distintas productividades por pozo.

Las posibilidades de gas de carbén en la Argentina
estan en el orden de los 4 TCF. El area del sur de la pro-
vincia de Santa Cruz es una de las mayores posibilidades,
también el sur de Neuquén, el oeste de Rio Negro y el
norte de Chubut. Asimismo, la zona norte del carbénico,
en las provincias de San Juan, La Rioja, y el noroeste de
San Luis, con mayor potencial. Otros autores no han re-
flejado ntiimeros, pero también le asignan posibilidades a
Salta, Jujuy y Tierra del Fuego.

En cuanto a las explotaciones de tight gas, y concreta-
mente de Gas Plus en la Cuenca Neuquina, que desarrolla
Apache, la superficie de la concesion en esta cuenca es de 1
millén 100 mil acres. La produccion de gas, de 3 millones
y medio, de los cuales practicamente la mitad es Gas Plus.
Se generan 1300 metros ctibicos por dia de petréleo, 400
de LPG. Hubo una intensa actividad en 2009 que sigue en
2010, con cuatro y cinco equipos de perforacién trabajando,
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dos o tres equipos de terminacién, de acuerdo con la época
del afio. Para el resto del afio estan previstos unos 40 pozos
nuevos, de los cuales la mitad corresponde a Gas Plus.

En caso de descubrimiento, es muy significativo el de-
sarrollo de la infraestructura que hay que realizar. Como
referencia general, las profundidades estdn entre 2400 y
3400 metros. Precuyo y basamento son los reservorios de
muy baja permeabilidad, entre 0,01 y 0,1 milidarcy, con
porosidades entre 5 y 4%, hasta 11 espesores ttiles, entre
15 y 90 metros. Hay mucha variabilidad en la estratigra-
fia y en las calidades. Por supuesto, se necesita fracturar
todos los pozos. Son pozos profundos, complicados, ne-
cesitan fracturas de entre 3 y 5 millones de délares. Como
desafios generales -que todas las comparfiias estamos
afrontando- se trata de importantes espesores de reser-
vorio con calidades muy variables, sistemas de posicion
complejos, rocas heterogéneas y anisétropas, multicapas
dificiles de determinar el espesor 1til, la saturaciéon de
agua, ni hablemos del area de drenaje.

El proyecto de Estacion Fernandez Oro, localizado en
Rio Negro, posee una profundidad de hasta 3900 metros,
tiene 12 pozos activos y produce 200.000 metros cabicos
por dia. Estan planeados otros 12 pozos mas, que ya esta-
mos perforando. La inversion realizada es de 54 millones.
El préximo paso es de 55 millones de dolares.

En Anticlinal Campamento, de gas seco, también de
precuyo y basamento, tenemos hasta 3900 metros, hay
seis pozos en produccion, indudablemente més com-
plicado. Se producen 110.000 metros cubicos por dia y
se invirtieron 25.400.000 de doélares. Para una segunda
etapa se requeriran casi 33 millones de doélares. Los po-
zos activos en total son 43; las profundidades van entre
2700 y 3800 metros. Los caudales actuales estan en el
orden de 1.400.000.

Segtn el plan de inversiones, estdn previstos para este
afio 20 pozos de Gas Plus, especificamente. Llegariamos a
los 63 pozos. El afio pasado se invirtieron 50 millones de
dolares; este afio la inversion total rondara los 173 millo-
nes de dolares para la cuenca, con mas de la mitad referi-
dos al Gas Plus. El objetivo es continuar con el desarrollo
de Gas Plus, pero también focalizar las inversiones en
exploracion, en reemplazo de reservas de petréleo y gas, en
implementar proyectos de recuperacion secundaria mante-
niendo los estdndares de seguridad y medio ambiente.

En cuanto al manejo de reservas, ya con muchos po-
zos realizados se obtuvieron correlaciones. Una vez que
se perfora el pozo, inmediatamente llega la pregunta de
los directores: “;qué reservas tienen?” Dada esa demanda
insistente, hemos estado desarrollando muchas correla-
ciones, donde podemos dar early production indicators.

Tenemos algunas relaciones y una primera estimacion
de las reservas. Estamos usando retransient anélisis: usa-
mos las presiones en boca de pozo, que es el dato que
tenemos. No tenemos mediciones en fondo sino en boca.
Los caudales de produccién con relativamente pocos
datos pero con un matcheo de curvas: las tipicas son de
blazing, pero hay un set de curvas, que nos da una idea
del gas in place, del UR, de recuperacion final, del factor
de recuperacion del area -si tenemos bien definido el es-
pesor- la permeabilidad y también de la extension de la
fractura. Asi, podemos chequear lo que estamos viendo
con los simuladores de fractura.



El éxito geoldgico siempre lo tenemos, especialmente
en central base como es el tight gas. En el éxito econémi-
co las chances son bajas. Las inversiones en estudios, per-
foracion, terminacidn y facilities son significativas y van
en aumento, como hemos visto, incluyendo costos ope-
rativos. Las condiciones de mercado, con precios compe-
titivos, saldos de importacion, como fueron mencionados
anteriormente, realmente pueden abrir muchas oportuni-
dades de desarrollo. Los voliimenes, ahora tenemos cada
vez mas certezas de que en el gas no convencional son muy
grandes, en comparacion de los volimenes remanentes de
los reservorios convencionales. Esto puede ayudar mucho a
ir llenando el gap entre la oferta y la demanda.

Mikel Erquiaga, YPF

Los proyectos de shale gas todavia no han sido aproba-
dos en la Argentina. El contexto actual es de una deman-
da de gas creciente y el gas no convencional se presenta
como la alternativa mas viable en este momento, para
suplir toda la falta de gas convencional.

Los reservorios de gas no convencional son los que
pueden llegar a ser producidos solamente aplicando tra-
tamientos de estimulacion o procesos especiales de recu-
peracion. El shale en este caso, es todo, es la roca madre,
el reservorio, la trampa y el sello, por eso dicen que es un
yacimiento de todo en uno. Dentro de estos shales, el gas
se encuentra de dos maneras. La importancia es creciente
debido a los grandes volimenes de gas que se encuentran
contenidos en el shale, sobre todo, por la rapida evolu-
cién tecnoldgica que ha permitido maximizar los cauda-
les y las acumuladas por pozo.

Son places de bajo riesgo geoldgico y los riesgos princi-
pales son la tecnologia y todos los aspectos financieros. El
éxito de estos proyectos radica en un eficiente estilo opera-
tivo y una planificacion muy exhaustiva. Este play podria
suplantar el declino natural de los play gasiferos conven-
cionales, de hecho, Estados Unidos ya lo esta haciendo.

Para tener un sweet spot de shale gas se necesita, prime-
ramente, riqueza organica, carbon organico total mayor
del 2%, un espesor y una extension areal suficientes, acres
grandes, madurez térmica, con una resultante mayor de
uno, si es posible un poco mas y capacidad de absorcién
del shale.

La presencia de liquidos puede dificultar el flujo de gas.
Por lo tanto, es mejor buscar zonas muy maduras, con
rocas madre tipos 1y 2. Evitar las rocas madre tipo 1y 2.
La madurez también condiciona el flujo de gas. A mayor
madurez, mayor flujo de gas. El gas se puede presentar
en la roca de dos maneras: como gas libre, en los poros y
fracturas, que es el primero que se produce: 0 como gas
absorbido, que es el que se produce en el tiempo, a lo
largo de los afios, cuando el gas se va desorbiendo.

La riqueza impacta directamente sobre la capacidad de
absorcion y por tanto, sobre el flujo del gas. Las fracturas
naturales son clave en la produccion pero en los estadios
finales, a partir del mes 30 6 40 de la produccion, cuando
entra en juego la desorcion. Aproximadamente, el 50%
del gas estd entrampado como gas libre, que se produce
en los primeros momentos. Es importante la fracturaciéon
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tectonica. El otro 50% esta como gas absorbido y es pro-
ducido al explotar el yacimiento. Se incorpora a la pro-
duccion en el tiempo.

El shale gas, después del descubrimiento del petroleo,
esta constituyendo una fuente de energia muy impor-
tante, al menos en los Estados Unidos. La producciéon
empezo6 a fines de los ochenta, aunque el primer pozo es
de 1821. En Canada empezaron a producirlo en el 2005;
China comenz6 el afio pasado, y en Europa, India, Aus-
tralia, Argentina ya se ha comenzado a visualizar el shale
como una fuente de gas.

YPF comenz6 a estudiar el shale gas en 2007. Los pro-
yectos, pilotos o no, tienen unos objetivos y unos retos.
Antes de arrancar un proyecto de este tipo, hay que deter-
minar el grado de fracturabilidad de la roca, implementar
una tecnologia innovadora de estimulacién por fractura,
y probar la productividad de los pozos verticales versus
horizontales para quedarse con el mejor de los escenarios.

A falta de datos y sin otra cosa adelante, lo inico que
podemos hacer es estimatr, y se puede estimar a partir del
TOC, a partir de la petrofisica o a partir de ecuaciones
de free gas. En los Estados Unidos, algunas estadisticas
indican que el gas in place fluctta entre 30 y 140 BCF por
seccion, una unidad que equivale a un volumen de roca.

En cuanto a la caracterizacién geomecanica, lo que
define un buen shale, desde el punto de vista de la geo-
mecénica, es que debe ser poco arcilloso, en contra de lo
que es su definicién y, a priori, fragil, fracturable.

Desde el punto de vista operativo, el desarrollo este
tipo de play se puede asimilar al desarrollo de una activi-
dad industrial, tipo factoria, que lo inico que tiene que
cuidar es la optimizacién de la ecuacion costo-beneficio.
Las tecnologias que involucra son perforaciéon horizon-
tal y el multi stage fracturing, que estan probadas. Pero
la ejecucion de estos tratamientos tiene una dispersion
muy amplia de los costos y de la eficiencia operativa. El
éxito econdmico de este tipo de plays requiere definir una
metodologia de estimulacion, ejecucion y completacion
Optima, y ejecutar esa definicibn de manera econémica.

Los objetivos principales de la estimulacion de un shale
consisten en contactar la mayor cantidad posible de area
de un reservorio, para asegurar una buena performance
productiva, contener el area de la fractura y no extender-
se por arriba ni por debajo. Crear un patrén de fracturas
geométrico y predecible, para poder desarrollarlo de
manera consistente con recoveries optimizados. Y luego,
optimizar ese disefio. Como son recursos no convencio-
nales, hablamos de soluciones no convencionales. No
podemos utilizar las mismas tecnologias de toda la vida
sino que requiere la mejora tecnoldgica. Para estimular
eficientemente un shale es critico conocer la orientacion
de las fracturas naturales y también el campo de fuerza
regional.

Como todo recurso no convencional, las productivi-
dades iniciales y los EUR son limitados. Es necesario per-
forar muchisimos pozos. En los Estados Unidos hubo dos
factores que contribuyeron a hacer del shale una fuente
econémicamente viable. Primeramente, los avances en la
perforacion horizontal, la fractura hidraulica, que mejo-
raron la productividad. Luego, un incremento los precios
del gas, muy importante también.

En 2003, Alberta no pudo igualar la demanda del gas
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en Estados Unidos, entonces los precios del gas subieron
en ese pais. Y de un Henry Hub de cuatro se paso valores
de hasta 14, en el afio 2005. Con la crisis todo eso cay6
hasta dos. Igualmente, el desarrollo de fracturas de tipos
de stage y pozos horizontales se inicia en 2003, y es lo que
ha disparado el desarrollo del shale. En la Argentina debe-
ria apostarse a aplicar la curva del know how y aplicar las
nuevas técnicas en boga en el mundo en la actualidad.

Lucas Gumierato, Secretaria de Energia

El proyecto Gas Plus naci6 a partir de la verificacion
sobre la disponibilidad de gas en produccion y reservas,
ya que era necesario incentivar una mayor produccion y
la incorporacion de nuevas reservas. En realidad, se trata
de trasladar recursos a las reservas, creando un marco que
permita considerar como reservas a algunos recursos de
los cuales se viene teniendo conocimiento.

Las principales consideraciones del programa estan
planteando la necesidad de alcanzar una mayor produc-
cion de gas, pero no por aceleracién de la produccion,
sino por la incorporacién de nuevas reservas, es decir,
aumentar la produccion a partir de la relacion reservas-
produccion, con prioridad de la inversion en yacimientos
con marcado potencial gasifero, mas una politica de pre-
cios acorde a esos objetivos y premisas. Es decir, hay una
necesidad de un nuevo marco para desarrollar inversiones
de recursos no convencionales.

El marco normativo en la cual se desenvuelve este
programa se encuentra originalmente en la resolucion 94
de 2008; en la resolucion 1031 también de 2008 y en la
famosa resolucion “Gas Plus 3” de 2009. Esta serie de nor-
mas se dieron por el feedback que hubo entre la Secretaria
y las propias empresas, el Instituto mismo, para adecuar
las resoluciones a los requerimientos de la industria sobre
lo que hacia falta para llevar adelante todo este programa.

La primera resolucion, la 94, establece un programa
de incentivos como una politica nacional por sobre ju-
risdicciones de dominio de los recursos, con objetivo en
la produccién de gas. Estaba especificada para aquellas
empresas que fueran firmantes del acuerdo con produc-
tores del afio 2007. Estaba orientada a proyectos que se
caracterizaron como tight gas, o que resultaran descubri-
mientos de nuevos yacimientos gasiferos y la reactivacion
de yacimientos actualmente no productivos, pero que no
estuvieran en produccion por cuestiones tecnoldgicas o
econdmicas, no por otro tipo de cuestiones que no sean
econdmicas. Garantizaba la disponibilidad de sus mayo-
res volimenes, a un precio acorde a los esfuerzos explora-
torios en relacion con las inversiones.

Se analiz6 el esfuerzo para llevar adelante las iniciati-
vasy, a partir de eso, se reconocieron los proyectos y se
determinaron los precios para la comercializacién de este
gas. Este gas no estaba considerado dentro del volumen
acordado en 2007 por cada uno de los productores, ni
tampoco estaba sujeto a los precios que se convinieron.
El precio esté relacionado con el esfuerzo realizado, per-
mitiendo la rentabilidad. La Secretaria no fija ningan tipo
de precio, sino que da la libertad al productor de conse-
guir al demandante: simplemente se analiza para tener
un seguimiento de la razonabilidad de lo negociado y la
potencialidad de salir a buscar nuevos compradores.



Posteriormente, la resolucion 1031, la primera que mo-
difica el Gas Plus, considero6 ciertas particularidades para
aquellos productores firmantes. Esta normativa permitia
que, a aquellos productores firmantes del acuerdo que no
lograron cumplir lo acordado pero que demostraron haber
hecho los esfuerzos necesarios, se les reconociera la poten-
cialidad de Gas Plus para los desarrollos que presentaran. Sin
embargo, habia una condicion: se debia acreditar un 20%
mas de produccién diaria promedio registrado en el total de
las concesiones con respecto del afio anterior. Este punto
resulto del feedback entre empresas productoras, la Secreta-
ria, EPG, una clausula para el productor que eventualmente
se redireccione el gas producido y sea considerado como Gas
Plus, se le reconoceria el valor equivalente al que hubiera
percibido por el contrato afectado

La altima resolucién, conocida como “Gas Plus 3”,
reconoce aquellos casos de productores que no han firma-
do el acuerdo, pero que si tuvieron un comportamiento
como firmantes. y entregaron una cantidad superior al
95% de su produccién neta. Es decir, que se comportaron
basicamente como un productor firmante, dentro de los
parametros de precio y prioridad del acuerdo.

Asimismo, al peticionante que no cumple con el com-
promiso de entrega pautado en el acuerdo, se le debita s6lo
el 85 % como Gas Plus, y el restante 15% a inyeccion al
sistema de acuerdo con lo establecido en 2007 hacia 2011.

Bésicamente, esas son las primeras modificaciones al

respecto de las condiciones. Esto es sélo el tratamiento
y las modificaciones fueron sobre el tratamiento de los
productores respecto de su condicién de firmantes o no
del acuerdo y cémo se los iba a considerar.

Los proyectos tipo tight gas o exploratorios no tienen
ningan tipo de requisito. Cualquier proyecto exploratorio
puede ser considerado dentro de Plus, sin las condiciones
como firmantes con el productor o porque haya aportado
ciertos volimenes. Una condicion para otorgar la condi-
cion de Gas Plus, por el hecho de jurisdiccion, es que los
proyectos que se presenten tienen que haber solicitado
la comercialidad. Se han aprobado 31 proyectos hasta el
dia de hoy: Loma Negra y Apache ya tienen la resolucion
aprobatoria. La gran mayoria estd concentrada en Neu-
quén, en el noroeste y algunos en el Golfo San Jorge.

Las proyecciones de produccién resultan muy dispares
a lo que efectivamente se esta obteniendo el dia de hoy.
Las estimaciones de las reservas que se recibieron cuando
las empresas presentaban los proyectos resultaron ser
muy distintas de lo que se tiene conocimiento, por lo tan-
to, se esta llevando adelante una revision de las reservas
que estan generando estos proyectos, sobre todo los pro-
yectos ya aprobados.

En aquellos proyectos que estdn analisis se esta tra-
bajando con informacién original. Son 47 los proyectos
presentados que solicitan la inclusién de Gas Plus. Hay
31 proyectos probados, solamente 17 de ellos tienen se-
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guimiento mensual de evolucién. De esos, 9 proyectos
fueron aprobados técnicamente en evaluacion legal y
econdmica y 7 proyectos se encuentran en analisis técni-
co, que es la primera etapa que atraviesan los proyectos
cuando se los solicita. Al respecto, de los 17 proyectos en
seguimiento se obtienen 3,5 millones millones de metros
cubicos por dia, con alguna reduccion en los proximos
meses, porque se paran algunos pozos.

Durante el resto de 2010, con inclusién de los 31 pro-
yectos ya aprobados, se estima llegar a los 6 millones de
metros cubicos diarios. Para 2011, la estimaciéon de la
produccion llega a un poco mas de 11 millones de metros
ctibicos por dia.

La inversién proyectada para estos 31 proyectos es de 2
mil millones de ddlares. La estimacion de reservas esta jus-
tamente en revision, sobre todos los proyectos aprobados.

Acerca de los proyectos en evaluacion, si son aproba-
dos se obtendran 3 millones de metros ctbicos dia para
el proximo afio. Se vienen realizando buenas campafias
de perforacion con 85 pozos ya perforados en general
en el programa. El 88% de los pozos perforados y repa-
rados resultaron productivos, lo que demuestra un éxito
importante. La maxima profundidad alcanzada fue de
5826 metros. Efectivamente, existen ciertas complica-
ciones sobre todo en encontrar las dos partes: oferente y
demandante. En el dia de hoy los contratos firmados son
particularmente con CAMESA. Existen otros potenciales
compradores, pero se encuentra todo en analisis y ese es
uno de los principales elementos que hay que considerar
a futuro para el programa, uno de los principales retos
para este programa.

46 | Petrotecnia® junio, 2010

Mesa redonda: Yacimientos maduros

Moderador: Juan Carlos Pisanu

Se trat6 la importancia del modelaje y de la informa-
cién para aumentar el rendimiento de los pozos maduros.
Se vieron ejemplos y resultados de las empresas.

Marcelo Crotti, Inlab

Siguiendo una definicién arbitraria, se habla de yaci-
mientos maduros o de secundarias avanzadas cuando no
se puede seguir haciendo mas de lo mismo. A partir de
ese momento se dejan de hacer ampliaciones directas y
se comienzan a tomar medidas correctivas o reactivas. Se
hace mas dificil imponer nuestra voluntad al reservorio.

Algunos conceptos primarios incluyen el desplaza-
miento multifasico, que implica modelar con curvas de
permeabilidades relativas; los sistemas heterogéneos pue-
den modelarse con sistemas homogéneos equivalentes;
el petréleo se desplaza hacia donde lo empuja el agua
inyectada; mas rdpido se inyecta, mds rapido se produce;
el agua se canaliza por las zonas mas permeables.

Frente a los yacimientos maduros, una observacion
que surge tras juntar antecedentes y opiniones es la de
medir puntos extremos bajo todos los mecanismos de
desplazamiento previstos. Construir la curva de modelado
(no medirla, sino construirla) teniendo en cuenta todas
las variables que afectan esa curva, aumentar la simula-
cion numérica y grillado vertical a expensas del horizontal
para tener en cuenta las fuerzas que no podemos modelar
con una relativa. O sea, utilizar muchas menos celdas.

Hasta hace poco se identificaban dos formas de mode-
lado: una, la simulacién numérica convencional, basada
en curva de permeabilidad relativa, que no modela ade-
cuadamente la fisica del desplazamiento pero aproxima



a la realidad sobre la base de la potencia de célculo. La
segunda, la aplicacién, pero implicaba usar los mismos
principios y disminuir el niimero de celdas, agregar un
poco mas de fisica a la descripcion.

Se plantea la posibilidad de hacer algo diferente a estas
dos alternativas: hacer el modelado decididamente fisi-
co, donde cada parametro o algoritmo matemaético tiene
un correlato geologico fisico, evitar el grillado de detalle
cuando se utiliza s6lo como herramienta matematica
y anclar al modelado los puntos que tienen historia de
inyeccion y produccion, o sea, los pozos son los tinicos
puntos donde realmente se interactia con el sistema.

Lo importante es no tomar la historia de produccién
como una curva descriptiva de lo que pasa sino como una
curva informativa. O sea, averiguar qué es lo que nos esta
diciendo esa curva. Cada cambio de tendencia debe tener
una interpretacion fisica. Asi, de alguna forma, se usa
al reservorio como laboratorio de excelencia, aunque el
laboratorio convencional siga siendo util. Se usa el reser-
vorio para medir las cosas que no se pueden medir en el
laboratorio y se integran los dos juegos de informacion.

En resumen, se hace un modelado geoldgico a tra-
vés de identificacion de roca tipo, se hacen mediciones
de laboratorio y, una vez identificado, se determinan,
entre todos los pardmetros que se miden, las curvas de
permeabilidad relativa. Con esto como herramienta de
ajuste, se intenta reproducir la historia de produccion.
En conclusién, las curvas de permeabilidad relativa son
una variable clave pero constituyen una herramienta
matematica.

Este modelo se trabaja con el modelo geologico. El
modelo dindmico implica cudles son los mecanismos de
desplazamiento y los equilibrios de fuerza en el reservorio;
ademas, hay que hacer mediciones de laboratorio con espe-
cial hincapié en la heterogeneidad. Las mediciones de tran-
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sitorio de corte de agua solo se pueden hacer en el campo;
luego, definir las estrategias que se van a utilizar, disponer
de las variables basicas del sistema, utilizar trazadores para
entender qué es lo que hay debajo. Con todas estas herra-
mientas, estimar una capacidad de produccion del sistema.
Luego, se compara con la historia de produccién disponi-
ble. No se interactia con las variables intermedias, sino con
las variables que dan origen a toda la fisica del proceso.

Frente a la afirmacién “ninguna curva que modela la
capacidad de produccién Ginicamente como funciéon de
la saturacion de agua puede describir el desplazamiento
multifasico en sistemas reales”, surge que ésta no es la
Gnica variable que afecta.

La segunda afirmacion: “los sistemas homogéneos no
pueden modelar correctamente muchas de las caracte-
risticas de sistemas heterogéneos” también implica un
cambio porque “las fuerzas viscosas no siempre trabajan
en el mismo sentido que las fuerzas esponténeas, el petro-
leo puede reacomodarse independientemente de nuestros
esfuerzos, cosa que se nota cuando cerramos un pozo.”

Con este tipo de simulacién o modelado se podria
intentar reemplazar los millones de celdas de la simu-
lacion numeérica actual por un modelado directo de los
pozos, usando algoritmos simples. La solucion analitica
permitiria la interaccién directa del history matching con
el modelado fisico y geolégico de la trampa. Por supuesto,
la solucion de cada pozo y el conjunto deben ser com-
patibles con el modelo estatico. O sea, no olvidarse de la
fisica y la geologia del sistema.

Jorge Valle, Interface

El manejo de la informacion en campos maduros se
caracteriza por tener un volumen importante de datos
recopilados a lo largo del tiempo, con distintas herra-
mientas, con distintas tecnologias y guardando ademas
en distintos formatos y soportes. Esto es todo un reto:
ademads, esta bastante claro que la integracion de la infor-
macién es fundamental.

Manejar la informacién requiere de algunos cuidados y
suma, del otro lado, a la gente de sistemas, que proveera
las herramientas para manejar esta informacion. Ellos,
por su formacién, pueden no tener los conceptos del
manejo de variables tan diversas que tiene el negocio.
Entonces, es muy dificil que el hombre de sistemas pueda
entender cabalmente qué podemos hacer con la informa-
ci6én. Asi se plantea un conflicto, un didlogo complicado.

La solucion implica que los técnicos hagan un esfuerzo
de capacitacion, incorporando conceptos de bases de
datos, de tablas, de diccionarios de datos, definiciones
estandar.

Integrar informacién tiene un requisito basico, que es
tener coordenadas tnicas de datos a nivel de compaiiia,
parametros que identifican univocamente un dato. Un
pozo de petroleo tiene, en principio, cuatro coordenadas:
el pozo, la fecha, la fase y la unidad. Cada una de ellas es
tan importante como cualquier otra. En este caso sencillo
hay bases de datos que permiten poner el nombre del
pozo como coordenada y eso no esta bien, porque ese
pozo, ademas, va a tener informacién de perfiles, una his-
toria de reparaciones en alguna otra base de datos. En ge-
neral, cada una de estas herramientas que no estan conec-



tadas maneja nomenclatura propia. Ademas, hay bases de
datos comerciales que permiten que el nombre del pozo
figure como dato junto con su fecha, unidad, valor y fase.
Nunca el nombre del pozo debiera ser un identificador,
deberiamos usar un identificador anico consensuado a
nivel corporativo y, en todo caso, los nombres deberian
ser atributos de ese identificador tnico, que suele no es-
tar. Este es uno de los ejes de la integracion.

Cualquier herramienta de software que apliquemos
debe tener un identificador corporativo de cada uno de
los objetos que contienen informacién, de modo que las
demas aplicaciones que se vayan incorporando compar-
tan esa coordenada. Este no es que este es un problema
local, lo hemos visto en paises desarrollados y en paises
subdesarrollados, mas que nada en paises condenados al
éxito, porque sin duda es con quienes mas hemos interac-
tuado. Hemos vistos bases de datos de reparaciones donde
hay una fecha cargada un 34 de abril.

Una base de datos no debiera tener unidades; hay al-
gunas que lo permiten. A veces hay mucha diversidad de
unidades en la captura de datos y algunos deciden poner el
dato y la unidad en la que fue importado. Por supuesto, las
interfaces tienen que encargarse de mostrar la informacién
en la unidad que haga falta, en la que necesite el usuario, o
la que necesite la Secretaria de Energia o lo que fuere.

Es necesario un enorme esfuerzo para compatibilizar la
informacién de diferentes fuentes. Una densidad puede
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aparecer escrita de muchisimas maneras pero una de ellas,
gramos por centimetro cabico, por ejemplo, también

se puede escribir de muchisimas maneras. Gramos con
minuscula, con maytscula, con r o sin r, los centimetros
con el tres como exponente o no. Los técnicos deberian
asumir que deberian capacitarse un poco, no hablamos
de una especializacion, hablamos de unos cursos de pocas
horas de capacitacién en como manejar informacion,
pensando que la informacién es corporativa y no perso-
nal, y que le puede servir a otra persona.

Respecto de las aplicaciones, lo que suele suceder es
que alguien tiene un problema concreto, lo necesita resol-
ver, pide ayuda al drea de sistemas y, en general, el area
de sistemas estd absolutamente capacitada para desarro-
llar la aplicacion que soluciona ese problema puntual.
Esta faltando una visién un poco mas global, de alguien
que conozca el negocio. En definitiva, esta actitud critica
pretende analizar como se puede mejorar y capacitar en el
manejo de informacién y datos.

Ricardo Srebernic, Pan American Energy

PAE opera actualmente en la Argentina en Acambuco
en el norte; Lindero Atravesado, en la Cuenca Neuquina,
Cerro Dragén y Piedra Clavada-Kaike en Cuenca del Gol-
fo San Jorge.

En Acambuco llevamos diez afios de produccion. Sin
embargo, el area de Acambuco es muy antigua. Standard
Oil, en los afios 1900-1930, ya producia el yacimiento
San Pedro de Acambuco. Era el yacimiento de mayor pro-
duccion de ese entonces, con 10% de petréleo. Utilizaba
tecnologia para reinyectar el gas para mantenimiento de
presion. La empresa dejo de operar alli entre 1950 y 1960.
Aparecieron los primeros intentos por parte de YPF, que
descubri6 lo que llamamos Macueta Sur. A partir de ahi
se hicieron algunos pozos adicionales y en 1979 Bridas
comenz6 a operar marginalmente el petroleo.

En simultaneo con ese mismo periodo, se hicieron mu-
chos intentos de exploracién que no estan reflejados de
ninguna manera en produccion. Pero en 1982y 1984 se
perforaron 3 pozos. Por ejemplo, el pozo Yacuy tardé tres
afios en ser perforadoy tuvo 12 o 13 side tracks. Después se
perfor6 el Macueta 1001 y se descubrié nada menos que el
yacimiento de Macueta, que tiene la continuacion en Boli-
via, en San Alberto y Taba. Luego, el San Pedrito 1 se perfo-
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16 en forma helitransportada y se logré descubrir gas en ese
yacimiento. No asi en San Antonio, que fue sin entrada.

Algunos afnos después aparecié PAE como operador y
empez6 a desarrollar el yacimiento. En ese entonces se
hizo la sismica 3D mds grande del mundo: 600 kilbmetros
cuadrados de registracion sismica, fundamental para lo
que vino después: la perforacion exitosa de los pozos San
Pedrito 2, San Pedrito 3, San Pedrito 4 y el Macueta 1001
bis, que aport6 y sigue aportando 3 millones y medio de
metros cubicos dia de gas.

De modo que, si se analiza la historia, hay un gran
esfuerzo exploratorio para mostrar estos resultados.
Todavia existen intentos y se hacen cosas para seguir
pegando esos saltos y seguir revirtiendo situaciones de
produccién declinante.

En caso de Koluel Kaike, la historia es parecida. Se
estd pudiendo poner algunos pozos en el valle, que son
exitosos y que alientan a pensar que, por ahora, tenemos
la respuesta en gas. Cuando tengamos las instalaciones
adecuadas y sigamos en la buena senda, podremos dar
un saltito hacia arriba y mantener de nuevo la base. Estos
yacimientos con declinacion son los que soportan el prin-
cipal activo de Panamerican, que es Cerro Dragon.

Esta locacion es el caso mas exitoso de la empresa e
implica haber duplicado la produccién en un periodo de
10 afios, no solamente en petréleo sino también en gas
y recuperacion secundaria. Obviamente, se logra a través
de una cantidad de pozos, una cantidad de inversion, una
cantidad de equipos trabajando en el area para poder lograr
este resultado. En todas las areas maduras que PAE tiene en
operacion se esta logrando el objetivo de no declinar.

Las claves de éxito tienen que ver con una visiéon em-
presaria que proporciona la inversién requerida atin en
escenarios inciertos, y confia en su organizacién, confia
en el know how de su organizacion. Exige que no sea gra-
tis decir “podemos”. En el desarrollo agresivo basado en
el conocimiento de los equipos, la capacidad, las herra-
mientas que pueden manejar y la creatividad para romper
paradigmas y encontrar realmente las trampas y las ano-
malias es todo lo que hace la diferencia para poder tener
oportunidades. Deben aprovecharse al maximo la automa-
tizacion, la tecnologia y asegurar la produccion basica.

Jorge Buciak, Capex

Supongamos que queremos perforar un pozo infill de
1000 metros en la Cuenca Neuquina o en la Cuenca del
Golfo San Jorge y el precio es de 20 doélares por barril y la
expectativa de produccién es 3 metros ctbicos dia duran-
te 3 afios.

Teniendo en cuenta que estamos pagando regalias, con
20 dolares recuperariamos 400.000 doélares. Indudable-
mente, estamos ante un yacimiento bastante maduro. En
iguales condiciones, con precios cercanos a los promedios
de los altimos meses (80 doblares), las ventas serian de
un 1.500.000, con lo cual la cantidad de pozos infill que
podriamos perforar en esas condiciones serian realmente
con un precio de 80.

La Argentina tiene muchos yacimientos que hoy son
considerados maduros que, con un mayor precio percibido,
podrian ser considerados yacimientos jovenes. Si hoy vié-
ramos los precios de la industria en el exterior, tendriamos,
en lugar de 75 equipos perforando, 150 probablemente.



Supongamos una inversién de 10 millones de dolares
para gastar y un proyecto A, por ejemplo, hacer pozos
infill intermedios en una zona con 10 afios de inyeccion,
mas un factor de recuperacion del 14% por primaria y
10% por secundaria.

Si a esto le sumamos que la expectativa de produccién
fuese 3 metros cabicos dia de produccion y el yacimiento
tiene el 96,8% de agua, la produccion esperada es 4 me-
tros cabicos dia. Observemos, ademas, que tenemos otro
proyecto, que es hacer un desarrollo en una zona nueva,
con el mismo factor de recuperacién de primaria, sin se-
cundaria, y la expectativa de produccién es de 8 metros
cubicos dia.

Entonces, entre ambos proyectos, existe una diferen-
ciacion importante: la temporalidad que tendria el yaci-
miento A. Es decir, qué pasa con el yacimiento A. Con su
historia de produccidn, si no hacemos la inversiéon en un
determinado tiempo, la expectativa seguramente va a ser
mas baja y llegara un momento en el que se perdera esa
expectativa, y esa reserva. Es decir, el proyecto A es tem-
poral. El proyecto B probablemente sea temporal. Si es un
proyecto de una zona nueva, puede hacerse mas adelante
en el tiempo, en la medida l6gica de que no tengamos
concesiones que terminen pronto. concretamente, la gran
diferencia que existe en desarrollar proyectos en zonas
maduras a zonas nuevas es la temporalidad de la inver-
sién, porque si no la hacemos, la perdemos.

Podriamos apalancar proyectos en zonas maduras utili-

zando costos operativos incrementales. Esta es una vision
que las empresas habitualmente no toman en conside-
racién, y por eso muchos proyectos en zonas maduras
pierden en la evaluacién, porque no tienen este concepto
metido dentro de la evaluacion.

El apalancamiento del costo futuro que traido al valor
presente puede realizar la inversion. Probablemente el
mismo proyecto no necesite fuente externa, lo tinico que
implica es adelantar sus propios flujos de caja.

La palabra masificacion debe ser la palabra que tiene
que estar adelante en los proyectos de terciaria y tiene que
ser la meta. Se debe concentrar el esfuerzo en proyectos de
terciaria que sean masificables, que es la gran ventaja de los
yacimientos con gran historia. Lo que madura es, realmen-
te, la informacién: tienen abundante cantidad de datos,
inyeccion de agua como trazador, mejor conocimiento de la
geologia, factibilidad de adquirir nuevos datos a bajo costos
y facilmente extrapolables, buen conocimiento de los meca-
nismos de drenaje, conocimiento del petroleo remanente.

Cualquier proyecto de piloto exitoso o cualquier estra-
tegia de mejora que tiene sustento pueden ser escalables.
Si logramos proyectos piloto con éxito que sean masifica-
bles, el riesgo econémico es muy bajo. Esta es la gran ven-
taja de estos yacimientos para hacer pilotos de terciaria.

Como conclusion final, un yacimiento se convierte
en maduro cuando el conjunto de gobierno conducien-
do las operadoras y los técnicos se quedan sin esfuerzos
y sin ideas.
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