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PRESENTACIÓN

La Revista PGE PETRÓLEO&GAS, diciembre 2020 
recoge estadísticas y estudios con valioso aporte 
técnico que los presentamos a continuación: 

Iniciamos la sección técnica con un artículo sobre las 
estrategias implementadas en los campos maduros 
del Bloque 16 y 67 en Ecuador para revivir su 
producción sin necesidad de perforar nuevos pozos.

A continuación, se presenta un estudio de la 
declinación de producción del Campo Pacoa mediante 
técnicas de inteligencia artificial y un análisis de la 
producción, reservas e importación de gas natural en 
Ecuador.

Más adelante, se analiza las ventajas de la electricidad 
geotérmica usando el propio calor de la Tierra.

Cerramos esta Edición con un artículo sobre las 
formas de cómo se comprueba la medida exacta de 
combustible dispensado en una Estación de Servicio. 

Finaliza el 2020, un año impactado por la pandemia 
del Covid-19 que ha desafiado al mundo. Seguimos 
adelante y continuamos fortaleciéndonos para llegar 
a ustedes con temas de interés y actualizados que 
son fundamentales para la planificación de sus 
actividades empresariales.

Llegamos a nuestros lectores y auspiciantes con un 
caluroso saludo y les agradecemos por ser parte de 
cada una de nuestras publicaciones.

Anhelamos para Ustedes y sus familias salud, 
prosperidad y un venturoso nuevo año.

Ing. Ernesto Grijalva H. 



4

PGE PETRÓLEO & GAS - No. 27 - Quito, Diciembre 2020

CONTENIDO

Revise la edición en su 
tablet o smartphone 
escaneando el código QR

5

13

20

29

37

41

48

CONSEJO EDITORIAL

Ing. Ernesto Grijalva
Director Ejecutivo
Asociación de la Industria Hidrocarburífera del Ecuador 
(AIHE)

Evaluador Técnico Externo:
Ing. José Luis Ziritt

Coordinación:
Mayra Revelo
Asociación de la Industria Hidrocarburífera del Ecuador 
(AIHE)

Editor Responsable 
Sandra Mosquera, Globalcorp

Diseño
Juan Centeno, Globalcorp

Fotografías
Wikipedia 

Colaboradores:
Ricardo Andrés Astudillo Bohórquez, Luis Constante, Juliana 
Santos, Daniel Márquez Soares, Francisco Porturas, Francisco 
Porturas, Nelson Troncoso, Amílcar Ponce, Galo Guanoluisa, 
Raúl Guaita, Juan Pablo Pérez, Andrés Esquivel, Jaime Taipe, 
Giovanni Villagómez, Ángel Proaño y Rodrigo W. Chávez 
Medina.

Nota Editorial:
Los contenidos teóricos, gráficos y fotográficos son 
proporcionados y de exclusiva responsabilidad de los autores 
de cada estudio.

Impresión: Globalcorp
Tiraje: 1000
Número: 027 - Diciembre 2020
Frecuencia: Trimestral
Lugar de Edición: Quito - Ecuador
ISSN: 1390 - 8812

Contacto, ventas e información:
revistapetroleogas@gmail.com
www.revistapetroleogas.com

Globalcorp: 
dmosquera@globalcorpvirtual.com 
Teléf: (593-2) 2590 084  
Celular: 099 5404195

Estadísticas
AIHE

Electricidad geotérmica usando el propio calor de la Tierra
 Francisco Porturas

Cómo se comprueba la medida exacta de combustible 
dispensado en una Estación de Servicio
Rodrigo W. Chávez Medina 
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REVISTA PGE PETRÓLEO&GAS, es una publicación 
trimestral de la Asociación de la Industria 
Hidrocarburífera del Ecuador. Esta revista 
especializada en la industria petrolera reúne 
artículos y estudios técnicos, reportes de torres de 
perforación e información de interés relacionada 
con el sector. 



CONTACTO
Av. De los Shyris E9-38 y Bélgica. Edificio Shyris Century, piso 9
(593 2) 3800 980
ccdc@ccdc-ec.com

Proyecto Campos Menores
En la “Ronda Campo Menores 2017” en la que participó CCDC, fue adjudicada con el Contrato para la Provisión de 
Servicios Específicos Integrados para la perforación y completación de pozos del Campo Parahuacu. La inversión incluye 
la construcción de plataformas, la perforación de nuevos pozos, transporte de crudo y la intervención a pozos antiguos 
entre otros.

Cumplimiento de la Ley Amazónica y SSA
El cumplimiento de la normativa legal sobre la Ley Amazónica, ha permitido que CCDC pueda cambiar la vida de las 
personas del sector, ya que mediante la capacitación y práctica, han adquirido un oficio técnico que les permitirá aportar 
a sus hogares y que les ha permitido tener un rol dentro del desarrollo de los proyectos de la operadora. 

La Seguridad no es solo una norma, sino la perspectiva de ver y realizar cada actividad diaria, logrando que cada día sea 
provechoso para todos, ejemplo de ello, el taladro CCDC-25 que se encuentra prestando el servicio de perforación en la 
Compañía Andes Petroleum Ecuador, el cual alcanzó un record de 2000 días sin accidentes.

PERFORACIÓN DURANTE LA EMERGENCIA SANITARIA
Sin duda alguna, la emergencia sanitaria puso a prueba la capacidad organizacional para precautelar la integridad del 
principal recurso que dispone la Compañía, como es el factor humano, sin que con ello se aleje de los objetivos por los 
cuales CCDC se encontraba en el Campo ITT.

Trabajando en conjunto con la operadora, se aplican protocolos que incluyen aislamiento domiciliario y registros diarios 
de geo-posicionamiento y de temperatura, hasta el aislamiento controlado previo al ingreso al lugar de trabajo, 
evaluando al personal para certificar su estado de salud, valiéndose  del uso de pruebas rápidas y de pruebas PCR.

CNPC Chuanqing Drilling Engineering Company 
Limited (CCDC) prestando servicios integrados para 
el desarrollo del sector hidrocarburífero y del país

En el año 2001, CCDC vino al Ecuador para desarrollar un 
proyecto de Servicios Integrados que conllevó la entrega 
a la operadora en producción de 19 pozos direccionales y 
de la primera planta de generación eléctrica a 
Gas-Petróleo de 11 MW.

Desde entonces y por 19 años de crecimiento en Ecuador, 
CCDC se afianzado en sus servicios de Taladros de 
Perforación y Reacondicionamiento, introdujo nuevas 
líneas de servicios con sus respectivas técnicas y 
tecnologías como Fluidos de Perforación, Control de 
Sólidos, Perforación Direccional y Cementación entre 
otros.

Proyecto Tambococha
CCDC luego de ser adjudicada en una licitación para Servicios 
Específicos Integrados, dio inicio de manera sostenida y eficiente a los 
servicios contratados para la perforación y completación de pozos en el 
Campo ITT, específicamente en el área de Tambococha. La producción 
de los pozos perforados por CCDC, ocuparon por alrededor de dos años 
el Rankin entre los diez pozos de mayor aporte a la producción nacional. 
Los desafíos de la ingeniería de perforación no se concentraron 
únicamente en el diseño y ejecución de las trayectorias planificadas, 
sino de igual manera en la planificación y coordinación fluvial para la 
optimización de los recursos requeridos, alcanzando la confiabilidad 
operativa en una zona altamente sensible como lo constituye el Bloque 
43 del Campo ITT, en el Área Tambococha.
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Torres de perforación en stand by en el Ecuador

Fuente: Jorge Rosas, Ecuador Workover Rigs 
jrosasw1992@hotmail.com

CONTRATISTA No. RIG TIPO DE EQUIPO COMENTARIOS

CCDC CCDC 028 ZJ70DB - 2000 HP COCA BASE

CCDC CCDC 038 ZJ50D - 1500 HP LAGO AGRIO BASE

CCDC CCDC 039 ZJ50DB -1500 HP COCA BASE

EQUIPENINSULA EQP 100 HEARTLAND RIG INTERNATIONAL (HRI) 850 HP ANCON BASE. PACIFPETROL (SINERGY GROUP)

HILONG HL 15 ZJ70D 2000 HP DEMOBILIZING FROM MIRA PAD (ORION) TO COCA BASE

PETREX 20 HELI NATIONAL 1320 UE 2000 HP COCA BASE

PETREX 5824 NATIONAL 1320 (HELI RIG) COCA BASE

SINOPEC 119 ZJ70/4500D - 2000 HP COCA BASE

SINOPEC 127 ZJ70D - 2000 HP PINDO CAMP

SINOPEC 128 ZJ70D - 2000 HP COCA BASE

SINOPEC 129 ZJ70D - 2000 HP OSO A PAD

SINOPEC 156 ZJ70/4500D 2000 HP COCA BASE

SINOPEC 168 ZJ70DB - 2000 HP YURALPA PAD (WAYRA ENERGY)

SINOPEC 169 ZJ70DB - 2000 HP COCA BASE

SINOPEC 183 ZJ70DB - 2000 HP COCA BASE

SINOPEC 185 ZJ70DB - 2000 HP OSO H PAD (WAYRA)

SINOPEC 188 ZJ50D - 1500 HP COCA BASE

SINOPEC 191 ZJ70D/4500D50 - 2000 HP COCA BASE

SINOPEC 220 ZJ70/4500D92 - 2000 HP COCA BASE

SINOPEC 248 ZJ70DB - 2000 HP COCA BASE
RPT-RMS 
(Former SLR, 
SCHLUMBERGER) **

RPT - 401 MAVERICK T 1000 (2000 HP) COCA BASE. PREPARRING EQUIPMENT FOR DRILLING 
CAMPAIGN IN 2021 - Q1 (SHAYA)

RPT-RMS 
(Former SLR, 
SCHLUMBERGER) **

RPT - 402 MAVERICK T 1000 (2000 HP) COCA BASE. PREPARRING EQUIPMENT FOR DRILLING 
CAMPAIGN IN 2021 - Q1 (CONSORCIO SHUSHUFINDI)

TUSCANY DRILLING 117 HELI RIG 200O HP INCHI C3 PAD (ENAP SIPEC)

TUSCANY DRILLING 119 DSI CANTILEVER TYPE 2000 HP COCA BASE

Diciembre 01, 2020

Torres de perforación en operación en el Ecuador

OPERADOR POZO CONTRATISTA No. RIG TIPO DE EQUIPO COMENTARIOS

ANDES PETROLEUM 
ECUADOR LTD. DORINE 92 CCDC CCDC 025 ZJ70DB - 2000 HP DRILLING 8 1/2" HOLE SECTION

PETROORIENTAL NANTU 30 CCDC CCDC 037 ZJ70DB - 2000 HP DRILLING 16" HOLE SECTION

GENTE OIL SINGUE B9 RE HILONG HL 7 ZJ70D - 2000 HP
MILLING CASING TO PERFORM 
SIDETRACK AFTER RUNNING 9 5/8" 
WHIPSTOCK

EP PETROAMAZONAS TMBB 078S1 CCDC CCDC 036 ZJ70D -2000 HP DRILLING

EP PETROAMAZONAS TMBE 079H CCDC CCDC 066 ZJ70D -2000 HP DRILLING

EP PETROAMAZONAS1 VNTB 007 TRIBOILGAS 202 SERVICE KING 1000 HP CEMENTING 13 3/8" CSG

EP PETROAMAZONAS2
PARAHUACU 
H029 S2 
(PRHH 029 S2)

CCDC CCDC 069 ZJ70DB - 2000 HP

EP PETROAMAZONAS3 CYBE-102 SINOPEC 219 ZJ70DB - 2000 HP DRILLING 12 1/4" HOLE SECTION

Diciembre 01, 2020

** Rig Performance Technologies - Rig Management Systems

1-  Para proveer servicios en esta área,  TRIBOILGAS firmó un contrato con Petroamazonas. (Proceso Oil & Gas 2018) 		
2.- Para proveer servicios en esta área,  CNPC firmó un contrato con Petroamazonas. (Campos Menores)		
3.- Para proveer servicios en esta área,  CUYABENOPETRO  (GRUPO COBRA)  firmó un contrato con Petroamazonas. (Proceso Oil & Gas 2018)
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Torres de perforación en operación en el Ecuador

OPERADOR POZO CONTRATISTA No. RIG TIPO DE EQUIPO COMENTARIOS

ANDES PETROLEUM DORINE 15 HILONG HL - 3 DFXK JC11/21 650HP W.O.

PETRORIENTAL TAPI NORTE 24 CCDC 51 XJ650 - 650 HP" W.O.

CONSORCIO 
PETROLERO PALANDA - 
YUCA SUR

PINDO 12 ORIENDRILL S.A. 901 LOADCRAFT 650 W.O.

ENAP SIPEC INCHI A9 ORIENDRILL S.A. 902 LOADCRAFT 650 W.O.

ORION ENERGY ENO 5 PSS WORKOVER S.A. PSS 815 IRI 2042 / FRANKS 600 W.O.

REPSOL CAPIRON A17 SINOPEC 908 XJ 650 - 650 HP W.O.

EP PETROAMAZONAS COCA 053 CCDC 42 XJ550 - 550 HP W.O.

EP PETROAMAZONAS SCHAK 430 ESPINEL & 
ASOCIADOS EA - 12 XJ 650 W.O.

EP PETROAMAZONAS DRAGO37 FAST DRILLING FD 11 XJ 650 (700 HP) W.O.

EP PETROAMAZONAS SACHA 311 TRIBOILGAS 101 550 HP W.O.

EP PETROAMAZONAS SACHA 66B TRIBOILGAS 102 550 HP W.O.

EP PETROAMAZONAS PKNA 013 TRIBOILGAS 103 LCT 550 HP W.O.

EP PETROAMAZONAS SNSA 002 TRIBOILGAS 104 LOADCRAFT 550 W.O.

EP PETROAMAZONAS SECOYA 031 TRIBOILGAS 105 CROWN 550 HP W.O.

EP PETROAMAZONAS PALO AZUL 33 TRIBOILGAS 106 SERVICES KING 550 HP W.O.

EP PETROAMAZONAS EDYC 093 TRIBOILGAS 107 LOADCRAFT 550 HP W.O.

EP PETROAMAZONAS PRHC 08 TRIBOILGAS 201 DRILLING SERVICE KING 
1000HP W.O.

EP PETROAMAZONAS SACHA 223 TRIBOILGAS 203 SERVICE KING 1000 HP W.O.

EP PETROAMAZONAS1 ACAH 192 GEOPETSA 4 UPET 550 HP W.O.

EP PETROAMAZONAS1 YCAC 023 TUSCANY DRILLING 105 CARE 650 HP W.O.

EP PETROAMAZONAS1 ACAQ 064 TUSCANY DRILLING 111 CARE 665 HP W.O.

EP PETROAMAZONAS2 SHSH 107 GEOPETSA 3 WILSON 42B 500 W.O.

EP PETROAMAZONAS2 AGRG 044 GEOPETSA 6 ZPEC 650 W.O.

EP PETROAMAZONAS2 SHST 234 GEOPETSA 7 KING SERVICES 750HP W.O.

EP PETROAMAZONAS3 EDYK 127 SINOPEC 932 XJ 650 - 650 HP W.O.

EP PETROAMAZONAS4 LIMONCOCHA K-038 S1 DYGOIL 30 CAMERON 600 W.O.

EP PETROAMAZONAS4 ITYB 015 SINOPEC 903 XJ 650 - 650 HP W.O.

EP PETROAMAZONAS5 PCN 006 GEOPETSA 5 LTO-550-VIN-26606 W.O.

Diciembre 01, 2020
Torres de reacondicionamiento en operación en el Ecuador

1.- Para proveer servicios en esta área, SHAYA ECUADOR S.A. firmó un contrato con Petroamazonas		
2.- Para proveer servicios en esta área, Consorcio Shushufindi firmó un contrato con Petroamazonas (contrato de Campos Maduros)		
3.- Para proveer servicios en esta área, Consorcio KAMANA firmó un contrato con Petroamazonas (contrato de Campos Maduros)		
4.- Para proveer servicios en esta área, Consorcio PAÑATURI firmó un contrato con Petroamazonas (Contrato de campos Maduros)		
5.- Para proveer servicios en esta área,  Consorcio IGAPO firmó un contrato con Petroamazonas (contrato de campos Maduros)		



REPORTES

8

PGE PETRÓLEO & GAS - No. 27 - Quito, Diciembre 2020

I

Diciembre 01, 2020
Torres de reacondicionamiento en stand by en el Ecuador

CONTRATISTA No. RIG TIPO DE EQUIPO STACKED

CCDC CCDC 40 ZJ20 - 650 HP" COCA BASE

CCDC CCDC 41 XJ550 - 650 HP COCA BASE

CCDC CCDC 52 ZJ - 650 HP" COCA BASE

DYGOIL 20 FRANKS 600 SHUSHUFINDI BASE

HILONG HL - 18 DFXK JC11/21 650HP STDBY IN MARIANN 15 PAD ( ANDES PETROLEUM)

HILONG HL - 28 DFXK JC11/21 650HP COCA BASE

LOXODONTA ELEFANTE 01 CORSAIR 475 HP (CRANE CARRIER COMPANY) COCA BASE

PLUSPETROL ECUADOR B.V. PP 01 OIME 750SL STBY. VILLANO "A" PAD

PLUSPETROL ECUADOR B.V. PP 02 OIME 500 STBY. VILLANO "B" PAD

SINOPEC 904 ZJ30 - 750 HP COCA BASE

SINOPEC 905 ZJ30 - 750 HP COCA BASE

SINOPEC 907 XJ 550 - 550 HP COCA BASE

RPT-RMS (Former SLR, 
SCHLUMBERGER) ** RPT 32 WILSON MOGUL 42B SHUSHUFINDI BASE

RPT-RMS (Former SLR, 
SCHLUMBERGER) ** RPT 34 WILSON 42B SHUSHUFINDI BASE

RPT-RMS (Former SLR, 
SCHLUMBERGER) ** RPT 47 WILSON 42B SHUSHUFINDI BASE

RPT-RMS (Former SLR, 
SCHLUMBERGER) ** RPT 53 WILSON MOGUL 42B SHUSHUFINDI BASE

RPT-RMS (Former SLR, 
SCHLUMBERGER) ** RPT 55 WILSON MOGUL 42B SHUSHUFINDI BASE

RPT-RMS (Former SLR, 
SCHLUMBERGER) ** RPT 56 WILSON MOGUL 42B SHUSHUFINDI BASE

TRIBOILGAS 5 LTO-550-VIN-26606 COCA BASE

TRIBOILGAS 6 COOPER 550 COCA BASE

TRIBOILGAS 7 WILSON 42 B COCA BASE

TRIBOILGAS 8 COOPER 550DD LAGO AGRIO BASE

TRIBOILGAS 204 SERVICE KING 1000 HP COCA BASE

TRIBOILGAS 205 SERVICE KING 1000 HP TAMBILLO (QUITO)

TRIBOILGAS 206 SERVICE KING 775 HP TAMBILLO (QUITO)

TUSCANY DRILLING 104 CARE 550 HP STACKED PICHINCHA PAD

TRIBOILGAS 8 COOPER 550DD LAGO AGRIO BASE

TRIBOILGAS 106 SERVICES KING 550 HP COCA BASE

TRIBOILGAS 203 SERVICE KING 1000 HP COCA BASE

TRIBOILGAS 204 SERVICE KING 1000 HP

TRIBOILGAS 205 SERVICE KING 1000 HP TAMBILLO (QUITO)

TRIBOILGAS 206 SERVICE KING 775 HP TAMBILLO (QUITO)

TUSCANY DRILLING 104 CARE 550 HP STACKED PICHINCHA PAD

TUSCANY DRILLING 105 CARE 650 HP COCA BASE

Fuente: Jorge Rosas, Ecuador Workover Rigs 
jrosasw1992@hotmail.com

** Rig Performance Technologies - Rig Management Systems
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(Dólares por barril)

Fuente: EP Petroecuador y EIA Energy Information Administration

PRODUCCIÓN DE PETRÓLEO EMPRESAS ESTATALES Y PRIVADAS 
NOVIEMBRE 2018 - NOVIEMBRE 2020 
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Reviviendo campos maduros a través de una metodología de innovación
Autor: Ricardo Andrés Astudillo Bohórquez 

RESUMEN:
Este trabajo resume las estrategias imple-

mentadas en los campos maduros del Bloque 
16 y 67 en Ecuador para revivir su producción 
a través del mejoramiento de la eficiencia ener-
gética, el incremento de la producción de fluido 
e incorporación de reservas probadas sin nece-
sidad de perforar nuevos pozos. Estas estrate-
gias fueron obtenidas a través de una metodo-
logía de innovación de pensamiento divergente 
y convergente. Los resultados se presentan en 
términos del índice de eficiencia energética del 
campo, el consumo energético de las bombas 
electrosumergibles, la producción de petróleo y 
el índice de reposición de reservas.

La novedad de este trabajo es el enfoque mul-
tidisciplinario y la metodología de innovación 
implementada para generar soluciones a los 
choques operativos de un activo que permitie-
ron identificar proyectos factibles en términos 
de técnica, tiempo y economía.

ABSTRACT:
This paper summarizes the strategies im-

plemented in the mature oil fields of Block 16 

y 67 in Ecuador to revive their production by 
improving energy efficiency, increasing fluid 
production, and incorporating proved reser-
ves without drilling new wells. These strategies 
were obtained by an innovation methodology 
of divergent and convergent thinking. Results 
are shown in terms of the field energy efficiency 
index, energy consumption on ESPs, oil produc-
tion and the reserves reposition index.

The novelty of this work is the multidiscipli-
nary approach and innovation methodology im-
plemented to provide solutions to operational 
field chokes by identifying feasible projects in 
terms of technique, time and economics.

INTRODUCCIÓN
Los Bloque 16 y 67 están ubicados en la cuen-

ca Oriente en Ecuador y ha sido desarrollado 
desde 1994. Los campos son maduros y produ-
cen petróleo pesado (12.5-18 API) con un corte 
de agua de 97.7%. La producción proviene de 
yacimientos cretácicos de tipo estructural y es-
tratigráfico (Figura 1). Su mecanismo de empuje 
principal se debe a acuíferos de fondo y el empu-
je secundario debido al gas en solución.

Fecha de recepción: 
28 de octubre de 2020

Fecha de aprobación: 
08 de diciembre de 2020

Palabras clave:
Campos maduros, Innova-
ción, Ecuador

Keywords: 
Mature Fields, Innovation, 
Ecuador  

Reviviendo campos 
maduros a través de una 
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Figura 1- Ubicación de los Bloques 16 & 67 y columna estratigráfica de los principales yacimientos
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La producción acumulada al 30 de junio de 
2020 es 366.4 MBLS con un factor de recobro 
del 20%. Hay más de 250 pozos perforados y 
casi el 50% están cerrados, mayoritariamente 
debido a la baja producción de petróleo o por 
restricción en las facilidades de superficie. Las 
bombas electrosumergibles predominan como 
método de levantamiento artificial para los po-
zos productores y toda la generación eléctrica 
ocurre dentro de los Bloques a través de gene-
radores a petróleo y turbinas a diesel/gas. La 
mayoría de agua de formación es reinyectada y 
en algunos casos se recircula desde los wellpads 
hasta las facilidades de deshidratación para so-
portar la movilidad en las tuberías de fluido o 
para que no queden líneas muertas. Se alcanzó 
el pico de producción de 1 MBFPD y producción 
de petróleo de 70 KBPPD en 2007. La última 
campaña de perforación fue en 2015 con no tan 
buenos resultados y desde ese año no ingresó 

producción “fresca”, lo que hizo que la produc-
ción de petróleo disminuya.

La operación enfrenta algunos desafíos para 
mantener la sostenibilidad en el tiempo: 1) Alta 
producción de fluido (>700 KBFPD), 2) Altos 
corte de agua (>97%), 3) Baja producción de 
petróleo (<20 KBPPD), 4) Mantener una alta 
eficiencia energética (>9800 BFPD/MW-D), 5) 
Baja movilidad en las tuberías de fluido y 6) 
Proximidad a la fecha de término de contrato.

La Figura 2 muestra la historia de producción 
de los Bloques al 31 de agosto de 2017, fecha 
en la cual se realizó un taller de innovación para 
encontrar soluciones a los desafíos de la opera-
ción. 

Desde 2016, el factor de eficiencia energética 
declinó de 10,000 a 9,500 BFPD/MW-D, limi-
tando las operaciones y forzando la disminución 
progresiva en la producción de fluido, con la res-
pectiva pérdida de producción (Figura 3). 

Figura 2- Historia de producción de los Bloques 16 y 67 al 31 de agosto 2017
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Debido a la proximidad de la finalización 
del contrato, la inversión para la perforación 
de nuevos pozos fue suspendida ya que se re-
quiere de más tiempo para obtener resultados 
económicos más competitivos en cada proyec-
to. El CAPEX (Capital Expenditure) se designó 
para recompletaciones y otras instalaciones de 
superficie.

Esta situación exigió un enfoque distinto 
para enfrentar los desafíos planteados, por lo 
que, en 2017 se realizó un taller multidisciplina-
rio para encontrar soluciones a la situación des-
crita, con la premisa de no perforar pozos nue-
vos. Este taller utilizó una técnica de innovación 
llamada “Pensamiento Divergente y Convergen-
te” que consiste en identificar ideas que faciliten 
la consecución de los objetivos planteados sin 
pensar en las limitaciones técnicas, económicas, 
operativas, de autorizaciones de socios o apro-
baciones por parte del gobierno (divergencia). 
Luego, se revisan las ideas tomando en cuenta 
su impacto al valor de los activos, factibilidad y 
se priorizan para gestionarlas como proyectos 
(convergencia).

La implementación de estos proyectos se eje-
cutó a partir de septiembre 2017 y revertieron 
la situación operacional de los Bloques, enfocán-
dose en la producción incremental de petróleo y 
la optimización de eficiencia energética. Este ar-
tículo es una ampliación del trabajo de Astudillo 
et al. (2020) que se presentó en LACPEC 2020 
con el paper SPE-198956-MS.

Desarrollo del Taller de Innovación
El Modelo de Choque (Palen & Goodwin, 

1996) se aplicó en la gestión de los Bloques 16 
& 67 como una estrategia de optimización en 
el desarrollo de los campos. Esta metodología 
permitió determinar los principales cuellos de 
botella de la operación: pozos productores y sis-
tema de generación eléctrica, y a partir de esto, 
se definieron los objetivos del Taller de Innova-
ción.

Para el taller se definieron los siguientes ele-
mentos:

•	Objetivo 1: Incrementar la producción de 
petróleo

•	Objetivo 2: Optimizar la eficiencia energética
•	Enfoque 1: Iniciativas que se pueden 

implementar con OPEX (Operational 
Expenditure).

•	Enfoque 2: Iniciativas que se pueden 
implementar con CAPEX (Capital 
Expenditure)

•	Nivel de factibilidad 1: Implementación 
directa

•	Nivel de factibilidad 2: Sujeto al incremento 
de eficiencia energética

•	Nivel de factibilidad 3: Sujeto a la evaluación 
económica y riesgos, así como la aprobación 
de socios y gobierno
Tabla 1- Esquema de la estructura del Taller 

de Innovación
Luego de aplicar los criterios mencionados, 

se obtuvo la siguiente matriz con los proyectos 

Descripción Enfoque 1 OPEX Enfoque 2 CAPEX

Objetivo 1 Nivel de factibilidad 1, 2 y 3 Nivel de factibilidad 1, 2 y 3

Objetivo 2 Nivel de factibilidad 1, 2 y 3 Nivel de factibilidad 1, 2 y 3

Figura 3- Factor de eficiencia energética en el Bloque 16 & 67 (2016- Agosto 2017)

La Tabla 1 muestra la estructura de la matriz que se elaboró donde constan todos los elementos descritos.

Reviviendo campos maduros a través de una metodología de innovación
Autor: Ricardo Andrés Astudillo Bohórquez 
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categorizados por objetivo, enfoque y nivel de 
factibilidad; y cada año se incluyen nuevas ini-
ciativas que pasan por el mismo proceso de pen-
samiento divergente y convergente.

Resultados post-implementación
Los proyectos mencionados en la Tabla 2 re-

sultaron en 44 intervenciones de pozos que re-
vivieron los campos de los Bloques 16 y 67 entre 
mediados de 2017 y 2020. Estos proyectos en la 
jerga de innovación se conocen como Quickwins 

y generaron un impacto significativo en la ges-
tión de los activos. 

La Figura 4 muestra el cambio en los perfiles 
de producción de fluido y petróleo. A pesar de 
las proyecciones realizadas en 2016 y a inicios 
de 2017, se logró mantener estable la produc-
ción de fluido, cambiando las tendencias y es-
tableciendo nuevos perfiles de producción hasta 
la fecha final del contrato vigente (31 diciembre 
de 2022).

Descripción Enfoque 1: Iniciativas de OPEX Enfoque 2: Iniciativas de CAPEX

Objetivo 1: Incrementar 
la producción de 
petróleo

Nivel de factibilidad 1: Implementación Directa

Incrementar la producción de pozos <100 BPPD
Aplicación de bombas jet para pozos de bajo caudal con 
geometrías complejas e incertidumbre en parámetros de 
yacimiento
Instalación de BES encapsuladas para eliminar la 
comunicación entre yacimientos

Nivel de factibilidad 2: Depende de incremento en eficiencia 
energética

Reactivación de pozos cerrados
Incremento de potencial de BES u optimización de diseño

Nivel de factibilidad 3: Depende de la evaluación 
económica y de riesgo técnico, así como de la 
aprobación de socios y gobierno

Recompletaciones
Piloto de recuperación secundaria en campo 
Amo, yacimiento Basal Tena

Objetivo 2: Optimizar la 
eficiencia energética

Nivel de factibilidad 1: Implementación Directa

Aislamiento de zonas productoras de agua en pozos para 
reducir la cantidad de fluido producido
Cerrar la recirculación de agua en los wellpads
Instalación de motores de imán permanente en la 
completación de BES

Nivel de factibilidad 3: Depende de la evaluación 
económica y de riesgo técnico, así como de la 
aprobación de socios y gobierno

Reducción del diámetro de la línea de fluido 
desde Ginta hasta la planta de deshidratación 
sur (SPF) para cerrar las recirculaciones y 
mejorar la movilidad de fluido en el tramo.

Tabla 2- Proyectos a partir del Taller de Innovación

Figura 4- Historia de producción de los Bloques 16 y 67 al 30 de junio 2020
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La Figura 5 presenta el historial del factor 
de eficiencia energética. El valor promedio del 
indicador incrementó de 9770 BFPD/MW-D a 
10135 BFPD/MW-D.

Se gestionó la eficiencia energética de los 
motores en la completación BES a través de la 
“Matriz de la Eficiencia Energética” (Martínez 
et al., 2018) con la cual se identificaban pozos 
para intervenir con rediseños, cambios de pun-

to de asentamiento y renovación tecnológica 
que mejoró la eficiencia de levantamiento en 
30%. La Figura 6 muestra los cálculos de algu-
nos pozos ejemplo tras aplicar la matriz men-
cionada.

La Figura 7 muestra la producción incre-
mental por proyecto sobre el perfil base. El in-
cremento promedio sobre el perfil fue de 2200 
BPPD. 

Figura 5- Historia de indicador de eficiencia energética de los Bloques 16 y 67 al 30 de junio 2020

Figura 6- Resultados de la Matriz de Eficiencia Energética para BES
Fuente: Martinez et al. (2018)

Reviviendo campos maduros a través de una metodología de innovación
Autor: Ricardo Andrés Astudillo Bohórquez 
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La Figura 8 presenta la producción acumula-
da por año, la evolución del índice de reposición 
de reservas (IRR) y expone claramente cómo la 
ejecución de las iniciativas (la mayoría de ellos 
realizadas entre 2017 y 2018) cambió la tenden-
cia de producción de petróleo de los Bloques 16 
& 67. De la figura se aprecia el IRR más alto en 
2016 después de terminar la última campaña 
de perforación en 2015, sin embargo, en 2018 
se alcanzó un IRR casi igual de alto gracias a los 
Quickwins y en los años siguientes se han incor-
porado reservas de forma sostenida.

CONCLUSIONES
•	El portafolio de oportunidades de desarrollo 

para campos maduros debe incluir proyectos 

de CAPEX y OPEX; y las metodologías de in-
novación son muy útiles para generar ideas 
prospectivas con el enfoque de pensamiento 
divergente y convergente.

•	El adecuado gerenciamiento de yacimientos 
y seguimiento a los parámetros operativos de 
fondo y superficie permiten la identificación 
de propuestas de intervención que aportan 
valor a las operaciones.

•	Se requiere de la sinergia entre las áreas téc-
nicas y de apoyo a la operación para evaluar 
rápidamente las iniciativas Quickwins. La ac-
tualización anual de los límites económicos 
facilita la incorporación de reservas ya que 
los proyectos con VPN negativo en el pasado 
pueden ser positivos en el futuro en base a 

Figura 7- Incremento de producción sobre el perfil base por iniciativa

Figura 8- Producción anual Bloque 16 & 67 e Índice de Reposición de Reservas
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nuevas condiciones de precio o contrato.
•	Incorporar reservas usualmente incremen-

ta el límite económico porque los gastos de 
amortización unitario disminuyen.

•	Incrementar la eficiencia energética reduce 
las emisiones de CO2eq. por unidad de pro-
ducción.

AGRADECIMIENTOS
Se agradece de manera especial al Ministerio 

de Energía y de Recursos Naturales No Renova-
bles de Ecuador por autorizar la publicación de 
información técnica de las operaciones de los 
Bloques 16 & 67, a todo el equipo que trabajó en 
los diferentes proyectos, y a Repsol por confiar 
en la capacidad técnica de sus colaboradores y 
apostar por estos trabajos.

REFERENCIAS
Astudillo, R., Orellana, N., Lozada, S., Añaz-

co, J., Bailón, L., Espín, J., ... & Padilla, C. (2020, 
July). Reviving a Mature Field in Ecuador by 

Rethinking Energy Sustainability and Reser-
voir Management. In SPE Latin American and 
Caribbean Petroleum Engineering Conference. 
Society of Petroleum Engineers. 

Martinez, E., Caicedo, A., Paredes, L., Gue-
vara, M., & Alvarez, E. (2018, August). Energy 
Management Applied to Electric Submersible 
Pumping ESP. In SPE Artificial Lift Conference 
and Exhibition-Americas. Society of Petroleum 
Engineers.

Palen, W., & Goodwin, A. (1996, January). 
Increasing Production in a Mature Basin:” The 
Choke Model”. In European Petroleum Confe-
rence. Society of Petroleum Engineers.

Reviviendo campos maduros a través de una metodología de innovación
Autor: Ricardo Andrés Astudillo Bohórquez 



F

PGE PETRÓLEO & GAS - No. 27 - Quito, Diciembre 2020

20

Análisis de declinación de la producción del Campo Pacoa mediante 
técnicas de inteligencia artificial

Autores: Luis Constante y Juliana Santos

RESUMEN
El análisis de declinación y predicción de la 
producción de hidrocarburos en campos no 
convencionales (baja permeabilidad, elevado 
fracturamiento natural, anisotropía y otros) es 
una tarea complicada. Las técnicas tradiciona-
les difícilmente se ajustan al comportamiento 
que muestran los reservorios de estos campos, 
y para el caso de Pacoa, se suma la elevada va-
riación de las características de los reservorios 
(formación Socorro) y fluidos a lo largo del cam-
po. Este complejo escenario significa que no ha 
sido posible establecer un modelo que describa 
de manera general y confiable la declinación de 
producción de petróleo de la formación Socorro, 
traduciéndose en una elevada incertidumbre 
en la estimación o proyección de los volúme-
nes de petróleo a recuperarse. Para definir una 
técnica que permita describir eficientemente el 
comportamiento de producción de petróleo a lo 
largo del tiempo, de los reservorios del campo 
Pacoa, se desarrolló un modelo basado en Re-
des Neuronales siguiendo un proceso derivado 
de la metodología CRISP-DM. Los resultados 
obtenidos mediante Redes Neuronales supera-
ron notoriamente (para este caso en particular) 
al desempeño de las técnicas convencionales 
(ecuaciones de Arps). Un solo modelo permite 
predecir eficientemente el perfil de producción 
esperado, con una correlación muy cercana a 1. 

ABSTRACT
The declination rate analysis and production 

forecasting in unconventional fields (low per-
meability, high natural fracturing, anisotropy, 
and others) is a challenging task. Traditional te-
chniques hardly adjust to the behavior featured 
by the reservoirs in these specific fields. For Pa-
coa, it must additionally take into account the 
high property variations of the Socorro reser-
voir and formation fluids throughout the field. 
This complexity means that, it is not possible 
to establish a model that could describe the oil 
declination rate in a general and reliable man-
ner for the Socorro formation, resulting in high 

uncertainties in the estimation or projection 
for oil recovery. In order to define a technique, 
which allows efficiently describing the time ba-
sed production behavior for the reservoirs in 
Pacoa, a neural network-based model has been 
developed by following a derived process from 
the CRISP-DM methodology. The obtained re-
sults by means of neural network notably ex-
ceeded all performance benchmarks, with an 
outstanding fitting (for this specific case study), 
once compared to conventional techniques 
(Arps equations). Just only one model allows 
forecasting efficiently the expected production 
profile, reaching a correlation very close to one.     

INTRODUCCIÓN
El desarrollo de un campo de petróleo ine-

vitablemente está atado a su éxito económico. 
Por ello, la planificación de las actividades a 
ejecutarse en su desarrollo gira alrededor de los 
flujos de capital, que a su vez, dependen de la 
producción que se obtenga del campo. Cuando 
se planifica la perforación de un pozo nuevo (o 
la intervención de uno existente), el análisis 
económico del proyecto implica conocer el perfil 
de producción esperado.  Para definir el perfil de 
producción y analizar el desempeño de un pozo, 
se utiliza de manera muy extendida la técnica 
que se conoce como Análisis de Curvas de Decli-
nación. Esta técnica permite extrapolar la pro-
ducción esperada a lo largo del tiempo, a partir 
de una producción inicial estimada.

En el caso del campo Pacoa, al estar en un 
punto que se requiere la perforación de pozos de 
relleno y el desarrollo de nuevas zonas, es indis-
pensable disponer de alternativas que permitan 
estimar la recuperación de hidrocarburos y ayu-
den a evaluar el desempeño de la producción de 
los pozos existentes. Para ello, es fundamental 
buscar técnicas que se ajusten a las particulari-
dades de este campo desde el punto de vista del 
comportamiento de sus reservorios (lo cual está 
estrechamente relacionado con la variación es-
pacial de las características de las rocas y fluidos 
de los reservorios). Esto genera la necesidad de 
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entender las opciones disponibles para el análi-
sis de declinación de producción; así como, sus 
limitaciones y potenciales.

ANÁLISIS CONVENCIONAL DE 
DECLINACIÓN Y SUS LIMITACIONES

Uno de los métodos más utilizados para 
predecir la producción son las curvas de aná-
lisis de declinación (Decline Curve Analysis, 
DCA por sus siglas en inglés), que pueden 
dividirse en modelo armónico, exponencial e 
hiperbólico. Se trata de un método de análi-
sis de declinación determinístico que ajusta la 
tendencia del historial de producción al tiem-
po y los parámetros de una ecuación pre-es-
tablecida.

CURVAS DE ANÁLISIS DE 
DECLINACIÓN

Basadas en el historial de producción, las 
curvas de análisis de declinación (DCA) per-
miten monitorear el comportamiento de pro-
ducción, extrapolarla en el tiempo, estimar 
reservas remanentes, analizar la factibilidad 
económica y tiempo de vida de los pozos. El 
método más utilizado en la industria está ba-
sado en las relaciones en función del tiempo 
de las ecuaciones de Arps.

La ecuación general de Arps describe el 
comportamiento para un estado pseudo esta-
cionario de producción, que es una clase espe-
cial de flujo transitorio, el cual se asemeja al 
flujo estacionario. Los tres modelos o tipos de 
curvas empíricas son: hiperbólica, armónica y 
exponencial. 

Para el comportamiento hiperbólico la 
ecuación gobernante es la siguiente:

   = Caudal en el tiempo t.
  = Caudal inicial.
 = Tasa de declinación inicial.

   = Exponente hiperbólico. Generalmente va-
ría entre 0 a 1.
t = Tiempo de producción.
Cuando b=1, se dice que el comportamiento 
es armónico y la ecuación se reduce a:  

Para el caso exponencial, b=0, y la ecuación 
se reduce a: 

LIMITACIONES DE LAS CURVAS DE 
ANÁLISIS DE DECLINACIÓN

 Al igual que cualquier otro método determi-
nístico que intenta modelar fenómenos comple-
jos como el flujo de fluidos en medios porosos 
(pues la producción de un pozo asociado a un re-
servorio, finalmente depende en gran medida de 
como fluyen los fluidos en el medio poroso), las 
DCA se basan en suposiciones que dejan de lado 
varios factores o variables. Entre estos factores 
se pueden mencionar: anisotropía, heterogenei-
dad, fracturas naturales, fallas, variación de la 
presión del reservorio, permeabilidad, mecanis-
mo de empuje, daño a la formación, cambio en 
las propiedades del fluido, entre otros. Esto sig-
nifica que en ciertas condiciones el método de 
predicción de producción basado en DCA tendrá 
limitaciones.

Bajo ciertas circunstancias, el índice b llega 
a tener valores fuera del rango convencional 
(valores superiores a 1). Este comportamiento 
ha sido descrito en campos no convencionales 
(baja permeabilidad, elevado fracturamiento y 
otros), para los cuales se ha notado que la apli-
cación de las DCA es limitada.

Los reservorios del campo Pacoa son uno de 
los casos en el que, para ciertos pozos, las DCA 
se ajustan a un modelo de declinación hiperbó-
lico con un índice b superior a 1. Las Tablas 01, 
02 y 03 presentan los índices Di y b del modelo 
hiperbólico para una muestra de 11 pozos y tres 
reservorios de la formación Socorro. En estas 
Tablas puede notarse dos hechos importantes:
1.	 El valor del índice  llega a tener valores supe-

riores a 1. Propio de campos no convenciona-
les. Lo cual no representa un problema por 
sí mismo. Sin embargo, es un indicio de que 
probablemente las DCA tendrán limitaciones.

2.	 Los valores Di y b varían notablemente de 
pozo a pozo y de reservorio a reservorio. Esto 
significa que no se puede establecer un mode-
lo fiable generalizado para el campo.

Nivel D

Parámetros PAC 22 PAC-25 PAC-17 PAC-04 PAC-01 PAC-16

qi 4.61 78.84 58.68 107.61 122.26 58.68

b 1.32 0.9131 1.135 0.677 1.123 0.8

Di 0.434 0.2753 0.2123 0.0771 0.325 0.38

Tabla-01.-Muestra de parámetros de declinación Campo Pacoa. Nivel D, Formación Socorro.
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Actualmente, se cuenta con otros métodos 
modificados como el exponencial e hiperbólico 
que son una variación del método tradicional y 
se ajustan de mejor manera al comportamiento 
de reservorios no convencionales.

No obstante, un problema que difícilmente 
puede ser solventado, incluso por los modelos 
modificados, es el hecho de la notable varia-
ción del comportamiento de la producción en 
Pacoa. Los reservorios presentan una variación 
notable en sus características a lo largo de todo 
el campo. A ello se debe añadir el hecho de que 
cada uno de los 4 niveles (reservorios D, C, B 
y E) de la formación Socorro también tienen 

características diferentes. Esto significa que el 
comportamiento de producción de cada pozo 
depende de la ubicación geográfica y reservo-
rio. Por ello, un modelo de declinación gene-
ralizado significará un problema de subestima-
ción o sobrestimación del volumen de petróleo 
producido.

Las variaciones de las características de los 
reservorios pueden notarse de mejor manera 
al revisar la Figura01 (a) que corresponde a la 
producción y Figura01 (b) que corresponde a 
la Gravedad API (incluso las características de 
los fluidos de formación varían a lo largo del 
campo). 

Nivel C

Parámetros PAC 42 PAC-25 PAC-14 PAC-04 PAC-01 PAC-10

qi 6.1 40.61 163.8 112 74.9 74.52

b 1.7955 0.8745 0.737 0.355 1.123 1.175

Di 0.2452 0.2452 0.711 0.0584 0.225 0.45

Nivel B

Parámetros PAC 41 PAC-42 PAC-44 PAC-22 PAC-01 PAC-10

qi 186.63 12.84 28.29 32.42 49.5 235.97

b 1.0255 1.9 1.089 1.245 1.53 1.1955

Di 0.7952 0.2452 0.623 0.42 0.721 0,3852

Tabla-02.-Muestra de parámetros de declinación Campo Pacoa. Nivel C, Formación Socorro.

Tabla-03.-Muestra de parámetros de declinación. Campo Pacoa. Nivel B, Formación Socorro.

Figura01.-(a) Promedio de la producción de petróleo para los 6 primeros meses. Los resultados de produccion 
son notoriamente variables (incluso en zonas cercanas). La declinación puede llegar a ser muy acelerada (de-
pendinedo de la ubicación del pozo), lo cual está relacionado, de acuerdo con los análisis de Tripetrol, con el 
grado de fracturamiento natural y consecuentemente con ciertas propiedades petrofísicas. (b) La variación de 
las condiciones de los reservorios se manifiestan incluso en los fluidos contenidos. La gravedad API puede va-
riar entre 22 a 42 (lo mismo aplica para propiedades importantes como la viscocidad, que afectan la movilidad 
del fluido).

a) b)

Análisis de declinación de la producción del Campo Pacoa mediante 
técnicas de inteligencia artificial

Autores: Luis Constante y Juliana Santos
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ANÁLISIS DE DECLINACIÓN DE 
PRODUCCIÓN MEDIANTE TÉCNICAS 
DE INTELIGENCIA ARTIFICIAL

La Inteligencia Artificial es una rama de la 
ciencia computacional que en su sentido más 
amplio se refiere a la habilidad de una máquina 
para imitar las operaciones del cerebro humano. 
La Inteligencia Artificial, Machine Learning o 
Inteligencia Computacional (en el sentido más 
estricto, Machine Learning no es lo mismo que 
Inteligencia Artificial) trata de crear herramien-
tas, dispositivos o máquinas inteligentes sobre 
la base de algortimos matemáticos que inten-
tan imitar ciertos procesos biológicos (las Re-
des Neuronales por ejemplo tratan de imitar el 
funcionamiento de las neuronas biológicas del 
cerebro humano).

Las técnicas de Inteligencia Artficial han 
mostrado ser herramientas muy poderosas en 
diversas aplicaciones industriales. La industria 
petrolera no ha sido la excepción, encontran-
dose aplicaciones en casi todas las áreas que in-
volucra la exlporacion, explotación, transporte, 
almacenamiento, refinación y comercialización 
de hidrocarburos.

Para el caso del análisis de declinación y pre-
dicción de producción de petróleo se realizó una 
revisión de literatura con el objetivo de identi-
ficar los principales algoritmos de Inteligencia 
Artificial cuyos resultados han sido probados en 
esta problemática. Según los resultados de revi-
sión de literatura, los algoritmos que han sido 
utilizados en el análisis de declinación y predic-
ción de producción son:

•	Decision Tree y Random Forest
•	Deep Learning
•	Series de Tiempo
•	Redes Neuronales
•	Análisis de Componentes Principales

Decision Tree y Random Forest
Este tipo de algoritmo permite clasificar o 

agrupar los datos de acuerdo a determinados 
criterios o atributos. El nodo padre es separado 
en dos o más hijos utilizando criterios de Cla-
sificación, Entropía de Error e Índice Gini. Este 
algoritmo revisa sistemáticamente el punto de 
división evaluando cada posible punto de divi-
sión para escoger al mejor. El resultado del algo-
ritmo es volátil, si los datos de entrenamiento 
cambian y esto puede depender del número de 
observaciones de cada clase. Esta limitación es 
superada mediante la técnica de Random Fo-
rest, que consiste en generar varios árboles alea-
torios paralelos, lo que permite manejar efecti-
vamente datos con ruido y múltiples atributos.

Redes Neuronales y Deep Learning
Son una simulación simplificada de las fun-

ciones sinápticas del cerebro humano. Las Redes 
Neuronales son capaces de desarrollar trasfor-
maciones, asociaciones y mapeo entre los datos. 
Las Redes Neuronales están compuestas por ca-
pas que contienen los parámetros de alimenta-
ción, un grupo de capas escondidas de neuronas 
independientes y un grupo de resultados. Las 
neuronas en las capas están conectadas usando 
ponderación. Cada neurona suma sus entradas 
ponderadas y aplica una función de activación 
para generar la salida. Las salidas están en la 
última capa y son comparadas con el conjunto 
de valores objetivo para identificar el error. De 
manera general, cuando el algoritmo implica la 
presencia de varias capas de neuronas, se puede 
hablar de Deep Learning. La Figura02 presenta 
de manera esquemática el funcionamiento de 
una neurona artificial.

Figura02.-Esquema generalizado del funcionamiento 
de una neurona artificial. Fuente: Gutiérrez, J., Intro-
ducción a las Redes Neuronales.

Series de Tiempo
Las series de tiempo comprenden métodos 

para analizar datos que dependen del tiempo, 
con el fin de extraer estadísticas significativas y 
otras características de los datos. El propósito 
de las series de tiempo es el uso de un modelo 
para predecir valores futuros basados en valores 
previamente observados.

Análisis de Componentes Principales
La información que contiene muchas dimen-

siones o variables puede ser compleja de ma-
nejar con los algoritmos y técnicas convencio-
nales de Inteligencia Artificial, por lo tanto, se 
requiere procesar esta información y reducir su 
dimensionalidad. Esta reducción se puede reali-
zar mediante la combinación lineal de los atri-
butos para reducir su número, de acuerdo con 
una función objetivo. Esta técnica implementa 
transformaciones de la información mediante 
rotación espacial.

MÉTODO Y PROCESO APLICADO
Generar un modelo basado en datos implica 

un minucioso tratamiento de la información. 
De ahí que, establecer un proceso sistemático 
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es parte importante del desarrollo. Para imple-
mentar el modelo de declinación de producción 
en el campo Pacoa se siguió un proceso basado 
en la metodología CRISP-DM (Cross Industry 
Standard Process for Data Mining) ver Figu-
ra03.

Estos algoritmos corresponden a aquellos 
que ya han sido probados con buenos resultados 
en la predicción de producción de petróleo.

Figura03.-Etapas de la metodología CRISP – DM.

Se recopiló los datos disponibles de:
•	Producción de Petróleo (no se encontró un 

registro confiable de producción de agua y 
gas).

•	Propiedades petrofísicas de los reservorios 
(porosidad, permeabilidad y espesor).

•	Propiedades generales de los fluidos (Grado 
API).
No se dispone de datos de permeabilidad ni 

presión de reservorio en las condiciones nece-
sarias para ser utilizados en el desarrollo del 
modelo de declinación de producción. La infor-
mación disponible fue procesada para resolver 
problemas de calidad (outliners, periodos sin 
datos, datos repetidos y otros) y posteriormente 
dividida en Datos de Entrenamiento y Datos de 
Prueba (70% de los pozos fueron utilizados para 
el entrenamiento del modelo y 30% de los pozos 
fueron utilizados para la evaluación y pruebas).

El modelo de declinación de producción del 
Campo Pacoa se representa conceptualmente en 
la Figura04. Como podrá notarse, la definición 
del algoritmo adecuado y su optimización, así 
como las variables de ingreso, son dos de las ta-
reas más importantes. Para ello, se evaluó el re-
sultado obtenido con los siguientes algoritmos:

•	Deep Learning.
•	Redes Neuronales (Multilayer Perceptron)
•	Decision Tree

Figura04.-Modelo conceptual para el análisis de de-
clinación mediante técnicas de Inteligencia Artificial.

RESULTADOS
Luego de probar los algoritmos menciona-

dos en la sección anterior, se identificó que el 
mejor resultado corresponde a Redes Neurona-
les (específicamente a Multilayer Perceptron). 
Con este algoritmo se obtuvo un error relativo 
de entre 2 y 30%. Un mayor error no significa 
necesariamente que el modelo predice valores 
equivocados, pues como puede verse en el his-
torial de producción (Figura05), existen perio-
dos en que los valores varían notoriamente. Sin 
embargo, es importante notar que el coeficiente 
de correlación fue de 0.98, lo cual indica que la 
tendencia de los valores fue capturada eficiente-
mente por el modelo.

Figura05.-Producción del reservorio D del pozo Pacoa 01.

Los periodos a, b y otros similares, donde la 
producción incrementa (puede deberse a alguna 
intervención en el pozo) en lugar de declinar, 
arrojaran un error mayor. Esto genera que el 
error relativo final se incremente. Por este mo-
tivo, el coeficiente de correlación resulta ser un 
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indicativo de mayor importancia.
La Figura06 presenta el esquema final del 

modelo de declinación de producción de pe-
tróleo para el Campo Pacoa basado en Redes 
Neuronales. Luego de realizar las tareas de opti-
mización del modelo se definió que los mejores 
resultados se obtienen con:

•	5 capas ocultas.
•	15 neuronas por capa.

Un mayor número de capas ocultas o neuro-
nas por capa resultaron en modelos sobre ajus-
tados.

ciones del reservorio. Es decir, con el modelo 
basado en Redes Neuronales se puede evaluar 
el impacto de cada uno de los parámetros pe-
trofísicos en la recuperación final de petróleo y 
consecuentemente en el retorno económico del 
proyecto.

Las Figuras 07 a 12 presentan una compara-
ción de la producción real y producción de los 
modelos (basado en ecuación de Arps y Redes 
Neuronales) para los diferentes reservorios de 
la formación Socorro.  En el caso del modelo 
de declinación hiperbólico, se estableció una 
ecuación por cada reservorio (parámetros Di y b 
calculados como el promedio del campo, por re-
servorio), mientras que, para Redes Neuronales 
un solo modelo para todo el campo.

Cuando se compara el desempeño de las DCA 
frente al modelo de Redes Neuronales se puede 
notar que:

•	Un solo modelo de Redes Neuronales es apli-
cable para todo el campo y para todos los re-
servorios.

•	Las DCA parecen tener buen ajuste en ciertos 
pozos, sin embargo, fallan notablemente en 
otros.

•	El Modelo de Redes Neuronales captura de 
mejor manera tendencias que las DCA no lo 
hacen (Ver Figura08).

•	El error de ajuste de las DCA es hasta 4 veces 
el obtenido con Redes Neuronales. 

Figura06.-Esquema del modelo de declinación basa-
do en Redes Neuronales.

El modelo desarrollado no solo es aplicable 
a todo el campo (a diferencia del modelo basa-
do en las ecuaciones de Arps), sino que permite 
también evaluar la sensibilidad de las condi-

Figura07.-Comparación de la producción real frente a la obtenida mediante el modelo hiperbólico y de Redes 
Neuronales. Pozo Pacoa 10, Nivel B, Formación Socorro.
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Figura 08.-Comparación de la producción real frente a la obtenida mediante el modelo hiperbólico y de Redes 
Neuronales. Pozo Pacoa 14, Nivel D, Formación Socorro.

Figura 09.-Comparación de la producción real frente a la obtenida mediante el modelo hiperbólico y de Redes 
Neuronales. Pozo Pacoa 25, Nivel D, Formación Socorro.

Figura 10.-Comparación de la producción real frente a la obtenida mediante el modelo hiperbólico y de Redes 
Neuronales. Pozo Pacoa 12, Nivel D, Formación Socorro.
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CONCLUSIONES
El comportamiento de la producción de los 

pozos del Campo Pacoa varía notablemente de 
acuerdo a la zona (geográfica) y reservorio. Esto 
se debe a la variación espacial de las propiedades 
de la roca y fluidos de los reservorios.

Las técnicas de Inteligencia Artificial mues-
tran ser una herramienta de enorme utilidad 
para evaluar la producción esperada de un pozo, 
así como, su desempeño. Permitiendo incluir la 
influencia que tienen variables como: propieda-
des petrofísicas y de fluidos.

Los resultados obtenidos en la predicción de 
producción a través de Redes Neuronales mues-
tran ser superiores a los obtenidos mediante las 
ecuaciones de Arps. 

El error obtenido con los modelos hiperbó-

licos, definidos para cada reservorio de la for-
mación Socorro, llega a ser hasta cuatro veces el 
obtenido mediante Redes Neuronales.

La calidad y disponibilidad de la informa-
ción utilizable es un factor muy importante. Se 
debe procesar adecuadamente para mejorar su 
calidad y capturar eficientemente el compor-
tamiento de la producción. En este caso, no se 
pudieron incluir parámetros que hubieran sido 
importantes evaluar ya que no estaban dispo-
nibles, como la influencia de permeabilidad o 
presión.

Para el caso de Redes Neuronales se debe 
notar que un elevado número de neuronas por 
capa y mayor número de capas ocultas signifi-
can modelos sobre ajustados que difícilmente se 
pueden generalizar.

Figura 12.- Comparación de la producción real frente a la obtenida mediante el modelo hiperbólico y de Redes 
Neuronales. Pozo Pacoa 04, Nivel C, Formación Socorro.

Figura11.-Comparación de la producción real frente a la obtenida mediante el modelo hiperbólico y de Redes 
Neuronales. Pozo Pacoa 04, Nivel D, Formación Socorro.
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RECOMENDACIONES
Disponer de una adecuada distribución es-

pacial de las propiedades de los reservorios del 
Campo Pacoa con el objetivo de entender las 
tendencias que estas tienen y como afectan la 
productividad del campo. Esto permitirá apun-
tar al desarrollo de zonas con un mayor poten-
cial de producción.

Implementar el uso de técnicas de Inteligen-
cia Artificial en las tareas de ingeniería ya que 
han mostrado muy buenos resultados.

Implementar metodologías y procesos que 
permitan disponer de información de calidad, 
pues esto ayudará a mejorar el soporte a la toma 
de decisiones.
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RESUMEN
El presente artículo detalla el plan de acción 

implementado por el equipo de Producción de 
Repsol Ecuador para mantener las operaciones 
de los Bloques 16 y 67, frente a la emergencia 
del 07 de abril de 2020 por la rotura del Oleo-
ducto de Crudos Pesados en el sitio KP 93+460, 
cerca de la cascada de San Rafael. Se describen a 
continuación algunos procedimientos que per-
mitieron reiniciar el bombeo en las condiciones 
habituales de operación. Estas estrategias fue-
ron desarrolladas en base a parámetros opera-
tivos como la cantidad y calidad API del crudo 
extraído de los campos de los Bloques 16 y 67 
(Tivacuno), la producción de diésel y los reque-
rimientos de calidad del crudo entregado al pro-
ceso de la estación Amazonas (OCP).

ABSTRACT
This article details the action plan implemen-

ted by Repsol Ecuador Production Department, 
in order to maintain the operations of Blocks 16 
y 67, during the emergency occurred on April 
7, 2020 due to the rupture of the heavy crude 
oil pipeline in the site KP 93+460, close to the 
San Rafael water fall.  Some procedures are des-
cribed below that allowed restarting the pum-
ping of crude oil under the usual operating con-
ditions; these strategies were developed based 
on operational parameters, such as the amount 
and API quality of the crude extracted from de 
fields of Block 16 and 67 (Tivacuno), the pro-
duction of diesel and the quality requirements 
of the crude delivered at the Amazonas Facili-
ties Process (OCP)

1. ANTECEDENTES
El 7 de abril de 2020, un socavón de tierra 

en el sector de San Rafael produjo la rotura de 
las tuberías del Sistema de Oleoducto Transe-
cuatoriano (SOTE) y el Oleoducto de Crudos Pe-
sados en el KP 93+460 (OCP). Por la magnitud 
del evento, el Ministerio de Energía y Recursos 
No Renovables declaró Fuerza Mayor en las ac-

tividades de exploración y explotación de hidro-
carburos. Debido a la emergencia operativa en 
el Oleoducto de Crudos Pesados (OCP) se des-
plegó el Incident Management Team (IMT) de 
Repsol de acuerdo con lo establecido en el Plan 
de Emergencias para iniciar la planificación de 
acciones a tomar frente a esta condición opera-
tiva, en la cual se consideran: 

•	Condiciones requeridas del oleoducto para 
asegurar la operación luego de una parada 
prolongada, calidad del crudo.

•	Balance del fluido manejado para minimizar 
el consumo de diésel en generación, ya que 
fue necesario suspender la producción de dié-
sel en la Planta Topping.

•	Parámetros operativos en las diferentes loca-
ciones.

•	Capacidad de almacenamiento y análisis de 
riesgos. 

Esto con la finalidad de mantener de forma 
sostenible las operaciones de los Bloques 16 y 
67 mientras duró la contingencia en el OCP. 

2. ESTRATEGIA OPERATIVA
Las estrategias y maniobras operativas se 

aplicaron en las principales facilidades del cam-
po como son Facilidades de Producción Sur 
(SPF), Facilidades de Producción Norte (NPF) y 
Estación de Bombeo Shushufindi (SSFD)  de los 
Bloques 16 y 67 de Repsol, durante y después 
de  la reparación de la rotura del Oleoducto de 
Crudos Pesados (OCP) en el KP 93+460 hasta 
maximizar las condiciones de operación; (API de 
bombeo 14.1 °API, 16,200 bopd y Producción de 
diésel 1,000 bdpd manteniendo las condiciones 
necesarias para el reinicio de operaciones. 

Con el fin de garantizar el reinicio de opera-
ciones del oleoducto fue necesario incrementar 
la calidad del crudo de despacho desde NPF a un 
valor de densidad mayor o igual 15.3 °API (Fi-
gura 1), lo que permite regresar a condiciones 
normales en 3 tres días aproximadamente; esta 
información se basa en la simulación efectuada 
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por el departamento de Ingeniería de Superficie 
(ISUP); (esto bajo el escenario actual en el cual 
se reciben 5.000 bopd de Petroamazonas en Ya-
manunca).

2.1 Incremento de °API del oleoducto 	 	
       NPF – OCP de 14.1° a >15.3°
Se realizaron las siguientes acciones:

•	Inyección del crudo diluyente a la línea del 
oleoducto SSFD – OCP.

•	Suspensión de Producción de diésel de la 
Planta Topping (recirculación).

•	Recirculación de crudo por la Planta Topping 
para el calentamiento del crudo del tanque 
T-1108 A.

2.2 Disminución del manejo de fluido
Se ajustó el manejo de fluido en base a la 

energía disponible (crudo y gas). La producción 

de los Bloques 16 y 67 se redujo de 16,400 bopd 
a 7,200 bopd. (Figura 2)

2.3 Solicitud de 100,000 bbl de capacidad 	
       de almacenamiento en los tanques de 	
       OCP

Se realizó la solicitud de un cupo de 100,000 
bbl en OCP para garantizar el empaquetamiento 
del oleoducto NPF – SSFD con un API de 15.3°. 
(Figura 3)

2.4 Maniobras operativas en SPF
•	El crudo del SPF es calentado únicamente por 

el sistema de calentamiento de crudo a través 
del recuperador de calor de los gases de com-
bustión de los motores de generación a crudo 
Wartsila (boiler) GE-3170 E, debido al apaga-
do de la turbina TR-2170B, por la disminu-
ción de la demanda en energía en campo.

Figura 1.  Simulación de arranque del oleoducto con crudo de 15.3° API (ISUP).
Fuente: Martínez, L; Pinzón P; Valencia, C. (2020). Informe de Simulación y Comportamiento del Oleoducto 
Repsol-ISUP

Figura 2. Manejo de fluido total vs Producción de crudo.
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•	Recirculación de agua de formación en las 
plataformas de Amo A y Ginta B para el ase-
guramiento de flujo por las tuberías de trans-
porte.

•	Estrategia de dosificación y tratamiento quí-
mico para estabilizar la planta de deshidra-
tación.

•	Bombeo de crudo por baches hacia NPF para 
establecer parámetros de operación ante esta 

nueva condición. (Figura 4)

2.5 Incremento de niveles en los 
       tanques de almacenamiento de  	    	
       crudo en OCP

Incremento de niveles en los tanques de al-
macenamiento de crudo en OCP hasta alcanzar 
los 99,516 bbl de un total de 100,000 bbl. (Fi-
gura 5)

Figura 3. API NPF y SSFD

Figura 4. Caudales de bombeo SPF, NPF y SSFD vs viscosidad cinemática.
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2.6 Llenado de los tanques de crudo del 	
       Bloque 16

Para el llenado de los tanques de crudo del 
Bloque 16 se realizó la siguiente estrategia de 
manejo de fluido en función de:

•	Tiempo de reparación del oleoducto de OCP. 
(Desde el 07 de abril hasta el 08 de mayo de 
2020).

•	Energía disponible: 41.3 (MW)
•	Selección de pozos a permanecer encendidos 

en función de: alta producción de arena, fase 
a tierra, run-life.

•	Manejo de fluido promedio: 362,783 bfpd, 
con una producción de 8,823 bopd promedio.

•	Entrega de crudo por baches y de manera 
continua desde SPF hacia NPF y desde NPF 
hacia SSFD hasta cumplir con el volumen 
disponible en las diferentes locaciones (nue-
va condición operativa). Para realizar esta 
maniobra operativa se realizó el análisis ORA 
(Operational Risk Assesment) en el cual se 
concluyó que las válvulas que se encuentran 
a lo largo del oleoducto deberían operar con 
force físico (abiertas) para evitar el cierre de 

Figura 5. Delivery a OCP durante la emergencia.

Figura 6. Incremento del volumen de almacenamiento Bloques 16 & 67.
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las mismas al trabajar con bajas presiones y 
con el bombeo apagado de forma cíclica.

•	Incremento de niveles en los tanques de al-
macenamiento de crudo hasta alcanzar los 
93,769 bbl de un total de 106,537 bbl (Figu-
ra 6), quedando un volumen disponible de 
12,768 bbl para un tiempo de almacenamien-
to de 1.5 días de producción. 

•	Apagado del bombeo NPF- SSFD una vez al-
canzada la capacidad de almacenamiento en 
SSFD.

2.7 Arranque de oleoducto NPF – OCP
Una vez finalizados los trabajos de OCP se 

procedió con el reinicio de las operaciones, para 
ello se ejecutaron las siguientes acciones:

08 de mayo del 2020: 
•	Arranque de bombeo NPF – SSFD.
•	Arranque de bombeo SSFD – OCP.
•	Arranque de turbina TR-1670 A para man-

tener la temperatura alrededor de los 200°F 

con la finalidad de conservar la movilidad del 
crudo.

•	Bombear el máximo caudal sin sobrepasar la 
presión máxima de operación (10,5 bpm al 
inicio del arranque con una presión a la salida 
de 1250 psi aproximadamente).

•	Reinicio de arranque de pozos productores 
con incremento de producción de 8552 a 
12533 bbl.

09 de mayo del 2020: 
•	Se inicia la Operación de la Planta Topping 

maximizando la producción de diésel en base 
al caudal y al °API de bombeo para ello se uti-
liza la siguiente tabla:

10 de mayo del 2020: 
•	Se obtiene 15,591 bopd de producción.

14 al 18 de mayo 2020:
•	Presurización del oleoducto; caudal de bom-

beo máximo de 8.5 bpm promedio a 1290 psi 
(Figura 7).

Figura 7. Presión de ingreso y salida de la estación Shushufindi.

Tabla 1. Valores del mínimo flujo que se podría manejar en el oleoducto SSFD – OCP.
Fuente: Martínez, L. (2017). Informe de Simulación y Comportamiento del Oleoducto Repsol-ISUP.

Densidad
[API]

Mínimo
[BOPD]

Viscosidad máxima en 
oleoducto NFP Pompeya SSFD

X > 14.4 F > 20.000
110cP/114cSt@200ºF 

180
260cP/270ctS@180ºF

190ºF a 
200ºF

1 calentador
1 bomba

185 ºF
2 calentador

2 bomba

X > 14.2 20.000 > F > 18.000 110cP/106cSt@200ºF
210cP/219cSt@180ºF 200ºF 1 calentador

1 bomba

200 ºF
2 calentador

2 bomba

X > 14.3 18.000 > F > 16.000 96cP/101cSt@200ºF 
180cP/188cSt@180ºF 200ºF 1 calentador

1 bomba

200 ºF
1 calentador

2 bomba

X > 14.5 16.000 > F > 12.000 90cP/95cSt@200ºF 
160cP/167cSt@180ºF 200ºF 1 calentador

1 bomba

200 ºF
1 calentador

2 bomba

X > 15.3 10.000 > F > 8.000 136cP/142cSt@176ºF 185ºF 1 calentador
176 ºF

1 calentador
1 bomba

Estrategia operativa Bloques 16 y 67 de Repsol durante la emergencia por la 
reparación del oleoducto de OCP
Autores: Nelson Troncoso, Amílcar Ponce, Galo Guanoluisa, Raúl Guaita, Juan Pablo 
Pérez, Andrés Esquivel, Jaime Taipe, Giovanni Villagómez y Ángel Proaño
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15 de mayo del 2020: 
•	Se reinician las operaciones en la interco-

nexión PAM – REPSOL con 3,000 bbl. Mien-
tras dura la transferencia de crudo de PAM 
– Bloque 15, la densidad del crudo de trans-
porte (°API) se incrementa en el tramo Yama-
nunca – SSFD – OCP mejorando la movilidad 
del oleoducto en el tramo indicado. Durante 
el arranque del oleoducto se presentaron los 
siguientes eventos (Figura 8):

•	Incremento de la presión de salida hacia 
OCP; por tres días, debido a que Petroamazo-
nas inicia la transferencia de 3,000 bbl ade-
más, por la remoción de crudo frío.

18 de mayo 2020: 
•	Se alcanzaron los mayores caudales de bom-

beo llegando hasta 37 bpm.
19 de mayo del 2020: 

•	Se incrementa el volumen recibido del crudo 
de PAM de 3,000 a 10,000 bbl.

24 de mayo del 2020: 
•	Inicio de estrategia operativa para asegura-

miento de la operación del oleoducto incre-
mentando el nivel del tanque T-1601 B en la 
Estación SSFD con la finalidad de disponer 
de crudo diluyente (°API > 18).

25 de mayo del 2020: 
Se alcanzan los niveles dentro de parámetros 

operativos de los tanques en SPF y NPF. 

3. CONCLUSIONES
•	Durante la emergencia del OCP, la produc-

ción de los Bloques 16 & 67 no se suspendió a 
pesar de las condiciones adversas: restricción 

de bombeo, capacidad de almacenamiento, 
movilidad de ductos, calidad del crudo, debi-
do a todas las acciones y estrategias ejecuta-
das que se detallan en este documento.

•	La gestión de reservar un volumen disponible 
de transferencia con el OCP fue fundamental 
para empaquetar el oleoducto NPF-OCP con 
crudo de densidad 15.3°API.

•	La estrategia y simulaciones aplicadas para 
el llenado de tanques y control de volumen 
de almacenamiento disponible en el OCP y 
el Bloque 16 ayudó a mantener la operación 
de producción y movilidad en los oleoductos 
dentro y fuera del Bloque.

•	Disminuir la producción de diésel y trabajar 
con generación a crudo durante esta emer-
gencia proporcionó estabilidad en la opera-
ción, obteniendo la mayor cantidad de pro-
ducción posible. En consecuencia, se evitó el 
consumo innecesario de diésel.

•	Durante la emergencia, debido a la disminu-
ción del manejo de fluido, fue posible realizar 
mantenimientos correctivos y preventivos 
en las instalaciones, evitando así una parada 
total de la planta.

•	El crudo de mayor °API que nos proporcionó 
Petroamazonas con el reinicio de las opera-
ciones de la interconexión, facilitó el alivio de 
presión del oleoducto SSFD - OCP mejorando 
la movilidad del crudo y maximizando la pro-
ducción del Bloque 16.

•	Luego del arranque del oleoducto con un 
crudo de 15.3 °API; en 48 horas aproximada-
mente se retomaron las condiciones operati-

Figura 8. Relación entre Stock vs. presión y producción.
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vas habituales lo que permitió corroborar el 
análisis efectuado por ISUP.

•	Sin haber realizado el procedimiento descri-
to en este documento, el tiempo de recupera-
ción de la operación a condiciones normales 
era de 40 días.

4. RECOMENDACIONES
•	Distribuir la capacidad de almacenamiento 

de los tanques en el siguiente orden: SPF-
NPF y SSFD con la finalidad de asegurar una 
capacidad de almacenamiento en SSFD para 
el arranque del oleoducto.

•	Evaluar las condiciones operativas existentes 
durante el arranque del oleoducto SSFD-OCP 
para remover el crudo frío del oleoducto con 
el envío de una herramienta de limpieza (pig) 
SSFD – POZO 27.

•	Planificar las maniobras de envíos y recep-
ción de pigs por el oleoducto como parte de 
la estrategia de reinicio de la operación del 
oleoducto.

•	Solicitar la revisión de las condiciones opera-
tivas de las válvulas SDV del oleoducto, den-
tro y fuera del bloque a fin de confirmar que 
se encuentren en condiciones para el reinicio 
de operación con la finalidad de prevenir cie-
rres no deseados. 

•	Evitar la parada total del oleoducto mante-
niendo una movilidad mínima de al menos 5 
BPM, con el objetivo de preservar la tempera-
tura del crudo en el oleoducto. 

•	Habilitar los boilers de los generadores a cru-
do.
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El mercado de gas natural en Ecuador
Autor: Daniel Márquez Soares

RESUMEN
El gas natural se ha convertido en una alter-

nativa energética conveniente para Ecuador, por 
su costo, eficiencia y menor impacto ambiental. 
Sin embargo, la creciente demanda, el costo de 
exploración, las escasas reservas probadas y la 
falta de recursos públicos hacen que la oferta 
nacional, incluso para el mercado interno, re-
sulte incierta. En contraste, su importación, 
acompañada de un impulso que permita una 
migración tecnológica del diésel al gas natural, 
permitiría al país ahorrar valiosos recursos que 
hoy se destinan a subsidios, favorecer al sector 
productivo y mejorar su récord ambiental. 

SUMMARY
Natural gas has become a convenient alter-

native for Ecuador, due to its cost, efficiency 
and lower environmental impact. Nevertheless, 
growing demand, exploration costs, the small 
amount of proven reserves, and the lack of pu-
blic resources indicate that the domestic offer, 
even for the internal market, has become uncer-
tain. In contrast, natural gas imports, together 
with a stimulus that allows technological migra-
tion from diesel to natural gas, would allow the 
country to reduce its expenditures in subsidies, 
favor its productive sector and improve its envi-
ronmental record. 

TEXTO
A lo largo de los últimos años, los nuevos de-

safíos ambientales y energéticos han hecho que 
el gas natural adquiera un fuerte protagonismo. 
Este combustible fósil es energéticamente muy 
eficiente y goza de un costo conveniente; asimis-
mo, y quizás lo más importante, es notoriamen-
te más amigable con el ambiente que la gasolina, 
el diésel o el carbón. A nivel mundial, los actores 
de muchas industrias, entre las que se cuentan 
el transporte terrestre y marítimo, la generación 
eléctrica y todas aquellas que usan combustibles 
fósiles para procesos químicos o de fabricación, 
están transformándose para adoptar esta nueva 
fuente de energía. A corto plazo, ofrece muchí-
simos beneficios económicos y ambientales, y a 
largo plazo promete ser, por años, un oportuno 
combustible de transición en preparación para 
la adopción de energías limpias renovables. 

En el campo de la generación de energía, es 

un combustible que otorga seguridad y con-
tinuidad al sistema, en contraste con otras al-
ternativas. No está a merced de las épocas de 
sequía, como los proyectos hidroeléctricos, de 
la falta de viento, como sucede con los eólicos, 
ni de la falta de luminosidad, como los solares.  
Esto permite mantener la oferta de energía y, 
sobre todo, garantiza las condiciones necesarias 
para un crecimiento de la demanda.   

El gas natural (GNL), además, es una solu-
ción menos costosa que el gas que hoy se usa en 
los domicilios (GLP).  Esto hace del gas natural 
una opción viable hacia reducir el valor asigna-
do a subsidios que el Estado debe asumir para el 
gas de uso doméstico. Lo mismo podría hacerse 
con el transporte pesado, si se permite que em-
piece a reemplazar al diésel, en tanto ya exista la 
tecnología para ello. 

Ecuador es hoy deficitario en la producción de 
gas natural. El país tiene una demanda diaria de 
95 millones de pies cúbicos por día (MMPCD), 
pero su producción bordea apenas los 25 millo-
nes MMPCD. Según datos de Petroamazonas, la 
curva de declinación de producción de gas natu-
ral en el campo Amistad, de donde proviene la 
producción ecuatoriana, será marginal ya para 
el año 2023. Ver Figura 1.

Al momento, diversos grupos industriales, 
como productores de cerámica y otros, enfren-
tan escasez de este combustible; una mayor 
disponibilidad de este recurso les permitiría ser 
más competitivos en sus exportaciones.

A la fecha, las reservas probadas del campo 
Amistad, según números de Petroamazonas EP 
paras el 2019, son de 139.690 millones de pies 
cúbicos (MMPC). Adicionalmente, se estima re-
servas probables de 160.000 MMPC y posibles 
de 116.389 MMPC. Esta situación implica que 
si el país no descubre ni confirma nuevas reser-
vas, será necesaria la importación de gas natural 
para atender la demanda nacional. Asimismo, 
hay otras reservas posibles en Santa Clara y BBJ 
que aún deberán ser verificadas.

Entre los años 2011 y 2017, las inversiones 
fueron de $546 millones. La mayor parte se pro-
dujo entre 2013 y 2015, cuando se invirtieron 
$409 millones. No obstante, los resultados fue-
ron muy pobres. Pese al volumen de inversión, 
apenas se produjo un mínimo incremento a la 
producción nacional de gas y ni siquiera se pudo 
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Gráfico de demanda es parcial 

RESERVAS 2019

MMPC

Probadas 139,690

Produciendo 25,137

Shut-in 1,109

Detrás de Casing: 13,390

No Desarrolladas 100,054

Probables 160,291

Posibles 116,389

Figura 1: tendencia de producción de gas natural
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comprobar la presencia de reservas. Incluso, en-
tre 2013 y 2015, se trajo el taladro tipo jack-up 
de la empresa Petrex, a un costo de inversión de 
$300 millones, y luego se utilizó el taladro de 
PDVSA desde la isla Puná, que no arrojó resul-
tados.  Cada pozo perforado costó alrededor de 
$90,9 millones de dólares. 

El actual gobierno, a través de Petroamazo-
nas EP, intentó buscar nuevas inversiones pro-
venientes del sector privado. En marzo del 2018 
se llevó a cabo el concurso Oil & Gas 2018, pero 
nadie manifestó interés, en tanto se consideró 
que se trataba de una operación de alto riesgo y 
alto costo. En esa ocasión se propuso la perfora-
ción de plataformas fijas, 4 pozos de desarrollo 
más 2 de avanzada, según los resultados, y un 
exploratorio.

Petroamazonas EP tiene hoy planes propues-
tos y no aprobados por la unidad de gas. Según 
estos, para llevarlos a cabo se requerirían inver-
siones por alrededor de $600 millones durante 
tres años. Bajo las circunstancias actuales del 
país, es imposible ejecutar iniciativas de un cos-
to semejante. 

¿QUÉ HACER?
Ante esta situación, existen dos alternativas. 

La primera es entrar en una campaña de explo-
ración para determinar la existencia de reservas 
y producirlas; la segunda, importar gas natural 
disponible en el mercado internacional, inclusi-
ve en países cercanos al Ecuador. 

Una campaña de exploración y desarrollo 
requiere inversiones importantes. Al ser una 
operación costa afuera, se necesitan tecnolo-
gías costosas como la instalación, al menos en 
un inicio de torres de perforación tipo Jack-up 
para comprobar la ubicación y existencia de re-
servorios.

Es importante tener en cuenta que la geolo-
gía del sector es muy diferente a la de la Amazo-
nía, donde la experiencia ha demostrado que se 
puede tener una mayor certeza al momento de 
la búsqueda, sobre la existencia de reservorios. 
En el caso del campo Amistad y sus alrededores, 
la certeza es mucho menor, lo que reduce las 

probabilidades de éxito.
Otro factor a tener en cuenta es el tiempo. 

Se requiere una infraestructura importante, por 
lo que aun en caso de contar con los recursos 
necesarios para invertir, una campaña de explo-
ración y desarrollo tomaría alrededor de cinco 
años antes de empezar a producir, con todo lo 
que esto conlleva en costo de oportunidad, pre-
siones económicas y posible inestabilidad. 

Así, ante el hecho de que el país actualmente 
carece de la capacidad económica para imple-
mentar un proyecto de esta magnitud, lo más 
óptimo sería captar inversión privada a ries-
go. Sin embargo, hasta el momento, esta no 
ha mostrado interés. Lamentablemente, en la 
actualidad hay una limitación a nivel mundial 
de capitales para inversión en exploración y el 
mercado internacional tiene suficiente produc-
ción de gas natural. Por ello, un proyecto de esta 
naturaleza despierta poco interés entre los in-
versionistas.  

Ante estas circunstancias, la importación de 
gas natural es una solución más rápida, que no 
pone en riesgo los ahora muy limitados recursos 
del Estado y, además, brindaría en pocos meses 
una solución a las necesidades del mercado lo-
cal. Esto contribuiría significativamente al desa-
rrollo del país, al garantizar una oferta estable 
de energía eficiente y amigable con el ambiente 
que permitiría el crecimiento de diversos sec-
tores. Esta opción también mejoraría significa-
tivamente la balanza de pagos, en tanto el gas 
natural es un combustible de menor costo que 
el diésel, el cual actualmente es importado y se 
emplea de forma intensiva en muchas áreas. 

A largo plazo, tanto la importación de gas 
como el desarrollo de las reservas son solucio-
nes complementarias. Al momento, es impor-
tante encontrar una solución rápida y ágil para 
abastecer la demanda de este combustible por 
parte de industrias y del sector del transporte 
a nivel nacional y de forma durable y confiable. 
También, en el momento en que las condiciones 
de mercado lo permitan, el Estado deberá buscar 
la forma más conveniente de realizar una cam-
paña exploratoria para encontrar y comprobar 

El mercado de gas natural en Ecuador
Autor: Daniel Márquez Soares
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reservas adicionales y desarrollarlas con inver-
sión de riesgo bajo un modelo de participación. 
Esto permitiría al país superar la limitación que 
enfrenta al momento con respecto a la oferta de 
gas natural, y las aristas ambientales, de balanza 
de pagos y de crecimiento de la producción que 
de ella se derivan. 
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Electricidad geotérmica usando el propio calor de la Tierra
Autor: Francisco Porturas

RESUMEN
La Agencia Internacional de Energía (AIE) 

estima que los kilómetros superiores de la cor-
teza terrestre contienen energía térmica que es 
varios millones de veces mayor que el consumo 
anual de energía de la Tierra. El calor aumenta a 
medida que aumenta la profundidad.

Esta energía térmica está contenida en la roca 
y los fluidos debajo de la corteza terrestre. Se 
puede encontrar desde terrenos poco profundos 
hasta varios kilómetros por debajo de la super-
ficie, e incluso más abajo hasta la roca fundida 
extremadamente caliente llamada magma.

Los proyectos potenciales de electricidad geo-
térmica en Ecuador suman actualmente más de 
6000 MW de capacidad, y solamente de unos 
cuantos prospectos geotermales, donde el pro-
yecto Chachimbiro ya está en fase de desarrollo.

SUMMARY
The International Energy Agency (IEA) esti-

mates that the upper kilometers of the Earth’s 
crust contain thermal energy that is several 
million times greater than the Earth’s annual 
energy consumption. Heat increases as depth 
increases.

This thermal energy is contained in the rock 
and fluids beneath the earth’s crust. It can be 
found from shallow terrain to several kilometers 
below the surface, and even lower down to extre-
mely hot molten rock called magma.

Potential geothermal electricity projects in 
Ecuador currently total more than 6000 MW of 
capacity, and from only a few geothermal pros-
pects, where the Chachimbiro project is already 
in the development phase.

INTRODUCCIÓN 
Este articulo parte de tres premisas básicas: 

1) La energía geotérmica es simplemente ener-
gía derivada del calor interno de la Tierra, gene-
ralmente se considera ecológica y no causa can-
tidades significativas de contaminación, 2) Los 
depósitos geotérmicos se reponen naturalmen-
te y, por lo tanto, son renovables (no es posible 
agotar los recursos) y, 3) Excelente para generar 
electricidad, calefacción y refrigeración: incluso 
los hogares pequeños pueden beneficiarse.

Estos depósitos subterráneos de vapor y agua 
caliente se pueden aprovechar para generar elec-

tricidad o para calentar y enfriar edificios direc-
tamente.

Son muchas las ventajas de la energía geotér-
mica:
1) El yacimiento geotérmico ofrece energía 
limpia.
2) La generación eléctrica tiene factor de plan-
ta alta > 90%. 
3) Energía renovable por reinyección de flui-
dos.
4) Costo de generación competitivo con otras 
energías ambientalmente amigables. 
5) La generación eléctrica tiene bajo impacto 
ambiental, no genera pasivos ambientales.
6) Contribuye con la disminución de la huella 
de carbono. 
7)  Favorece la inclusión de políticas públicas 
en la conservación ambiental y uso adecuado 
de los recursos naturales. 
8) Incluye la participación y desarrollo del 
proyecto por trabajadores locales, técnicos e 
ingenieros nacionales y contribuye con la ge-
neración de empleo. 
9)  La energía geotérmica, además de la gene-
ración eléctrica, se puede utilizar en aspectos 
como calefacción, refrigeración e invernade-
ros, favoreciendo la sostenibilidad del recurso 
y su diversificación. 
10) La generación eléctrica por medio de geo-
termia puede generar un impacto positivo en 
la industria del país que necesariamente debe 
migrar al uso de energías ambientalmente 
amigables.

La Figura 1, muestra la ubicación de algunos 
campos geotermales en Ecuador, donde el pro-
yecto geotérmico Chachimbiro es parte de los 
nuevos proyectos que son priorizados por el 
Gobierno dentro de la expansión de largo plazo 
del sector eléctrico y busca satisfacer la demanda 
energética de los ecuatorianos en el futuro.

¿Cómo se usa?
Ecuador tiene un enorme potencial para ge-

nerar electricidad con energía geotérmica pero 
aún no se aprovecha comercialmente. Estos de-
pósitos subterráneos de vapor y agua caliente 
se pueden explotar extensivamente a lo largo y 
ancho del país para generar electricidad y/o ca-
lentar en zonas de friajes. El agua geotérmica de 
las profundidades de la Tierra se puede utilizar 
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directamente para calentar hogares y oficinas, o 
cultivar plantas en invernaderos.

La geotermia de baja entalpía en Europa se puede replicar en otros lugares a escala, solo un 
ejemplo de muchos caminos emergentes

Perforación de exploración geotér-
mica, París Nueva York: edificios inteligentes

Países Bajos hacia el 2050: rojo 
12 y azul 24MW

Calefacción del distrito municipal, 
Utrecht, Países Bajos Vista de Quito con el volcán Cotopaxi

Figure 1. Mapa de los campos geotérmicos identificados. Note: a lo largo de Ecuador hay nu-
merosas y prolíficas locaciones de aguas termales, grandes indicadores de que debajo hay una 
“olla caliente”. Muchas de las aguas termales ya se están utilizando localmente como spas y 
tratamientos medicinales.

 La Figuras 2 y 3 muestran un esquema ge-
neral de los usos más comunes de la geotermia.

Figure 2. La geotermia se usa cada vez más en el mundo; la Villa Olímpica de París se moverá con esta energía, 
así como grandes edificios en Nueva York, localidades en Países Bajos y muchos otros lugares de Europa.  
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Producción de energía geotérmica
Para producir electricidad generada por ener-

gía geotérmica se perforan pozos, a veces de 
unos kilómetros de profundidad o más, en de-
pósitos subterráneos para extraer vapor y agua 
muy caliente que impulsan turbinas conectadas 
a generadores de electricidad. La primera electri-
cidad generada geotérmicamente se produjo en 
Larderello, Italia, en 1904.

Hay tres tipos de plantas de energía geotérmi-
ca: vapor seco, flash y binarias. 

1.	 El vapor seco, la tecnología geotérmica más 
antigua, extrae vapor de las fracturas del 
suelo y lo utiliza para impulsar directamen-
te una turbina.

2.	 Las plantas flash extraen agua caliente pro-
funda a alta presión hacia agua más fría a 
baja presión. El vapor que resulta de este 
proceso se utiliza para impulsar la turbina. 

3.	 En las plantas binarias, el agua caliente pasa 
por un fluido secundario con un punto de 
ebullición mucho más bajo que el agua. Esto 
hace que el fluido secundario se convierta 
en vapor, que luego impulsa una turbina. La 
mayoría de las plantas de energía geotérmi-
ca en el futuro serán plantas binarias.

La energía geotérmica se genera en más de 20 
países. Estados Unidos es el productor más gran-
de del mundo y el desarrollo geotérmico más 
grande del mundo es The Geysers al norte de San 
Francisco en California. En Islandia, muchos de 
los edificios e incluso las piscinas se calientan 
con agua caliente geotérmica. Islandia tiene al 
menos 25 volcanes activos y muchas fuentes ter-
males y géiseres. En el Perú hay más de 12 vol-
canes activos en el Parque de Volcanes en el Sur.

Ventajas y desventajas
Se puede extraer sin quemar un combustible 

fósil como carbón, gas o petróleo. Los campos 

geotérmicos producen sólo alrededor de una 
sexta parte del dióxido de carbono que produce 
una central eléctrica de gas natural relativamen-
te limpia. Las plantas binarias esencialmente no 
emiten emisiones.

A diferencia de la energía solar y eólica, la 
energía geotérmica está siempre disponible los 
365 días del año. También es relativamente eco-
nómico; los ahorros derivados del uso directo 
pueden llegar al 80 por ciento con respecto a los 
combustibles fósiles.

La energía geotérmica es de exploración 24/7, 
instaladas en zonas de aprovechamiento geotér-
mico. El calor de la tierra es continuo y carente 
de cambios climáticos, a diferencia de las otras 
renovables que requieren de radiación solar du-
rante el día y del viento. El gas natural solamente 
reduce su emisión en un 60% en comparación al 
carbón y 80 % en comparación al petróleo.

Ventajas sobre la energía geotérmica, no 
depende del sol (día/noche), y no depende el 
viento, ya que este cambio en función de los re-
gímenes climáticos y se debe resaltar la impor-
tancia- energía limpia y fortalece la matriz de 
energía del país.

Figura 4, muestra un ejemplo de cómo se aso-
cia el Volcán Ubinas (Perú), foto de superficie, 
con las investigaciones de geo científicos para 
evaluar de donde proviene el calor y la profun-
didad de la cámara magmática y un par de opcio-
nes beneficiadas de la experiencia de la industria 
petrolera.

El agua geotérmica de las profundidades de 
la Tierra muestra un gran espectro de múltiples 
aplicaciones, adaptables a las condiciones geo-
gráficas de regiones o microrregiones, donde se 
desarrolla el proyecto: costa, sierra, ceja de sel-
va y selva. Y se puede utilizar directamente para 
calentar hogares y oficinas, o cultivar plantas 
en invernaderos. A menudo no se sabe sobre la 

Figura 3. Esquema general de los usos más comunes de la geotermia (Asociación Española de 
Geotermia. Que es geotermia. 2020).

Electricidad geotérmica usando el propio calor de la Tierra
Autor: Francisco Porturas
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energía geotérmica es que realmente es el gran 
creador de empleo. De todas las fuentes de ener-
gía renovable disponibles en todo el mundo, la 
energía geotérmica es la más poderosa para ge-

nerar empleos secundarios. Tabla 1, muestra 
las ventajas y desventajas asociadas a la energía 
geotérmica, la Tabla 2, un esquema de verifica-
ción cruzada de energías renovables y la Tabla 

Figura 4. Ejemplo de cómo se asocia el Volcán Ubinas (Perú), foto de superficie, con las investigaciones de geo 
científicos para evaluar de donde proviene el calor y la profundidad de la cámara magmática hasta el modelo 
de producción de electricidad geotérmica con pozos de producción, unidades de superficie, pozo de inyección 
y pozo de monitoreo.

Volcán Ubinas, Perú

Opción 1: Pozo multilateral, el 
esquema muestra el principio de 
utilización de la energía geotérmica. 
El agua fría se bombea hacia áreas 
más profundas y cálidas y se sube 
el agua caliente. Ilustración: Rock 
Energy

Entre 8 a 15 km de profundidad se 
ubica la cámara magmática del volcán 
Ubinas, uno de los más activos del 
Perú, revela investigación realizada 
por científicos peruanos y franceses. 
Foto/Ilustración: IGP. Agencia Andina. 
Arequipa, nov. 25, 2020.

Sistemas geotérmicos mejorados 
para un suministro de energía 
climáticamente neutro

Opción 2: Sistema geotérmico 
mejorado:

1 Depósito, 2 Carcasa de la bom-
ba, 3 Intercambiador de calor, 4 
Sala de turbinas, 5 Pozo de produc-
ción, 6 Pozo de inyección, 7 Agua 
caliente para calefacción urbana, 
8 Sedimentos porosos, 9 Pozo de 
observación, 10 Basamento

Ventajas de la energía geotérmica Desventajas de la energía geotérmica

•	 La energía geotérmica generalmente se considera amiga-
ble con el medio ambiente y no causa cantidades signifi-
cativas de contaminación.

•	 Los reservorios geotérmicos se reponen naturalmente 
y por lo tanto son renovables (no es posible agotar los 
recursos).

•	 Potencial masivo: las estimaciones superiores muestran 
un potencial mundial de 2 Tera vatios (TW).

•	 Excelente para satisfacer la demanda de energía de carga 
base (a diferencia de otras energías renovables como la 
eólica y la solar).

•	 Ideal para calefacción y refrigeración, incluso los hogares 
pequeños pueden beneficiarse.

•	 Aprovechar la energía geotérmica no implica ningún com-
bustible, lo que significa menos fluctuaciones de costos y 
precios de la electricidad estables.

•	 Huella pequeña en tierra: se puede construir parcialmente 
bajo tierra.

•	 La energía geotérmica está disponible en todas partes, 
aunque solo algunos recursos son rentables

•	 Los avances tecnológicos recientes (por ejemplo, sistemas 
geotérmicos mejorados) han hecho que se puedan explo-
tar más recursos y reducir los costos.

•	 Hay algunos problemas ambientales menores 
asociados con la energía geotérmica.

•	 Las plantas de energía geotérmica pueden, en 
casos extremos, causar eventos micro sísmicos 
y terremotos de muy baja escala.

•	 Existen altos costos iniciales asociados tanto 
con las plantas de energía geotérmica como 
con los sistemas de calefacción / enfriamien-
tos geotérmicos.

•	 Muy específico de la ubicación (la mayoría de 
los recursos simplemente no son rentables).

•	 La energía geotérmica sólo es sostenible (reno-
vable) si los reservorios geotérmicos se gestio-
nan adecuadamente.

Tabla 1, muestra las ventajas y desventajas asociadas a la energía geotérmica.
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3, numerosas aplicaciones de los recursos geo-
termales: amplio espectro para proyectos desde 
baja a alta entalpía.

Cuando el calor geotérmico se ha utilizado 
para la generación de electricidad, es óptimo 
para calefacción y refrigeración urbana, luego 
están todas las aplicaciones de calidad de vida / 
turismo, tales como spas geotermales, piscinas 
y demás, luego están todos los minerales y pro-
ductos químicos que componen el fluido geotér-
mico. Por ejemplo, en Islandia, la sílice y el CO2 
se utilizan en una variedad de aplicaciones, en 
Alemania el Litio (elemento estratégico), Boro, 
ácido sulfúrico, etc.

Una planta de energía geotérmica con un 
compromiso con la economía circular, que utiliza 
todos los recursos al máximo, puede crear cien-
tos o miles de puestos de trabajo además de los 
principales beneficios de la utilización de ener-

gías renovables: beneficios climáticos, seguridad 
energética nacional y más. ¡Seamos parte del 
cambio! Electricidad geotérmica para siempre 
para el desarrollo de recursos agro-minero-ener-
géticos y ciudades sostenibles. 

Cachimbiro Imbabura, la primera planta 
geotérmica de Ecuador

El proyecto geotérmico Chachimbiro es par-
te de los nuevos proyectos que son priorizados 
por el Gobierno dentro de la expansión de lar-
go plazo del sector eléctrico, y busca satisfacer 
la demanda energética de los ecuatorianos en el 
futuro.

El proyecto de energía geotérmica planificado 
en Chachimbiro en Ecuador (Figura 5) avanza 
con el financiamiento de la JICA japonesa que 
planea una capacidad de generación de energía 
geotérmica de 50 MW. El proyecto se encuentra 
actualmente en la fase de desarrollo de campo.

Tabla 2. Esquema de verificación cruzada de energías renovables. Solar, 
solar térmica, eólica, maremotriz y geotermia.

Electricidad geotérmica usando el propio calor de la Tierra
Autor: Francisco Porturas
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Figura 5. El pozo exploratorio en Cachimbiro muestra resultados satisfactorios y se han encontrado temperatu-
ras de 235ºC que son ideales para instalar una planta geotérmica para generar electricidad y ya está en etapa 
de desarrollo. 

Termas de Chachimbiro, el proyecto avanza Intrusiones de magma y funcionan como una fuente de 
calor del sistema geotérmico. Centro de emisión en el 
complejo volcánico Chachimbiro

Drilling rig on site at Chachimbiro, Ecuador (fuente: 
CELEC)

Sección WE_rot2Profile, sección transversal de resistivi-
dad NW-SE (WesternGeco, 2012).

Desde marzo de 2018, se han realizado prue-
bas en el primer pozo exploratorio, con resul-
tados satisfactorios, ya que se han encontrado 
temperaturas de 235ºC que son ideales para ins-
talar una planta geotérmica.

RECOMENDACIONES
Hay la necesidad de convencer a las autorida-

des de que se necesitarán petróleo y gas duran-
te muchos más años, ya que la acumulación de 
energía renovable llevará más tiempo de lo que 

la mayoría piensa. El gas es más ecológico que el 
petróleo, que es más ecológico que el carbón (que 
no es ecológico en absoluto).

Para el petróleo y el gas, es probable que el gas 
sea importante en la fase de transición hacia la 
era de bajas emisiones de carbono. La transición 
llevará décadas. Después de esto, el gas seguirá 
siendo importante para suministrar suficiente 
energía. Probablemente un gran mercado en el 
futuro para el GNL. Mirar a Noruega será muy 
importante para que los países tengan éxito. El 
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modelo noruego es elogiado por muchos, por 
buenas razones. Necesitan estimular las activi-
dades de exploración proporcionando incentivos 
suficientes.

Para las energías renovables, habrá un gran 
mercado para la energía eólica marina, pero de-
trás de esto también hay soluciones (elija una 
combinación de aquellas con la huella más baja, 
que es nuclear, gas, solar, agua y eólica) y tam-
bién la energía geotérmica, que podría ser im-
portante en nuestros países de América Latina. 
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Tabla 3.  Aplicaciones de los recursos geotermales: amplio espectro para pro-
yectos desde baja a alta entalpia.

Electricidad geotérmica usando el propio calor de la Tierra
Autor: Francisco Porturas
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Cómo se comprueba la medida exacta de combustible 

dispensado en una Estación de Servicio
Autor: Rodrigo W. Chávez Medina

RESUMEN
La comercialización, distribución y venta 

de combustibles derivados del petróleo es un 
servicio público regulado y controlado por los 
Organismos de control competentes previstos 
en  la Ley, cuya finalidad es garantizar que este 
servicio se preste de forma oportuna, eficiente y 
permanente en beneficio del consumidor final, 
observando, los requisitos de seguridad, calidad 
y cantidad de los hidrocarburos, conforme las 
normas nacionales INEN e internacionales apli-
cables en la industria hidrocarburífera. 

Los dispositivos de medición volumétrica de 
combustibles instalados en estaciones de ser-
vicio automotriz, como cualquier dispositivo 
mecánico o electrónico de medición de fluidos, 
pueden llegar a descalibrarse y entregar com-
bustibles medido fuera de los rangos de toleran-
cia admisibles.

Corresponde a los Organismos de control 
metrológico competentes, realizar de manera 
regular o aleatoria, controles y verificaciones del 
buen funcionamiento, exactitud y precisión de 
los medidores volumétricos autorizados. Para 
este propósito se debe utilizar patrones de re-
ferencia trazables y procedimientos de verifica-
ción reproducibles, convencionales y aplicables 
en toda la cadena de comercialización

SUMMARY 
The commercialization, distribution and sale 

of petroleum-derived fuels is a public service re-
gulated by the control organism provided in the 
Law. The purpose is to guarantee timely, effi-
cient, and permanent service for the final con-
sumer, in compliance with safety, quality and 
quantity requirements of the national standard 
INEN and international standards applicable in 
the hydrocarbon industry.

Volumetric fuel metering devices installed in 
automotive service stations, like any mechani-
cal or electronic fluid measurement device, can 
be mis calibrated and deliver fuels outside the 
allowable tolerance ranges.

It is the responsibility of the metrological 
control organisms to carry out regular and ran-
dom checks of the proper operation, accuracy, 
and precision of the authorized volumetric me-
ters. Traceable reference standards and repro-
ducible, conventional, and applicable verifica-
tion procedures should be used throughout the 
marketing chain

INTRODUCCION
La paulatina eliminación de los subsidios al 

precio de los combustibles volverá al consumi-
dor final automotriz más exigente y acucioso a 
la hora de percibir si la medida de volumen del 
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Foto 1.- Patio de despacho de combustibles a auto 
tanque de reparto, en Terminal de Abastecimiento de 
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bles dispensado al consumidor final, en una estación 
de servicio autorizada (minorista)
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combustible dispensado a su vehículo cumple, o 
no, con los requisitos de precisión y exactitud 
esperados.

Para garantizar la linealidad y reproducibi-
lidad de las mediciones en toda la cadena de 
comercialización, debe verificarse periódica-
mente la exactitud de las medidas, observando 
protocolos, procedimientos y/o practicas reco-
mendadas por organismos reconocidos inter-
nacionalmente, como es el American Petroleum 
Institute (API MPMS), cuyo Manual de Están-
dares de Medición de Petróleo son revisados y 
actualizados periódicamente.

El presente artículo está orientado a descri-
bir los procedimientos y prácticas recomenda-
das para verificar si los surtidores/dispensa-
dores de expendio, instalados en estaciones de 
servicio autorizadas, entregan al consumidor 
final automotriz la medida exacta, conforme los 
requisitos de las normas INEN y API aplicables.

I Factores que afectan la exactitud de 	  	
   las medidas 

•	Desgaste o deterioro paulatino de partes o 
piezas fijas o móviles que componen la uni-
dad de medición volumétrica. Este factor 
puede potenciarse dependiendo de la calidad 
del combustible a dispensarse (presencia de 
agua, sedimentos, etc.);

•	Flujo de combustible dispensado por debajo 
del valor mínimo recomendado por el fabri-
cante; 

•	No se puede descartar posibles manipulacio-
nes dolosas por parte de operadores inescru-
pulosos.

Las unidades de medición volumétrica deben 
garantizar la exactitud de sus medidas dentro 
de rangos permisibles de tolerancia, sea en ex-
ceso (+) o en defecto (-); para lo cual deben llevar 
incorporados un sistema de ajuste, para que en 
caso de detectarse alguna descalibración (des-

viación de medida), ésta pueda ser corregida in 
situ por la autoridad competente; sin necesidad 
de que la unidad de medición tenga que ser re-
tirada y llevada a un taller de mantenimiento.

Cuando un surtidor se encuentre descalibra-
do en exceso (+), por encima de los rangos de 
tolerancia, se dice que el medidor mide más de 
lo que verdaderamente entrega; produciéndose 
un claro perjuicio al comprador o al consumidor 
final, lo que debe ser sancionado por la Autori-
dad competente, siguiendo el correspondiente 
proceso administrativo de sanción. 

II Responsables y Frecuencia del 		
    Control Metrológico 

Según el Reglamento de Actividades de Co-
mercialización de Derivados del Petróleo, los 
responsables del control y verificación de la me-
dida de expendio del combustible dispensado 
en los establecimientos autorizados son los ins-
pectores de la Agencia de Regulación y Control 
Hidrocarburífero (actual Agencia de Regulación 
de Energía y Recursos Narurales No Renova-
bles, ARERNNR); sin perjuicio del control pe-
riódico que por cuenta propia deben ejecutar las 
Comercializadoras y Distribuidores a su red de 
Distribución, conforme los sistemas propuestos 
en la solicitud de autorización (…).

La Ley del Sistema Ecuatoriano de la Calidad 
prevé, además, la posibilidad de que Organis-
mos Evaluadores de la Conformidad, acredi-
tado ante el Servicio Ecuatoriano de Acredita-
ción (SAE), puedan verificar y certificar el buen 
funcionamiento y precisión de los sistemas de 
medición volumétricas instalados en estableci-
mientos comerciales o industriales del país.

No existe una normativa específica nacional 
que regule la frecuencia y los procedimientos de 
comprobación de las medidas realizadas y regis-
tradas por los instrumentos de medición volu-
métrica de combustibles dispensados. 

UNIDAD (US) EQUIVALENTE (SI)

LONGITUD

yarda (3 pies) 91,44 centímetros

pie (12 pulgadas) 30,48 centímetros

pulgada 2,54 centímetros

MASA

tonelada larga (2240 lb. av ) 1 016,047 kilogramos

quintal (100 lb.av.) 45,359 24 kilogramos

libra avoirdupois (16 onz. av.) 0,453 592 4 kilogramos

VOLUMEN

pie cubico 28,31685 decímetros cúbicos

pulgada cubica 16,38706 centímetros cúbicos

barril (42 galones US) 0,1589873 metros cúbicos

galón US (231 pulgadas cúbicas) 3,785412 litros

Tabla 1: Equivalencia de Unidades metrológicas
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Los fabricantes recomiendan se realice una 
verificación del buen funcionamiento y exacti-
tud de las medidas, al menos una vez al año. Sin 
embargo, dado que la precisión de estos apara-
tos pueden verse afectados significativamente, 
en función a la frecuencia de su uso y otros fac-
tores ya analizados, lo recomendable es que los 
surtidores/dispensadores de expendio de com-
bustibles se sometan al escrutinio de control y 
verificación al menos una vez cada 6 meses. 

 III Sistema de Unidades Metrológicas  
Cada país o estado es libre de adoptar sobe-

ranamente el sistema de unidades metrológicas 
que más le convenga o se adapten a sus intere-
ses.

Mediante Ley Nº 1456 de Pesas y Medidas, 
promulgada en el Registro Oficial Nº 468 del 9 
de enero de 1974 se adoptó de forma obligato-
ria el Sistema Internacional de Medidas (SI); sin 
embargo, en algunas actividades comerciales, 
como es en la industria hidrocarburífera, aún se 
siguen utilizando unidades de medida pertene-
cientes a otros sistemas como el Anglosajón o 
“Americano” (US).  Ha habido varios intentos de 
implantar el Sistema Internacional de Medidas 
(SI) en la cadena de comercialización de com-
bustibles, pero han fracasado, debido al alto cos-
to que significaría migrar de un sistema a otro. 
Sin embargo, la Norma NTE INEN 47:1973, en 
su Anexo B, establece algunas equivalencias en-
tre Unidades SI y US 

IV Medidores volumétricos  
Las Estaciones de Servicio autorizadas deben 

estar equipadas con sistemas de medición volu-
métricas de combustibles altamente precisos y 
confiables, denominados surtidores (con bomba 
incorporada) o dispensadores (con bomba ins-
talada en tanques de almacenamiento), cuyos 
principales componentes son descritos en la 
Norma NTE INEN 1791: 1999:  

•	Surtidor o dispensador: Aparatos que mide y 
entrega un volumen determinado de líquido 
con registro de precio unitario, volumen en-
tregado y valor total.

•	Medidor: sistema conformado por un bloque 
de acero, aluminio o alguna otra aleación de 
material anti-chispa y resistente a la abra-
sión, que mide en forma discreta la cantidad 
de combustible dispensado, enviando una se-
ñal mecánica o electrónica al registrador. 

•	Sistema de ajuste: Dispositivo que sirve para 
controlar la exactitud del volumen de líquido 
entregado. 

•	Registradora: Sistema mecánico o electróni-
co embebido que controla el funcionamien-
to del surtidor y de la bomba; y contiene los 
indicadores de las medidas realizadas por el 
medidor y el mecanismo de encerado. Estos 
indicadores registran los volúmenes de com-
bustibles dispensados en galones americanos 
(US).
Todos los elementos de medición, ajuste y 

transmisión de datos anteriormente mencio-
nados deben contar con dispositivos adecuados 
para la colocación de sellos de seguridad, en 
prevención a posibles manipulaciones no auto-
rizadas de estos elementos que son de exclusi-
vo control por parte de la Autoridad de control 
competente. 

V Patrones volumétrico o Contrastador 
La verificación de la medida exacta del volu-

men entregado o dispensado debe efectuarse 
mediante contrastadores volumétrico (Sera-
phin) o patrones de volumen, que deben guar-
dar trazabilidad con el patrón volumétrico na-
cional, bajo custodia del INEN.

Estos patrones deben cumplir los siguientes 
requisitos técnicos de construcción y diseño:

•	Capacidad nominal: suficientemente grande 
como para contener al menos 1 ½ veces el vo-

Foto 3.-Medidores volumetricos de despalzamiento 
positivo localizados en la parte interna del surtidor:  

Foto 4.- Vista exterior de un dispensador de combusti-
ble de tres mangueras por lado 

Cómo se comprueba la medida exacta de combustible 
dispensado en una Estación de Servicio

Autor: Rodrigo W. Chávez Medina
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lumen que se espera que el medidor entregue 
en un minuto durante su funcionamiento 
normal. 

•	Cuerpo cilíndrico con cuello vertical.
•	Volumen del cuello vertical: 10% del volu-

men total
•	Escala graduada: intervalos de 1,0 ó 0,5 pul-

gadas cúbicas (plg³) con tubo visor capilar, 
colocados en la parte central del cuello.

•	Placa de características: nombre del fabri-
cante, material de construcción, número de 
serie, factor de compresibilidad, año de cons-
trucción, capacidad.

•	Trazabilidad: Sello de seguridad INEN o del 
Organismo Evaluador de la Conformidad, 
Conector a tierra. 

•	Material de construcción: Material resistente 
a los combustibles como acero inoxidable o 
Acero al carbón. Refuerzos metálicos alrede-
dor del cuerpo y en su base para evitar defor-
maciones debido a posibles golpes.

•	Fondo ligeramente cóncavo o convexo para 
garantizar el desalojo total de fluido de su 
interior. 

•	Accesorios según el tipo de patrón: válvulas 
de cierre rápido, agarraderas, termopozos, 
niveles de burbuja horizontal y vertical, re-
molque, etc.

VI Tolerancia permisible
La norma NTE INEN 1781 (1991), determi-

na lo siguiente:
 Tolerancias. Es el máximo error permisible 

que se aplica cuando los surtidores se encuen-
tren en condiciones normales de funcionamien-
to.

Volumen medido Tolerancia

˃ 5 litros %0,5±

Como la tolerancia (T) está determinada en 
litros (l) que corresponden al Sistema SI, debe 
transformarse a unidades del sistema US, to-
mando en cuenta que 1 gl = 3,785 412 litros = 
231 plg³:

Volumen 
medido Tolerancia

5 gl ± 0,5(5,00 gl x 231 plg³/gl)/100 = ± 5,775 plg³

Foto 5.- Contrastador de 500 gls. 
Usado en Terminales de abasteci-
miento 

Foto 6.-Contrastador de 50 gls. 
Usado en industrias

Foto 7.-Contrastadores de 5 gls 
para verificación de medida en es-
taciones de servicio

  

Gráfico 1.- Volúmenes equivalen-
tes en el surtidor Vs volúmenes 
medidos en el Seraphin (ver 
tabla 3)

Foto 8.-lecturas en el Seraphin dentro del rango de tole-
rancia admitidos. 

 5,775 plg

Tolerancia

5,775 plg³

4,98  galones
5,00  galones
5,02  galones



F

PGE PETRÓLEO & GAS - No. 27 - Quito, Diciembre 2020

52

Q
H

S
E

D
O

W
N

S
T
R

E
A

M

El resultado obtenido significa que por cada 
5 galones americanos medidos en el Seraphin se 
tolerará una diferencia de ± 5,775 plg³; esto es: 
cerca de 6 líneas en la escala graduada cuando 
dicha escala se presente en intervalos de 1 plg³; 
o cerca de 12 líneas cuando la escala graduada 
marque intervalos de 0,5 plg³.

VII Procedimiento recomendado para la  
       comprobación del volumen de   	  	
       expendio en una estación de servicio
Equipo mínimo recomendado:

•	Un Serafín (contrastador volumétrico o pa-
trón) de 5 gls de capacidad 

•	Probeta o matraz de vidrio de 2 galones de 
capacidad (opcional) homologado

•	Recipiente metálico de 30 galones de capaci-
dad (opcional)

•	Nivel 
•	Libreta de anotación de campo
•	Acta de Control y de Inspección, debidamen-

te numeradas o codificadas
•	Pegatinas
•	Waipes o franelas 
•	Equipo de protección personal individual: 

guantes, zapatos, ropa de trabajo, gafas, cas-
co, mascarilla para vapores orgánicos, 

Proceso de verificación
1.	 Adopción de medidas de seguridad: aislar 

el área de operaciones con conos o vallas de 
seguridad alrededor de la isla de expendio. 
Verificar que no exista fuentes de ignición 
cercanas y observar los anuncios de NO 
FUMAR, NO USAR CELULARES. Acercar 
al área de operación materiales absorbente 
y un extintor de incendios portátil  

2.	 Verificar la idoneidad del contrastador vo-
lumétrico.  que se libre de producto; sin 
golpes o deformaciones; sello de seguridad 
INEN vigente y en buen estado; que la es-
cala de graduación transparente se encuen-
tre en buen estado de legibilidad.

3.	 Revisar sellos de seguridad instalados en: 
medidor, mecanismo de ajuste, registrado-
res: Solicitar al encargado de la estación de 
servicio el retiro de las cubiertas metálicas 
de los surtidores que van a ser inspeccio-
nados, para verificar la integridad de los 
sellos de seguridad colocados por la auto-
ridad competente.  

4.	 Posicionar a nivel el Seraphin: Colocar el 
Seraphin horizontalmente, tanto en su 
posición horizontal como vertical, junto al 
surtidor que se va a inspeccionar. 

5.	 Hacer tierra: Conectar el cable a tierra en-
tre el Seraphin y algún punto del chasis del 
surtidor. 

6.	 Humedecimiento del Seraphin: Llenar 
completamente de combustible el patrón 
de medida, con la válvula de despacho com-
pletamente abierta, a fin de humedecer el 
recipiente. Verificar que el flujo no sea me-
nor al flujo recomendado por el fabricante 
del surtidor. Desalojar completamente el 
combustible hacia el recipiente de 30 galo-
nes o devolverlo directamente al tanque de 
almacenamiento de la estación de servicio.

7.	 Primera corrida de prueba: Llevar a cero 
(encerar) la lectura del medidor. Marcar 5 
galones en el registro del surtidor. Con la 
válvula de despacho completamente abier-
ta llenar de combustible el patrón de me-
dida hasta que el surtidor haya parado su 
registro en los 5 galones preestablecidos.

8.	 Primera lectura de prueba: Verificar ho-
rizontalmente la medida en el Seraphin 
a través del menisco formado por el com-
bustible en el capilar de la escala graduada 
(ver fotografía 8). Considerar que el nivel 
cero (0) en el Seraphin corresponde exacta-
mente a 5,00 galones de volumen estándar 
y que cada línea hacia arriba o hacia abajo 
representa 1 plg³ de diferencia. Registrar 
en la libreta de campo la cantidad de com-
bustible medido, sea en exceso o en defec-
to, con dos cifras significativas decimales 
(ver gráfico 1).

9.	 Vaciar totalmente el combustible del Sera-
phin hacia el contenedor de 30 gl o directa-
mente hacia el tanque de almacenamiento. 

10.	Segunda corrida de prueba: Repetir el paso 
7, pero esta vez con la válvula de despacho 
semi abierta.

11.	 Segunda lectura de prueba: Repetir el paso 
8.

12.	 Repetir el paso 9
13.	Promediar las lecturas obtenidas en los pa-

sos 8 y 11 y anotar su resultado en la libre-
ta de campo. 

14.	Si el valor promedio obtenido en el paso 
13 es de 5,00 galones, continuar inspeccio-
nando el resto de las mangueras y surtido-
res.

15.	Si el valor promedio obtenido en el paso 
13 es diferente a 5,00 galones pero igual o 
menor a 5,02, se procederá de la siguiente 
manera:  i) romper los sellos de seguridad 
colocados en el calibrador o mecanismo de 
ajuste de medida; ii) recalibrar el equipo en 
sentido negativo si la lectura medida en el 
Seraphin está en exceso o viceversa; ii) re-
petir los pasos 7 al 13 hasta que la lectura 
promedio en el Seraphin sea de 5,00.

16.	Si el valor promedio obtenido en el paso 

Cómo se comprueba la medida exacta de combustible 
dispensado en una Estación de Servicio

Autor: Rodrigo W. Chávez Medina
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13 en igual o superior a 5,03 se procede-
rá de la siguiente manera: i) Suspender el 
servicio de expendio de combustibles por 
la manguera inspeccionada; ii) colocar sello 
de clausura y la razón de la suspensión del 
equipo verificado.  

17.	Dar por finalizado las actividades de verifi-
cación: Vaciar completamente el combusti-
ble del contenedor de 30 gls directamente 
al tanque de almacenamiento que corres-
ponda. Retirar conos de seguridad, sistema 
a tierra y autorizar el reinicio del servicio 
de expendio de combustibles. 

18.	Levantamiento de Actas: Completada la 

verificación de las medidas de expendio de 
la o las mangueras o surtidores programa-
dos, se procederá a levantar las respecti-
vas Actas de Inspección o de Control que 
correspondan según los procedimientos y 
formalidades legales aplicables 

19.	Dejar constancia pública de la verificación: 
Retirar las pegatinas de verificación de to-
dos los surtidores inspeccionados y colocar 
nuevas pegatinas en lugar visible de cada 
manguera verificada a conformidad, con la 
siguiente información obligatoria: fecha de 
verificación, fecha de vigencia, nombre de 
la institución que realizó la verificación.

Corrida

Líneas de 
Desviación para 
escala cada  0,5 

plg³

Volumen 
equivalente de la 

desviación
(plg³)

Total volumen 
total en el 
seraphín

(plg³)

Notación 
matemática 

decimal
(tres dígitos)

A= Valor medido en 
el seraphin B = A*0,5 C =  1155- (B) D = C*5/1155

1 0 0 1155 5,00

2 + 3 (EXCESO) 1,5 1153,5 4,99

3 0 0 1155 5,00

4 -12 (DEFECTO) - 6 1161 5,03

Promedio 5,00

Foto 9: Verificación de la medida de expendio en 
una estación de servicio automotriz (Cortesía de 
Comercializadora Petrolrios) 

•	 Flujo del medidor bajo el mínimo recomendado por 
el fabricante 

•	 Mala colocación del contrastador o se encuentra 
desnivelado 

•	 Falta de humedecimiento del contrastador
•	 Desalojo incompleto de los combustibles del patrón 

de medida previo a realizar la siguiente corrida de 
prueba.

•	 Cambios bruscos de temperatura del líquido entre 
una y otra corrida de prueba

•	 Error de medida por paralaje debido a mala posición 
del observador al momento de verificar la medida 
en el tubo capilar en la escala graduada del patrón 
de medida

Tabla 3. Ejemplo de cómo realizar el cálculo de la notación decimal equivalente respecto a la desviación de 
medida observada en el Seraphin 

VIII	 Situaciones ambientales que pueden afectar la exactitud de las medidas
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XI Conclusiones

1.	 La verificación de las medidas de expendio 
de combustibles líquidos derivados del pe-
tróleo en surtidores/dispensadores de com-
bustibles de estaciones de servicio automo-
triz, debe realizarse de manera periódica y 
obligatoria por parte de los Organismos de 
control metrológico competentes, sin per-
juicio de los controles a cargo del operador 
y de la Comercializadora a la cual pertenece.

2.	 Para la verificación deben utilizarse patro-
nes de medida (contrastadores volumétri-
cos) certificados y trazables con patrones 
nacionales e internacionales.

3.	 La tolerancia admisible de las mediciones 
volumétricas son establecidas por cada país

4.	 Los procedimientos de verificación volumé-
trica deben ser reproducibles por terceras 
partes y sujetarse a procedimientos norma-
dos por autoridad nacional competente; y, 
en caso de que no existiere un procedimien-
to nacional, deben sujetarse a procedimien-
tos normativos de organizaciones interna-
cionales tal como el API MSPS.
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SIGLAS Y DEFINICIONES:
ARCH: Agencia de Regulación y Control Hi-

drocarburífero1. Organismo regulador Ecuato-
riano

Contrastador volumétrico: Patrón de medida 
de volumen de diferente capacidad trazable a un 
patrón nacional

Calibración:  Acción mediante el cual se ajus-
ta la medida de un instrumento de medición a 
valores de precisión y exactitud comparable con 
un patrón de referencia

NTE INEN: Norma Técnica Ecuatoriana del 
Instituto Nacional Ecuatoriano de Normaliza-
ción. Entidad encargada de la estandarización 
técnica aplicables al comercio y la industria 
Ecuatoriana

Seraphin: Tipo o marca de contrastador vo-
lumétrico. 

Surtidor y/o dispensador: Equipo instalado 
en una estación de servicio a través del cual se 
dispensa el combustible directamente a los au-
tomotores. Se diferencia entre sí dependiendo 
de si la bomba accionante está incorporada den-
tro del equipo o está ubicada remotamente en 
los reservorios de almacenamiento.

1. Actual Agencia de Regulación y Control de Energía y Recursos Naturales No renovables A

Cómo se comprueba la medida exacta de combustible 
dispensado en una Estación de Servicio
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Carbono Neutro
Planta de Santo Domingo

Nuestra planta de envasado de GLP en Santo Domingo, se convirtió en la primera 
del sector, en Ecuador, en obtener el aval de carbono neutral.

Convirtiéndose en un hito que evidencia nuestro compromiso con la sostenibilidad 
y medio ambiente.
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