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Notas a la edición en español 

Estas notas acompañan a la edición en lengua española del informe de J. David 

Hughes, Drill, Baby, Drill.1 Cuando traducía el libro, me di cuenta de que salvo que 

fueran de México, Venezuela o Argentina, la mayoría de los lectores del libro en 

español no estaría seguramente familiarizada con los términos del vocabulario 

petrolífero que inundan el libro de Hughes, cuyo glosario, el original escrito por 

Hughes, es muy breve y, con alguna adición de última hora que añadí a la edición 

traducida, es el mismo que figura al final de la traducción.  

En España, como en tantos otros países, no ha habido jamás una producción 

significativa de petróleo o gas, así que una buena parte (quizás toda) de los 

términos usados por Hughes resultan arcanos para el lector medio español por 

interesado que esté en el fracking, un tema que preocupa, y mucho, en España y 

quiero suponer que en otros países latinoamericanos, pero cuyos entresijos la gran 

mayoría desconoce. 

Así las cosas, las notas a la edición española que siguen las he escrito a modo de 

glosario incluyendo todos los términos técnicos que usa Hughes a lo largo de Drill, 

Baby, Drill a los que he añadido otros que me parecen importantes para poder 

profundizar y saborear como se merece la obra del geofísico canadiense, que es un 

libro abierto a la gran trampa financiera de la industria de las lutitas y al fracking, el 

buque insignia de los combustibles no convencionales, hitos en el costoso camino 

hacia ninguna parte emprendido por los neo petroleros de Wall Street. 

Manuel Peinado Lorca 

30 de noviembre de 2013 

 

                                                      

1 La edición española (Perfora, Chico, Perfora) se encuentra en http://postcarbon.org/pcp. 
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Notas 

Aceite 

En inglés oil. Líquido denso compuesto por hidrocarburos que se encuentra formado en la 

naturaleza, como el petróleo, o que se obtiene por destilación de ciertos minerales 

bituminosos o de la hulla, el lignito y la turba. El término más usado para el petróleo sin 

refinar es el de aceite crudo, crudo de petróleo o simplemente crudo. 

Alcanos 

Los alcanos o parafinas son un tipo de moléculas de la familia de los hidrocarburos, que 

están formados solamente por átomos de carbono e hidrógeno, es decir, carecen de 

grupos funcionales como el carbonilo (CO-), el carboxilo (COOH-), o la amida (CON=). Esto 

hace que su reactividad sea muy reducida en comparación con otros compuestos 

orgánicos y es la causa de su nombre no sistemático: parafinas (del latín, poca afinidad). 

Los alcanos pueden formar cadenas lineales ramificadas o no (alcanos alifáticos), o 

cadenas cerradas (cicloalcanos). El alcano más sencillo es el metano con un solo átomo de 

carbono. Otros alcanos conocidos son el etano, el propano y el butano con dos, tres y 

cuatro átomos de carbono, respectivamente. A partir de cinco carbonos, los nombres se 

derivan de numerales griegos: pentano, hexano, heptano, etcétera. Véase la entrada 

“Parafinas”. 

Alquilación, alquilado, alquilo 

El grupo funcional alquilo (nombre derivado de alcano con la terminación de radical -ilo) es 

un sustituyente formado por la separación de un átomo de hidrógeno de un hidrocarburo 

saturado o alcano, para que así éste pueda enlazarse a otro átomo o grupo de átomos. Así, 

si separamos un hidrógeno del metano (CH4), resultaría el grupo metilo (CH3-), pero este 

grupo no puede estar aislado pues en ese caso sería el radical metilo (CH3) altamente 

reactivo. Los alquilos son muy frecuentes y aparecen como sustituyentes o unidades 

estructurales en muchos compuestos orgánicos. 

En química orgánica, se denomina alquilación a la transferencia de un grupo alquilo de una 

molécula a otra. Los agentes alquilantes son ampliamente utilizados en la industria 

química ya que dicho grupo es probablemente el más común entre las moléculas 

orgánicas. Numerosas moléculas orgánicas objetivo o sus precursores sintéticos están 

formadas por una cadena alquilo que contiene grupos funcionales específicos en un 

determinado orden. En el contexto del refinado del petróleo, se utiliza el término para 

referirse a un procedimiento en donde se combinan olefinas con parafinas para formar 

isoparafinas de alto peso molecular. Es usual la alquilación del isobutileno (olefina) con 

isobutano para producir una mezcla del isobutano con isooctano, un proceso muy 

importante en el reformulado del petróleo (véase “Reformulado”) porque produce un 

número de octanos superior a 87 mediante la síntesis de butilenos con isobutano.  

Al resultado final se le denomina alquilado o gasolina alquilada, producto constituido por 

componentes isoparafínicos ramificados de alto peso molecular cuyas características tanto 

técnicas (alto octanaje) como ambientales (bajas presión de vapor y reactividad 

fotoquímica) la convierten hoy en día en uno de los componentes más importantes de la 

gasolina reformulada. La alquilación es un proceso catalítico que requiere de un 

catalizador de naturaleza ácida fuerte; se suelen utilizar como catalizadores los ácidos 

fluorhídrico y sulfúrico. 
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Alquitrán 

 Véase “Bitumen”. 

API 

Escala de gradación de la densidad del crudo. El grado de ligereza y fluidez del crudo se 

mide en grados API (siglas del American Petroleum Institute): cuanto más alto es el índice 

API más ligero es el crudo. Los diez grados API marcan el límite de flotabilidad de un crudo: 

cualquier petróleo con más de diez grados flota sobre el agua. Los crudos lígeros 

generalmente exceden los 38 grados API, mientras que se llaman crudos pesados a todos 

aquellos que tienen un grado 22 o menor. Los intermedios tienen una gradación entre 22 y 

38. 

Árbol de navidad 

En la jerga petrolífera es el equipo de válvulas que controla los fluidos producidos o 

inyectados al pozo. También se le llama cabezal de pozo y cruz del pozo por su forma 

característica. 

 

Figura 1. Árbol de navidad de un pozo de fracking en Troy, Pensilvania2.  

Arenas asfálticas  

Conocidas también como arenas bituminosas, arenas de petróleo, arenas petrolíferas, 

arenas de alquitrán y en Venezuela como crudo extrapesado (véase la entrada), son una 

combinación de arcilla, arena, agua, y bitumen (véase la entrada). De las arenas de 

alquitrán se extrae un bitumen que se transforma en petróleo crudo sintético o es refinado 

directamente en refinerías especializadas para obtener productos del petróleo en procesos 

técnicamente más complicados, con menor TRE y mucho más costosos que los que se 

aplican al petróleo convencional. El petróleo convencional es extraído por medio de pozos 

mientras que los depósitos de arenas bituminosas se explotan usando técnicas de 

                                                      

2 Fuente: New York State Department of Environmental Conservation (2009). 

http://es.wikipedia.org/wiki/Venezuela
http://es.wikipedia.org/wiki/Arcilla
http://es.wikipedia.org/wiki/Arena
http://es.wikipedia.org/wiki/Agua
http://es.wikipedia.org/wiki/Bitumen
http://es.wikipedia.org/wiki/Petr%C3%B3leo_crudo
http://es.wikipedia.org/wiki/Refiner%C3%ADa
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seccionamiento de minería superficial o se les hace fluir hacia pozos por medio de técnicas 

in situ que reducen la viscosidad del bitumen por medio de vapor y/o solventes. En 

promedio se necesitan dos toneladas de arenas asfálticas para obtener un solo barril de 

petróleo. 

 

Figura 2 Imagen de las arenas asfálticas3.  

Los recursos minerables a cielo abierto son mucho más escasos que los profundos. Por 

ejemplo, en Canadá el 80% de los recursos petrolíferos proceden de las arenas asfálticas, 

la mayor parte de las cuales están tan profundas que no son extraíbles por medio de la 

minería en superficie. De ahí que se hayan desarrollado o se estén desarrollando métodos 

de extracción in situ. Los cuatro procesos in situ que se usan o con los que se experimenta 

son el Drenaje Gravitacional Asistido con Vapor (SAGD, por sus siglas en inglés: Steam 

Assisted Gravity Drainage), el Proceso de Extracción por Vapor (VAPEX: Vapor Extraction 

Process), la Estimulación Cíclica con Vapor (CSS: Cyclic Steam Stimulation) y la Inyección 

de Aire Caliente (THAI: Toe to Heal Air Injection). Los procesos SAGD y CSS implican la 

inyección de vapor de agua en el pozo para separar el bitumen de las arenas lo que 

permite extraer el primero hasta la superficie. El proceso VAPEX usa solventes además de 

vapor y el THAI inyecta calor verticalmente a través de un pozo. En cualquier caso, sea por 

minería en superficie sea por procedimientos in situ, lo que se obtiene es bitumen que ha 

de ser mejorado (upgraded) para poder ser utilizado comercialmente.  

Areniscas 

Pertenecen al grupo de las rocas detríticas, un tipo de rocas sedimentarias formadas 

fundamentalmente por acumulación de fragmentos de rocas y minerales preexistentes que 

no se han alterado químicamente o que sólo han sufrido alteración parcial. Las rocas 

detríticas se clasifican según el "grano" de los fragmentos que las componen, es decir, por 

el tamaño medio de los fragmentos. La mayoría de los geólogos admiten un límite arbitrario 

de 4 mm de diámetro medio por debajo del cual los componentes se denominan arenas y 

                                                      

3 Fuente: http://reputationcrisis.files.wordpress.com/2012/08/arena-bituminosa.jpg. 

http://es.wikipedia.org/wiki/Miner%C3%ADa_en_superficie
http://es.wikipedia.org/wiki/Viscosidad
http://es.wikipedia.org/wiki/Vapor_(estado)
http://es.wikipedia.org/wiki/Solvente
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por encima gravas. Cuando las arenas están cementadas, las rocas se denominan 

areniscas; cuando las gravas están cementadas, las rocas se denominan conglomerados. 

Las arenas y areniscas se denominan también sammitas y cuando son de tamaño muy fino 

(diámetro inferior a 1/16 mm) se pasa insensiblemente hacia las lutitas, también 

caracterizadas por la finura de las partículas que las integran pero que se diferencian de 

las areniscas por su composición mineralógica especial, ya que están formadas en gran 

proporción por los llamados minerales de la arcilla, resultantes de la alteración de los 

feldespatos procedentes de las rocas endógenas. Cuando las areniscas se forman a partir 

de rocas calizas, se llaman calcarenitas. 

Aromáticos 

Hidrocarburos caracterizados por estruturas en anillo no saturadas de átomos de carbono. 

Los aromáticos comerciales del petróleo son los llamados BTEX (ver la entrada).  

Arrendamiento de terrenos 

A diferencia de lo que sucede en Estados Unidos, en la mayoría de los países europeos, 

entre otros España, la propiedad de los derechos minerales del subsuelo es estatal. Los 

propietarios estadounidenses reciben compensaciones por la explotación minera 

subterránea de sus tierras; en Europa, la posesión de tierra es retenida por el Estado. Los 

propietarios reciben, por lo tanto, pocos incentivos para permitir la perforación en sus 

tierras, sobre todo si temen que las explotaciones, de las que solo recibirán molestias, 

puede echar a perder los recursos de agua y reducir significativamente su valor, tanto para 

la agricultura como para el turismo. En Estados Unidos, los propietarios ceden los derechos 

de perforación en sus tierras mediante contratos de arrendamiento que contienen 

cláusulas sujetas a la producción (véase esta entrada). 

Los negocios de trueque de los derechos de los arrendamientos se han convertido en un 

lucrativo negocio que está contribuyendo a la burbuja creada por el fracking (véase la 

entrada “Fracking burbuja financiera”). 

Asfalto o brea 

El asfalto es un material viscoso de color negro, compuesto casi exclusivamente por 

bitumen (ver la entrada), que se obtiene del crudo y se usa como aglomerante en mezclas 

asfálticas para la construcción de infraestructuras viarias y como impermeabilizante. Se 

encuentra en estado natural formando una mezcla compleja de hidrocarburos sólidos que 

aflora en la superficie de algunas cuencas petrolíferas. A pesar de la fácil explotación y 

excelente calidad del asfalto natural, no suele explotarse desde hace mucho tiempo 

porque como puede obtenerse en las refinerías como subproducto sólido en el craqueo o 

fragmentación que se produce en las torres de destilación, resulta mucho más económico 

obtenerlo de este modo.  

ASPO 

Acrónimo de la Asociación para el Estudio del Pico del Petróleo y el Gas (Association for the 

Study of Peak Oils & Gas). 
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Barril 

Nombre de varias unidades de volumen usadas en el Reino Unido y en los Estados Unidos. 

En el comercio internacional del petróleo se usa como medida el barril estadounidense que 

equivale a 42 galones (158,987294928 litros; véase la entrada “Galón”). La razón de una 

medida tan extraña como los 42 galones y no un número cerrado como 20, 40 o 50, por 

ejemplo, obedece a razones históricas. En el año 1866 el estado de Pensilvania lideraba la 

producción mundial de petróleo. En agosto de ese año, los principales productores de 

petróleo del estado adoptaron como unidad de medida para la comercialización del 

petróleo un barril con una capacidad de 42 galones. La razón de esa elección obedecía a la 

relativa facilidad de manejo de un barril por parte de una pareja de hombres (un barril de 

petróleo pesa aproximadamente unos 136 kilogramos) y a la vez el tamaño del mismo 

permitía que veinte barriles de petróleo pudiesen ser colocados sobre un vagón de carga 

de los trenes de la época, lo que abarataba el costo del transporte del producto extraído.  

Escoger un barril de esa capacidad no fue una ocurrencia de los petroleros, sino que se 

basó en la sencilla razón de que el barril de 42 galones ya era un patrón de medida 

utilizado profusamente en diversas transacciones comerciales. Era el envase tradicional y 

de uso común con el que se almacenaba y comercializaba la mayor parte de los productos 

de consumo como el arenque, el salmón, el vino, la melaza, la mantequilla, el jabón y hasta 

el aceite de ballena. Todos ellos se transportaban y comercializaban en barriles o toneles 

de 42 galones de capacidad. Ese atípico valor como referencia de volumen en el comercio 

estadounidense de finales del siglo XIX era una herencia de la época colonial. Tal medida 

de capacidad había sido impuesta bajo el reinado de Ricardo III de Inglaterra (1483-1485) 

y traído a tierras americanas por los primeros colonos. Además de estos, el estatuto de 

Pennsylvania de 1700 había establecido el barril de 42 galones como el contenedor 

estándar para el transporte de todo tipo de productos y comestibles, por lo que su uso 

adquiría contexto legal en el comercio. 

El barril de petróleo Brent, un tipo de petróleo que se extrae principalmente del mar del 

Norte, marca la referencia en los mercados europeos. El barril de West Texas Intermediate 

es un promedio, en cuanto a calidad, del petróleo producido en los campos occidentales 

del estado de Texas. Se emplea como precio de referencia para fijar el precio de otros 

petróleos crudos producidos en Oriente Medio (barril OPEP) o en el mar del Norte (barril 

Brent).  

Barril equivalente de petróleo (BEP) 

Unidad de energía equivalente a la energía liberada durante la quema de un barril de 

petróleo crudo, que según el Departamento del Tesoro estadounidense equivale a 5,8 

Mbtu. El valor es necesariamente una aproximación, porque las diferentes calidades de 

petróleo tienen poderes caloríficos ligeramente distintos. El Servicio Geológico de los 

Estados Unidos le da una equivalencia de 6.000 pies cúbicos (170 m3) de gas natural 

típico. El BEP es utilizado por las compañías de petróleo y gas para el balance de sus 

estados financieros como una forma de combinar reservas de petróleo y gas natural en 

una sola medida. 

Benceno 

Hidrocarburo aromático presente en pequeñas proporciones en algunos crudos y producido 

comercialmente a partir del petróleo por el reformado catalítico de naftenos en nafta. 

También puede obtenerse a partir de carbón en la fabricación de coque. Se utiliza como 

disolvente, en la fabricación de detergentes, plásticos y fibras sintéticas, como materia 
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prima en petroquímica y como componente de la gasolina de alto octanaje. Su inicial es la 

primera letra del acrónimo BTEX (ver la entrada). 

Biocarburante 

Un biocarburante o biocombustible es una mezcla de hidrocarburos que se utiliza como 

combustible (para sustituir a la gasolina o al gasóleo, bien sea de manera total, en mezcla 

con estos últimos o como aditivo) y que procede de la biomasa, es decir de la materia 

orgánica originada en un proceso biológico, espontáneo o provocado, utilizable como 

fuente de energía.  

 

Figura 3 Esquema de producción de bioetanol a partir del maíz4.  

Para la obtención de los biocarburantes se pueden utilizar especies de uso agrícola tales 

como el maíz o la mandioca, ricas en carbohidratos, o plantas oleaginosas como la soja, el 

girasol y las palmeras. También se pueden emplear especies forestales como el eucalipto y 

los pinos. Los biocarburantes más usados y desarrollados son el bioetanol, émulo de la 

gasolina, y el biodiésel, que sustituye al gasoil. El bioetanol se obtiene por fermentación 

alcohólica de azúcares de diversas plantas como la caña de azúcar, la remolacha o los 

cereales, o mediante la hidrólisis y la fermentación del almidón obtenido del maíz y de 

otros cereales.  

El biodiésel se fabrica a partir de aceites vegetales, que pueden ser usados o sin usar. En 

este último caso se suele usar colza, soja o tabaco, que son cultivados para este propósito 

y a los que se somete a un proceso industrial de transesterificación. La mayor parte del 

biodiésel y cerca de un 80% del bioetanol producidos en el mundo se utilizan como 

combustibles para transporte. El resto sirve como insumo en la fabricación de bebidas 

alcohólicas y en otras industrias como la farmacéutica. 

                                                      

4 Fuente: http://www.laprensa.com.uy/index.php/locales/22969-mezcla-a-diesel-no-se-podrian-

cumplir-por-atrasos-en-inversiones. 
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Hay otros biocarburantes como el biopropanol o el biobutanol que son menos conocidos, 

pero que podrían tomar mayor relevancia futura habida cuenta el declive y el alto precio de 

los combustibles fósiles. 

La mayor ventaja de los biocombustibles es su capacidad para mezclarse con los 

carburantes convencionales. No tienen problemas para llevarse bien. El bioetanol se 

incorpora a la gasolina en las instalaciones de almacenamiento al mismo tiempo que se 

añaden los aditivos, exactamente en el brazo de carga de los camiones cisterna. El 

biodiésel se agrega en las refinerías. Como regla general, y según especificaciones 

internacionales, la gasolina se combina con bioetanol en un porcentaje no superior al 10% 

en volumen y el gasóleo se mezcla con biodiésel hasta el 7% en volumen. Pero hay 

excepciones. Existen vehículos especialmente diseñados (flexi-fuel) que admiten etanol 

E85, una mezcla de gasolina y etanol con un 85% en volumen de biocarburante. Y hay taxis 

o autobuses urbanos que se mueven con biodiésel B30, mezcla de gasóleo y biodiésel en 

una proporción de 70:30. Los combustibles no cambian mucho mucho si se le añaden 

biocarburantes porque unos y otros tienen características físico-químicas muy similares, 

aunque con el bioetanol hay que vigilar la curva de destilación y la compatibilidad de los 

materiales, y con el biodiésel se debe estudiar la estabilidad y el comportamiento en frío. 

Todo ello se tiene en cuenta al formular los aditivos. 

Biogás 

El metano (CH4), el hidrocarburo alcano más sencillo, se presenta en forma de gas a 

temperaturas y presiones ordinarias. Aunque su origen último sea el mismo, materia 

orgánica metanizada, la formación del metano en la naturaleza es doble: termogénica o 

biogénica. El metano termogénico se produce de forma natural en el interior de la tierra a 

profundidades variables como consecuencia de la descomposición de los organismos 

enterrados durante millones de años. Ese metano es el componente esencial del gas 

natural. El metano biogénico procede de fuentes de origen biológico que trabajan 

constantemente: actividades bacterianas que descomponen la materia orgánica, arrozales, 

explotaciones agrícolas en las regiones tropicales y subtropicales, combustión de biomasa, 

descomposición de residuos orgánicos en vertederos, ventilación de las minas de carbón, 

fermentación entérica de los rumiantes, etcétera.  

El metano surgido en esos procesos naturales puede utilizarse para producir biogás en en 

dispositivos específicos (biodigestores) por las reacciones de biodegradación de la materia 

orgánica que realizan diversos microorganismos descomponedores en ambiente 

anaeróbico, es decir, en ausencia de oxígeno. El resultado es una mezcla constituida por 

metano en una proporción que oscila entre un 40% y un 70%, y dióxido de carbono (entre 

un 30-40%), junto con pequeñas proporciones de otros gases como hidrógeno, nitrógeno, 

oxígeno y sulfuro de hidrógeno. Un m3 de biogás con una proporción aproximada de 70% 

de metano y 30% dióxido de carbono posee un poder calorífico aproximado de 6.000 kcal y 

tiene la siguiente equivalencia con otras fuentes de energía: 0,8 litros de gasolina, 0,6 m3 

de gas natural, 6,9 kwh de electricidad, 1,5 kg de madera, 0,71 litros de fueloil, 0,3 kg de 

carbón y 1,2 litros de alcohol combustible (Cerdá, 2012). 

El biogás se puede utilizar para producir energía eléctrica mediante turbinas o plantas 

generadoras a gas, en hornos, estufas, secadores, calderas u otros sistemas de 

combustión a gas; también puede utilizarse en pilas de combustible previa realización de 

una limpieza de SH2 y de otros contaminantes de las membranas; se puede introducir en 

las redes de transporte de gas natural previa purificación y agregación de los aditivos 

necesarios y, finalmente, puede utilizarse como material de base para la síntesis de 

productos de elevado valor añadido como el metanol, el gas natural licuado e incluso como 

combustible de automoción (IDAE, 2007). 

El metano es un gas de efecto invernadero relativamente potente que contribuye al 

calentamiento global de nuestro planeta ya que tiene un potencial de calentamiento global 

de 23 (Intergovernmental Panel on Climate Change, 2007), lo que significa que en una 
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media de tiempo de cien años cada tonelada emitida de metano calienta la Tierra 23 veces 

más que la misma masa de CO2. Por lo tanto, producir biogás une a su capacidad 

energética el beneficio de retirar metano de la atmósfera. 

Como el biogás se genera también a partir de residuos orgánicos agrícolas y ganaderos se 

puede producir en gasificadores a pequeña escala distribuidos por granjas y aldeas (Figura 

4) o en gasificadores de mayor envergadura y más centralizados a escala municipal, como 

los que aprovechan los vertederos. Aunque la producción de biogás represente muy poco 

en comparación con la producción total de gas producirlo tiene mucho sentido: el metano 

se captura y se utiliza en lugar liberarlo, los riesgos explosivos del gas de vertedero se 

eliminan y el volumen en los vertederos se reduce. En el mundo en desarrollo se están 

realizando esfuerzos para instalar gasificadores de pequeña escala para producir 

combustible para cocinar y otros usos a partir del estiércol y de residuos orgánicos (Hivos, 

2012). Hacerlo limita la necesidad de utilizar leña para la energía y por lo tanto reduce la 

degradación ecológica.  

 

Figura 4. Esquema del funcionamiento de una planta de gasificación a partir 

de los residuos generados en una granja.  

Elaboración propia. 

Para hacernos una idea de los que estamos hablando en España, un proyecto singular y 

estratégico (Probiogás), liderado por el centro tecnológico Ainia, evaluó la disponibilidad de 

materias primas (residuos ganaderos y agrícolas y de la industria agroalimentaria) 

susceptibles de ser utilizadas para producir biogás (Rico, 2013). El volumen detectado 

(49,7 millones de toneladas/año) daría para cubrir el 4,2 % de la demanda anual de gas. 

Pero como en nuestro país el Ministerio de Industria está al servicio de la patronal eléctrica 

UNESA, se da la paradoja de que el biogás está fiscalmente castigado por una injustificada 

discriminación tributaria que obliga a pagar el impuesto del 7% por producción de 

electricidad y el impuesto de hidrocarburos como, por ejemplo, paga el carbón. 

El sector del biogás agroindustrial pide ayudas públicas abiertamente, entre otras 

cuestiones porque vio frenado en seco su nacimiento (hay 30 plantas en España frente a 

5.000 en Alemania). En un reportaje publicado en la revista Energías Renovables en abril 
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de 2013, Jorge Tinas, coordinador del grupo de Biogás en la Asociación de Productores de 

Energías Renovables (APPA Biomasa), afirmaba que “una retribución (en primas) suficiente 

para el desarrollo de los objetivos del Plan de Energías Renovables 2011-2020 permitirá 

un balance final positivo para el Estado”. Según estos cálculos, se desembolsarían 73,4 

millones de euros en primas, pero retornarían 188,3 millones en concepto de contribución 

fiscal, tratamiento de residuos, prestaciones por desempleo evitadas y emisiones de CO2 

ahorradas. Es decir, que se conseguiría un saldo positivo de 114,5 millones de euros para 

las arcas públicas (Rico, 2013). Pero como ocurre en el caso de los biocombustibles, las 

primas pueden traer otros problemas que ya se están dando en Alemania, tal y como se 

explica en el aparatdo dedeicado a los biocombustibles en Perfora, chico, perfora. 

Bitumen 

También llamado “betún” o “brea”, una materia orgánica soluble en solventes orgánicos, 

es un derivado degradado térmicamente del querógeno (véase esta entrada). Aún se está 

investigando sobre la relación exacta entre el querógeno, el bitumen y los hidrocarburos 

liberados durante el calentamiento de la materia orgánica. En todo caso, el bitumen es una 

mezcla de líquidos orgánicos altamente viscosa, negra y pegajosa, compuesta 

principalmente por hidrocarburos aromáticos policíclicos. En la destilación fraccionada del 

petróleo, el betún es la fracción residual (el fondo) más pesada y la que tiene el punto de 

ebullición más elevado. No debe ser confundido con el asfalto (al que a veces se llama 

'betún de Judea' o 'judaico', pero que es una mezcla de minerales y betún) ni con el 

alquitrán (que se obtiene de la destilación fraccionada del carbón y es químicamente 

diferente). La mayoría de los betunes contienen azufre y varios metales pesados como 

níquel, vanadio, plomo, cromo, mercurio y también arsénico, selenio y otros elementos 

tóxicos. El betún se usa principalmente para pavimentar carreteras y calles en forma de 

hormigón asfáltico. Se usa también en productos para impermeabilizar en el sellado de 

techos y tejados, canales, presas de tierra, etcétera. También es la principal materia prima 

de la explotación petrolera de las arenas bituminosas actualmente bajo desarrollo en 

Alberta, Canadá (véase la entrada “Arenas asfálticas”). 

Para poder ser utilizado en la industria petrolífera necesita ser mejorado (upgraded) desde 

el momento mismo de su bombeo, dado que es demasiado viscoso como para fluir. Por 

tanto, debe sufrir un proceso de ruptura molecular similar al que sufre el petróleo 

convencional antes de que sea sometido a los procesos de refinado para producir 

combustibles como la gasolina o el gasoil. En resumen, los procesos de conversión del 

bitumen consisten en: 1.- Conversión térmica, un proceso conocido como coking, que 

separa las moléculas de los hidrocarburos bajo severas condiciones térmicas. 2.- 

Destilación, para separar las diferentes fracciones que componen los hidrocarburos. 3.- 

Conversión catalítica, que consiste en la utilización de catalizadores para mejorar las 

fracciones obtenidas. 4.- Hidrotratamiento, para separar impurezas tales como azufre, 

nitrógeno y oxígeno, al tiempo que se añade hidrógeno. 

Bitumen pay 

En la jerga petrolífera de campo, el bitumen pay puede referirse bien al grosor de una capa 

que contiene bitumen o bien al grosor de la capa de bitumen en una determinada zona. 

Mediante el uso de la cartografía geológica tradicional combinada con tecnologías de 

mediciones tales como los rayos gamma, la resonancia magnética nuclear y otras muchas, 

los geólogos petrolíferos pueden calcular el rendimiento neto en toneladas de betún –el 

bitumen pay, aplicado en términos económicos- de la misma forma que los yacimientos 
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petrolíferos se evalúan en términos de su rendimiento en barriles o los gasísticos en 

función de los pies cúbicos que pueden obtenerse del yacimiento. 

Blending 

Procedimiento empleado en las refinerías mediante el cual se mezclan naftas y otros 

componentes para producir gasolina comercial. 

Brea 

 Véase “Asfalto”. 

BTEX 

Acrónimo de benceno, tolueno, etilbenceno y xileno, que son algunos de los compuestos 

orgánicos volátiles que se encuentran en derivados del petróleo. Tienen efectos dañinos 

sobre el sistema nervioso central, el sistema inmunitario y los órganos responsables de la 

producción de células sanguíneas (bazo, ganglios linfáticos y médula ósea) y son muy 

conocidos debido a su alta capacidad contaminante de suelos y aguas. 

Bushel 

Unidad de medida de capacidad para mercancía sólida en los países anglosajones. Se 

utiliza en el comercio de granos, harinas y otros productos análogos. El bushel 

estadounidense equivale a 14,51495584 kilogramos. 

Butano 

El butano es un hidrocarburo liberado en la fermentación de las mantecas rancias, de 

donde deriva su nombre (del latín butyrum, manteca) que aparece también entre los 

componentes del crudo. Es un hidrocarburo saturado, parafínico o alifático, inflamable y 

gaseoso, que se licúa a presión atmosférica a -0,5 °C, formado por cuatro átomos de 

carbono y diez de hidrógeno (C4H10). También puede denominarse con el mismo nombre a 

un isómero de este gas: el isobutano o metilpropano. Como el butano es un gas incoloro e 

inodoro, en su elaboración se le añade un odorizante que le confiere olor desagradable. 

Esto le permite ser detectado en caso de escape, porque es altamente volátil y puede 

provocar una explosión. El butano comercial es un gas licuado, obtenido por destilación del 

petróleo, compuesto principalmente por butano normal (60%), propano (9%), isobutano 

(30%) y etano (1%). 

Capacidad de refinado en barriles por día  

Indica el número máximo en barriles por día de petróleo o gas que una determinada 

empresa refinera puede procesar en 24 horas. Se usa para indicar la capacidad productora 

de una determinada compañía. 

Carbón 

Mineral sólido de color negro o marrón-negro formado por la descomposición parcial de 

materia vegetal en condiciones de ausencia de oxígeno. El carbón es el resultado de la 

transformación de restos vegetales acumulados en el fondo de pantanos, lagunas o deltas 
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fluviales mediante la acción de bacterias anaerobias que han provocado la descomposición 

de los hidratos de carbono (componentes esenciales de los vegetales), enriqueciéndose 

progresivamente en carbono. Tal fenómeno de mineralización orientada de la materia viva 

está fuera de toda duda por la ingente cantidad de restos vegetales fosilizados que se 

encuentran unidos al mismo carbón o en otras rocas íntimamente asociadas a él que se 

formaron al mismo tiempo que los estratos carboníferos. Estos fósiles nos han permitido, 

además, conocer la flora que existía entonces y reconstruir los bosques hulleros, formados 

por criptógamas vasculares (sigilarias, lepidodendros, calamites y helechos arborescentes), 

entre otros. 

El carbón se forma principalmente a partir de la celulosa y de la lignina, hidratos de 

carbono complejos, mediante el proceso de carbonización, que consiste en una serie de 

reacciones anaerobias, bajo aguas estancadas, carentes de oxígeno, en las que se 

desarrolló una abundante flora bacteriana, responsable de la transformación de los restos 

vegetales en carbón. En esencia, el proceso bioquímico consiste en el desprendimiento de 

dióxido de carbono y metano (gas de los pantanos) y enriquecimiento en carbono. Los 

restos vegetales, imprescindibles para la formación del carbón, se acumularon por un 

proceso de sedimentación, unas veces en el mismo sitio donde se desarrolló el bosque 

carbonífero (yacimientos autóctonos) y otras previo un cierto transporte por las aguas 

continentales (yacimientos alóctonos), y luego, con el transcurso del tiempo, se han ido 

transformando en carbón por el proceso bioquímico indicado. 

En conjunto, la formación de una capa de carbón constituye un episodio especial dentro 

del ciclo general sedimentario de la cuenca de sedimentación donde se desarrolló el 

bosque hullero. Por esta razón, la capa de carbón se encuentra siempre intercalada entre 

otras rocas sedimentarias: lutitas, areniscas, pizarras, etcétera, y como el ciclo de 

sedimentación se suele repetir varias veces seguidas, normalmente se formarán varias 

capas de carbón superpuestas en una misma cuenca hullera. Los depósitos de carbón más 

importantes son los de hulla, que se formaron durante el período Carbonífero, pero en 

épocas posteriores también se han formado depósitos de carbón. En el Cretácico y en la 

Era Terciaria se formaron yacimientos de lignitos en condiciones análogas, con frecuencia 

en las desembocaduras de los ríos, por la acumulación de restos de coníferas. 

Los diferentes tipos de carbón dependen, en parte, del tipo de vegetales acumulados, pero, 

sobre todo, del grado de carbonización alcanzado, es decir, del tiempo que haya actuado el 

proceso bacteriano anaerobio, porque una vez interrumpido el proceso ya no vuelve a 

iniciarse. Además, influyen las presiones y temperaturas sufridas por el carbón después de 

su depósito como consecuencia de la profundidad alcanzada en la corteza terrestre y de 

las presiones orogénicas que pueden alcanzar un cierto grado de metamorfismo en el caso 

de la antracita, más rica en carbono y más pobre en materias volátiles que la hulla. Si el 

proceso de enriquecimiento en carbono continúa, puede llegarse a la formación de grafito, 

carbono puro, que a veces forma una delgada capa sobre los restos vegetales fósiles. En 

ciertos casos, como consecuencia del contacto con rocas eruptivas, ha tenido lugar un 

proceso de destilación seca de la hulla, que conduce a la formación de carbón de coque, 

que presenta típicamente prismas hexagonales de retracción. 

La serie clásica de los carbones (turbas, lignitos, hullas, antracitas) corresponde a un 

contenido creciente en carbono, aumentando también progresivamente su potencial 

calorífico, mientras que, por el contrario, disminuyen las cantidades de materias volátiles. 

La madera tiene poco poder calorífico, pero, en cambio, posee hasta un 60% de volátiles; 

se consideran turbas hasta un potencial calorífico de 6.000 Kcal/Kg; los lignitos llegan 

hasta 7.000 (9-17 Mbtu por tonelada), con un 25% de volátiles; las hullas secas (carbón 

sub-bituminoso) pueden llegar hasta las 8.000 (16-24 Mbtu/tn), con un 10% de volátiles; 
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las hullas grasas o bituminosas de 19 a 30 Mbtu/tn, y de aquí en adelante los carbones se 

clasifican ya como antracitas (22-28 Mbtu/tn). 

Catalizador  

Sustancia que induce cambios químicos en otras sin modificarse ella misma. 

Cetanos  

El cetano es el equivalente del octano para el gasoil, esto es, una medida que cuantifica la 

combustión en la gasolina. El índice de cetano mide la calidad de ignición del gasoil. Un 

valor elevado indica mejor calidad y un combustible de combustión más limpia. Los gasoils 

procedentes de la conversión de gas a líquidos tienen un índice de cetano de 

aproximadamente 75, mientras que la mayoría de los gasoils obtenidos del petróleo 

destilado tienen un índice de cetano cuyo valor oscila entre 42 y 51. 

Clatrato 

Un clatrato, estructura de clatrato o compuesto de clatrato (del latín clathratus, que 

significa “enrejado”) es una estructura química formada por una red de un determinado 

tipo de molécula que atrapa y retiene a un segundo tipo diferente de molécula. Un hidrato 

gaseoso es, por ejemplo, un tipo especial de clatrato en el que la molécula de agua forma 

una estructura capaz de contener un gas. El agua congelada puede crear celdas capaces 

de contener moléculas de gas enlazadas mediante puentes de hidrógeno. Numerosos 

gases de bajo peso molecular (oxígeno, dióxido de carbono, nitrógeno, sulfhídrico, metano, 

argón, kriptón, xenón...) forman clatratos en ciertas condiciones de presión y temperatura.  

Bajo las altas presiones que imperan en el fondo del océano, el metano forma un clatrato 

sólido con el agua conocido como hidrato de metano, que contiene una gran cantidad de 

gas dentro de la estructura acuosa cristalina. Los clatratos de metano se habrían formado 

por el arrastre de material vegetal particulado primero a los ríos y luego a los océanos 

(Max, 2000; Paull y Dillon, 2001). La cantidad de metano que se encuentra atrapada con 

esta forma en los sedimentos oceánicos es desconocida, pero posiblemente sea muy 

grande, del orden del billón de toneladas, lo que ha movido a intentar extraerlo.  

Los clatratos hasta entonces desconocidos excepto para algunos expertos, salieron a la luz 

pública y alcanzaron alguna notoriedad cuando el 23 de septiembre de 2008 el diario 

londinense The Independent dio la noticia de que los científicos a bordo de un barco de 

investigación con bandera rusa, el Jacob Smirnitskyi, al descubrir intensas concentraciones 

de metano en varias zonas que cubren miles de kilómetros cuadrados de la plataforma 

continental siberiana, afirmaron tener pruebas de que millones de toneladas del gas 

estaban escapando a la atmósfera desde los fondos marinos del Ártico.  

Que había clatratos de metano en el Ártico y en el permafrost (el suelo permanentemente 

helado de la tundra y la taiga de las tierra boreales que lo circundan) era bien conocida 

(Max, 2000; Paull y Dillon, 2001) como también de su presencia en los hielos de 

Groenlandia y la Antártida (Pauer et al. 1996), pero esa fue la primera vez que se 

observaba un lugar en el que la liberación de metano era tan intensa que el gas no tenía 

tiempo de disolverse en el agua del mar y salía a la superficie en forma de burbujas. 

Inmediatamente fueron bautizadas como “chimeneas de metano” y se lanzó la hipótesis de 

que al fundirse las capas de permafrost que impedían escapar el metano de los depósitos 

submarinos formados antes de la última glaciación la liberación masiva de ese metano, un 

gas de efecto invernadero (véanse las entradas “Metano” y “Potencial de Calentamiento 

Global”), podría acelerar el calentamiento del planeta y causar un círculo vicioso por el cual 

cada vez se fundiría más permafrost y se liberarían mayores cantidades de gas de efecto 

invernadero.  
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Como la cantidad de metano depositado bajo el Ártico se calcula que supera al carbono 

almacenado en las reservas carboníferas mundiales, la noticia no era para tomársela a 

broma. Entonces se reavivó una hipótesis, la del “fusil de clatratos”, emitida seis años 

antes que había pasado alcanzado alguna notoriedad gracias a un documental de la BBC, 

que sostiene que si el calentamiento global produce un aumento de la temperatura 

suficiente de esos depósitos marinos, todo este metano se podría liberar repentinamente a 

la atmósfera, lo que amplificaría de manera inmensa el efecto invernadero y calentar la 

Tierra hasta niveles sin precedentes. Esta hipótesis serviría también para explicar la causa 

del rápido calentamiento global en el pasado lejano de la Tierra, como en los máximos 

térmico del Paleoceno-Eoceno hace 55 millones de años, y del tránsito Pérmico-Triásico, 

hace 250 milones de años, cuando la liberación de metano habría causado la extinción de 

grupos enteros de animales y plantas (Figura 5). 

Esos dos periodos de extinciones de vida terrestre se habían producido en un proceso que 

parecía demasiado lento en su conjunto para poder ser explicado por la teoría del impacto 

de un asteroide. La relación de isótopos de carbono en la roca que mostraba un aumento 

gradual de carbono-12, es decir, de origen biogénico, constituyó el fundamento de la 

hipótesis del “fusil” según la cual la causa del aumento de C-12 podría encontrarse en la 

sublimación del hidrato de metano congelado del fondo marino, liberándose así metano 

biogénico rápidamente (Kennett el al. 2002). Los experimentos y estudios para evaluar qué 

subida de temperatura de las profundidades marinas sería necesaria para producir este 

fenómeno han sugerido que con una subida de 5 °C sería suficiente. 

 

Figura 5. El gráfico azul muestra el porcentaje géneros de animales marinos 

extinguidos durante un intervalo de tiempo dado5.  

No representa todas las especies marinas, sólo aquellas que se fosilizan 

fácilmente. La hipótesis del fusil de clatratos se aplica a las extinciones que 

tuvieron lugar entre el Pérmico (P) y el Triásico (T), y entre finales de Cretácico 

(Cr) y el Paleógeno (Pg).  

Cláusulas sujetas a producción  

Cláusulas que, en Estados Unidos, se incluyen en los arrendamientos de terrenos a 

particulares que hacen las compañías petroleras o gasísticas mediante las cuales se 

obligan a perforar. Los arrendamientos suelen firmarse para períodos de tres a cinco años. 

De no haber perforado en ese período, decaen en sus derechos arrendadores. Con ello se 

                                                      

5 Fuente: http://en.wikipedia.org/wiki/Clathrate_gun_hypothesis. 
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trata de evitar la acumulación de terrenos sin explotar en manos de las compañías. Lo que 

hacen ahora las compañías que atesoran las mayores cantidades de derechos de 

arrendamiento es negociar con ellos, lo que está contribuyendo a inflar la burbuja del 

fracking (véase la entrada “Fracking: burbuja financiera”). 

Combustible búnker 

Cualquier variante del fueloil (ver esta entrada) usada para motores de navegación 

marítima. Recibe su nombre de los contenedores en barcos y en los puertos en donde se 

almacena. Debido a su alta viscosidad todos los combustibles búnker requieren 

calentamiento, que por lo general se consigue por medio de un sistema de circulación 

continua a baja presión de vapor de agua, antes de que el combustible sea bombeado 

desde el tanque de combustible búnker.  

Combustibles no convencionales 

Todo tipo de combustibles que no sean obtenidos por métodos convencionales de 

perforación (véase la entrada “Convencional y no convencional”). Son los siguientes (las 

denominaciones en itálicas y entre paréntesis son las empledas por Hughes en Drill, Baby, 

Drill: Gas y petróleo de lutitas (shale gas, shale oil, tight gas, tight oil), arenas asfálticas (tar 

sands), pizarras bituminosas (oil shale), petróleo del Ártico y de aguas profundas (Arctic 

and deepwater oil), petróleo extrapesado (Extra-heavy oil), biocombustibles (biofuels), 

líquidos procedentes de la conversión del carbón y del gas (Coal- and gas-to-liquids), 

recuperación mejorada del petróleo (Enhanced oil recovery), metano de lecho de carbón o 

grisú (Coalbed methane), gas del Ártico y de aguas profundas (Arctic and deepwater gas), 

hidratos de gas o clatratos (gas hydrates), biogás (biogas) y gasificación in situ del carbón 

(in situ coal gasification). 

Compuestos orgánicos volátiles o COV  

En la terminología técnica y legal de la contaminación los COV son aquellos compuestos 

orgánicos que participan en las reacciones fotoquímicas de la atmósfera. Son centenares 

de compuestos como el metano, benceno, formaldehido, clorofluorocarbonados y halones 

que contienen bromo. Las principales fuentes de emisión artificial de COV son las 

industrias del petróleo y el gas natural, y los vehículos, tanto por efectos de la evaporación 

como por combustión incompleta.  

Condensados operacionales  

En inglés lease condensates. Una mezcla que consiste principalmente en hidrocarburos 

más pesados que los pentanos y que se recupera en forma líquida a partir del gas natural 

en las instalaciones de campo donde se separan diferentes fracciones procedentes del gas 

natural. Esta categoría excluye a los líquidos del gas natural como el butano y el propano, 

que son recuperados en instalaciones procesadoras específicas.  

Convencional y no convencional 

Desde el punto de vista de su disponibilidad y de su facilidad de transformación en 

combustibles listos para el consumo, los hidrocarburos se suelen clasificar en 

convencionales y no convencionales. Se denominan hidrocarburos no convencionales no 
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porque sean hidrocarburos con características nuevas, sino por las técnicas usadas para 

extraerlos.  

Aunque el término no convencional abarca varios tipos de yacimientos (véase la entrada 

“Combustibles no convencionales”), para la mayoría de las explotaciones en tierra firme de 

gas natural la discusión se centra entre los hidrocarburos convencionales y los no 

convencionales obtenidos mediante fracking, es decir procedentes de las lutitas. La 

diferencia esencial es que en los yacimientos convencionales, así llamados por ser los que 

han sido tradicionalmente explotados por la industria desde el siglo XIX, hay una roca 

madre en la que se origina el hidrocarburo y una roca almacén (el auténtico yacimiento o 

depósito) en la que se acumula el hidrocarburo que ha migrado desde la roca madre. Para 

que se produzca la migración, la roca madre debe reunir dos condiciones; la primera es 

que tenga suficiente materia orgánica como para que la temperatura, la presión y el tiempo 

hayan logrado formar hidrocarburos; la segunda condición es que ha de ser 

necesariamente permeable, porque de lo contrario el hidrocarburo se estancaría en origen. 

Por su parte, la roca almacén ha de ser cuando menos porosa, para que el espacio de sus 

poros se rellene con el hidrocarburo. Si además de porosa fuera permeable, es obvio que 

el hidrocarburo no resultaría confinado, sino que tendería a escapar, cosa que de hecho 

ocurre en los afloramientos naturales de brea y ocurría en las pozas superficiales en las 

que se detectaron los primeros petróleos.  

 

Figura 6. Esquema de la distribución en el subsuelo de yacimientos no 

convencionales de gas y petróleo.  

Elaboración propia. 

Por tanto, en un yacimiento convencional hay siempre una roca madre (con restos de 

hidrocarburos) y una roca almacén (el verdadero yacimiento) en dónde se acumulan los 

hidrocarburos, y debe haber una roca impermeable, la roca de cobertera, que actúa como 

“sello” o “tapadera” de la roca almacén, porque de no existir esa roca selladora el 

hidrocarburo continuaría migrando hasta aflorar en superficie, como ocurre en los 

afloramientos de breas. Gracias a la conjunción de los tres tipos de rocas se forman las 

llamadas “trampas de hidrocarburos”, que son zonas del subsuelo con unas características 

geológicas (estratigráficas, estructurales o mixtas) que permiten la asociación de una roca 

almacén con una roca sello, tapadera o “techo” e impiden la salida del hidrocarburo, el 

cual se acumula en el yacimiento o depósito trátese de petróleo o de gas. Cuando los 

yacimientos son mixtos de petróleo y gas, debido a las diferencias de densidad, la capa de 

gas se sitúa inmediatamente por debajo de la roca sello; inmediatamente debajo se 

acumula el petróleo, por lo general sobre una capa de agua. Cuando la broca del tubo de 

perforación rompe el sello, la diferencia de presión hace que el fluido tienda a salir. Para 
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evitarlo, se inyecta gas a alta presión para evitar la fuga masiva y poder extraer 

ordenadamente el flujo de salida de los hidrocarburos. 

Los yacimientos de hidrocarburos convencionales se localizan en rocas sedimentarias del 

tipo de las areniscas -que representan el 59% de las rocas almacén- calizas y dolomías 

muy porosas y permeables que contienen el hidrocarburo en los espacios formados por 

grietas o poros interconectados de manera que fluye con facilidad hacia los tubos de 

extracción de los pozos. Históricamente, estos depósitos convencionales de gas natural 

han sido los yacimientos más prácticos y de más fácil explotación. Esas son las rocas 

almacén, pero es importante recalcar que la fuente real de hidrocarburo es una roca madre 

de tipo lutita situada junto a la roca almacén. 

Cuando se habla de los hidrocarburos no convencionales como los de lutitas, se precisa la 

primera condición: gas impregnando una roca madre impermeable cuyos poros están 

saturados con el hidrocarburo. La roca madre puede ser una lutita, en cuyo caso en la jerga 

petrolífera se habla de shale gas o shale oil (ver estas entradas) o bien pueden ser rocas 

aún más compactas (tight) de permeabilidad aún más baja que la que define el rango de 

las lutitas propiamente dichas, tales como areniscas compactas o carbonatadas de grano 

fino, en cuyo caso se habla de gas o petróleo confinados o estáticos (tight gas o tight oil). 

En unos y otros casos, la roca madre cumple también la función de roca almacén en cuyo 

interior está confinado el hidrocarburo. Para que éste escape, es necesario estimular su 

permeabilidad, para lo que se pueden usar diferentes procedimientos, de los cuales la gran 

novedad fue la perforación horizontal combinada con la fracturación hidráulica múltiple de 

las que nos ocupamos en otra entrada (véase “Fractura hidráulica o Fracking”).  

Conversión de gas y carbón a líquidos  

Veamos ahora una vieja historia, la de la conversión de gas y carbón a combustibles 

líquidos. Hasta un 80% de las reservas convencionales de gas comprobadas y potenciales 

se encuentra demasiado lejos de los grandes mercados para ser transportadas mediante 

gasoductos (Tackeray y Leckle, 2002). Algunos ejemplos son las grandes reservas de gas 

de Qatar, Irán, los Emiratos Árabes Unidos, Rusia, Arabia Saudita, Canadá y Estados 

Unidos, que esperan el desarrollo de nueva tecnología de transporte para ser llevadas al 

mercado.  

Algunas reservas de gas remotas son explotadas y enviadas por gasoductos a las plantas 

de gas natural licuado (GNL), donde son enfriadas hasta -162°C [-259°F], transferidas a 

costosas embarcaciones de GNL aisladas y presurizadas, y despachadas a las terminales 

donde se las devuelve a su estado gaseoso natural. Desde estas terminales el gas es 

utilizado para generar electricidad o distribuido por gasoducto como combustible de uso 

doméstico o industrial. La viabilidad económica del método de transporte de GNL depende 

de la baja cotización del gas natural entrante, de la instalación y de la operación eficaz 

desde el punto de vista de los costos de la infraestructura de licuefacción y condensación, 

la accesibilidad a flotas de embarcaciones de transporte especiales, y de que el gas tenga 

una alta cotización colocado en el mercado final. 

Un tipo diferente de tecnología de conversión de gas a hidrocarburo líquido es la 

denominada GTL, por sus siglas en inglés (Gas To Liquids). El proceso GTL, en el que una 

reacción química convierte el gas natural en hidrocarburos líquidos, no es un invento 

nuevo. Después de la primera Guerra Mundial, las sanciones económicas impuestas 

impulsaron a los científicos alemanes a explorar formas de sintetizar el petróleo líquido 

proveniente de los abundantes recursos de carbón del país. Uno de los métodos que tuvo 

éxito fue el proceso Fischer-Tropsch desarrollado en 1923 por Franz Fischer y Hans 
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Tropsch en el Instituto Kaiser-Wilhelm de Investigación del Carbón de Mülheim, Alemania, 

que permitió convertir el metano obtenido de calentar carbón en combustible diésel de alta 

calidad, aceite lubricante y ceras. 

La transformación de gas en líquidos utilizando el método de Fischer-Thopsch es un 

proceso de pasos múltiples, con gran consumo de energía, que separa las moléculas de 

gas natural, predominantemente metano, y las vuelve a unir para dar lugar a moléculas 

más largas. El primer paso requiere la entrada de oxígeno separado del aire. El oxígeno es 

insuflado en un reactor para extraer los átomos de hidrógeno del metano (CH4) mediante la 

formación de agua. Los productos son gas de hidrógeno sintético (H2) y monóxido de 

carbono (CO), a veces denominado gas de síntesis.  

El segundo paso utiliza un catalizador (normalmente de hierro, cobalto o níquel) para 

recombinar el hidrógeno y el monóxido de carbono y crear así las moléculas más largas de 

los hidrocarburos líquidos. En la última etapa, los hidrocarburos líquidos son convertidos y 

fraccionados en productos que pueden ser utilizados de inmediato o mezclarse con otros 

productos. El producto más conocido es un gasoil extremadamente puro. El gasoil obtenido 

con el proceso Fischer-Tropsch, a diferencia del derivado de la destilación del crudo, tiene 

un contenido de óxido de azufre y óxido de nitrógeno prácticamente nulo, carece 

virtualmente de contenido de aromáticos, su combustión produce poca o ninguna emisión 

de partículas, y posee un alto índice de cetano (ver esta entrada). También se puede 

producir queroseno, etanol y dimetileter (DME). Otro producto de la reacción son parafinas 

lo suficientemente puras para ser utilizadas en la industria cosmética y de envasado de 

comestibles. 

El método de Fischer-Thopsch adquirió una especial notoriedad en Alemania en los años 

treinta del siglo pasado. Como el III Reich carecía de petróleo para su uso industrial y 

bélico, pero le sobraba el carbón, los nazis volvieron los ojos a la obtención de petróleo por 

métodos no convencionales, que en el caso alemán no podían ser otros que su obtención a 

partir del carbón o del esquisto. De hecho, la batallas por los territorios petrolíferos del 

norte de África, Oriente Medio y Rusia que perdieron finalmente los alemanes fueron, en 

realidad, guerras del petróleo.  

El proceso Fischer-Tropsch tuvo un serio competidor en la licuefacción directa del carbón, 

impulsada por un conglomerado de empresas alemanas (IG Farben), que se desarrolló aún 

más deprisa. Era el proceso Bergius (en honor de su descubridor, Friedrich Bergius, Premio 

Nobel de Química de 1931) mediante el cual un 50-60% del carbón puede convertirse en 

aceites combustibles por hidrogenación a altas temperaturas y presiones (450 ºC y 250 

atmósferas) y en presencia de un catalizador formado por sulfuros metálicos.  

A principios de 1944 el Reich producía a partir de carbón unos 124 Kbd de combustibles, 

que suponían más del 90% del queroseno de aviación y más del 50% del combustible total 

del país. Esta producción provenía sobre todo de dieciocho plantas de licuefacción directa, 

pero también de nueve pequeñas plantas Fischer-Tropsch que aportaban unos 14 Kbd 

(Stranges, 2003). Ambos métodos presentan dos problemas: uno ambiental, que 

evidentemente no era la mayor preocupación de la Alemania nazi, y otro, mucho mayor: el 

estado de la técnica en los años cuarenta hacía que el cociente coste/beneficios saliera 

inferior a uno. En definitiva, era el negocio de Abundio que sólo se podía permitir una 

economía de guerra.  

Cuando terminó la Segunda Guerra Mundial, varios países comenzaron a investigar la 

generación de combustibles sintéticos en base a la técnica de Fischer-Tropsch. Las plantas 

alemanas fueron desmontadas y trasladadas a Rusia, donde constituyeron la base para los 

esfuerzos industriales de producción de ceras y productos químicos. En un entorno de 
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preocupación por la seguridad futura de las importaciones de hidrocarburos, en Estados 

Unidos y en Sudáfrica se desarrollaron experiencias para evaluar la eficacia de la reacción 

Fischer-Tropsch a diferentes presiones y temperaturas, con diferentes catalizadores y con 

diferentes métodos de circulación de los gases y líquidos a través del reactor.  

A pesar de su escaso rendimiento, el procedimiento es absolutamente viable y, de hecho, 

el método Fischer-Tropsch mejorado se sigue empleando en la actualidad sobre todo para 

transformar gas natural en combustibles líquidos, como se hace en Qatar, donde sobra el 

gas y escasea el petróleo, o en Sudáfrica donde floreció a partir de 1950 cuando el 

embargo del petróleo al régimen del apartheid hizo que las autoridades volvieran los ojos a 

sus grandes reservas de carbón. En 1953 se puso en operación la primera planta en 

Suráfrica y, desde entonces, impulsados en gran medida por las restricciones de 

importaciones de petróleo al régimen racista, los combustibles FischerTropsch cubrieron el 

36% de las necesidades sudafricanas en materia de combustibles líquidos. 

En la España de los años cuarenta, con el aislamiento del país, se pusieron en marcha 

intentos carpetovetónicos de explotación de los yacimientos de lignitos y de pizarras 

bituminosas por pirólisis que sensatamente nunca se llevaron a cabo a pesar de apelar a 

los “supremos intereses de España”, debido a que las cuentas no cuadraban ni de lejos. El 

lector interesado puede encontrarlos en un librito impagable que aún circula por algunas 

librerías de viejo, Petróleo en España, del Inspector General del Cuerpo de Ingenieros 

Industriales al Servicio del Estado Carlos E. Montañés (Montañés, 1939). 

En la actualidad, la tecnología GTL se emplea en una docena de instalaciones en el mundo 

gestionadas por las pocas multinacionales capaces de contar con las amplias fuentes de 

gas necesarias y de hacer frente a las elevadas inversiones en infraestructuras. Aunque las 

actuales plantas de GTL se basan en la tecnología Fischer-Tropsch, en los últimos años se 

han patentado diversas mejoras y métodos similares.  

Los procesos GTL actualmente en operación convierten 286 m3 de gas en un poco más de 

0.16 m3 (un barril) de combustible sintético líquido, un rendimiento ridículo. No obstante, 

con el anunciado fin del petróleo y las esperadas subidas de los precios, este tipo de 

sistemas están empezando a ser cada vez más interesantes. Asimismo, las reservas 

potenciales de gas, incluidas las fuentes no convencionales (como el metano en capas de 

carbón), son un recurso que algunas empresas del sector no quieren desdeñar, aunque 

parece que algunas de las mayores compañías no le prestan demasiada credibilidad. Que 

la inversión exigida por las infraestructuras es enorme lo demuestra que en una planta GTl 

recién terminada en Qatar, Shell invirtió aproximadamente 136.000 dólares por barril-por-

día de capacidad (es decir, 19.000 millones por una capacidad de 140 Kbd), 

considerablemente más alta que una planta de arenas asfálticas con mejorador, que 

generalmente cuesta alrededor de 100.000 dólares por barril-por-día de capacidad. En 

definitiva, su uso sería económicamente rentable sólo si el petróleo es particularmente 

caro o escaso, si algún obstáculo impide la comercialización directa del gas, o si se dispone 

de una fuente de gas natural cercana. En el caso de Europa no se trata de un sistema 

especialmente útil, ya que gran parte de los recursos de gas natural se encuentran fuera 

de sus fronteras. 

Según sus impulsores, esta tecnología presenta diversas ventajas: se obtiene un 

combustible más "ecológico", al contener apenas azufre y generar menos gases, por lo que 

contribuye a reducir el efecto invernadero; es más eficiente, al tener un alto índice de 

cetano; su uso no requiere ninguna modificación en los motores actuales, por lo que puede 

distribuirse en las estaciones de servicio convencionales, cubre la demanda insatisfecha 

de diésel y permite reducir la dependencia energética del petróleo.  
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Sin embargo, cabe recordar que aunque el dióxido de carbono no se emita en la reacción 

de Fischer-Tropsch en sí misma, sí se emite en la etapa previa de gasificación y en la 

posterior combustión del gas de síntesis no convertido. Además, aunque el proceso de 

gasificación permite teóricamente la captura y secuestro del CO2, todavía ninguna planta 

incluye esta opción. 

Coque de carbón  

Del inglés coke. El coque es un combustible sólido, ligero y poroso, de color negro a gris 

metálico, que resulta de procesos naturales o de la destilación inducida en plantas. En la 

naturaleza, cuando se produce el proceso de sedimentación en las cuencas hulleras que 

da lugar al carbón, como consecuencia del contacto con rocas eruptivas, tiene lugar un 

proceso de destilación seca de la hulla, que conduce a la formación de carbón de coque, 

que presenta típicamente prismas hexagonales de retracción.  

El coque artificial resulta de procesar ciertas clases de carbón mineral. Se origina por la 

destilación de carbón bituminoso calentado a temperaturas de 500 a 1.100 °C sin 

contacto con el aire con lo que se consigue que el carbono se fije a las cenizas. Además, el 

proceso de destilación implica que el carbón se limpie de alquitrán, gases y agua. Este 

combustible o residuo se compone de un 90-95% de carbono. El nitrógeno, el oxígeno, el 

azufre y el hidrógeno están presentes en cantidades menores. El coque de carbón, que 

tiene un un valor calorífico de 24,8 Mbtu por tonelada, se utiliza en grandes cantidades en 

altos hornos para la elaboración de hierro. Aparte de carbón mineral se han usado otros 

materiales como turba, carbón vegetal y petróleo crudo para elaborar materiales llamados 

coque, en este último caso se trata de coque de petróleo (véase esta entrada).  

Coque de petróleo  

Un residuo de alto contenido de carbono y bajo en hidrógeno que es el producto final de la 

descomposición térmica en el proceso derivado de las unidades de coquización en una 

refinería de petróleo o de otros procesos de craqueo. La conversión es de cinco barriles de 

crudo por tonelada obtenida de coque. En términos industriales se habla de tres tipos de 

coque petrolífero: 1.- El “coque comercial o negociable” es un coque relativamente puro de 

carbón que se puede vender para su uso como combustible (en cuyo caso se llama “coque 

a nivel de combustible”), o para la fabricación de pilas secas y electrodos (llamado “coque 

nivel de ánodos”). 2.- El “coque de aguja”, también llamado coque acicular, es un coque de 

petróleo cristalino utilizado en la producción de electrodos de acero y aluminio de las 

industrias. 3.- El “coque catalizador” es el coque que se ha depositado en el catalizador 

utilizado en el refinado del petróleo, como los que están en el fluido craqueador usado en 

la catálisis. Este coque es impuro y sólo se utiliza para combustible en generadores 

eléctricos basados en calderas de carbón, aunque como el coque de petróleo tiene alto 

contenido en azufre, su combustión plantea algunos problemas ambientales y técnicos. 

Para quemar coque de petróleo se usa una tecnología específica llamada combustión en 

lecho fluido. 4.- El “coque de petróleo calcinado”, o CPC, es el producto de la calcinación de 

coque de petróleo en la unidad de coquización en una refinería de petróleo crudo. Se usa 

para hacer los ánodos de aluminio, acero y titanio en la industria de fundición. 5.- El “coque 

verde” debe tener suficientemente bajo contenido de metales, a fin de ser utilizado como 

material de ánodo.  
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Coquización  

Procesos de refinado térmico utilizados para producir gas, gasolina, destilados y coque de 

petróleo a partir de los componentes más pesados de los hidrocarburos obtenidos gracias 

a la previa destilación atmosférica o al vacío. Incluye: 1.-Coquización retardada. Un proceso 

por el cual las fracciones de petróleo crudo más pesadas pueden descomponerse 

térmicamente en condiciones de temperatura y presión elevadas para producir una mezcla 

de aceites más ligeros y coque de petróleo. Los aceites ligeros pueden ser tratados 

posteriormente en otras unidades de la refinería para cumplir con las especificaciones del 

producto. 2.- Coquización flexible (flexicoquing). Un proceso de craqueo térmico que 

convierte los hidrocarburos pesados tales como el petróleo crudo, el bitumen de arenas de 

alquitrán y los residuos de destilación en hidrocarburos ligeros. Las materias primas 

pueden ser cualquier tipo de hidrocarburos bombeables incluyendo los que contienen altas 

concentraciones de azufre y metales. 3.- Coquización fluida. Un proceso de craqueo 

térmico utilizando la técnica de fluidizado de sólidos para separa el carbón (coque) 

mediante la conversión continua de aceites pesados de baja calidad en productos más 

ligeros. 

Coste por barril de capacidad de producción  

Es el coste que representa a una determinada compañía aumentar su producción de 

petróleo en un barril diario más. El término se cita en la Tabla 10 de Perfora, chico, perfora, 

que tomamos como ejemplo explicativo. En el proceso de “Sólo extracción” costaría un 

mínimo de 55.000 dólares canadienses incrementar la producción de la mina en un barril 

diario; en el proceso SAGD el coste medio serían 37.500 dólares canadienses.  

Craqueo  

El craqueo (cracking en inglés) es un proceso químico por el cual se rompen las moléculas 

de un compuesto para producir así moléculas más simples y de propiedades distintas. El 

procedimiento original, que todavía se sigue usando, emplea únicamente calor y presión y 

se denomina “craqueo térmico”, realizado a una temperatura de alrededor de 850 °C. 

Después se ideó un nuevo método, el “craqueo catalítico”, ejecutado a una temperatura de 

450-500 °C, que utiliza un catalizador. En el caso de este tipo de craqueo, conocido como 

FCC (craqueo catalítico fluidizado), el catalizador es una especie de arcilla que puede 

añadirse en forma de terrones, pastillas, gránulos o pulverizada y cuya acción 

desintegradora sumada a la del calor y la presión, favorece el fraccionamiento en 

componentes más livianos y produce más y mejor compuesto como resultado. Un tercer 

tipo de craqueo es el hidrocraqueo (ver esta entrada).  

En el refinado del petróleo el craqueo consiste en la descomposición térmica de los 

componentes del petróleo en presencia de un catalizador con el propósito de romper 

hidrocarburos pesados cuyo punto de ebullición es igual o superior a los 315 °C, y 

convertirlos en hidrocarburos livianos de cadena corta cuyo punto de ebullición se 

encuentra por debajo de los 221 °C, es decir en el rango de las gasolinas (véase la 

entrada “Petróleo”). Los catalizadores se presentan en forma granular o microsférica y 

generalmente se componen de óxido de silicio y de alúmina. Como la mayoría de las cargas 

introducidas en las unidades de ruptura catalítica la constituyen gasóleos y aceites 

pesados, la finalidad del craqueo, obviamente, no es otra que la de obtener la mayor 

cantidad de hidrocarburos livianos de gran valor comercial. El craqueo catalítico produce 

naftas e hidrocarburos aromáticos de alto octanaje como el benceno por medio de la 

conversión de cicloalcanos y parafinas. Por lo general, el craqueo del petróleo permite 
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obtener de un barril de petróleo crudo una cantidad dos veces mayor de fracción ligera 

(naftas) que la extraída por simple destilación. Actualmente es un procedimiento 

fundamental para la producción de gasolina de alto octanaje en las refinerías. 

Crisis históricas del petróleo  

Aunque el crudo de petróleo es conocido desde muy antiguo y ha sido utilizado para 

diferentes labores desde hace al menos 6.000 años cuando en Asiria y Babilonia se usaba 

como argamasa para unir ladrillos o para el calafateado de embarcaciones, el uso 

industrial del petróleo y su comercialización masiva no comenzó hasta la segunda mitad 

del siglo XIX. 

En la década de 1850, los combustibles para quinqués y para la iluminación callejera, los 

lubricantes y los disolventes se obtenían a partir de varias fuentes como el aceite de 

manteca de cerdo o la grasa de ballena, del alcohol obtenido de productos agrícolas y de la 

trementina de madera. Varias empresas comerciales producían petróleo o gas mediante 

procesos de tratamiento de carbón, asfalto, brea, alquitranes e incluso de lutitas.  

El negocio lo había comenzado alrededor de 1850 un geólogo canadiense, Abraham 

Gesner, que, a partir de materiales bituminosos, había logrado un destilado al que llamó 

queroseno que servía como combustible para lámparas, quinqués y para el alumbrado 

público. Las ballenas comenzaron a respirar con algo más de tranquilidad: las grandes 

urbes del mundo, que venían iluminándose con una especie aceite obtenido de la grasa de 

los cetáceos que cada vez resultaba más caro, pasaron a consumir queroseno. La 

demanda espoleó la creatividad y pronto hubo nuevas ofertas en el mercado. 

En 1851, con el mismo objetivo que perseguía Gesner, Samuel Kier comenzó a 

comercializar en Estados Unidos un eficaz destilado del petróleo que se quemaba muy bien 

pero que tenía un grave inconveniente: era apestoso. En 1856, Gesner y un grupo de 

socios fundaron en Nueva York una empresa que comercializó un aceite mineral destilado 

del carbón que inicialmente presentaba el mismo inconveniente que el de Kier, pero que 

fue mejorado un año más tarde por Samuel Downer. Por los nombres de estos primeros 

inventores se puede deducir que el uso comercial del petróleo llegó a los Estados Unidos 

de la mano de inmigrantes judíos de origen europeo. 

En 1859 operaban en Estados Unidos treinta y cuatro empresas que fabricaban queroseno 

o aceites de carbón, que salían enormemente caros. Sin embargo, el providencial 

descubrimiento en Pensilvania de petróleo en cantidades inusitadas estaba a punto de 

comenzar a desplazar por su menor coste a los derivados del carbón como fuente de 

alimentación para la iluminación y años más tarde para motorizar al mundo. 

La nueva era despuntó en 1859, en Titusville, Pensilvania, cuando el "coronel" Edwin 

Drake, a pesar de no ser geólogo ni minero, descubrió petróleo a una profundidad de 21 

metros utilizando para ello una perforadora construida para la ocasión por el herrero 

William Smith, y extrayéndolo mediante un rudimentario sistema de bombeo. La 

exploración había sido financiada por George Bisell, James Townsend y un grupo de 

inversores de la compañía fabricante de aceites para alumbrado Pensilvania Rock Oil 

Company, que eran conscientes de dos cosas: que el mercado de la iluminación era una 

mina de oro y que el proceso de obtener petróleo por los laboriosos y costosos procesos 

utilizados entonces, los patentados por Gessner y Downer, era muy caro: el barril de crudo 

de 40 galones salía al mercado al precio de 80 dólares, unos 1.900 dólares actuales 

(Hamilton, 2011), lo que lo situaba fuera del alcance de la mayor parte de las familias.  
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En agosto de 1859, gracias al descubrimiento de Drake, él y sus socios capitalistas 

tuvieron cumplida respuesta a su segunda cuita: lograron comercializar sus barriles a la 

cuarta parte del precio habitual: 20 dólares por barril. Reventaron el mercado. Conforme 

incrementaron su producción y los barriles comenzaron a inundar un mercado cuyos 

clientes no podían creer que ahora sí podían acceder al petróleo a costes razonables, los 

precios fueron cayendo. A finales de 1859, cuando apenas llevaba cuatro meses 

extrayendo, Drake vendía su petróleo a 9,60 dólares el barril, unos 228 al cambio actual. 

El descubrimiento trascendió rápidamente y desató en poco tiempo una estampida de 

competidores dando fama a Oil Creek Valley y origen a la industria petrolera 

estadounidense. Otros hombres se pusieron a la rueda de Drake y comenzaron a perforar 

pozos. La producción se multiplicó en Pensilvania: en 1860 se producían medio millón de 

barriles; al año siguiente ya se producía el cuádruple, dos millones de barriles, al tiempo 

que los precios se desplomaban. A finales de 1861, el barril se vendía a 10 centavos, unos 

2,4 dólares de hoy.  

En 1861, en vísperas de la Guerra de Secesión, en las inmediaciones de Oil Creek en una 

perforación de 300 metros de profundidad, un tal Funk alcanzó una auténtica balsa de 

petróleo que, con un rendimiento de 3.000 barriles diarios, superaba todo lo conocido. 

Pronto se desató el furor prospectivo y otros empresarios superaron esa producción. 

Entretanto, el mayor desafío comenzó a ser el transporte, realizado en carros y toneles, 

hasta los lugares de refinado. Con la oferta creciente, el refinado de queroseno de petróleo 

amenazó con desplazar al del carbón.  

Con la especulación se repitieron algunos fenómenos que se habían producido a partir de 

1848 en California, durante la fiebre del oro, un fenómeno social que transcurrió duró siete 

años, hasta 1855, y que se caracterizó por la gran cantidad de inmigrantes que llegaron a 

las cercanías de San Francisco en busca del dorado metal que se había descubierto cerca 

de Coloma, en Sutter's Mill. Cuando la noticia del descubrimiento se esparció, alrededor de 

trescientas mil personas emigraron a California desde el resto de los Estados Unidos y de 

otros países. 

Nada revela mejor el frenesí de la especulación petrolera que la fulgurante carrera de la 

ciudad de Pithole, surgida de la nada en Pithole Creek, a unos veinticinco kilómetros de 

Titusville (Yergin, 1991). En enero de 1865 se abrió allí un primer pozo en un hermoso 

terreno forestal; para junio ya había cuatro pozos que producían dos mil barriles al día, una 

tercera parte de la producción total de las llamadas “Regiones Petrolíferas”. La gente se 

afanaba por llegar hasta atravesando los caminos saturados de pringosos carromatos 

cargados de barriles. Todo el lugar, dijo un visitante, huele como un cuerpo de ejército 

cuando todos tienen diarrea. La especulación con las tierras parecía no tener límite. Una 

granja que prácticamente no tenía valor unos meses antes se vendió por 1,3 millones de 

dólares en julio de 1865 y se revendió por 2 millones de dólares en setiembre.  

En ese mismo mes, la producción de la cuenca de Pithole Creek alcanzó los seis mil 

barriles diarios, dos terceras partes de la producción de las Regiones Petrolíferas. Y en ese 

mismo mes de setiembre, lo que en tiempos había sido un punto insignificante y salvaje en 

el mapa de Pensilvania, se convirtió en una ciudad de quince mil habitantes. The New York 

Herald informó que el principal negocio en Pithole eran el licor y los alquileres; The Nation 

añadió: Se puede afirmar con toda seguridad que en esa ciudad se bebe más licor de 

garrafón que en cualquier otra de su tamaño situada en cualquier parte del mundo. Aun 

así, Pithole ya estaba en el camino de la respetabilidad, con dos bancos, dos oficinas de 

telégrafos, un periódico, una central depuradora, un cuerpo de bomberos, montones de 

pensiones y oficinas, más de cincuenta hoteles -tres de ellos, por lo menos, eran todo lo 
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elegantes que pudieran exigir las normas de las grandes ciudades- y una estafeta de 

correos que despachaba más de cinco mil cartas cada día. Los garitos y prostíbulos no se 

registraban en las pudorosas estadísticas de la época. 

Pero luego, un par de meses después, la producción de petróleo descendió de golpe, tan 

de prisa como había comenzado. Para la gente de Pithole eso fue una calamidad, algo así 

como una plaga bíblica que apareció como un fatídico regalo de Navidad. En enero de 

1866, tan sólo un año después del primer descubrimiento, miles de personas 

desesperanzadas abandonaron la ciudad en busca de nuevas oportunidades. La ciudad, 

que había surgido de la nada y de la noche a la mañana, quedó totalmente desierta. El 

fuego arrasó los edificios y los armazones de madera que quedaron en pie se desmontaron 

para construir casas en otros lugares o los quemaron como leña los granjeros de los 

alrededores. Pithole volvió a hundirse en el silencio y en la naturaleza. Una parcela de 

tierra en Pithole, que en 1865 se había vendido por dos millones de dólares, fue subastad 

en 1878 por 4,37 dólares. Hoy, Pithole es un pueblo fantasma que visitan grupos de 

turistas que no tienen nada mejor que hacer. 

Pero al mismo tiempo que Pithole moría, el ímpetu especulativo estaba explotando en 

cualquier otro lugar y engulléndose otras zonas vecinas. Pronto los peces grandes 

comenzaron a engullir a los pequeños: como había ocurrido en California y más tarde 

ocurriría en Alaska, muchos de los recién enriquecidos productores se retiraron y dejaron la 

explotación en manos de un puñado de compañías que enriquecerían a sus propietarios.  

La Guerra de Secesión (1862-1865)  

Como todas las guerras, la Guerra de Secesión o Guerra Civil de los Estados Unidos sirvió 

para enriquecer a unos pocos y arruinar o matar a muchos. Fue también la causa de la 

primera crisis registrada del petróleo. 

 

Figura 7. Producción estimada de los estados de Pensilvania y Nueva York 

entre 1859 y 18976. 

En millones de barriles al año.  

                                                      

6 Fuente: Hamilton (2011). 
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El inicio de la Guerra de Secesión provocó una subida general de la demanda y de los 

precios de las materias primas. Los efectos sobre el mercado del petróleo se acentuaron 

por el corte de suministro de trementina del Sur y, más importante todavía, con la 

introducción de un impuesto de guerra sobre el alcohol, que pasó de 20 centavos el galón 

en 1862 a 2 dólares por galón en 1865, en contraste con el impuesto de 10 centavos por 

galón para los derivados del petróleo empleados en el alumbrado (Ripy, 1999). 

Si asumimos un rendimiento de alrededor de veinte galones de líquidos para alumbrado 

por cada barril de crudo, cada diez centavos por galón de diferencial impositivo para los 

líquidos de alumbrado equivalía a una ventaja competitiva dos dólares por barril de 

petróleo. Como resultado, lo que logró el impuesto fue esencialmente eliminar al alcohol 

como competidor del petróleo para destilar líquidos de alumbrado. Por otra parte, el 

colapso de los precios de 1861 había provocado el cierre de muchas de las operaciones de 

perforación iniciales, mientras que las inundaciones de agua y otros problemas imposibles 

de solucionar con la incipiente tecnología de la época, habían obligado a muchos otros a 

cerrar. El resultado fue que la producción de petróleo comenzó a declinar después de 

1862, a pesar de que la demanda crecía (Figura 7). 

 

Figura 8. Precios del petróleo entre 1861-2009, expresados en dólares de 

20097.  

El precio se muestra en una escala logarítmica, de modo que un movimiento 

vertical de 10 unidades corresponde aproximadamente a un cambio de precio 

del 10%.  

La Figura 8 muestra el precio ajustado a la inflación del petróleo entre 1860 hasta 2009. 

Como resultado de estos grandes aumentos en la demanda y el goteo de la oferta, el 

aumento en el precio relativo del petróleo durante la Guerra Civil de los Estados Unidos fue 

tan grande como el aumento que tuvo lugar durante la década de 1970. 

Después de la Guerra de Secesión, la demanda de todos los productos básicos se había 

reducido. Al mismo tiempo, la perforación en nuevas y prometedoras áreas de Pensilvania 

había dado lugar a un renovado crecimiento de la producción. El resultado fue un segundo 

colapso de los precios en 1866, aunque más moderado que el observado en 1860-1861. 

Durante la siguiente década se repitieron dos ciclos de auge y caída similares con una 

                                                      

7 Fuente: Hamilton (2011). 
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relativa estabilidad en los precios que se mantenían generalmente bajos después del 

desarrollo de grandes campos nuevos en Pensilvania. 

1865-1899: Evolución de la industria y la segunda crisis del petróleo 

Durante la segunda mitad del siglo XIX aparecieron las grandes compañías petroleras, 

algunas de las cuales, más o menos transformadas por fusiones, escisiones o 

adquisiciones, persisten hasta la actualidad. La primera de esas gigantes fue la Standard 

Oil de Ohio, fundada por un visionario del negocio del petróleo, John D. Rockefeller. La 

estrategia de su grupo inversor fue acaparar refinerías y reducir los gastos de transporte 

mediante acuerdos exclusivos con los ferrocarriles a través de la South Improvement 

Company, creada ad hoc para monopolizar los suministros petrolíferos en Pensilvania, un 

monopolio que años más tarde desataría un conflicto entre productores que se conoció 

como “Guerra de las Regiones del Petróleo" (Yergin, 1991). 

Las grandes compañías no fueron ni mucho menos un fenómeno exclusivo de los Estados 

Unidos. Las crecientes exportaciones hacia Europa de queroseno estadounidense abrieron 

los ojos a los negociantes europeos, que se pusieron manos a la obra para quedarse con 

los grandes yacimientos petrolíferos de la Rusia de los zares. Allí comenzaron las 

maniobras acaparadoras de dos familias, los Nobel y los Rothschild. En 1873 el petróleo 

en Bakú, en las orillas del mar Caspio, hoy Azerbaiyán, conocido desde hacía siglos y 

explotado en forma artesanal, se abrió a la explotación comercial gracias al capital y las 

excelentes relaciones con los zares que tenían los hermanos Alfred y Ludwig Nobel.  

Hasta la tarta rusa llegaron algo más tarde los Rothschild. En 1880 un préstamo de la 

banca Rothschild permitió a Rusia finalizar el ferrocarril que une Bakú con el puerto de 

Batum en el mar Negro, que era vital para hacer competitivas las exportaciones hacia 

Europa. A pesar de las restricciones zaristas antijudías, el préstamo permitió a los 

Rothschild ingresar en 1885 en el pujante negocio petrolero ruso cuya producción ya se 

acercaba a la tercera parte de la producción de los Estados Unidos Entre 1888 y 1891 la 

expansión de sus negocios y la sobreoferta petrolera los puso en competencia directa con 

la Standard Oil en gran parte del mundo. La compañía estadounidense tenía un conflicto 

internacional que añadir al que se le había abierto en casa. 

Para complicarle la vida a Rockefeller, los Rothschild hicieron una jugada maestra 

internacional mediante su alianza con otro comerciante judío, el británico Samuel Marcus, 

quien con rara habilidad y engrasando los resortes políticos oportunos a base de guineas 

de oro, había logrado dos piezas decisivas: hacerse con un nuevo y exclusivo tipo de 

buques cisterna y la autorización para el tránsito hasta entonces prohibido de sus buques 

a través del flamante canal de Suez abaratando costos y sorprendiendo en la guerra de 

precios que los Rothschild libraban contra la Standard Oil. Con esa jugada, los Rothschild 

se convirtieron en proveedores aventajados del mercado oriental. 

En Oriente había un área de influencia petrolífera de los holandeses. Diez años después de 

que Asilo Zijlker diera los primeros pasos para la explotación de petróleo en las Indias 

holandesas y poco después de su muerte en 1892, su sucesor al frente de la Royal Dutch 

(embrión de la futura Shell) Jean Baptiste Kessler logró hacer rentable a la compañía y 

quintuplicar sus negocios en Asia. Durante los siguientes años resistió los embates de la 

Standard Oil primero para buscar una fórmula de asociación y luego para comprarla.  

En 1898 la producción petrolífera de Bakú representaba la mitad de la producción mundial 

y abastecía en un 95% las necesidades de petróleo de Rusia. En 1899 el conglomerado de 

la Standard Oil Company abarcaba 70 compañías y 23 refinerías que funcionaban como un 

monopolio que controlaba el 84% del crudo refinado en los Estados Unidos.  
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Las maniobras monopolísticas de la Standard Oil fueron denunciadas por sus 

competidores. En 1890 el control hegemónico que estaba ejerciendo la compañía de 

Rockefeller sobre el transporte del petróleo y la comercialización de sus derivados hizo 

intervenir al Congreso para poner freno y sancionar las maniobras y acuerdos secretos 

urdidos por los Rockefeller que distorsionaban el mercado. El resultado fue la aprobación 

de la Ley Antimonopolio Sherman. Dos décadas más tarde, su aplicación en un juicio 

contra las prácticas abusivas de la Standard Oil condujo al desmantelamiento en un 

resonante juicio que puso punto y final a la “Guerra entre las Regiones Petrolíferas”. 

En 1911 el Tribunal Supremo de los Estados Unidos condenó a la Standard Oil por 

violación de la Ley Sherman. La compañía fue declarada culpable de prácticas restrictivas 

del comercio y de actividades predadoras hacia los competidores especialmente en el 

negocio del refinado de petróleo. El fallo obligaba al desmantelamiento de la corporación, 

lo que dio origen a compañías como Esso, Mobil, Chevron, Amoco, Conoco y Sun. 

 

Figura 9. Matriculaciones de vehículos en Estados Unidos por cada mil 

habitantes entre 1900 y 20088.  

En 1890, la producción de petróleo de Pensilvania y Nueva York era cinco veces mayor de 

lo que había sido en 1870. La producción en otros estados había crecido hasta representar 

el 38% del total de Estados Unidos y Rusia producía casi tanto petróleo como los 

norteamericanos. Estos factores y la recesión de 1890-1891 habían llevado el crudo de 

nuevo a 56 centavos el barril hacia 1892. Todo estaba en calma cuando sobrevino una 

inesperada catástrofe.  

Sin que nadie se hubiera apercibido a tiempo, se produjo el agotamiento de la fructífera 

producción de los campos originales asentados sobre formaciones del Pensilvánico, el 

subperíodo geológico más joven del Carbonífero. La producción anual de Pensilvania se 

redujo en 14 millones de barriles entre 1891 y 1894 (Figura 7), y, de hecho, incluso con las 

técnicas de recuperación más avanzadas que se emplearon muchas décadas más tarde, 

nunca volvió a alcanzar los niveles productivos de 1891 (Caplinger, 1997). Ese declive, 

junto a una pérdida mundial del acceso al petróleo ruso debido a una epidemia de cólera 

                                                      

8 Fuente: Hamilton (2011). 
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en Bakú en 1894, fueron los responsables de la subida de los precios mundiales del 

petróleo en 1895 (Williamson y Daum, 1959). 

Hay mucha relación entre lo que ocurrió en la crisis de los precios de finales del XIX con lo 

que ocurriría más tarde, en el último cuarto del siglo XX (Dvir y Rogoff, 2010). Hay algunas 

similitudes como la conjunción entre el agotamiento de la producción de algunos campos 

claves con una fuerte demanda y la presencia de compradores que estaban dispuestos a 

comprar petróleo a cualquier precio. Pero a pesar de las similitudes, hay también 

diferencias profundas. En primer lugar, el petróleo tenía una importancia económica 

mucho menor en el siglo XIX. En 1900, los Estados Unidos produjeron 63,6 Mbl de 

petróleo. A un precio medio de 1,19 $/barril, son 75,7 millones de dólares, lo que 

representaba tan sólo el 0,4% del PIB de ese año, estimado en 18.700 millones. En 

comparación, en 2008, los Estados Unidos consumían 7.100 Mbl de petróleo a un precio 

promedio de 97,26 dólares por barril, que tienen un valor económico de 692.000 millones, 

el 4,8% del PIB. 

1900-1945: Energía y transporte 

Hay otro aspecto clave por el cual el petróleo llegó a ser un producto económico 

fundamentalmente diferente en el siglo XX. En el siglo XIX, el valor del petróleo derivaba 

principalmente de su utilidad para la fabricación de productos para el alumbrado. 

Conforme avanzó el siglo XX, la iluminación eléctrica sustituyó progresivamente a los 

alumbrados de carburantes al tiempo que el petróleo adquiría una importancia creciente 

para suministrar calor y energía comercial e industrial así como para el transporte, primero 

para los ferrocarriles y más tarde para los automóviles.  

En 1896 Henry Ford fabricó su primer automóvil. Si bien no fue el primero, durante las 

siguientes décadas su nombre estará ligado a la marca más famosa de la revolución 

masiva de la locomoción que se inició en Estados Unidos y se expandió por todo el mundo. 

El principal negocio de las refinerías comenzó a ser a partir de entonces la gasolina para 

los vehículos como lo venía siendo el queroseno para las lámparas hasta que la situación 

empezó a cambiar a partir de 1879, cuando Thomas Alba Edison presentó su 

revolucionario invento de la bombilla eléctrica. La Figura 9 muestra que en los Estados 

Unidos las matriculaciones de vehículos de motor aumentaron desde 0,1 vehículos por 

cada 1.000 habitantes en 1900 a 87 en 1920 y a 816 en 2008. 

Además de la importancia cada vez mayor en términos de valor económico directo, el 

petróleo llegó a convertirse en una parte integral de muchos otros sectores económicos 

clave, tales como la fabricación y venta de automóviles que, como veremos más adelante, 

llegaría a ser un factor importante en los ciclos económicos de después de II Guerra 

Mundial. 

La Gran Depresión y la regulación estatal 

En enero de 1901 en las proximidades de Beaumont, Texas, Anthony Lucas perforaba en 

una colina formada por un domo de sal que había sido despreciada por los geólogos (salvo 

que uno quisiera dedicarse a la producción de sal), cuando al llegar a los 250 metros de 

profundidad se topó con el mayor pozo petrolero conocido hasta entonces en Estados 

Unidos: 75.000 barriles por día. Otra vez vuelta a las andadas: se desató una estampida de 

aventureros que llevó a quintuplicar de inmediato el valor de los terrenos en la "Gran 

Colina".  

James Gulfey. promotor principal del histórico descubrimiento de Lucas, fundó la Gulf 

Company y firmó un trato trascendental con Marcus Samuel, propietario de la Shell 
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Transport & Trading, la segunda petrolera del mundo después de la Standard Oil, mediante 

el cual se comprometía a venderle durante las próximas dos décadas la mitad de su 

producción. Desfallecidos los viejos campos petrolíferos del Este, Texas se transformó en el 

primer estado productor. Durante los primera mitad de la década, Robert y J. Egard Pew, 

que habían fundado años antes la Sun Oil Company, se afianzaron en el sector comprando 

concesiones en Texas. Joseph Cullinan fundó la Texas Company, conocida a partir de 1906 

como Texaco. 

Poco después, le tocó el turno al estado vecino de Texas, Oklahoma. En 1905 se produjo el 

descubrimiento de Glenn Pool, cerca de Tulsa, que un año más tarde se convirtió en la 

región productora líder en la zona, con más de la mitad de la producción total de la región.  

Había que perforar todo aquel petróleo y a la mayor velocidad posible, sobre todo porque 

los anuncios de la Primera Guerra Mundial eran el preludio de lo que podía ser la primera 

guerra motorizada del mundo. Aparecieron las innovaciones tecnológicas, algunas de ellas 

tan revolucionarias como pueda resultar hoy la perforación horizontal. Por ejemplo, en 

enero de 1909 la Sharp-Hughes Tool Company fundada en ese mismo año por Howard 

Hughes y Walter Benona Sharp revolucionó las técnicas de perforación al introducir el 

primer trépano rotatorio, un taladro cuya cabeza de conos permitía atravesar formaciones 

duras de roca.  

Los problemas en el mercado de la gasolina en la Costa Oeste de Estados Unidos en 1920 

pueden considerarse como la primera crisis relacionada con el petróleo en la era del 

transporte. El consumo de petróleo crudo Estados Unidos había aumentado un 53% entre 

1915 y 1919 y aumentó otro 27% sólo en 1920 (Pogue, 1921). En la primavera y el verano 

de 1920 hubo una seria escasez de gasolina que paralizó toda la Costa Oeste, provocó el 

cierre de empresas y amenazó a los servicios esenciales. Según la descripción de 

Olmstead y Rhode (1985): 

Los automovilistas soportaban colas de varias horas para recibir raciones de 

dos galones y en muchas localidades el combustible faltaba durante semanas 

enteras. [...] Las autoridades en Wenatchee, Washington, se incautaron de 

cien automóviles después de verlos a altas horas de la noche del sábado 

conduciendo por placer. La policía ordenó a los distribuidores que no sirvieran 

carburante a los "conductores por placer" mientras persistiera la escasez. La 

policía de Seattle comenzó a arrestar a los conductores que dejaban sus 

vehículos estacionados al ralentí. En todas partes se perseguía o se arrestaba 

a las personas que acaparaban o se valían de sus posiciones de privilegio para 

obtener beneficios en el mercado negro.  

Muchas localidades emitieron tarjetas de racionamiento, y la mayoría de las 

ciudades lo estaban considerando seriamente. [...] El 2 de julio en Oakland, 

California, una cola de 150 coches en una estación de servicio impedía el 

tráfico en un área de cuatro manzanas. El 16 de julio, las estaciones de 

Standard en Long Beach relajaron las restricciones para que después de las 

2:00 pm todos los coches (antes sólo podían hacerlo los vehículos 

comerciales) pudieran comprar hasta dos galones. La medida causó un atasco 

tal que fue necesario dedicar un agente durante dos horas para que ayudara a 

que el tráfico no bloqueara las calles.[…] Los conductores en el Pacífico 

Noroeste sufrieron raciones de dos galones durante varios meses e incluso 

con esas restricciones las estaciones tenían que cerrar a las 9:00 am. En San 

Francisco, hubo tiroteos en una disputa sobre derechos de racionamiento. 

Por entonces, el petróleo era mucho menos importante para la economía de lo que sería 

después de la Segunda Guerra Mundial. Por otra parte, esos problemas parecen haberse 
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limitado a la Costa Oeste, una región menos poblada que ahora. Sin embargo, esa escasez 

coincidió con una contracción del ciclo económico de Estados Unidos reflejado en el PIB 

entre enero de 1920 y julio de 1921, una correlación que como veremos se repetirá con 

bastante frecuencia a finales del siglo XX. 

Los grandes avances en la producción de Texas y Oklahoma, junto con los hallazgos en 

California, eliminaron rápidamente las carencias regionales de 1920 e impulsaron una 

tendencia a la baja en los precios del petróleo durante la década siguiente, cuando los 

precios del petróleo cayeron un 40% entre 1920 y 1926. La disminución de la demanda 

asociada con la llegada de la Gran Depresión en 1929 magnificó el impacto en los precios 

de los fenomenales nuevos descubrimientos como el gigantesco campo del este de Tejas 

que comenzó su producción en 1930. En 1931, el precio del petróleo había descendido un 

66% con respecto a su valor en 1926. 

Esas presiones competitivas a las que se enfrentaba la industria se unían con otro desafío 

que había estado presente desde el principio, la forma de gestionar de manera eficiente un 

yacimiento determinado. La industria inicialmente se había guiado por lo que en economía 

se conoce como la “tragedia de los comunes”, que se traduce operativamente en la “regla 

de la captura”, lo que trajo consigo una carrera caótica de los productores para extraer el 

petróleo de los pozos en los terrenos adyacentes a los que ya producían. Por ejemplo, el 

yacimiento de petróleo de Spindletop no tardó en ser explotado por más de un centenar de 

diferentes empresas (Yergin, 1991), con más de tres pozos por acre (Williamson et. al. 

1963). Ese tipo de desarrollo era un demostración del problema clásico de los comunes 

porque se extraía mucho menos crudo de lo que se hubiera podido extraer con una mejor 

gestión del yacimiento. La necesidad de definir mejor los legítimos derechos de propiedad 

interactuaba con las otras tres marejadas de la Gran Depresión: fuentes cada vez mayores, 

caída de la demanda y un consenso político que había evolucionado para favorecer una 

mayor regulación de la industria y restricciones a la competencia. 

El resultado fue que Estados Unidos emergió de la Gran Depresión con algunos cambios 

profundos en el grado de supervisión gubernamental de la industria. A nivel estatal los 

principales protagonistas fueron los organismos reguladores, como la Comisión de 

Ferrocarriles de Texas (TRC) y la Comisión de Corporaciones de Oklahoma. El poder de los 

estados se complementaba a nivel federal por las disposiciones de la Ley de Recuperación 

Industrial Nacional de 1933 y con la Ley Connally de Petróleo de 1935, que prohibió los 

envíos interestatales de petróleo producido por violación de los límites normativos 

estatales. 

De las agencias estatales, la más importante era la de Texas, que representaba el 40% del 

petróleo crudo producido en Estados Unidos entre 1935 y 1960. El lema de la TRC era 

"evitar el derroche", lo que desde el principio se tradujo en una mezcla entre las legítimas 

intenciones de los ingenieros para aumentar la eficiencia productiva y el objetivo 

económico más impopular de restringir la producción con el fin de garantizar que los 

productores recibieran un precio más alto. A medida que el sistema evolucionó, la TRC 

establecería una "tasa de eficiencia máxima" a la cual el petróleo podía extraerse de un 

determinado pozo y, a continuación, especificaba un flujo de producción mensual permitido 

siempre a un nivel igual o inferior a la tasa de eficiencia máxima. 

En cuanto al objetivo concreto de preservar el potencial de producción a largo plazo de los 

campos de petróleo, los esfuerzos reguladores fueron todo un éxito. Por ejemplo, en los 

campos de Texas y Oklahoma que eran explotados antes de la regulación a los 4-6 años de 

su funcionamiento producían menos de una décima parte de lo que habían extraído en su 

punto máximo. Por el contrario, los campos desarrollados después de la reglamentación 
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seguían produciendo entre el 50-60% de sus niveles máximos quince años después 

(Williamson et. al., 1963). Una vez que la producción de todo el estado de Texas alcanzó su 

punto máximo en 1972, la tasa de declive fue disminuyendo gradualmente, en contraste 

con el brusco declive asociado al desarrollo frenético de los campos Pensilvánicos. 

1946-1972: La era de la posguerra 

Estados Unidos siempre ha sido el mayor consumidor mundial de petróleo y se mantuvo 

como el mayor productor mundial de petróleo hasta 1974, cuando fue superado por la 

Unión Soviética. En la era de la posguerra inicial, los precios en todo el mundo se referían 

en relación al petróleo del Golfo de México, por lo que la Comisión de Ferrocarriles de 

Texas (CFT) se convirtió en la clave de arco del mercado mundial del petróleo.  

A pesar de que la regulación estatal aumentó la cantidad de petróleo que finalmente se 

recuperó de los campos de Estados Unidos, hacerlo también tuvo importantes 

consecuencias para el comportamiento de los precios. Los volúmenes de producción 

establecidos por la Comisión de Ferrocarriles de Texas se basaron en una evaluación de la 

demanda del mercado en lugar de en medidas exclusivas de conservación. Cada mes, el 

TRC pronosticaba la demanda de productos al precio corriente y establecía los niveles 

permisibles en la producción de conformidad con esta demanda. El resultado fue que los 

descuentos o primas rara vez tenían la oportunidad de provocar un cambio en los precios 

publicados y el precio nominal del petróleo era generalmente constante de un mes a otro.  

Por otra parte, las comisiones solían aprovechar las interrupciones de suministro externas 

para producir cambios bruscos ocasionales en los precios del petróleo en la era de la 

posguerra. Por lo tanto, el precio nominal del petróleo en la era de la TRC resultó ser una 

serie temporal bastante singular y ajena a la especulación cuyos cambios se producían en 

respuesta a eventos específicos identificables que requerían de producciones 

extraordinarias de petróleo. 

El final de la Segunda Guerra Mundial marcó una fuerte aceleración en la transición a la 

era del automóvil. En Estados Unidos la demanda de productos derivados del petróleo 

aumentó un 12% entre 1945 y 1947 (Williamson et al. 1963) y los registros de vehículos 

de motor aumentaron en un 22% (Figura 9). El precio del petróleo crudo aumentó un 80% 

en estos dos años, pero esto no fue suficiente para evitar situaciones puntuales de 

escasez. En 1947 Standard Oil de Indiana y Phillips Petroleum Company anunciaron planes 

racionamiento de la gasolina asignada a los distribuidores y en el otoño hubo informes de 

escasez en Michigan, Ohio, Nueva Jersey y Alabama (Hamilton, 2011). Los cortes en el 

suministro de fueloil provocaron que miles de personas se quedaran sin calefacción ese 

invierno. En el tercer trimestre de 1948 comenzó un declive en la construcción residencial 

y la primera recesión de la posguerra en Estados Unidos comenzó a partir de noviembre de 

1948. 

El precio del petróleo se congeló durante la Guerra de Corea a raíz de una orden de la 

Oficina de Estabilización de Precios en vigor desde el 25 de enero de 1950 al 13 de 

febrero de 1953. El primer ministro de Irán Mohammad Mossadegh nacionalizó la industria 

petrolera de Irán en el verano de 1951 y el boicot mundial que surgió como respuesta 

retiró 19 millones de barriles de la producción mensual iraní de los mercados mundiales. 

La huelga de los trabajadores de las refinerías estadounidenses de petróleo el 30 de abril 

1952 cerró un tercio de las refinerías del país. En respuesta, los gobiernos de Estados 

Unidos y Reino Unido ordenaron un recorte del 30% en el suministro de combustible para 

los vuelos civiles, mientras que Canadá suspendió todo vuelo privado. Kansas City y Toledo 

(Ohio) instituyeron planes voluntarios para racionar el combustible para los automóviles, 
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mientras que Chicago detuvo las operaciones de 300 autobuses municipales. Cuando los 

controles de precios se retiraron en junio de 1953, el precio publicado del petróleo WTI 

aumentó un 10%. La segunda recesión de la posguerra se dató a partir del mes siguiente. 

El presidente egipcio Nasser nacionalizó el Canal de Suez en julio de 1956. Con la 

esperanza de recuperar el control del canal, Gran Bretaña y Francia instaron a Israel a 

invadir los territorios egipcios del Sinaí el 29 de octubre, una invasión a la que unieron 

poco después sus propias fuerzas militares. Durante el conflicto se hundieron cuarenta 

barcos que bloquearon el canal a través del cual se transportan entre 1 y 1,5 Mbd de 

petróleo. Las estaciones de bombeo del oleoducto de la Iraq Petroleum Company, gracias 

al cual se movían medio millón de barriles por día a través de Siria hasta los puertos en el 

Mediterráneo oriental, también fueron saboteadas. La producción total de Oriente Medio 

se redujo en 1,7 Mbd en noviembre de 1956, lo que representaba el 10,1% de la 

producción mundial total del momento, la fracción más grande de la producción mundial 

que se haya experimentado en cualquiera de las crisis del petróleo posteriores (Figura 10). 

Estos acontecimientos tuvieron dramáticas consecuencias económicas inmediatas para 

Europa, que había basado dos tercios de su consumo de petróleo en Oriente Medio. Así 

narraba el 2 de diciembre de 1956 The New York Times lo que estaba pasando en Europa: 

LONDRES, 1 de diciembre. La escasez de petróleo en Europa como resultado 

de la crisis del Canal de Suez se hacía sentir con más fuerza este fin de 

semana […] La disminución de los suministros de gasolina trajo fuertes 

recortes en el tráfico automovilístico, la reducción de las jornadas de trabajo y 

la amenaza de despidos en las fábricas de automóviles. No hay calefacción en 

algunos edificios y los radiadores están sólo tibios en otros. Los hoteles cierran 

bloques de habitaciones para ahorrar combustible […]  

Los Países Bajos, Suiza y Bélgica han prohibido conducir los domingos. Gran 

Bretaña, Dinamarca y Francia han impuesto el racionamiento. Casi todos los 

fabricantes de automóviles británicos han reducido la producción y han 

impuesto una jornada laboral de cuatro días en lugar de la de cinco días 

vigente hasta ahora […] Volvo, el fabricante sueco líder, ha reducido la 

producción al 30%. En Londres y París se han formado largas colas alrededor 

de las estaciones de venta de gasolina […]. El domingo pasado, la Asociación 

de Automóviles informó que el 70% de las estaciones de servicio en Gran 

Bretaña estaban cerradas. […] Los responsables hoteleros holandeses 

estiman que la prohibición de conducir el domingo les había costado hasta el 

85% de los negocios que normalmente se hubieran producido. 

En pocos meses, la producción ajena a Oriente Medio fue capaz de completar la mayor 

parte de la brecha abierta en la oferta. Por ejemplo, las exportaciones de petróleo crudo y 

productos refinados de Estados Unidos aumentaron en 300 Kbd en diciembre. En febrero, 

la producción mundial total de petróleo regresó a sus posiciones de octubre. La producción 

de Oriente Medio había regresado a sus niveles anteriores a la crisis antes de junio de 

1957 (Figura 10). 
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Figura 10. Producción de petróleo después de la crisis de Suez9.  

La línea de puntos representa la producción mensual de petróleo desde 

octubre de 1956 expresada en porcentajes con respecto a los niveles de ese 

mes. La línea continua representa los cambios en la producción mensual de 

los países de Oriente Medio expresada en los mismos porcentajes. En el eje X 

están los meses a partir de octubre de 1956.  

No obstante, las exportaciones totales estadounidenses reales de bienes y servicios 

comenzaron a caer después del primer trimestre de 1957, preludio de una disminución del 

18% durante el año siguiente. Esta disminución de las exportaciones fue uno de los 

factores que contribuyen a la tercera recesión en Estados Unidos después de la guerra que 

comenzó en agosto de 1957. 

En 1967 sobrevino una nueva crisis, porque durante la Guerra de los Seis Días quedó 

obstruido el canal de Suez como consecuencia de los ataques que sufrieron buques 

militares y cargueros de todo tipo. Hubo, sin embargo, nuevos descubrimientos de campos 

gigantes que aliviaron la presión sobre el precio del crudo. En 1968 se descubrió un 

yacimiento de 10.000 millones de barriles en Prudhoe Bay, Alaska. En 1965, la plataforma 

Sea Gem, operada por British Petroleum, realizó la primera perforación submarina de 

petróleo con éxito en el Mar del Norte. Fue el anuncio de lo que ocurriría más al sur y más 

tarde, en 1969, cuando Phillips Petroleum encontró finalmente petróleo en el Mar del 

Norte en volúmenes comerciables en el yacimiento Ekofisk. El petróleo, considerado de 

existencia improbable en el sector noruego tan solo una década antes, llegaba tras 33 

perforaciones exploratorias y abría el camino para que Noruega se sumara años más tarde 

al selecto grupo de países exportadores de petróleo. 

                                                      

9 Fuente: Hamilton (2011). 
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Figura 11. Precio del petróleo WTI en dólares de 2009 (descontado el IPC) 

desde febrero de 1967 a febrero de 197410. 

Para situar en la perspectiva adecuada los acontecimientos posteriores es útil 

contemplarlos dentro de algunas tendencias críticas más amplias. A finales de 1960, la 

Comisión de Ferrocarriles de Texas fue aumentando rápidamente los niveles permisibles 

en la producción de los pozos de petróleo en el estado y eliminó las restricciones por 

"conservación" en 1972. La posterior caída de la producción de los campos de Texas no se 

debió a la regulación estatal, sino al declive de los campos maduros. La producción de 

petróleo de los Estados Unidos en su conjunto también alcanzó su máximo en 1972, a 

pesar de los incentivos a la producción que posteriormente proporcionaron los enormes 

aumentos de precios a partir de 1973 y la explotación de los gigantescos yacimientos 

petrolíferos de Alaska en la década de 1980. 

A pesar de que hubo abundancia de suministros disponibles en Oriente Medio para 

reemplazar la disminución de la producción de Estados Unidos, la transición de un 

mercado petrolero mundial centrado en el Golfo de México a uno centrado en el Golfo 

Pérsico no estuvo exenta de problemas. Además del agotamiento de los yacimientos de 

petróleo de Estados Unidos, Barsky y Kilian (2001) han señalado una serie de factores que 

justificaron un aumento en el precio relativo del petróleo a principios de 1970. Entre ellas 

estaba la decisión unilateral de los Estados Unidos de terminar con los derechos de los 

bancos centrales extranjeros a convertir dólares en oro. El fin del sistema de Bretton 

Woods causó una depreciación del dólar y el aumento de los precios en dólares de los 

productos básicos más comercializados internacionalmente. Además, el rendimiento 

nominal a tres meses de los bonos del Tesoro fue inferior a la tasa de inflación del IPC 

desde agosto de 1972 a agosto de 1974.  

Estos tipos de interés reales negativos también pudieron haber contribuido al aumento de 

los precios relativos de las materias primas (Frankel, 2008). El aumento del 10% en el 

índice de precios al productor de petróleo crudo entre agosto 1971 y agosto 1973 fue si 

cabe más moderado que el de muchos otros productos, porque entre agosto de 1971 y 

agosto de 1973, el índice de precios al productor (PPI) de madera aserrada aumentó el 

42%. El PPI para el hierro y el acero subió un 8%, mientras que los metales no férricos 

                                                      

10 Fuente: Hamilton (2011). 
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aumentaron un 19% y los alimentos y piensos un 96%. Teniendo en cuenta la disminución 

de las tasas de producción de los campos de Estados Unidos, se hubiera podido esperar 

nuevos aumentos en el precio del petróleo. 

Otro factor que hizo más accidentada la transición a una participación más alta de las 

importaciones de petróleo fue el sistema de control de precios aplicadas por el presidente 

Nixon en relación con el abandono de Bretton Woods en 1971. En la primavera de 1973, 

muchas gasolineras tenían problemas para obtener la gasolina al por mayor y los 

consumidores comenzaron a verse afectados, como se describe, por ejemplo, en este 

artículo de The New York Times del 8 de junio de 1973:  

Con más de 1.000 estaciones de servicio cerradas por falta de gasolina, según 

datos del Gobierno, y con miles de personas más que ven racionadas la 

cantidad que un automovilista puede comprar, la escasez se está convirtiendo 

en un hecho palpable en la vida de millones de personas en este país 

orientado hacia el automóvil. 

Pero lo peor estaba por venir ese mismo año. La sexta recesión de la posguerra comenzó 

en noviembre de 1973, justo después de los dramáticos acontecimientos geopolíticos que 

más se recuerdan de esa época. La estrella fulgurante de ese tiempo fue la OPEP, una 

organización con sede en Viena que había sido creada en la Conferencia de Bagdad de 

1960 mediante la cual sus miembros iniciales –Irán, Iraq, Kuwait, Arabia Saudita y 

Venezuela- se aliaron para evitar las oscilaciones en los precios del petróleo que 

provocaban a su antojo las grandes petroleras del mundo. 

El 6 de octubre de 1973 comenzó un ataque encabezado por Siria y Egipto contra Israel. El 

17 de octubre, los miembros árabes de la OPEP anunciaron un embargo a las 

exportaciones de petróleo a los países que habían apoyado a Israel, que fue seguido por 

reducciones significativas en la producción total de petróleo de la OPEP. La producción de 

los miembros árabes de la OPEP en noviembre bajó 4,4 Mbd en relación con el septiembre 

anterior, un descenso correspondiente al 7,5% del total. Los incrementos mundiales en la 

producción de otros países como Irán compensaron sólo una pequeña parte del déficit. El 

1 de enero 1974, los países del Golfo Pérsico duplicaron el precio del petróleo. 

Las carencias de gasolina volvieron, como decía The New York Times el 18 de diciembre de 

1973, cuando describía las fuertes discusiones que surgían en Hartford, Connecticut, ese 

mismo mes:  

La escena es familiar en Connecticut cuando los gerentes gestores de las 

estaciones de servicio se ven obligados a decidir si se debe racionar su 

gasolina o si la venden tan rápido como sea posible para reducir el número de 

quejas [...] La gente pasa y si ve a alguien que llena a tope se ponen a la cola, 

dijo Bruce Faucher, un asistente en una estación de Citgo. Si no les 

pusiéramos coto, acabarían con todo en un par de horas y no tendríamos para 

nuestros clientes habituales. 

Algunos analistas económicos estimaron que el tiempo perdido esperando en las colas 

para comprar gasolina añadió un 12% del coste del carburante para los residentes urbanos 

en diciembre de 1973 y un 50% en marzo de 1974. El problema fue más grave en las 

zonas rurales, con costes estimados entre el 24 y el 84%, respectivamente (Frech y Lee, 

1987). 

La Guerra Árabe-israelí resultó ser el principio de una década turbulenta en Oriente Medio. 

En 1951 el presidente de la República de Irán, Mossadegh, nacionalizó la compañía 

petrolera Anglo-Iranian en Irán. Dos años más tarde fue depuesto por un golpe militar 
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alentado por Estados Unidos que impuso en el gobierno al Sha, el último de los sátrapas 

persas. Irán trabajó desde entonces a favor de los intereses de las compañías petroleras. 

Por eso, desafiando a los Estados árabes, aumentó su producción de petróleo durante el 

embargo de 1973 a 1974, pero desde entonces experimentó grandes protestas públicas. 

Las huelgas se extendieron al sector petrolero durante el verano de 1978. El 8 de 

septiembre de ese año tuvo lugar el Viernes Negro en Teherán: se produjeron revueltas en 

contra del Sha (a pesar de que se había declarado la ley marcial) duramente reprimidas 

por el ejército. En noviembre, 37.000 trabajadores de las refinerías iraníes se declararon 

en huelga como culminación de las huelgas que habían provocado que la producción de 

petróleo iraní cayera en 4,8 Mbd (7% de la producción mundial en ese momento) entre 

octubre de 1978 y enero de 1979, pasando de 6 Mbd a uno y medio (Time, 1978) y 

numerosos trabajadores extranjeros abandonaron el país. Finalmente, el Sha huyó del país 

el 16 de enero de 1979. Tomaron el poder los ayatolás de Jomeini.  

En Estados Unidos, las colas de gasolina fueron de nuevo una característica del episodio e 

la Revolución de los Ayatolás, como se puede leer en esta noticia de The New York Times 

de 5 de mayo de 1979:  

LOS ANGELES, 04 de mayo  "Es horrible, es como lo que pasó hace cinco 

años”, decía Beverly Lyons, cuyo Buick estaba en la posición 32 en una cola 

de más de 60 coches que esperaban en una estación de Mobil, poco después 

de las 8 en punto de la mañana. “He estado aquí una hora, mi hija espera que 

su bebé nazca este fin de semana", agregó. “¡Tengo que conseguir un poco de 

gasolina!  

A lo largo de gran parte de California hoy, y especialmente en el área de Los 

Ángeles, había escenas que recuerdan a la crisis de gasolina de la nación de 

1974. Colas de autos, furgonetas, camionetas y auto caravanas, algunas de 

las cuales eran de un kilómetro o más alrededor de las estaciones de servicio 

en una carrera por la gasolina que parecía ser el resultado de un suministro 

moderadamente corto de combustible a nivel local que ha sido agravado por 

compras desatadas por el pánico [al desabastecimiento]. 

Los analistas Frech y Lee (1987) estimaron que el tiempo de espera en la cola agregaba 

alrededor de un tercio del coste de dinero para los estadounidenses que compraban 

gasolina en mayo de 1979. La séptima recesión de la posguerra comenzó a partir de enero 

de 1980. 

La producción iraní había vuelto a cerca de la mitad de sus niveles anteriores a la 

revolución a finales de 1979, pero se desplomó otra vez cuando Irak lanzó una guerra 

contra el país el 22 de septiembre de 1980. La pérdida combinada de producción de los 

dos países de nuevo ascendió a alrededor del 6% de la producción mundial de la época, 

aunque en unos meses ese déficit se había compensado por el incremento en la 

producción en otras partes como había ocurrido en ocasiones anteriores.  

Finalmente, a finales de 1981 la situación se empezó a normalizar con la bajada 

generalizada de precios por parte de los países productores sin que nunca de bajara el 

listón de los veinte dólares. La Oficina Nacional de Investigación Económica de Estados 

Unidos caracterizó a las dificultades económicas en esos momentos como dos recesiones 

económicas distintas: la séptima recesión de la posguerra que se da por finalizada julio de 

1980, pero que fue seguida muy rápidamente por la octava recesión de la posguerra a 

partir de julio de 1981. 
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Figura 12. Evolución de los precios del petróleo entre 1970 y 2003. 

La gráfica muestra la respuesta de los incrementos a determinados 

acontecimientos históricos. Elaboración propia. 

La guerra entre Irán e Irak continuaría durante años, y la producción de petróleo de los dos 

países se recuperó muy lentamente. Sin embargo, la respuesta de la demanda a largo 

plazo de los países consumidores a los aumentos de precios de la década de 1970 resultó 

ser bastante sustancial, y el consumo mundial de petróleo se redujo significativamente en 

la década de 1980. En ese nuevo contexto, la AIE promovió alternativas energéticas para 

dar respuesta a una potencial falta de energía; parte de la industria volvió al consumo de 

carbón; en los Estados Unidos se impusieron restricciones en la fabricación de los 

vehículos (los cuatro grandes de Detroit anunciaron que nunca volverían a fabricar coches 

que pesaran más de dos toneladas ni que consumieran más de nueve litros a los cien), 

mientras que algunos países como Japón, que se vio privado de una parte considerable de 

sus suministros, optaron por la energía nuclear. 

Arabia Saudita voluntariamente cerró tres cuartos de su producción entre 1981 y 1985, 

aunque esto no fue suficiente para evitar una disminución del 25% en el precio nominal del 

petróleo y un mayor descenso del precio real. Los saudíes abandonaron esos esfuerzos a 

partir de 1986, haciendo que el precio del petróleo se derrumbarse desde 27 dólares por 

barril en 1985 a 12 dólares por barril en su punto más bajo de 1986. 

A pesar de una evolución favorable desde la perspectiva de los consumidores de petróleo, 

eso representaba una "crisis del petróleo" para los productores. Los estados productores 

de petróleo de Estados Unidos experimentaron su propia recesión regional a mediados de 

1980. 

En 1990, la producción iraquí había vuelto a sus niveles de finales de 1970, sólo para 

derrumbarse de nuevo (y arrastrar la sustancial producción de Kuwait con ella) cuando el 

país invadió Kuwait en agosto de 1990. Los dos países representaban casi el 9% de la 

producción mundial y en esos momentos había un gran temor de que el conflicto se 

extendiera a Arabia Saudita. Aunque no hubo colas de gasolina en los Estados Unidos en 

esa ocasión, el precio del crudo se duplicó en el lapso de unos pocos meses. Sin embargo, 

la subida de precios resultó ser de corta duración dado que los saudíes utilizaron el exceso 

de capacidad que habían venido manteniendo durante toda la década para restaurar la 
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producción mundial en noviembre a los niveles observados antes del conflicto. El noveno 

período de recesión de la posguerra Estados Unidos se data a partir de julio de 1990, 

cuando comenzó la Primera Guerra del Golfo Pérsico. 

1997-2010: Una nueva era industrial 

Como apuntamos en el primer capítulo, la última generación ha significado una profunda 

transformación para miles de millones de ciudadanos del mundo cuyos países hacen la 

transición desde la agricultura a las economías industriales modernas. Mientras que los 

movimientos a corto plazo en los precios del petróleo en la mitad del siglo posterior a la 

Segunda Guerra Mundial fueron dominados por los acontecimientos en Oriente Medio, los 

retos de encontrar petróleo para satisfacer la demanda de los nuevos países 

industrializados ha sido el tema más importante de los últimos 15 años. 

El crecimiento fenomenal en muchos de esos países había comenzado mucho antes de 

1997, cuando los economistas se maravillaban ante el milagro de los "tigres asiáticos". A 

pesar de que su contribución al consumo mundial de petróleo en ese momento era 

modesto, el principio Hotelling (este principio establece que los comerciantes esperan que 

el precio de un recurso natural no renovable aumente a una tasa igual a la tasa de interés) 

sugiere que la creencia en que la tasa de crecimiento de los emergentes asiáticos seguiría 

su curso podría haber sido un factor para impulsar los precios del petróleo a mediados de 

los 1990s. Pero en el verano de 1997, Tailandia, Corea del Sur y otros países estuvieron 

sujetos a oscilaciones de su moneda y a serias tensiones en el sistema financiero. Los 

inversores tuvieron dudas acerca de la historia del crecimiento de Asia, lo que produjo 

tensiones económicas y financieras en otros países asiáticos. El precio del petróleo pronto 

los siguió, cayendo por debajo de los 12 dólares el barril a finales de 1998 (Figura 13). En 

términos reales, ese fue el precio más bajo desde 1972, un precio que nunca más se ha 

vuelto a ver y que jamás volverá a repetirse. 

La crisis asiática demostró ser de corta duración ya que la región volvió a crecer y la nueva 

industrialización demostró ser muy real. El consumo mundial de petróleo volvió a un fuerte 

crecimiento en 1999 y a finales de año el precio del petróleo volvió a donde había estado 

en el inicio de 1997. El precio del WTI siguió subiendo un adicional del 38% entre 

noviembre de 1999 y noviembre de 2000, tras lo cual volvió a caer frente a una crisis 

económica global más amplia. La décima recesión de la posguerra se inició en marzo de 

2001. 

Una huelga general eliminó 2,1 Mbd de la producción de petróleo de Venezuela en 

diciembre de 2002 y enero de 2003. Eso fue seguido poco después por el ataque de 

Estados Unidos contra Irak, que eliminó un adicional de 2,4 Mbd entre abril y julio. 

Mientras que los precios del petróleo aumentaron entre noviembre de 2002 y febrero de 

2003, el alza resultó ser modesta y de corta duración. 

El crecimiento económico mundial en 2004 y 2005 fue impresionante y el FMI estima que 

el producto mundial bruto real creció a una tasa promedio anual de 4,7%. El consumo 

mundial de petróleo creció en 5 Mbd en ese período, un 3% por año. Estas fuertes 

presiones de la demanda fueron la razón principal para el aumento constante del precio 

del petróleo durante este período, aunque inicialmente había suficiente exceso de 

capacidad para mantener que la producción creciera junto a la demanda. Sin embargo, 

como se indicó en el Capítulo 1, la producción no continuó creciendo después de 2005. 
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Figura 13. Evolución de los precios del petróleo WTI11.  

Los precios reales están calculados ajustando los nominales con el IPC (2009 

= 100).  

No obstante, la demanda siguió creciendo, con el PIB real mundial aumentando un 5% 

adicional por año en 2006 y 2007, un ritmo más rápido de crecimiento económico que 

había acompañado al aumento en 5 Mbd del consumo de petróleo entre 2003 y 2005. Sin 

más aumento en la producción del petróleo eso significaba que otros países tuvieron que 

reducir su consumo a pesar de sus economías más fuertes. La elasticidad del precio a 

corto plazo de la demanda de petróleo nunca ha sido muy alta (Hamilton, 2009a), y puede 

haber sido aún menor en la última década (Hughes et al., 2008), lo que significa que era 

necesario un aumento de precios muy grande para contener la demanda.  

La experiencia de los años setenta del siglo XX nos enseñó que una fuerte subida en los 

precios del petróleo puede generar presiones inflacionistas, situación que tarde o 

temprano obliga a los bancos centrales a endurecer su política monetaria. En la Figura 13 

se muestra la evolución temporal del precio del barril de petróleo WTI en términos 

nominales y reales (corregidos por el efecto de la tasa de inflación). Hay que destacar que 

el precio real del barril de petróleo (2009 = 100) se situaba a finales del año 2009 en 75 

dólares, un nivel entre el precio alcanzado durante la crisis del petróleo de 1973 y el 

máximo alcanzado en la segunda crisis de 1979, pero aún estaba significativamente por 

debajo del máximo histórico de 140 dólares al que se llegó en julio de 2008. 

En la figura 14 se muestra la evolución durante el inicio de la actual crisis económica del 

precio al contado del petróleo WTI (en términos nominales). Las cifras muestran que, 

aunque la subida de precios ha sido espectacular, ha sido minimizada por los analistas 

más centrados en las causas financieras e inmobiliarias de la crisis. En concreto, entre 

principios de febrero de 2009 y hasta principios de marzo de 2010 la subida del precio del 

petróleo en términos nominales fue de nada menos que del 107,45% (el precio del barril 

pasó de 39,16 a 81,24 dólares). Si a estas circunstancias le unimos la recuperación 

económica de las economías y la demanda no resulta difícil predecir que se van a generar 

tensiones inflacionistas a nivel internacional que van a complicar la salida definitiva de la 

                                                      

11 Fuente: Modificada a partir de http://vicenteesteve.blogspot.com.es/2010/04/evolucion-

historica-de-los-precios-del.html. 
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crisis salvo que se aborden soluciones políticas globales a las tensiones especulativas que 

elevan artificialmente el precio real de producción del petróleo. 

 

Figura 14. Evolución durante el inicio de la actual crisis económica del precio 

al contado del petróleo WTI (en términos nominales)12.  

Para continuar con la causa de la subida especulativa de los precios del petróleo, véase la 

entrada de ese nombre. 

Crudo  

Aceite mineral natural de petróleo, es decir, el obtenido de yacimientos antes de que sufra 

cualquier tratamiento de refinado o mejora. El petróleo crudo se refina para producir una 

amplia gama de productos derivados (véase la entrada “Derivados del petróleo”). Según la 

definición de la EIA, el crudo “es una mezcla de hidrocarburos que existen en fase líquida 

en depósitos subterráneos naturales y permanece líquido a presión atmosférica después 

de pasar a través de las instalaciones de separación. Dependiendo de las características 

del crudo, este también puede incluir: 1.- Pequeñas cantidades de hidrocarburos que 

existen en fase gaseosa en depósitos subterráneos naturales, pero que se vuelven líquidos 

a la presión atmosférica después de haber sido recuperados para, posteriormente, 

mezclarse con el flujo de crudo sin ser medidos por separado. 2.- Los condensados 

operacionales recuperados en forma de líquido de los pozos de gas natural que luego se 

mezclan en el flujo de crudo. 3.- Pequeñas cantidades de otras sustancias no 

hidrocarbonatadas que se producen en la extracción, como el azufre y diversos metales. 4.- 

Los gases líquidos y los hidrocarburos líquidos producidos a partir de arenas y lutitas 

bituminosas. Se excluyen los líquidos producidos en las plantas de procesamiento de gas 

natural”.  

                                                      

12 Fuente: Modificada a partir de http://vicenteesteve.blogspot.com.es/2010/04/evolucion-

historica-de-los-precios-del.html. 
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Crudo extrapesado 

El crudo extrapesado es cualquier tipo de petróleo crudo cuya alta viscosidad impide que 

fluya con facilidad. Se le denomina "pesado" debido a que su densidad o peso específico es 

superior a la del petróleo crudo ligero. Técnicamente se ha definido como cualquier licuado 

de petróleo con un índice API inferior a 20, lo que significa que su densidad relativa es 

superior a 0,933. La mayor reserva de petróleo pesado en el mundo se encuentra al norte 

del río Orinoco en Venezuela, pero se sabe que alrededor de una treintena de países tienen 

reservas del mismo tipo. El crudo pesado está estrechamente relacionado con las arenas 

asfálticas (véase esta entrada), aunque estas, en general, no fluyen en absoluto.  

Crudo sintético 

Líquido similar al petróleo, pero de grado más bajo, que se obtiene los procesos de 

conversión de gas a líquidos o de carbón a líquidos (véanse estas entradas). 

Crudos dulces y ácidos, pesados o ligeros 

En la jerga petrolera, el término dulce alude al bajo contenido en azufre: cualquier crudo 

que tenga menos de un 0’5% de azufre se considera dulce. Si supera ese porcentaje, es 

ácido. El bajo contenido en azufre reduce los procesos de refinado y prolonga la vida útil de 

los costosos equipos utilizados en las refinerías. El término ligero alude al grado de ligereza 

y fluidez del crudo medido en grados API (véase la entrada). Los primeros crudos utilizados 

eran ligeros y dulces LSC (light & sweet crudes), pero el aumento de la demanda hizo que 

cada vez fueran utilizándose cada vez más los crudos pesados HC (heavy crudes) y con 

contenidos de azufre superiores al medio punto porcentual. La TRE obtenida de estos 

últimos es considerable menor que en el caso de los ligeros y los costes de producción y 

refinado mayores. 

Derivados del petróleo 

Según la composición del crudo y la demanda, las refinerías pueden producir distintos 

productos derivados del petróleo. La mayor parte del crudo es usado como materia prima 

para obtener combustibles, sobre todo gasolina, pero también querosenos, gasóleos o 

fueles. También producen sustancias químicas que se pueden utilizar en procesos 

petroquímicos para producir plásticos y otros materiales útiles. Debido a que el petróleo 

contiene un 2% de azufre, también se obtienen grandes cantidades del mismo. Se pueden 

producir también hidrógeno y carbón en forma de coque de petróleo. El hidrógeno 

producido se usa normalmente como un producto intermedio para otros procesos como el 

hidrocraqueo o la hidrodesulfuración (véanse ambas entradas). 

Entre los productos derivados del petróleo están: 1.- Combustibles líquidos (fabricados 

para automóviles y aviación, en sus diferentes grados; queroseno, diversos combustibles 

de turbinas de avión, gasolinas, gasóleo, autogás y fueloil para uso industrial y náutico). 2.- 

Lubricantes (aceites para maquinarias, aceites de motor, y grasas. 3.- Ceras (parafinas), 

utilizadas en el envase de alimentos congelados, encerado para pisos, fósforos, papel 

parafinado, vaselinas, fármacos entre otros. 4.- Plásticos, pinturas, barnices, disolventes y 

otros polímeros, fertilizantes e insecticidas, detergentes, cauchos artificiales, poliéster y 

muchos más. 5.- Polietileno: materia prima para la fabricación de plásticos. 6.- Negro de 

humo: fabricación de neumáticos. 7.- Detergentes para lavar. 8.- Adelgazadores o 

rebajadores de pinturas. 9.- Azufre: subproductos de la eliminación del azufre del petróleo 

que pueden tener hasta un dos por ciento de azufre como compuestos sulfurados. 10.- 

http://es.wikipedia.org/wiki/Energ%C3%ADa
http://es.wikipedia.org/wiki/Sustancia_qu%C3%ADmica
http://es.wikipedia.org/wiki/Pl%C3%A1sticos
http://es.wikipedia.org/wiki/Azufre
http://es.wikipedia.org/wiki/Hidr%C3%B3geno
http://es.wikipedia.org/wiki/Carb%C3%B3n
http://es.wikipedia.org/wiki/Coque_de_petr%C3%B3leo
http://es.wikipedia.org/wiki/Hidr%C3%B3geno
http://es.wikipedia.org/w/index.php?title=Hidrocracking&action=edit&redlink=1
http://es.wikipedia.org/wiki/Hidrodesulfuraci%C3%B3n
http://es.wikipedia.org/wiki/Cera
http://es.wikipedia.org/w/index.php?title=Alimentos_congelados&action=edit&redlink=1
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Brea. 11.- Asfalto. 12.- Coque de petróleo. 13.- Materias primas que se envían a plantas 

petroquímicas para su transformación en otras.  

Destilación al vacío 

Destilación realizada a presión menos que la atmosférica lo que rebaja la temperatura de 

ebullición del líquido que se esté destilando.  

Destilación atmosférica del crudo 

La destilación atmosférica (topping en la jerga petrolífera) es parte del proceso de refinado 

que consiste en separar los componentes del crudo a presión atmosférica mediante 

calentamiento a temperaturas de aproximadamente 600 a 750 °C (dependiendo de la 

naturaleza del petróleo crudo y de los productos deseados) y la posterior condensación de 

las fracciones por enfriamiento, sin afectar a la estructura molecular de los componentes. 

En las torres de destilación atmosférica (Figura 15) el objetivo es obtener combustibles 

terminados y fragmentos de hidrocarburos que luego se procesarán en otras unidades. Se 

basa en la transferencia de masa entre las fases líquido-gas de una mezcla de 

hidrocarburos. Permite la separación de componentes en función de su punto de 

ebullición. Los componentes de menor peso molecular se concentran en la fase vapor y los 

de peso mayor en fase líquida. Las columnas se diseñan para que el equilibrio líquido-

vapor se obtenga de forma controlada y durante el tiempo necesario para obtener los 

productos deseados. 

El proceso consiste en vaporizar el crudo y luego condensar los hidrocarburos en cortes 

definidos, modificando la temperatura a lo largo de la columna fraccionadora. La fase 

líquida se obtiene mediante reflujos de hidrocarburos que retornan a la columna después 

de enfriarse intercambiando calor con fluidos refrigerantes o con carga más fría. Su función 

es eliminar controladamente la energía cedida en el horno de precalentamiento. 

Empezando por la parte superior o cabeza de la columna, en la unidad de topping se 

obtienen los siguientes productos,: 1.- Gas de refinería (fuel gas). Es una mezcla de todos 

los compuestos no condensables (esencialmente hidrógeno, metano, etano y etileno) 

existentes de forma natural en el crudo que se está procesando. Este combustible se 

utiliza en refinería después de endulzarlo (es decir, de eliminarle los compuestos 

sulfurosos), para quemarlo en los diferentes procesos de la propia planta. 2.- Gases 

licuados de petróleo (GLP), que se separan en sus diferentes componentes para su venta 

individualizada, esencialmente como propano y butano. 3.- Nafta ligera. Se envía como 

carga para isomerización para mejorar su octanaje RON y MON (ver la entrada octanaje) y 

formar parte de las corrientes de gasolinas de automoción, que se formulan en el sección 

de mezclado o blending. 4.- Nafta pesada, que se envía como carga al reformado catalítico, 

para mejorar su RON y formar parte de las gasolinas de automoción. 5.- Queroseno, que, 

una vez endulzado, es la base de la producción del queroseno de aviación o “Jet fuel”, un 

combustible para las turbinas de los aviones. 6.- Gasoil ligero, que se envía a unidades de 

desulfuración, para eliminar los compuestos de azufre e incorporarlo a la mezcla de 

formulación de gasóleos de automoción. 7.- Gasoil pesado. Se envía a unidades de 

desulfuración, para eliminar los compuestos de azufre e incorporarlo a la mezcla de 

formulación de gasóleos de automoción. 8.- Gasoil atmosférico. Se utiliza como una de las 

alimentaciones a la unidad de cracking catalítico. 9.- Residuo atmosférico. Es la fracción 

más pesada del crudo, por lo que se le denomina también crudo reducido y se utiliza como 

alimentación para la unidad de destilación a vacío.Hoy día, debido a las medidas 

medioambientales, de especificación de los productos y de la obtención del máximo 

http://es.wikipedia.org/wiki/Brea
http://es.wikipedia.org/wiki/Asfalto
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rendimiento, todos los componentes que se extraen de la columna de topping, pasan, 

previo paso a su comercialización, por otros procesos industriales para mejorar su calidad 

o para convertirlos en nuevos productos de mayor valor añadido. 

 

Figura 15. Esquema de una torre de destilación13.  

Dilbit 

El bitumen en bruto procedente de las pizarras bituminosas es tan viscoso que necesita 

ser diluido con un 30% de gas condensado o con un 50% de crudo sintético de petróleo, en 

un procedimiento a través del cual se forma un bitumen diluido o dilbit, que se puede 

transportar a través de un oleoducto convencional. 

Endulzado 

En las refinerías, procedimiento mediante el cual los crudos “ácidos” (ricos en azufre) se 

transforman en crudos “dulces” bajos en azufre.  

Esquisto 

Véanse las entradas “Rocas metamórficas y metamorfismo”, y “Lutita”. 

                                                      

13 Fuente: www.cepsa.com. 
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Esquisto bituminoso 

Véanse las entradas “Rocas metamórficas y metamorfismo”, y “Rocas bituminosas”. 

Etano 

El etano es un hidrocarburo alifático alcano con dos átomos de carbono, de fórmula C2H6. 

En condiciones normales es gaseoso y un excelente combustible. Su punto de ebullición 

está en -88 °C. Se encuentra en cantidad apreciable en el gas natural de donde se extrae 

para su uso comercial. 

FCC 

 Véase “Craqueo”. 

Fischer-Tropsch (procedimiento o reacción de) 

Véase la entrada “Gas de síntesus o syngas”. 

Flexicoquing 

 Véase “Coquización”. 

FOB (Free on Board) 

A precio fijo de entrega. Cuando se dice de una transacción comercial cualquiera, lo que 

incluye a las que afectan a los hidrocarburos, se refiere a que el vendedor sitúa el producto 

en un momento dado, en un lugar determinado y a un precio establecido de común 

acuerdo con el comprador, quien se responsabiliza de todos los precios de transporte, 

seguros, intermediación y demás que pudieran surgir. 

Formación de los hidrocarburos  

Según la Teoría Biótica del origen de los hidrocarburos, cuando los organismos mueren y 

se descomponen comienza la transformación de las biomoléculas en hidrocarburos, un 

proceso que requiere altas presiones y temperaturas muy elevadas ejercidas durante 

millones de años, lo que se conoce con el nombre de “craqueo” natural. Cuando los 

organismos se han acumulado en volúmenes suficientes, a partir de la materia orgánica 

acumulada se forman depósitos o yacimientos de petróleo y gas. Las rocas sedimentarias, 

que se generaron en ambientes acuáticos como lagos y océanos, son las más propensas a 

la formación, migración y acumulación de hidrocarburos entre sus granos.  

La materia orgánica -los restos de animales o plantas- puede ser alterada por efectos de la 

temperatura para producir petróleo o gas. Sin embargo, antes de que se produzca esta 

transformación, esos restos deben estar preservados en cierta medida. El grado de 

preservación tendrá un efecto sobre el tipo de hidrocarburos que la materia orgánica 

producirá finalmente. La mayor parte del material animal o vegetal es consumido por otros 

animales, bacterias o en procesos de descomposición química, de manera que la 

preservación usualmente requiere un proceso de soterramiento rápido en un ambiente 

anóxico que inhiba a la mayoría de los secuestradores biológicos o químicos. Este requisito 
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se satisface en ambientes lacustres u oceánicos con circulación de agua restringida, donde 

la demanda biológica de oxígeno excede el suministro, lo que tiene lugar en aguas que 

contienen menos de 0.5 mililitros de oxígeno por litro de agua. No obstante, aún en estos 

ambientes, los microorganismos anaeróbicos pueden alimentarse de la materia orgánica 

sepultada, produciendo metano biogénico en el proceso. 

La sedimentación ulterior incrementa la profundidad de soterramiento con el tiempo. La 

materia orgánica se cuece lentamente a medida que aumentan la presión y la 

temperatura, en concordancia con el incremento de las profundidades de soterramiento. 

Con ese calentamiento, la materia orgánica -fundamentalmente los lípidos del tejido 

animal y la lignina de las células vegetales- se transforman en querógeno, el precursor de 

los hidrocarburos (véase la entrada “Querógeno”). Dependiendo del tipo de querógeno 

producido, los incrementos adicionales de temperatura, presión y tiempo podrán generar 

petróleo, gas húmedo o gas seco. 

Los procesos geológicos para la conversión de la materia orgánica en hidrocarburos 

requieren calor y tiempo. El calor aumenta gradualmente con el tiempo conforme la 

materia orgánica continúa siendo soterrada a mayores profundidades bajo una carga de 

sedimentos cada vez más grande; el tiempo se mide a escala geológica, es decir, por 

millones de años. Mediante el incremento de la temperatura y presión durante el proceso 

de soterramiento, y posiblemente acelerados por la presencia de minerales catalizadores, 

los materiales orgánicos liberan petróleo y gas. Este proceso es complicado y no está 

perfectamente estudiado; sin embargo, el modelo conceptual es bastante claro. La 

actividad microbiana convierte parte de la materia orgánica en gas metano biogénico. Con 

el soterramiento y el incremento de la temperatura, la materia orgánica se transforma en 

querógeno. La mayor profundidad de soterramiento y el incremento del calor transforman 

el querógeno para producir bitumen, luego hidrocarburos líquidos y por último gas 

termogénico, empezando con gas húmedo y terminando con gas seco. 

El proceso completo (soterramiento, conversión de la materia orgánica y generación de 

hidrocarburos) puede resumirse en general en tres grandes pasos:  

La diagénesis inicia el proceso. A menudo se caracteriza por la alteración de la materia 

orgánica a baja temperatura, habitualmente a temperaturas inferiores a 50 °C 

aproximadamente. Durante esta etapa la oxidación y otros procesos químicos comienzan a 

descomponer el material. Los procesos biológicos también alterarán la cantidad y la 

composición del material orgánico antes de que sea preservado. Durante la fase 

diagenética la degradación bacteriana puede producir metano biogénico. Con el 

incremento de las temperaturas y los cambios producidos en el pH, la materia orgánica se 

convierte gradualmente en querógeno y en menores cantidades de bitumen. Durante las 

primeras fases de la diagénesis se puede incorporar azufre a la materia orgánica. Los 

sulfatos del agua de mar proveen la fuente de oxidantes para la biodegradación de la 

materia orgánica por las colonias de bacterias sulfato-reductoras. Estas bacterias liberan 

polisulfuros, ácido sulfhídrico y azufre nativo, que pueden recombinarse luego con el hierro 

de las arcillas para formar pirita, o combinarse con la materia orgánica para formar otros 

compuestos orgánicos con azufre (Aizenshtat et al., 1981). 

Luego viene la catagénesis, que generalmente se produce a medida que el incremento de 

la profundidad de soterramiento genera más presión, aumentando de ese modo el calor 

entre aproximadamente 50 y 150 °C, lo que produce la ruptura de los enlaces químicos en 

la lutita y el querógeno. Los hidrocarburos se generan durante este proceso y el crudo se 

produce por la transformación de los querógenos de Tipo I, el petróleo parafínico por la de 

los querógenos Tipo II, y el gas por la de los querógenos Tipo III. Los incrementos de 
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temperatura y presión ulteriores producen el craqueo secundario de las moléculas de 

petróleo, lo que conduce a la producción de moléculas de gas adicionales (Peters et al., 

2004). 

La metagénesis es la última etapa, en la que el calor adicional y los cambios químicos 

producen la transformación casi total del querógeno en carbono. Durante esta etapa se 

libera metano tardío, o gas seco, junto con hidrocarburos no gaseosos, tales como CO2, N2 

y SH2. En las cuencas en las que tienen lugar estos cambios, las temperaturas 

generalmente oscilan entre 150 y 200 °C aproximadamente (Peters et al., 2004). En 

general, este proceso de alteración del querógeno, conocido como "maduración”, produce 

una serie de moléculas de hidrocarburos progresivamente más pequeñas de volatilidad y 

contenido de hidrógeno cada vez mayor, llegando finalmente al gas metano. A medida que 

el querógeno evoluciona mediante la madurez asociada con la temperatura, su 

composición química cambia progresivamente, transformándose en un residuo carbonífero 

con contenido de hidrógeno decreciente, que finalmente termina como grafito (Hood et al., 

1975).  

La preservación y maduración de la materia orgánica no son procesos exclusivos de las 

lutitas gasíferas. El modelo de generación de petróleo y gas en realidad es el mismo para 

los recursos convencionales y no convencionales. Sin embargo, la diferencia es la 

localización. En los yacimientos convencionales, el petróleo y el gas migran desde la roca 

generadora hasta la trampa de arenisca o carbonato. En los yacimientos de gas de lutita no 

convencionales, los hidrocarburos se producen en la roca generadora sin que haya una 

posterior migración. 

Fracking (Fractura hidráulica) 

La fractura hidráulica consiste básicamente en provocar grietas en rocas ricas en 

hidrocarburos mediante perforaciones seguidas de explosiones y de la inyección de agua y 

otros fluidos, productos químicos y sólidos a presiones muy altas. Como ocurre con tantos 

otros anglicismos (running, footing, moving, camping, rafting, boxing) el término fracking ha 

calado en el lenguaje popular, lo que no quiere decir que sea preciso. En realidad, la 

palabra fracking determina a la acción de fracturar y, por tanto, se refiere a la fractura 

hidráulica, una de las técnicas empleadas para la obtención de hidrocarburos de las lutitas 

y de otras rocas compactas en capas profundas.  

En los últimos años parte de la industria de los hidrocarburos ha puesto especial empeño 

en la exploración de los yacimientos no convencionales (véase la entrada “Convencional y 

no convencional”) a pesar de que suponen un reto de explotación cada vez mayor por su 

elevada dificultad técnica, que requiere inversiones de alto coste, y de su escasa 

rentabilidad a medio y largo plazo. El empeño se debe a un contexto económico que ha 

disparado el precio de los hidrocarburos, a la irreversible declinación de las reservas 

tradicionales y a avances en las técnicas de perforación horizontal (o dirigida) que son 

variantes de una técnica clásica: la fractura hidráulica vertical.  
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Figura 16. Esquema básico de funcionamiento del fracking.  

Elaboración propia. 

La revolución de la extracción de hidrocarburos a partir de las lutitas (véase esta entrada) a 

la que asistimos desde hace un lustro y la que llamamos coloquialmente fracking, consiste 

en la conjunción de tres técnicas: 1) Empleo en la fase de prospección de técnicas de 

visualización de imágenes, entre las que se incluye la tomografía sísmica, que permiten 

localizar la posición de los estratos de roca madre empapados de hidrocarburo y trazar una 

cartografía subterránea en la que llevar a cabo la fracturación. 2) Perforación horizontal y 

no sólo vertical, como se hace en las explotaciones convencionales. 3) Estimulación de la 

salida del hidrocarburo mediante fractura hidráulica, lo que implica la inyección de 

cantidades considerables de agua a presión unida al uso de aditivos químicos, arena y 

explosivos. A esos tres procesos tecnológicos nos referimos cuando hablamos 

genéricamente de fracking, que tiene poco que ver con el millón de pozos supuestamente 

explotados con dicha técnica en Estados Unidos (Marzo, 2013). 

Fracking: antecedentes y cronología 

En los debates a los que he asistido con participación de ingenieros de minas españoles, 

estos siempre alardean de que han ejecutado “mucho” fracking o de que “están hartos de 

hacer fracking”; es posible que sea verdad, pero es una verdad a medias porque su 

experiencia es, exclusivamente y como mucho, la de haber participado en perforaciones 

verticales en las que la explotación se estimula con fractura, que eso y no otra cosa es el 

fracking en sentido estricto: la fracturación de la roca para favorecer la liberación del 

hidrocarburo, de la misma forma que puedo horadar una naranja con un palillo para 

extraer su jugo. La fracturación puede hacerse de formas muy distintas usando desde 

nitroglicerina a napalm, como se hacía en Oklahoma desde hace años, pero cuando se 

está en pleno debate sobre la fractura hidráulica horizontal resulta cuando menos 

interesado mezclar churras con merinas.  

Por eso, para evitar la confusión, interesada o no, conviene ahora detenerse en un punto 

clave en lo que refiere a la explotación de yacimientos no convencionales mediante 
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fractura hidráulica horizontal (fracking horizontal o simplemente fracking de aquí en 

adelante) un procedimiento moderno que quienes lo apoyan tienden a presentar 

interesadamente como un viejo método de explotación habitualmente utilizado por la 

industria petrolera sin haber provocado mayores problemas. La diferencia esencial es que 

el método clásico empleado en pozos convencionales ha sido la fractura hidráulica vertical, 

empleada para la estimulación de la salida de fluidos en pozos convencionales. 

Aunque nos ocuparemos de la tecnología de extracción de gas de lutitas más adelante 

(véase Fracking: tecnología), es preciso hacer ahora un breve inciso para resumir en qué 

consiste el procedimiento de fracking que, al margen de la compleja etapa de prospección, 

recordemos que consiste básicamente en el acoplamiento de dos técnicas; la fractura 

hidráulica y la perforación horizontal. 

La fractura hidráulica es una técnica de estimulación de pozos que consiste en inyectar al 

fondo del pozo y a alta presión un líquido (cuya base es el agua, pero que contiene además 

otros aditivos químicos) junto con un agente apuntalante o de sostén que suele ser arena, 

para que uno, el líquido a presión, amplíe las fracturas provocadas por explosiones 

subterráneas, y para que el otro, el agente de sostén, al formar micropilares impida que las 

grietas se cierren para que los hidrocarburos fluyan hacia el pozo. Nótese que hasta el 

momento nada se ha dicho de la dirección que toma el pozo de perforación, de manera 

que esta primera parte de la técnica es común con las perforaciones verticales 

convencionales. 

Aunque la diferente litología y las imperfecciones mecánicas causaban que la mayoría de 

los pozos se desviaran, por lo menos levemente, de la vertical, la perforación petrolera 

tradicional hasta la última década del siglo pasado era exclusivamente en ese sentido. Sin 

embargo, las tecnologías modernas de perforación direccional permiten perforar pozos 

marcadamente oblicuos y horizontales que pueden llegar a gran profundidad. Esta 

posibilidad es importante ya que los yacimientos en rocas que contienen hidrocarburos son 

normalmente horizontales o semihorizontales, cuyo espesor es variable, pero que suele 

tener una media de unos noventa metros en los yacimientos estadounidenses. Un pozo 

taladrado horizontalmente maximiza la superficie de la roca que, una vez fracturada, está 

en contacto con el pozo y, por lo tanto, incrementa al máximo el volumen de gas que puede 

obtenerse lo que implica una mayor productividad. El uso de la perforación desviada u 

horizontal también ha permitido alcanzar depósitos a kilómetros de distancia de la 

perforación y ha hecho posible la explotación de yacimientos de hidrocarburos situados 

debajo de sitios en los cuales es muy difícil colocar una plataforma de perforación o bajo 

áreas ambientalmente sensibles, urbanizadas o pobladas. 

Por lo tanto, dadas las similitudes en lo que se refiere a la estimulación por fractura que 

existen entre las perforaciones convencionales y no convencionales, lo verdaderamente 

relevante y diferencial en la explotación de lutitas es la perforación horizontal, que 

combinada con la fractura, es imprescindible para hacer rentables las explotaciones. Y es 

diferencial también el aumento de los riesgos asociados (seísmos, contaminación de 

acuíferos, aditivos químicos, lodos, residuos, etcétera) a toda perforación con fractura 

cuando se trata de la perforación horizontal, por la simple razón de que su radio de 

influencia es infinitamente mayor que el de una perforación vertical, de la misma forma 

que la intrincada malla que forman las galerías de una mina afectan a mayor volumen de 

subsuelo que la que produce la perforación de un solo pozo vertical. 

El uso del agua a presión en la minería es tan viejo como la propia minería. Los romanos ya 

tenían su particular método de fractura hidráulica. En Las Médulas (León) extraían oro con 

un procedimiento que Plinio el Viejo documentó como Ruina montium, destruir la montaña. 
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Gracias a una obra de ingeniería colosal, que implicaba la construcción de decenas de 

kilómetros de canalizaciones, almacenaban agua y la dejaban correr por la montaña y sus 

galerías para extraer el mineral. “Lo que ocurre en Las Médulas supera el trabajo de 

gigantes”, escribió Plinio (Goodway, 2010; Méndez, 2012).  

La idea de fracturar roca para liberar hidrocarburos se remonta casi hasta el comienzo de 

la industria del petróleo. El modelo más próximo a lo que hoy entendemos por fractura se 

remonta a la década de 1860, cuando se usó nitroglicerina líquida (más tarde, solidificada) 

para estimular pozos poco profundos de roca dura en Pensilvania, Nueva York, Kentucky y 

Virginia Occidental (Montgomery y Smith, 2010). Aunque era extremadamente peligrosa y a 

menudo se utilizaba ilegalmente, la nitroglicerina fue un éxito espectacular para el 

“disparo” de los pozos de petróleo. El objetivo de “disparar” un pozo era romper la 

formación petrolífera para aumentar tanto el flujo inicial como la recuperación final de 

petróleo. Este mismo principio de fractura fue aplicado rápidamente con la misma eficacia 

a los pozos de agua y de gas. Estrictamente hablando, no se trataba de un proceso de 

fractura hidráulica habida cuenta de que no hay inyección de agua. 

Pero como arrojar nitroglicerina a granel por la boca de los pozos, además de peligroso, no 

era un proceso que pudiese ser patentado, más de un avispado debía estar pensando en 

un método más sofisticado y presentable desde el punto de vista tecnológico, un 

procedimiento que pudiera ser presentado ante la poderosa Oficina de Patentes de los 

Estados Unidos. En 1866 se emitió la patente estadounidense N º 59936 a favor del 

coronel Edward Roberts, veterano de la recién finalizada Guerra de Secesión, que había 

desarrollado una invención a la que tituló simplemente, "Explosión por Torpedo” (Heinberg, 

2013). La idea de Roberts consistía en hacer bajar un cilindro de hierro lleno con unos 

cuantos kilos de pólvora (entre 15 y 20 libras, reza la patente) por un pozo perforado hasta 

que el “torpedo” alcanzaba los estratos oleaginosos. En ese momento se hacía explosionar 

el torpedo mediante un ingenioso mecanismo a modo de tapadera situado en la parte 

superior de la carcasa que estaba conectado por cable a un detonador que el operador 

manejaba desde la superficie. Roberts también había previsto inundar el agujero del pozo 

con agua para proporcionar un "taponamiento fluido", cuyo objetivo era concentrar la onda 

expansiva y fracturar más eficientemente la roca. 

El invento funcionó. La Roberts Petroleum Torpedo Company, la empresa que creó el 

ingenioso coronel, se puso manos a la obra en lo que se dio en llamar "disparar pozos": 

miles de pozos de Pensilvania fueron torpedeados por Roberts y sus muchachos ante la 

asombrada mirada de unos propietarios que ya los daban por agotados y que veían cómo 

la producción de sus pozos se incrementaba hasta un 1.200 por ciento en la primera 

semana después del disparo. Los contratos de Roberts con los propietarios establecían un 

derecho del 15% sobre la producción petrolera posterior. Como el invento no era 

precisamente una sofisticación tecnológica, muchos perforadores decidieron fabricar sus 

propios torpedos, que hacían explosionar durante la noche sin observadores alrededor, 

una práctica furtiva que dio origen al término abrir pozos a la "luz de la luna". 

En 1907 se usó una forma primitiva de fractura hidráulica para separar granitos de la roca 

madre (Watson, 1910). En la década de 1930, empezó a fraguarse la idea de inyectar un 

líquido explosivo en el subsuelo para estimular pozos. El fenómeno de la "presión 

rompedora" se conocía desde las operaciones de acidificación de pozos como un medio 

para producir una fractura que no se cerraba completamente debido a la impregnación del 

ácido. El procedimiento desatrancaba el flujo del pozo y mejoraba la productividad. El 

fenómeno se confirmó en el campo no sólo mediante los tratamientos con ácido sino 

también con la inyección de agua y operaciones de cementación. Fue el inicio de la 

fracturación hidráulica. 
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Pero hasta que el ingeniero geólogo Floyd Farris de Stanolind Oil and Gas Corporation 

(Amoco) no realizó un estudio en profundidad para relacionar el rendimiento observado y 

las presiones de tratamiento durante la acidificación, la inyección de agua y la 

cementación, el procedimiento era insuficientemente conocido. A partir de ese trabajo, 

Farris concibió la idea de fracturar hidráulicamente una formación geológica para mejorar 

la producción de pozos de petróleo y gas. En su primera aplicación práctica, el primer 

tratamiento experimental (bautizado como “hydrafrac") para estimular un pozo se llevó a 

cabo en el yacimiento de gas Hugoton en el condado de Grant, Kansas, en 1947 por 

Stanolind Oil. Se inyectaron cinco mil litros de gasolina gelatinosa (napalm) seguidos por un 

gel rompedor para estimular una formación de piedra caliza con gas situada a ochocientos 

metros de profundidad. El rendimiento del pozo no aumentó significativamente, pero era 

un comienzo. En 1949 la Oficina de Patentes de Estados Unidos extendió una patente con 

una licencia exclusiva concedida a la Halliburton Oil Well Cementing Company (Howco) para 

bombear usando el nuevo procedimiento de hydrafrac (Montgomery y Smith, 2010). 

El 17 de marzo de 1949 Howco realizó los dos primeros tratamientos comerciales para 

extraer gas natural, uno con un coste de novecientos dólares, en el condado de Stephens, 

Oklahoma, y otro, por mil dólares, en el condado de Archer, Texas, usando petróleo crudo o 

mezclas de crudo y gasolina a los que se añadían entre cincuenta y cien kilos de arena. En 

el primer año se trataron más de trescientos pozos con un incremento medio de la 

producción del setenta y cinco por ciento (Howard y Fast, 1970).  

La fractura hidráulica inducida tal y como la entendemos hoy día, es decir, la propagación 

de fracturas en un estrato rocoso mediante la inyección de fluidos presurizados, es el 

resultado de innovaciones tecnológicas que comenzaron a finales del siglo XX 

(Shellenberger y Nordhaus, 2011; Trembath, 2012). En 1976, el MERC (Morgantown 

Energy Research Center), predecesor del actual National Energy Technology Laboratory, 

inició el proyecto Eastern Gas Shales encaminado a abrir nuevas vías de explotación de 

gas natural en Estados Unidos, dado que la producción doméstica de gas estaba dando 

señales evidentes de agotamiento (National Research Council, 1988; Mershon y Palucka, 

2010). El MERC, el Departamento de Energía, varios laboratorios de innovación tecnológica 

y diversas agencias y organismos federales se pusieron a trabajar en proyectos de I+ D+ i 

que condujeron a las técnicas de fractura hidráulica de alta presión, a la perforación 

horizontal y las técnicas de provocar microseísmos para obtener imágenes de los estratos 

rocosos con depósitos de gas (Shellenberger et al., 2011).  

En la década de los 80 del siglo pasado, George Mitchell, de la compañía Mitchell Energy & 

Development, que hoy forma parte de Devon Energy, descubrió que las lutitas presentaban 

grietas naturales. Algunas lutitas tenían más grietas que otras; si se aplicaba la 

hidrofractura a las más agrietadas, era más que posible que el hidrocarburo fluyera más 

fácilmente. En 1991, el Departamento de Energía subvencionó a Mitchell Energy para que 

ejecutara las primeras pruebas de fractura hidráulica combinada con la perforación 

horizontal en el yacimiento Barnett Shale en el norte de Tejas, que fue la primera 

explotación comercial registrada. Lo que consiguió Mitchell fue el prototipo de lo que hoy 

se ha generalizado: logró llegar verticalmente hasta aproximadamente un kilómetro de 

profundidad, después el pozo se dirigió horizontalmente otro kilómetro penetrando dentro 

de una capa de lutitas de petróleo. Con ello Mitchell mataba dos pájaros de un tiro. Por un 

lado conseguía un contacto mayor entre el pozo y el estrato de petróleo o gas y, por otro, 

podía perforar por debajo de áreas urbanizadas, lo que no era una cuestión baladí, habida 

cuenta de que el yacimiento Barnett Shale se extendía considerablemente por debajo del 

enorme área urbana de Fort Worth (Heinberg, 2013). Poco después, Mitchell perfeccionó la 

extracción usando una técnica bautizada como “Slick-water fracturing”, porque utilizaba 
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agua a la que se añadían geles “resbaladizos”, esto es reductores de la fricción 

(Shellenberger, 2011; Everley, 2012).  

La técnica actual de fracking, que usa presiones mucho mayores que sus predecesoras, se 

usó por primera vez en 1999, también en Barnett Shale, y con ella se lograron movilizar 

reservas de gas hasta entonces inaccesibles (Martineau, 2007). Durante los años que 

siguieron a la patente de Mitchell, las compañías petroleras se dedicaron a añadir más y 

más aditivos para mejorar la extracción, lo que incluyó el uso de arenas pero también una 

prolija lista de productos químicos muchos de ellos tóxicos, con los que elaboraban unas 

fórmulas que los operadores mantenían cuidadosamente en secreto amparados en las 

modificaciones a la Ley Federal de Protección de Aguas Potables de 1974  introducidas en 

la Ley de Política Energética de 2005, que eximía a los operadores de la obligación (vigente 

hasta ese año) de registrar la composición química de cualquier producto que pudiera 

llegar hasta los recursos hídricos. El impulsor de esa modificación legal fue el 

vicepresidente Dick Cheney y el artículo que impone la exención se conoce como “la gatera 

de Halliburton”, la compañía estrechamente vinculada a Cheney, una operadora 

petrolífera, que obtuvo sustanciales beneficios de la modificación legal.  

Fue el comienzo de “la revolución de las lutitas”, una carrera que se aceleró en la primera 

década de este siglo cuyas principales innovaciones fueron las plataformas multipozos de 

2007 que permitieron agrupar hasta 16 pozos en una misma plataforma de explotación, lo 

que permitía a los operadores concentrar maquinaria y materiales en un solo lugar para 

reducir costes y acelerar la extracción de los pozos. 

En muchos aspectos, la nueva capacidad de la industria para acceder al gas y al petróleo 

de lutitas giró alrededor de estos desarrollos tecnológicos. Pero la historia no acaba ahí. 

Que Mitchell Energy se centrara en la explotación del gas no convencional estuvo motivada 

en parte por la eliminación del control de precios del gas natural aprobada por el Gobierno 

federal y por las subvenciones y exenciones fiscales federales destinadas a promover el 

desarrollo de recursos de gas natural no convencionales. Tales ventajas se debieron a que 

a finales de 1980 y principios de los 90 los límites de los suministros de gas natural 

convencional de Estados Unidos eran cada vez más patentes, lo que amenzaba con llevar 

a un abrupto aumento de los precios del gas en la década de 2000. 

Amparándose en que la nueva técnica iba ser la herramienta clave para un cambio en el 

paradigma energético porque la disminución de la producción de gas y petróleo 

convencionales se compensaría con el gas de lutitas, que se anunciaba como un 

combustible de transición hacia un futuro bajo en carbono, y porque el petróleo de lutitas 

sería capaz de devolver a Estados Unidos la necesidad de las importaciones extranjeras 

(Hughes, 2013b), el Gobierno federal y algunos estados comenzaron a ofrecer créditos 

fiscales o deducciones impositivas a las empresas que produjeran gas de lutitas o metano 

de capas de carbón. Los altos precios del petróleo fueron igualmente decisivos para el 

desarrollo del petróleo de lutitas del campo Bakken. Mirando hacia atrás, está claro que la 

conjunción de una serie de innovaciones tecnológicas en el contexto de los precios de los 

carburantes y los cambios en las regulaciones gubernamentales fue lo que hizo posible la 

explotación comercial a gran escala del gas y el petróleo de lutitas. 

La producción de gas de lutitas a gran escala se inició en la formación Barnett Shale hace 

una década, y se extendió rápidamente a otras zonas. Cinco campos producen el 80% del 

gas de lutitas en Estados Unidos (enumerados de mayor a menor producción): Haynesville 

en Luisiana, Barnett en el este de Texas, Marcellus (que se extiende por Virginia 

Occidental, Pensilvania y Nueva York), Fayetteville en Arkansas y Woodford en Oklahoma. 

La mayoría de la producción de gas de lutitas en todo el mundo se encuentra en esos 
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pozos, aunque muchos países ya tienen proyectos piloto, animados por pronósticos como 

los de la petrolera BP, que prevé que la producción conjunta de gas y petróleo de lutitas en 

2030 multiplicará por seis veces los niveles de 2011 (BP, 2013).  

En 2004, menos del 10% de los pozos estadounidenses eran horizontales; hoy en día, la 

cifra asciende al 61%. El gas de lutitas ha pasado de representar alrededor del 2% de la 

producción de gas de Estados Unidos en 2000 a casi el 40% en 2012, mientras que la 

producción total de gas del país creció un 25% durante el mismo período (Hughes, 2013a, 

b). Desde entonces, el procedimiento ha sido una fuente constante de controversias a 

favor y en contra de la técnica, un resumen de las cuales puede obtenerse en Howarth et 

al. (2011a). La producción está estabilizada desde principios de 2012 después de haber 

tenido un periodo de crecimiento sostenido, una estabilización que puede tenga mucho 

que ver con el pinchazo de una burbuja financiera y de precios que comentamos más 

abajo. 

En 2008 se habían hecho más de cincuenta mil fracturas en todo el mundo a un coste de 

entre diez mil y seis millones de dólares. La diferencia de costes obedece a que las 

perforaciones horizontales desarrolladas en los últimos años son mil veces superiores a las 

perforaciones verticales. Comparemos un solo dato. Cuando comenzaron las explotaciones 

de fracking vertical, el tratamiento promedio de una fractura consistía en 

aproximadamente tres mil litros de líquido y doscientos kilos de arena. Los tratamientos 

actuales promedian aproximadamente doscientos cincuenta mil litros de líquido y 

cincuenta mil kilos de agente de apuntalamiento, aunque los mayores tratamientos 

superan los cuatro millones de líquido y las dos mil toneladas de agentes de 

apuntalamiento (Montgomery y Smith, 2011).  

Cronología 

1949 

Halliburton se convierte en la primera compañía en utilizar fracturación hidráulica para 

extraer gas natural a escala industrial. La tecnología utilizada se parece muy poco a la que 

se emplea en los procedimientos de fracking contemporáneos. Las operaciones de 

perforación no podían usar las mismas presiones ni volúmenes que emplean hoy en día, 

por lo que sólo podían extraer el gas natural presente en formaciones geológicas 

convencionales (Montgomery y Smith, 2010). 

1974 

El Congreso aprueba la Ley de Protección del Agua Potable (SDWA, por sus siglas en inglés) 

para proteger las fuentes subterráneas de agua para consumo humano. De acuerdo con 

ella, la Agencia de Protección Ambiental (EPA) debería exigir que quienes propusieran 

realizar inyecciones subterráneas de fluidos tendrían que obtener los permisos exigidos por 

la SDWA para cualquier inyección de un fluido. La EPA debería también prohibir la inyección 

de la mayoría de los materiales peligrosos y regular normativamente todos los materiales 

inyectados. Sin embargo, ese mismo año las normas de la EPA anuncian que la 

fracturación hidráulica no cae bajo el poder normativo de la SDWA, ya que su objetivo 

principal es la extracción de gas natural y no la inyección de material peligroso. Debido a 

esto, las operaciones de fractura hidráulica escapan a la regulación legal (Wilson, 2010). 

1987 

Un informe de la EPA denuncia la contaminación del agua en el condado de Jackson, 

Virginia Occidental. El informe indica que el fluido para la hidrofractura había escapado de 

las operaciones de un pozo perforado por Kaiser & Mining Exploration y contaminado el 

agua de un pozo privado propiedad de James Parson (Brown, 2007). 
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1991 

El Departamento de Energía subvencionó a la compañía Mitchell Energy para que ejecutara 

la las primeras pruebas de fractura hidráulica combinada con la perforación horizontal en 

el yacimiento Barnett Shale en el norte de Tejas, que fue la primera explotación comercial 

registrada usando una técnica bautizada como “Slickwater fracturing” (Shellenberger, 

2011; Everley, 2012). 

1996 

Las operaciones de en Alabama, que según algunas organizaciones provocan la 

contaminación de acuíferos y pozos, hacen que la Fundación de Asistencia Legal Ambiental 

(LEAF, por sus siglas en inglés) demande a la EPA alegando que el uso del agua y la 

inyección de fluidos para la hidrofractura debe ser regulada por la EPA según dictan las 

normas SDWA (Wilson, 2010). 

1997 

El Tribunal Federal de Apelaciones de Atlanta rechazó rotundamente la interpretación 

jurídica de la EPA en la demanda presentada por LEAF. El Tribunal sentenció que las 

actividades de fracking constituían tipos de inyección subterránea contemplados en la 

SDWA. Por tanto, todos los pozos de fracking debían cumplir los requisitos de la ley de 

aguas potables. La sentencia supuso un duro golpe para las petroleras. El lobby petrolero 

comienza a presionar en Washington para que se cambie la SDWA (Wilson, 2010). 

1999 

La técnica actual de fracking, que usa presiones mucho mayores que sus predecesoras, se 

usó por primera vez en 1999, también en Barnett Shale, y con ella se lograron movilizar 

reservas de gas hasta entonces inaccesibles (Martineau, 2007). 

2000 

Dick Cheney, consejero delegado de Halliburton, la empresa que provee soluciones y 

servicios técnicos para la exploración y producción de petróleo y gas natural y una de las 

mayores constructoras de campos de petróleo, gaseoductos y refinerías de Estados Unidos, 

abandona la empresa y se incorpora a la campaña presidencial de George W. Bush, 

miembro de una dinastía petrolera, cuya campaña fue abundantemente lubricadacon 

dólares procedentes del lobby petrolero, temeroso del triunfo del candidato “ambientalista” 

Al Gore (Wilson, 2010).  

2001 

En enero Dick Cheney jura como vicepresidente de los Estados Unidos. 

La EPA comienza un estudio de los impactos del fracking en el agua potable, que dice: 

"Como resultado de la [...] demanda de fracturación hidráulica de pozos de metano de 

lecho de carbón, la EPA reconoce que esta cuestión plantea problemas y está llevando a 

cabo una investigación para evaluar la los riesgos potenciales para el agua potable [de las 

explotaciones por fracking]" (Wilson, 2010). 

El Comité de Energía del vicepresidente Dick Cheney insta a la EPA para que el fracking no 

se regule por la SDWA (Wilson, 2010). 

2003 

Ante la posición de firmeza de la EPA, el presidente George W. Bush y el vicepresidente 

Cheney impulsan un proyecto de ley energética nacional que incluye una disposición para 

eximir al fracking la SDWA (Wilson, 2010). 
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2004 

Se filtra gas en la casa de Charles Harper y de su esposa Doroth, desde uno de los pozos 

de fracking cercanos a su propiedad de Pittsburgh, Pensilvania. El gas se acumuló hasta 

que explosionó y, según documentos judiciales, redujo la casa a un montón de escombros. 

Los cuerpos de los Harper y de su nieto, Baelee, se encontraron bajo montones de 

escombros (Lustgarten, 2009). 

En el condado de Garfield, estado de Colorado, se observó gas natural burbujeando en una 

vaguada y en las aguas subterráneas se encontraron elevadas concentraciones de 

benceno que excedían los 200 microgramos por litro en las aguas subterráneas y los 90 

microgramos por litro en las superficiales, noventa veces más que el límite establecido por 

el estado. Posteriormente se supo que el operador había ignorado los problemas 

potenciales derivados de la perforación y que no había cementado correctamente los 

pozos, lo que ocasionó la filtración de fluidos. Estudios posteriores comprobaron que la 

continuidad de la actividad de extracción ocasionó aumentos en las concentraciones de 

metano y otros contaminantes a nivel regional (Wood et al., 2011). 

Un informe de la EPA sobre fracking dice que los fluidos del fracking son tóxicos y que una 

parte de los mismos permanecen en el suelo después de las operaciones (Wilson, 2010).  

2005 

El Congreso de Estados Unidos aprueba la Ley de Energía Limpia, sancionada en agosto 

por el presidente Bush, que incluye una disposición mediante la cual se exime al fracking 

del cumplimiento de las normas de la Ley de Aguas Potables. La exención se conoce con el 

nombre de “gatera de Halliburton” o "vacío legal de Halliburton" (Wilson, 2010). 

El Inspector General de la EPA Nikki Tinsley detuvo una investigación sobre el un proyecto 

de fracking, afirmando que el Congreso había eximido al fracking del cumplimento de la ley 

(Wilson, 2010). 

2006 

Los fluidos de perforación y el metano comienzan a burbujear desde el suelo cerca de un 

pozo de gas en Clark, Wyoming. Un total de ocho millones de pies cúbicos de metano se 

liberan a la atmósfera y un pozo cercano se contaminó con productos químicos usados en 

el fracking (Brown, 2007).  

El Departamento de Medio Ambiente de Pensilvania emitió una orden de cese de 

actividades a dos empresas que cometían "violaciones continuas y numerosas" de la ley 

estatal y que habían "demostrado falta de capacidad o de intención de cumplir con las 

disposiciones de la legislación ambiental del Estado”. Entre las violaciones citadas en la 

orden se contaban "los pozos con exceso de presión que causan la migración de gas y 

contaminan las aguas subterráneas; la falta de aplicación de controles de erosión y 

sedimentación que ha causado la erosión acelerada, el vertido sin permiso de fluidos de 

retorno en el suelo, y sustracciones de aguas en acequias y arroyos sin permiso". (Wood et 

al., 2011). 

2007 

Apenas dos meses después de que comenzara la fractura hidráulica, al menos veintidós 

pozos de agua en Bainbridge, Ohio, se contaminan con productos químicos de perforación 

producidos por la empresa OVESC. Uno ellos explosiona debido al metano liberado en el 

agua del pozo. El escape de metano se produjo a través del cemento del pozo (Wood et al., 

2011), aunque el informe oficial es aún más concreto, ya que identificó tres factores que 

dieron lugar a la explosión de la casa: a) la cementación inadecuada de la tubería de 
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revestimiento de producción; b) la decisión de continuar con la fracturación hidráulica del 

pozo sin reparar las eficiencias en la cementación de la tubería de revestimiento y, ante 

todo, c) los treinta y un días transcurridos tras la fracturación, durante los cuales el espacio 

anular entre la superficie y las tuberías de revestimiento estuvo “cerrado la mayor parte del 

tiempo” (ODNR, 2008). 

2008 

Como respuesta a la petición del condado de Garfield, en el cual se habían registrado 

contaminaciones de agua con metano desde 2004, la Comisión para la Conservación del 

Petróleo y Gas de Colorado recopiló un registro de los vertidos notificados producidos por 

actividades de extracción de petróleo y gas. En el período comprendido entre enero de 

2003 y marzo de 2008 se registró un total de 1.549 vertidos (Witter et al., 2008). En un 

20% de los vertidos se produjo contaminación de agua. Cabe señalar que el número de 

vertidos iba en aumento. Por ejemplo, mientras que en 2003 se notificaron cinco vertidos 

en el condado de Garfield, en 2007 se notificaron 55.  

2009 

Entre marzo y mayo, en Fremont County, Wyoming, la EPA condujo una investigación a raíz 

de denuncias por mal olor y sabor de agua en pozos residenciales, concluyendo que los 

mismos se debían a elevados índices de peligrosos contaminantes, entre los que se 

incluían los que eran utilizados en una operación de fractura hidráulica cercana (Wood et 

al., 2011). 

Las actividades de perforación impactaron al menos siete fuentes de agua potable en 

Foster Township, Pensilvania; dos fueron contaminadas con metano y cinco con hierro y 

manganeso por encima de los máximos permitidos. Después de la investigación, el 

Departamento de Protección Ambiental (DEP) concluyó que la contaminación era resultado 

de 26 pozos recientemente perforados cuyos encamisados no estaban correctamente 

cementados o fueron sometidos a una presión excesiva (Duncan, 2010; Wood et al., 

2011). 

Los congresistas Diana DeGette (demócrata por Colorado) y Maurice Hinchey (demócrata 

por Nueva York) y los senadores Robert P. Casey, Jr. (demócrata por Pensilvania) y Charles 

Schumer (demócrata por Nueva York), presentan una proposición de ley (la FRack-Act) cuyo 

principal objetivo sería derogar la exención del fracking de la SDWA. La proposición no 

prospera (Wilson, 2010). 

En McNett Township, estado de Pensilvania, el DEP descubrió una fuga de gas natural que 

contaminó dos cuerpos de agua y afectó numerosos pozos residenciales de agua potable 

en el área (Wood et al., 2011). 

Trece pozos en Dimock, Pensilvania, se contaminan con metano y uno de ellos explosiona. 

La compañía de gas responsable del proyecto de perforación se vio obligada a compensar 

a los residentes y a construir un acueducto para abastecer de agua potable a los afectados 

(Lustgarten, 2009; Wood et al., 2011). 

Ese mismo mes y en el mismo lugar, ocurrieron dos derrames de gel líquido en una 

plataforma de pozos que contaminaron un embalse y provocaron una gran mortandad de 

peces. Ambos derrames, que totalizaron 30.000 litros, involucraron un gel lubricante 

utilizado en el proceso de fractura hidráulica y fueron ocasionados por fugas en las 

tuberías. En este mismo lugar también se denunciaron derrames de combustible diésel 

que ocasionaron contaminación en un pantano y en tierra (Wood et al., 2011). 
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En el condado de Monongalia, en Virginia Occidental, se produjo una mortandad masiva de 

peces en la frontera con Pensilvania. Más de cuarenta y ocho kilómetros de río fueron 

contaminados por una descarga ocasionada en Virginia Occidental. El Departamento de 

Medioambiente había recibido numerosas denuncias de los residentes, quienes 

sospechaban que las compañías estaban arrojando los desechos de las perforaciones 

ilegalmente (Wood et al., 2011). 

Aparecen las primeras relaciones sobre seísmos y fracking en Texas (Carlton, 2009; 

Casselman, 2009). 

Una balsa de aguas residuales de fracking se incendia y explota en Avella, Pensilvania. Las 

llamas ascienden doscientos metros en el aire, arden durante seis horas y producen una 

espesa nube de humo negro visible a veinte kilómetros de distancia. Los análisis de suelo 

realizados en el lugar encuentran arsénico en dosis 6.430 veces superiores al nivel 

permitido y de tetracloroetileno (un carcinógeno y supresor de sistema nervioso central) a 

1.417 veces el nivel permitido (Duncan, 2010). 

Los primeros resultados de los análisis realizados por la EPA a raíz de la contaminación de 

pozos de agua potable en Pavillion, Wyoming, detectaron sustancias químicas que se 

utilizan frecuentemente en el fracking: “La Región VIII publicó este mes sus resultados del 

muestreo de pozos de agua en Pavillion, WY -que solicitaron los residentes de la localidad- 

en los que se muestra la presencia de contaminantes de perforación en 11 de los 39 pozos 

estudiados, incluida la sustancia química 2-butoxietanol (2-BE), un ingrediente conocido de 

los fluidos de fracturación hidráulica, en tres de los pozos estudiados, así como la 

presencia de metano, productos orgánicos derivados del gasóleo y un tipo de hidrocarburo 

conocido como adamantano” (EPA, 2009). 

A la empresa Range Resources se le impuso una multa por el vertido, ocurrido el 

6/10/2009, de cuarenta m³ de fluido de fracturación hidráulica diluido. Este vertido se 

debió a la rotura de una junta en una tubería de transmisión. El fluido acabó en un afluente 

de Brush Run, en Hopewell Township, Pensilvania (PADEP, 2009). 

En una plataforma de perforación con tres pozos de gas en Troy, Pensilvania, la empresa 

Fortune Energy vertió ilegalmente fluidos de reflujo en un canal de drenaje y en una zona 

cubierta de vegetación que alcanzaron un afluente del arroyo Sugar (Michaels et al., 2010). 

Un estudio de la Southern Methodist University concluyó que las actividades de extracción 

de gas de lutitas generaban más esmog que todos los coches, camiones y aviones de la 

región de Dallas-Fort Worth, un área metropolitana de más de 6 millones de habitantes 

(Armendariz y Alvarez, 2009). 

El Consejo Nacional para la Investigación de Estados Unidos informa que las emisiones de 

la extracción del gas de lutitas pueden ser mayores que las del gas convencional (National 

Research Council, 2009).  

2010 

En enero, Gasland, de Josh Fox, se estrena en el Festival de Cine de Sundance. La película 

muestra secuencias de residentes prendiendo fuego al agua del grifo, un fenómeno debido 

a las altas concentraciones de metano procedente de trabajos de fracking cercanos. 

La empresa Atlas Resources fue multada por infringir la legislación medioambiental en 

trece pozos situados al suroeste de Pensilvania. Atlas Resources no aplicó las medidas 

adecuadas de control de la erosión y la sedimentación, lo que provocó vertidos turbios. 

Asimismo, la empresa vertió gasóleo y fluidos de fracturación hidráulica en el subsuelo. 
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Atlas Resources cuenta con más de 250 permisos para pozos en la zona de Marcellus en 

Pensilvania (PADEP, 2010).  

El Comité de Energía y Comercio, presidido por Henry A. Waxman (demócrata por 

California), pone en marcha una investigación sobre los posibles impactos ambientales de 

la fracturación hidráulica. Ciudadanos de muchas partes del país se presentan ante 

Waxman alegando que la fracturación hidráulica ha contaminado las aguas subterráneas e 

incrementado los riesgos de salud pública (Wilson, 2010). 

En Susquehanna County, Pensilvania, las autoridades ambientales del estado multan y 

prohíben a la compañía Cabot Oil & Gas que haga fracking en un área de nueve millas 

cuadradas debido a los continuos escapes de metano que contaminan las aguas potables 

(Legere, 2010). Cabot Oil & Gas recibió una notificación del Departamento de Protección 

Medioambiental de Pensilvania en la que se señalaba: “Cabot ha provocado o permitido 

que el gas de formaciones inferiores penetre en los acuíferos de agua dulce” (Lobbins, 

2009 en Lechtenböhmer, 2011).  

Después de que comiencen las operaciones de fracking en una granja de Clearville, 

Pensilvania, los elevados niveles de arsénico en las tierras de cultivo hacen que el ganado 

pierda el control de sus habilidades motrices para luego morir (Duncan, 2010). 

La empresa Atlas Resources fue multada en Pensilvania por permitir que se desbordara 

fluido de fracturación hidráulica de un pozo de aguas residuales y contaminara una cuenca 

hidrográfica de alta calidad en el condado de Washington (Pickels, 2010). 

Trece familias residentes en la zona del yacimiento Marcellus Shale en Pensilvania 

denuncian que sus pozos han sido contaminados por fluidos venenosos infiltrados en el 

subsuelo por los trabajos de fracking. Las filtraciones se debían a defectos en la 

cementación de los pozos. (Rubinkam y Esch, 2010).  

La familia Hagy en el condado de Jackson, Virginia Occidental, demanda a cuatro 

compañías de petróleo y gas por contaminación de su agua potable, que presenta "un olor 

y un sabor peculiar". Los cabezas de familia y sus dos hijos sufren daños neurológicos. 

(Headwaters Magazine, 2012). 

El Departamento de Protección Medioambiental de Virginia Occidental publicó un informe 

en el que concluía que la empresa Tapo Energy vertió en agosto de 2009 una cantidad 

desconocida de un “material a base de petróleo” relacionado con las actividades de 

perforación en un afluente del arroyo Buckeye en el condado de Doddridge. Este vertido 

contaminó un tramo de tres millas de longitud del arroyo (Michaels el al., 2010). 

A petición del Congreso, la EPA publica un plan para estudiar los impactos potenciales de 

la fracturación hidráulica en los sistemas de captación de agua potable para que se 

presente en 2014. Los avances del estudio pueden encontrarse en EPA (2012a). Como 

resultado de ese trabajo, la EPA ha seleccionado una serie de lugares en los que está 

demostrada la contaminación con metano de las fuentes de agua potable.  

Un informe del Environmental Working Group encuentra que los niveles de benceno en 

varios ingredientes del fracking eran 93 veces más altas que las que se encuentran en el 

gasoil (Rubinkam y Esch, 2010).  

En agosto se impuso una multa a Talisman Energy en Pennsylvania por un vertido ocurrido 

en 2009 que envió más de 16 m³ de reflujo de fluido de fracturación hidráulica a un 

humedal y a un afluente del arroyo Webier, que desemboca en el río Tioga, en el que se 

practica la pesca de agua fría (Talisman, 2011). 
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El 3/06/2010 la explosión de un pozo de gas en el condado de Clearfield, estado de 

Pensilvania, organizó un geiser de gas natural y desechos líquidos durante 16 horas que 

alcanzó una altura de 23 metros. La causa estuvo en el “personal no entrenado” y en 

“procedimientos de control inapropiados”, por lo cual los operadores del pozo fueron 

multados con 400.000 dólares y se ordenó suspender todas las operaciones del pozo 

durante cuarenta días (Wood et al., 2011). 

Los registros del Departamento de Protección Medioambiental de Pensilvania recogen 

1.614 infracciones de la legislación estatal en materia de extracción de petróleo y gas 

durante las operaciones de perforación en Marcellus Shale durante un período de dos años 

y medio (PLTA 2010), dos terceras partes de las cuales “tienen grandes probabilidades de 

provocar daños en el medio ambiente”. Algunas de ellas se incluyen en Michaels et al. 

(2010). 

En una carta al presidente Obama, el Consejo de presidentes de las sociedades científicas 

estadounidenses alertaba acerca de que algunas “bridge energies” potenciales como el 

gas de lutitas habían recibido un análisis insuficiente y podían agravar más que mitigar el 

calentamiento global (Council of Scientific Society Presidents, 2010).  

La Agencia de Protección Ambiental de los Estados Unidos publicó un informe en el que se 

concluía que las emisiones por fugas de metano del gas no convencional podrían ser 

mayores que las del gas convencional (EPA, 2010). La EPA admitía que la cantidad de gas 

que se escapa en las explotaciones estadounidenses era del 2,7% como promedio, 

2011 

The New York Times abre una página web en la que registran y actualizan miles de 

documentos oficiales y privados relacionados con el fracking (New York Times, 2011a).  

Un estudio encargado por el Grupo Parlamentario Demócrata en el Congreso 

estadounidense encontró que durante las explotaciones por fracking “las compañías 

gasísticas y petrolíferas han inyectado cientos de millones de galones de sustancias 

químicas peligrosas y cancerígenas en los acuíferos de más de trece estados entre 2005 y 

2009” (Urbina, 2011).  

El Departamento de Agricultura de Pensilvania pone en cuarentena veintiocho vacas de 

una granja en el centro de Pensilvania después de que entraran en contacto con las aguas 

residuales escapadas de una balsa con fluidos procedentes de un pozo de gas natural. Los 

agricultores se dirigieron al estado después de notar que la hierba había muerto en la 

zona. Los análisis encuentran cloruro, hierro y otros productos químicos en el agua residual 

(Biette, 2010). 

Por primera vez, un estudio científico relaciona el fracking con contaminaciones de metano 

tan potentes que provocan que el agua de los grifos pueda arder. El estudio confirma los 

resultados obtenidos en Garfield, Colorado, en 2008. En las zonas activas de extracción de 

gas las concentraciones medias de metano en los pozos de agua potable fue de 19,2 

mg/litro y las máximas fueron de hasta 64 mg/litro, lo que representa un posible riesgo de 

explosión. La concentración de referencia en regiones vecinas en las que no se extrae gas 

con una estructura geológica similar era de 1,1 mg/litro (Osborn et al., 2011). 

Una fuga de un pozo en el condado de Clearwater, Pensilvania, acaba en una explosión de 

gas y un derrame incontrolado durante dieciséis horas de cuatro millones de litros de 

aguas residuales tóxicas en un arroyo en el Parque Estatal Moshannon (Harris, 2010). 
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La EPA publica el borrador de su informe sobre Pavillion, Wyoming, en el que abundan los 

datos de contaminación de aguas subterráneas y superficales causadas por las 

operaciones de fracking (EPA, 2011).  

Una recopilación de información publicada por The New York Times basada en varios 

informes de la EPA demostró que la fractura hidráulica había traído como consecuencia el 

incremento en materiales radiactivos y cancerígenos en los ríos y acuíferos cercanos a las 

explotaciones (New York Times, 2011b).  

Earthworks publica un documento sobre los efectos sobre la salud y el medio ambiente 

provocados por el fracking en el norte de Texas. El documento incluye una relación de los 

casos más sobresalientes (Earthworks, 2011).  

La Comisión del Petróleo y el Gas de Arkansas prohibió la inyección de fluidos de retorno 

del fracking debido a lo ocurrido cerca de Guy, donde se habían producido ochocientos 

terremotos leves (menos de tres grados en la escala Richter) a raíz de que comenzara 

dicha actividad. La Comisión votó por unanimidad su prohibición, y la decisión prohíbe la 

construcción de nuevos pozos en un radio de 1.150 millas cuadradas (Keenan, 2011). 

En junio de 2011, dos terremotos ocurridos en Reino Unido obligaron a parar las 

actividades de exploración que se habían iniciado en Lancashire. El Servicio Geológico 

Británico informó que el momento de las operaciones y la proximidad de los terremotos al 

yacimiento, indicaban que tales seísmos eran consecuencia del proceso de fracking. 

Cuadrilla Resources, una empresa energética del Reino Unido, admitió que su proyecto de 

fracking era el causante de la inducción de esos terremotos (Jones, 2011).  

2012 

Youngstown, Ohio, sufre su duodécimo terremoto del año. El terremoto más reciente se 

encontraba, al igual que los otros, muy cerca de una inyección de fracking en los que se 

habían inyectado millones de litros de fluido de retorno debajo de la superficie de la tierra 

(Headwaters Magazine, 2012). 

Los registros muestran que hay más de 64.000 pozos de fracking en Ohio (Headwaters 

Magazine, 2012). 

Después de miles de casos de contaminación del agua y millones de accidentes 

relacionados con el fracking, el presidente Obama expresa su apoyo a la extracción de gas 

natural por fracking durante su discurso del Estado de la Nación. Eso sí, añade, respetando 

el medio ambiente y adoptando las medidas adecuadas (Headwaters Magazine, 2012). 

En agosto de 2012, después de tres meses de inexplicable actividad sísmica y de una 

extraña efervescencia en las aguas, en los marjales de Bayou Corne, Luisiana, se abrió una 

sima de unos 5.000 m2 y varios cientos de metros de profundidad, que forzó la evacuación 

inmediata de 350 residentes del pueblo. Desde entonces, el agujero engulle a los seres 

vivos del acuífero, incluidos los cipreses que alberga, y todo lo que va encontrando en su 

imparable crecimiento. Los vecinos relacionaron el desastre con los trabajos de fracking 

realizados por la empresa petroquímica Texas Brine en el vórtice de un depósito de sal, 

conocido como la Cúpula de Napoleonville, situado sobre el acuífero de la localidad, que 

está revestido por una capa de petróleo y gas natural (Ecoportal.net, 2013). 

Earthworks publica un documento sobre los efectos sobre la salud y el medio ambiente 

provocados por el fracking en Pensilvania. El documento incluye una relación de los casos 

más sobresalientes (Earthworks, 2012). 
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2013 

El enorme agujero aparecido en Bayou Corne en 2012, alcanza los 240.000 m2 y amenaza 

con tragarse el pueblo. El 2 de agosto, el Estado de Luisiana demandó a la compañía 

petroquímica Texas Brine, cuyas actividades de fracking parecen ser las causantes de la 

actividad sísmica que ha provocado la sima en el acuífero de la localidad y pone en riesgo 

la vida de los vecinos (Ecoportal.net, 2013). 

Switchboard, el blog oficial del Natural Resources Defense Council, un conocido grupo 

ambientalista estadounidense, publica una relación, estado por estado, de los episodios en 

los que el fracking ha provocado la contaminación de aguas potables (Mall, 2013) 

Un estudio publicado en la revista Science relaciona los terremotos con la inyección de 

aguas residuales, una de las técnicas que usa el fracking. Los investigadores, de la 

Universidad de Columbia, aseguran que seísmos ocurridos en lugares lejanos han 

desencadenado terremotos en zonas de Estados Unidos donde se elimina el líquido 

sobrante de las explotaciones (no solo de gas; también de petróleo) inyectándolo en el 

subsuelo a gran profundidad. El estudio habla, por ejemplo, de un terremoto en Chile que 

provocó actividad sísmica en Oklahoma y de otro en Japón (el del tsunami de 2011) que 

generó seísmos en Tejas (Van der Elst et al., 2013). 

Las personas que viven cerca de explotaciones de fracking tienen más posibilidades de 

beber agua contaminada con gases como metano, propano o etano, según un estudio que 

se publica en la revista PNAS (Jackson et al., 2013). Los autores, liderados por Robert 

Jackson, de la Universidad de Duke, analizaron 141 pozos que surten de agua potable a 

habitantes de la región de Marcellus Shale, en Pensilvania. Esta zona contiene grandes 

cantidades de gas de lutitas explotadas por fracking. El resultado del análisis de Jackson 

muestra que el 82% de los pozos analizados contenían metano y que la concentración del 

gas era seis veces superior en las casas que se encontraban a menos de un kilómetro de 

los lugares de extracción. Además del metano, que los investigadores de la Universidad de 

Duke ya habían encontrado con anterioridad, las nuevas prospecciones también 

encontraron proporciones más elevadas de etano y propano.  

Un estudio publicado en la revista Geology relaciona un seísmo de magnitud 5,6 ocurrido 

en Oklahoma en 2011, que dejó dos heridos, catorce casas destruidas y carreteras 

dañadas, con la inyección del fluido de retorno del fracking en el subsuelo (Kearnen et al., 

2013). Ese terremoto provocó posteriormente varios planos de falla al sur del epicentro, 

causando más de 1.000 réplicas incluyendo un terremoto de grado 5,7. 

Un estudio publicado en Science (Vidic et al., 2013) demuestra que el metano se fuga con 

facilidad entre los anillos de los tubos a pesar del cemento de sellado. El metano fugado es 

la causa de la contaminación de los reservorios de agua potable situados a varios 

kilómetros de distancia de los pozos. 

El 14 de febrero, Ben Lupo, propietario de la empresa Hardrock Excavating de Poland, 

Ohio, fue inculpado por violar la ley de protección de agua potable al ordenar a un 

empleado que vertiera miles de galones de fluido de retorno de fracking al río Mahoning. 

Se enfrenta a tres años de cárcel y 250.000 dólares de multa. Los detractores del fracking 

en Ohio muestran el incidente como una prueba más para que el estado declare una 

moratoria sobre la fractura. La industria dice que es un caso aislado y que la inculpación de 

Lupo es una prueba de que la vigilancia funciona (Heinberg, 2013). 

Investigadores de la Universidad de Duke que analizaron las aguas residuales en una 

explotación de fracking en Pensilvania, encontraron que los niveles de radio en las 

muestras recogidas en las instalaciones eran 200 veces mayores que las muestras 
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tomadas aguas arriba. Tales niveles elevados de radiactividad están por encima de los 

niveles que normalmente se observan en las instalaciones de eliminación de residuos 

radiactivos (Warner et al., 2013). 

Se estrena en España Tierra Prometida, una película dirigida por Gus Van Sant, con guión 

del también protagonista Matt Damon, en la que se denuncian las manipulaciones de las 

compañías gasísticas para conseguir alquileres de tierras rurales para la explotación 

mediante fracking. 

Mientras que Francia e Italia prohíben el fracking en sus respectivos territorios nacionales, 

el Senado español da vía libre a la práctica. 

Fracking: aspectos tecnológicos 

Dos tecnologías -la perforación horizontal acoplada con la fracturación hidráulica múltiple a 

gran escala (fracking)- han hecho posible la extracción de hidrocarburos atrapados en las 

rocas que caracterizan a los yacimientos no convencionales en los que el hidrocarburo está 

contenido en estratos de rocas de permeabilidad extraordinariamente baja. En estas 

explotaciones la extracción por pozo es mucho menor a un coste más elevado y la 

superficie de roca a cubrir para obtener cantidades significativas de hidrocarburo es 

mucho más extensa. Se requieren tecnologías altamente sofisticadas, cantidades ingentes 

de agua y la “estimulación” de la salida de los fluidos mediante el uso de explosivos y la 

inyección de productos químicos potencialmente peligrosos para el entorno. 

Cuanto menores sean la porosidad y la permeabilidad, más complejas, agresivas y menos 

rentables serán las técnicas requeridas para extraer el gas. El caso típico es el del gas de 

lutitas (shale gas, en la jerga de la industria petrolera), el más costoso y menos productivo, 

debido a que la roca es poco porosa y prácticamente impermeable. Al ser poco porosa, el 

gas contenido en un volumen de roca determinado es mucho menor que en las 

explotaciones convencionales. Por lo tanto, es necesario utilizar la perforación horizontal o 

dirigida para penetrar largas distancias en el interior del estrato de lutita y poder acceder 

así a una superficie y a un volumen de gas significativamente mayores. Como 

compensación, las lutitas son, con diferencia, las rocas sedimentarias más abundantes en 

el planeta, por lo que su potencial como recurso para la obtención de gas es extraordinario. 

Antes de entrar en una descripción más técnica, haremos una descripción más gráfica y 

más sencilla y, por tanto, necesariamente reduccionista. Supongan que el estrato de lutitas 

rico en hidrocarburos es un bloque prismático (un ladrillo o, mejor, un bloque de 

mantequilla) que está enterrado pongamos que a unos cuatro kilómetros de profundidad, 

sepultado bajo otros estratos rocosos (y por algún que otro acuífero) que el tubo de 

perforación tiene que atravesar antes de alcanzar el objetivo de explotación: las lutitas. Los 

operadores levantan en superficie la infraestructura del pozo y comienzan a perforar 

verticalmente, como en una explotación convencional.  

Cuando se encuentran a la profundidad adecuada, es decir, en el margen del bloque de 

mantequilla, el tubo perforador traza un codo y, avanzando horizontalmente, penetra dos o 

tres kilómetros en el bloque. Una vez dentro, se provocan explosiones que, junto con la 

inyección de agua, arenas y aditivos a presiones enormes, inducen la formación de 

fracturas o ensanchan y extienden las ya existentes en el bloque. La grasa del bloque de 

mantequilla comienza a exudar y el fluido, sea petróleo o sea gas, fluye hacia el interior del 

tubo de producción. Como en el interior del tubo la presión es menor que en el interior de 

la roca, el hidrocarburo tiende a salir hasta la superficie. La operación se repite con cientos 

de pozos (cada uno de los cuesta una media de cinco millones de euros) hasta que el 

bloque deja de exudar, lo que normalmente ocurre pasados unos siete años, en el 
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transcurso de los cuales se repite hasta tres veces el proceso de fractura. Pasemos ahora 

a una descripción más técnica. 

La fractura hidráulica es una técnica de estimulación de pozos que consiste en inyectar al 

fondo del pozo y a alta presión un líquido (cuya base es el agua, pero que contiene además 

otros aditivos químicos) junto con un agente apuntalante o de sostén que suele ser arena, 

para que uno, el líquido a presión, amplíe las fracturas provocadas por explosiones 

subterráneas y para que el otro, el agente de sostén, al formar micropilares, impida que las 

grietas se cierren para que los hidrocarburos fluyan hacia el pozo. Pero como esa técnica 

requiere su acoplamiento con otras, para hacer un breve resumen del proceso completo 

consideraremos las siguientes fases: 1, Exploración y prospección. 2, Preproducción: 2.1. 

Perforación de los pozos; 2.2. Fractura hidráulica; 2.3. Diseño y construcción de las 

plataformas multipozo. 3. Producción. 

Fase 1: Exploración y prospección  

Los métodos geofísicos constituyen una herramienta fundamental en la exploración de 

recursos mineros, petrolíferos y gasísticos. Mediante mediciones geofísicas obtenidas 

directa o indirectamente desde la superficie o cerca de ella es posible inferir parámetros 

físicos de una determinada formación geológica o de cada uno de sus estratos. Dentro de 

estos parámetros se incluyen la temperatura, la resistividad eléctrica (métodos eléctricos y 

electromagnéticos), el cálculo de las propiedades elásticas de la roca mediante la 

provocación de variaciones en la velocidad de propagación de ondas sísmicas (estudios de 

sismicidad y tomografía sísmica), densidad (gravimetría) y la susceptibilidad magnética 

(estudios de magnetismo). La aplicación de estos métodos proporciona información 

relevante relativa a la forma, tamaño y profundidad de las formaciones geológicas que 

interesan desde un punto de vista científico o comercial y ello condiciona el uso de uno u 

otro método. 

Por ejemplo, mediante métodos de prospección eléctricos y electromagnéticos, que son 

más sensibles que otros métodos de prospección a la presencia de fluidos, y a variaciones 

de temperatura, es posible obtener información acerca de la existencia de sistemas 

hidrotermales en formaciones geológicas (Vozoff, 1992). Para conocer las dimensiones y la 

disposición de un determinado depósito de hidrocarburos es imprescindible el empleo de 

métodos de tomografía sísmica, en los cuales, mediante detonaciones de cargas, se 

provocan pequeños sismos que originan ondas elásticas longitudinales y transversales que 

se registran con geófonos.  

Básicamente, aunque la tomografía sísmica sea el método que redondea y perfecciona el 

resultado final, además de la cartografía geológica convencional que no está siempre 

disponible, la prospección de hidrocarburos utiliza también métodos de gravimetría y 

magnetometría. La gravimetría es un método geofísico de búsqueda de sectores 

mineralizados que aprovecha la diferencia de gravedades en distintos sectores. Funciona 

midiendo la atracción gravitacional que la Tierra ejerce sobre una masa determinada. 

Como no se trata de una esfera perfecta, los movimientos de rotación y translación 

terrestres provocan que la gravedad que ejerce no sea constante. Grandes sectores 

mineralizados aumentarán la aceleración, por lo que estas anomalías pueden medirse 

como diferencias de densidades. El gravímetro es por tanto un instrumento que consta de 

una masa unida a un resorte. La medida que se toma es la elongación del muelle en 

diferentes puntos. Cartografiando las medidas puede obtenerse un mapa con las 

diferentes densidades que presenta el terreno a explorar.  
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Figura 17. Esquema básico de funcionamiento del fracking.  

Elaboración propia. 

El método geofísico de exploración por magnetometría se basa en la diferencia de campo 

magnético que presenta la geografía en distintos sectores. Mediante magnetos o agujas 

magnéticas se miden las propiedades magnéticas de la Tierra. A partir de un cartografiado 

de los puntos de interés se trazan curvas que revelan la presencia de sectores 

diferenciados. Este es el método más antiguo utilizado en la prospección petrolífera. 

La tomografía sísmica es como realizar un escáner CT a la Tierra, (Ritzwoller, 2009). 

Cuando se efectúa un escáner CT a una persona, los radiólogos tienen el control del 

proceso y obtienen las imágenes que desean sin esperar. Los sismólogos no pueden 

controlar el momento en que ocurrirá un terremoto, de manera que o tienen que esperar 

que se produzca uno o deben utilizar explosivos que simulen sus acciones, generando sus 

propias ondas.  

Por tanto, la búsqueda de yacimientos petrolíferos mediante tomografía sísmica se basa en 

la creación de pequeños temblores dirigidos al interior de la tierra. En el pasado estas 

simulaciones se creaban mediante explosiones de cartuchos de dinamita, pero en la 

actualidad se realizan mediante camiones que martillean el terreno o buques que lanzan 

burbujas de aire contra el fondo marino. La onda sísmica atraviesa las diferentes 

formaciones geológicas refractándose de forma similar a lo que hace la luz. Este es el 

llamado método de refracción que se basa en el principio de que la onda, al igual que la luz 

cuando cambia de medio, experimenta una refracción variable en función de las 

propiedades físicas de la masa que recorre. Esto permite determinar la velocidad de 

propagación de la onda. La magnitud de la velocidad en los diferentes materiales nos 

indica qué tipo de roca se encuentra en el subsuelo. 
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En la actualidad se utilizan aviones para realizar la gravimetría y la magnetometría con 

objeto de poder seleccionar en poco tiempo áreas que posteriormente puedan ser sujetas 

a un estudio más detallado. De esta manera se ahorra en tiempo y costos. Las campañas 

sísmicas recogen una gran cantidad de datos que gracias a los potentes ordenadores 

actuales y a programas específicos de software son capaces de mapear la zona en dos y 

tres dimensiones, dependiendo de los datos obtenidos. El proceso de estudio sísmico 

tridimensional es muy costoso, alrededor de quince mil dólares por kilómetro cuadrado 

(Soler Preciado, 2013), pero permite conocer al detalle el tipo de yacimiento.  

La evolución de los estudios sísmicos permite cartografiar en 3D y 4D (Goodway, 2012). 

Cuando se dispone de una cartografía precisa, se seleccionan los yacimientos y se procede 

a la fase de exploración de campo y al diseño de las plataformas de explotación. 

Fase 2.1: Preproducción. Perforación de los pozos  

El proceso de contrucción de un pozo comienza con la perforación vertical que atraviesa 

capas de roca y acuíferos desde la plataforma en superficie hacia donde se encuentra la 

capa de lutitas, que puede hallarse a una profundidad de varios kilómetros. La fase de 

perforación tiene procedimientos comunes para los pozos verticales y horizontales.  

El pozo se construye perforando en el suelo un agujero de diámetro variable (por lo general 

menor de un metro) mediante una torre de perforación que hace girar una línea o sarta con 

una broca en su extremo. La broca de perforación, empujada por el peso de la sarta y las 

bridas sobre ella, presiona contra el suelo. Se bombea fluido de perforación (lodos de 

perforación) dentro del tubo de perforación, que retorna por el exterior del mismo, 

permitiendo la refrigeración y lubricación de la broca al mismo tiempo que ayuda a elevar 

los ripios o cascajos (rocas molidas). El material que resulta de la perforación es empujado 

hasta la superficie por el fluido de perforación, el cual, después de ser filtrado de 

impurezas y ripios, se vuelve a bombear en el pozo. La línea o sarta de perforación se 

alarga gradualmente incorporando cada 10 metros un nuevo tramo de tubo en la 

superficie. Las uniones entre segmentos presentan desde dos juntas para tubos de menor 

diámetro, hasta cuatro en los mayores. 

El proceso de perforación se lleva a cabo ininterrumpidamente las 24 horas del día durante 

meses. A medida que se perfora el pozo se va instalando el encamisado, constituido por 

una serie de tubos de revestimiento fabricados en acero y dispuestos concéntricamente 

que refuerzan el orificio de perforación. Son los tubos conductor, de revestimiento de 

superficie, intermedio y de producción.  

Cuando se ha iniciado la perforación y se han atravesado los estratos más superficiales del 

subsuelo el primero que se instala es el tubo conductor, que sirve como soporte 

estabilizador durante las operaciones de perforación y para evitar que el terreno 

desagregado colapse en los alrededores de la embocadura del pozo. Una vez que se ha 

instalado el tubo conductor, los operadores continúan perforando e insertan un segundo 

tubo, el de superficie, que se extiende desde la superficie del terreno hasta sobrepasar las 

capas de acuíferos. El objeto de este tubo es aislar las zonas de agua dulce para que no se 

contaminen durante la perforación y la producción. 

El espacio existente entre el exterior del tubo de superficie y la pared del pozo se cementa. 

A medida que aumenta la profundidad de perforación, la correcta realización del 

cementado resulta cada vez más complicada. Sin embargo, es de suma importancia 

puesto que en la fase de fractura hidráulica el pozo está sometido a múltiples cambios de 

presión muy fuertes. 
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Figura 18. Un geólogo inspecciona una formación de lutitas gasíferas en el 

campo Marcellus de Pensilvania14.  

La cementación más completa se realiza para rellenar el espacio anular que queda entre el 

extremo inferior del tubo de revestimiento de superficie y la pared del pozo hasta alcanzar 

el nivel del suelo. Antes de seguir perforando más abajo, se bombea cemento por el interior 

del tubo de revestimiento de superficie hasta que se alcanza el nivel inferior de 

perforación; como el bombeo no se detiene, el cemento se ve obligado a ascender por el 

espacio anular entre el tubo y la pared del pozo. Cuando ya se ha introducido el volumen 

de cemento calculado para rellenar el hueco, se bombea agua dulce por el interior del tubo 

de revestimiento de superficie hasta que el cemento comienza a aflorar en superficie. Este 

tipo de cementación es la más completa de las posibles, pero no es la que se exige en 

todos los Estados Unidos, porque algunas normas estatales sólo exigen la cementación en 

el tramo que atraviesa el acuífero (GWPC, 2009). A pesar de la defensa a ultranza que la 

industria y algunos expertos (por ejemplo, Cámara, 2013) hacen de la cementación como 

garantía de la impermeabilización de los pozos en contacto con acuíferos, el 

encamisamiento con cemento no impide las fugas y es la principal fuente de 

contaminación de acuíferos especialmente con metano (Jackson et al., 2013; Vidic et al., 

2013). 

Después de dejar transcurrir el tiempo necesario para que el cemento fragüe, los 

operadores perforan una pequeña distancia, entre tres y seis metros, y comprueban la 

solidez del cemento presurizando el pozo. Si todo está bien, continúan la perforación 

verticalmente. Luego se inserta el tubo intermedio que ayuda a estabilizar los pozos 

profundos. Además, como la perforación vertical de los pozos tiene que recorrer 

centenares de metros a través formaciones de rocas de diversa naturaleza y tales 

formaciones pueden contener hidrocarburos, incluido gas natural, o agua salobre que 

contiene sales altamente concentradas u otros contaminantes, el revestimiento intermedio 

está diseñado para aislar tales formaciones de la luz del tubo de producción, evitando así 

tanto la contaminación del gas que se produzca como la de los acuíferos de agua dulce 

más superficiales. 

                                                      

14 Fuente: Ground Water Protection Council (2009). 
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Figura 19. Esquema de un tubo de perforación de fracking.  

Elaboración propia. 

En algunos estados se exige también la instalación de unos equipos especiales de 

prevención de escapes o fugas (BOPE: Blowout Prevention Equipment) que tratan de evitar 

que los líquidos a presión que eventualmente puedan aparecer durante la perforación 

penetren entre el espacio anular que queda entre el tubo de producción y el de 

revestimiento de superficie (Zoback et al., 2010). Pero esos equipos, que protegen 

exclusivamente el equipo de perforación, no pueden prevenir otro tipo de fugas de fluidos a 

altas presiones que ocurren bien en superficie o en el subsuelo cuando la perforación pasa 

por zonas de altas presiones de origen natural o cuando se inducen artificialmente altas 

presiones durante el proceso de fractura, lo que en ambos casos permite la fuga de fluidos 

altamente presurizados desde el tubo hacia los estratos del subsuelo. 

Las fugas son la causa del mayor número de incidencias en las explotaciones, aunque en 

muchos casos no se informe de ellas (Holloway y Rudd, 2013). Las consecuencias 

medioambientales de un escape dependen de tres factores primordiales. En primer lugar, 

en qué momento del proceso de explotación se produce, lo cual determinará la naturaleza 

del fluido que o bien será gas natural o bien algún fluido presurizado procedente de la 

fractura hidráulica. En segundo lugar, de la profundidad y del lugar donde se produzca, 

pues no es lo mismo que se produzca en los lugares donde hay BOPEs que a mayor 
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profundidad, por debajo de los tubos de revestimiento, y, en tercer lugar, de que el fluido 

fugado afecte a los acuíferos o a los pozos domésticos o municipales.  

Instalados los tubos anteriores, se instala el tubo de producción, el más interno. El anillo 

que queda entre este tubo y el inmediato, se sella con un producto específico. Cuando la 

perforación vertical está a unos ciento cincuenta metros por encima de la capa de lutita da 

comienzo la perforación horizontal o dirigida. En un proceso conocido como “kicking off”, el 

extremo de la perforadora traza un codo que penetra finalmente en el estrato de lutita, a 

través del cual puede extenderse horizontalmente hasta tres kilómetros (Zoback et al., 

2010). La perforación horizontal aumenta enormemente el contacto del pozo con la 

formación de gas en comparación con la perforación vertical, que se limitaría al espesor de 

la formación, que por lo general es menor de noventa metros en la mayor parte de los 

yacimientos estadounidenses de lutitas con excepción de la formación Barnett Shale, que 

puede tener espesores de hasta doscientos metros (GWPC, 2009). 

La perforación horizontal precisa de un nuevo equipo que exige el uso de lodos 

refrigerantes de perforación para: a) refrigerar el motor que se introduce en el caño para 

perforar horizontalmente; b) como vectores de las señales emitidas por los sensores del 

equipo de navegación que guía la perforación; c) para mantener estabilizada y nivelada 

horizontalmente la broca de perforación, y d) para ir retirando los ripios de forma 

semejante a como se hace en la perforación vertical.  

El volumen de ripios producidos por la perforación horizontal es casi el doble del que causa 

una perforación vertical. Un pozo típico que esté perforado hasta unos dos kilómetros de 

profundidad y mil doscientos metros en horizontal genera un volumen de ripios de 140 m3 

y una plataforma estándar de seis pozos unos 840. En comparación, un pozo vertical de 

dos kilómetros genera unos ochenta y cinco.  

Fase 2.2: Preproducción. Fractura hidráulica 

Instalados los tubos y alcanzado el estrato de lutitas, comienza el procedimiento de 

fractura hidráulica que se resume en provocar explosiones para crear grietas o aumentar 

las existentes; a continuación se bombea un líquido (agua y aditivos) y un agente de 

apuntalamiento (frecuentemente arena) para incrementar y mantener abiertas las 

fracturas en la roca que contiene los hidrocarburos.  

Debido a que la mayoría de los pozos horizontales son bastante largos, los operadores 

fracturan en etapas, comenzando en la punta del tubo y procediendo hacia atrás, hacia el 

extremo más cercano a la porción vertical o talón del pozo. Por ejemplo, un pozo que se 

extienda horizontalmente un kilómetro y medio puede ser fracturado hidráulicamente diez 

o quince veces a intervalos de varios cientos de metros de distancia. Cada intervalo de 

perforación se aísla de modo que sólo una sola sección del pozo se fractura 

hidráulicamente en un momento dado.  

Una vez alcanzada la sección deseada se introduce por el tubo de producción una sonda 

en cuyo extremo avanza un cañón para crear grietas mediante cargas explosivas que 

atraviesan el tubo de revestimiento de producción e incluso el cemento en los casos en 

que éste se haya introducido entre el tubo de revestimiento de producción y la pared del 

pozo. Obviamente, el extremo del tubo de producción queda convertido en una criba por 

cuyos poros fluirá el gas una vez que se ajuste la presión interna adecuadamente. 

Producidas las grietas mediante microseísmos multidireccionales inducidos por las cargas 

explosivas, comienza la fractura hidráulica propiamente dicha, que consiste en bombear un 

fluido (agua con aditivos químicos) a una elevada presión para abrir y extender las 
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pequeñas fracturas iniciales varios cientos de metros mediante la inyección del fluido a 

una elevada presión (entre 345 y 690 atmósferas, equivalentes a la presión que hay bajo 

el mar a una profundidad de entre tres y medio y siete kilómetros, o entre doscientas y 

trescientas cincuentas veces la presión de los neumáticos de un coche). Cuando la presión 

aumenta hasta un nivel suficiente, se produce una fractura hidráulica que se propaga a lo 

largo de un plano más o menos perpendicular a la trayectoria del pozo. Las fracturas se 

extienden como dendritas por centenares de metros en el estrato; el agente apuntalante 

crea micropilares que mantienen abiertas las grietas para que el hidrocarburo fluya hacia 

el pozo y suba por él hasta la superficie. 

La composición química del fluido de fracturación, así como la presión a la que se bombea 

en el esquisto se adaptan a las propiedades específicas de cada formación de lutitas y, en 

cierta medida, a cada pozo. Aunque la composición química exacta pueda variar, todo 

proceso de fractura se compone de las siguientes fases: 

El primer envite consiste en la llamada fase “ácida”, la inyección de una solución de varios 

miles de litros de agua mezclada con ácido clorhídrico o muriático que sirve para eliminar 

el cemento del tubo y disolver los carbonatos favoreciendo así la apertura de las fracturas y 

la limpieza del tubo por donde circularán los restantes fluidos de fractura. 

 

Figura 20. Esquema del funcionamiento del cañón de fracturación introducido 

por un tubo de perforación de fracking.  

Elaboración propia. 

Luego viene la fase “Pad”, en la que se inyectan agentes reductores usados para disminuir 

la fricción dentro del tubo y, por tanto, para disminuir la presión necesaria para bombear el 
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fluido en su interior. Le sigue la fase “Prop”, la que consume mayor volumen de agua, que 

puede estar formada a su vez por una serie de subfases en las que se inyecta agua con 

agentes apuntalantes (arena de miga o material cerámico) que mantendrán abiertas la 

fracturas cuando disminuya la presión antes del bombeo del gas, porque de lo contrario 

acabarían por cerrarse aplastadas por el peso de las capas superiores. A continuación 

viene la fase de limpieza, en la que se inyecta agua para limpiar el exceso de los agentes 

de apuntalamiento que hayan quedado en el interior del tubo. 

Aproximadamente un 98% del fluido inyectado es agua con agentes de apuntalamiento. El 

2% restante son productos químicos que sirven para lograr una distribución homogénea 

del agente de apuntalamiento, facilitar el retroceso del fluido, inhibir la corrosión, limpiar 

los orificios y tubos y como antioxidante, biocida/bactericida, etcétera (Para un resumen de 

estos componentes véase por ejemplo Wood et al. (2011) y Holloway y Rudd (2013). 

 

Figura 21. Composición porcentual de dos fluidos de fracking. 

Datos para fluidos (arriba con nueve aditivos y abajo con seis) empleados en la 

explotación de gas de lutitas en la formación Marcellus. Fuente: New York 

State Department of Environmental Conservation (2009). 

Cada etapa de una fracturación requiere entre 1.100-2.200 m3 de agua, de modo que la 

perforación de un pozo consume entre 9.000 y 29.000 m3 de agua y un 2% de aditivos 

químicos, lo que en volumen representa entre 180-580 m3 (otras tantas toneladas 

suponiendo una densidad de uno). Si se hace el cálculo para una plataforma mínima de 

seis pozos (véase más abajo), son entre 54.000 y 174.000 m3 de agua y entre 1.000 y 

3.500 toneladas de aditivos químicos para una sola fracturación, pero recuérdese que 

algunos pozos pueden fracturarse dos y hasta tres veces. 

Además, cada etapa es fracturada alrededor de quince veces consecutivas, cada una con 

aditivos específicos. Por tanto, cada pozo es sometido a un elevado número de fuertes 

compresiones y descompresiones que ponen a prueba la resistencia de los materiales y la 
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correcta realización de la cementación, de las uniones, del sellado, etcétera. A medida que 

se completa la fracturación de cada una de las etapas, se aísla de la siguiente mediante un 

tapón de obturación. La hidrofracturación de cada etapa dura entre dos y cinco horas, 

transcurridas las cuales, al retirar la presión inducida, se recupera la presión original del 

estrato. Es el momento de poner el pozo en flujo y romper los tapones para que fluya el 

hidrocarburo. 

Finalizada la fracturación, el coste de operaciones para abrir un solo pozo oscila entre los 

3,5-4,5 millones de dólares calculados en la formación Marcellus (Zoback et al., 2010) 

hasta los nueve millones de media para los pozos estadounidenses calculados por Hughes 

(2013b). 

Fase 2.3: Preproducción. Diseño y construcción de las plataformas multipozo 

En la fotografía aérea de vuelo bajo mostrada en la Figura 22 aparece un campo de gas de 

lutitas en Wyoming, que se extiende hasta donde alcanza la vista. La distribución del 

campo muestra una serie de plataformas de unas 16 hectáreas de superficie sobre las 

cuales hay distribuidas unas cuantas parcelas enlazadas por caminos. Cada una de esas 

parcelas, cuyo tamaño oscila entre 1,5 y 2 hectáreas está preparada para recibir un pozo 

(parcelas en barbecho) o soportan las infraestructuras necesarias para cada pozo (balsas 

para residuos, almacén de gas, compresión del mismo, plataformas para camiones, 

etcétera).  

El pozo que está siendo perforado se distingue claramente por la torre de perforación. Una 

vez que el pozo ha sido perforado y puesto en producción, los equipos se llevan la torre 

hasta otra parcela y reanudan el levantamiento de la torre. Las plataformas multipozo 

(Figura 23) que se están instalando actualmente en algunos campos, reducen el número 

de parcelas necesarias para perforar, puesto que se acaba con la itinerancia de los pozos 

de perforación. 

Los pozos se perforan consecutivamente y se distribuyen de tal manera, separados de 

cinco a ocho metros entre ellos, que permiten cubrir un área determinada del estrato de 

lutita sin dejar huecos. Aunque en la porción del yacimiento Marcellus en Pensilvania se 

llegan a perforar dieciséis pozos horizontales (Ramos, 2012), lo habitual es que las 

plataformas contengan entre seis u ocho. 

Una plataforma para varios pozos típica (Figura 23) tiene una superficie entre 16.200 y 

20.250 m² durante los procesos de perforación y fracturación. En comparación, si una 

superficie equivalente a un campo de fútbol (unos 10.000 m²) estuviera ocupada por una 

central eléctrica solar, ésta generaría unos 400.000 kwh de electricidad al año, lo que 

corresponde a unos 70.000 m³ de gas natural anuales. La producción típica de gas de los 

pozos de Barnett Shale (Texas) es de unos once millones de m³ por pozo durante el primer 

año, pero tan solo de 80.000 m³ en el noveno año y de unos 40.000 m³ en el décimo 

(suponiendo que se refracture al menos una vez), mientras que la central eléctrica solar 

genera la misma electricidad de forma constante durante más de veinte años y sin más 

costes que los habituales en la rutina de mantenimiento. Al final de su vida útil, la central 

solar puede sustituirse por una nueva sin ocupar una mayor superficie de tierra.  



 

70 

 

Figura 22. Fotografía aérea de un campo de gas natural en Wyoming, Estados 

Unidos15.  

Debido a la gran cantidad de equipo y materiales necesarios, así como a los movimientos 

de tierra que se precisan para construir las pistas de acceso y ubicar contenedores, balsas 

de almacenaje, equipos, etcétera, en cada plataforma se realizan entre cuatro mil y siete 

mil movimientos de camión, considerando una plataforma de seis pozos, de dos kilómetros 

de profundidad y de 1,2 kilómetros de recorrido horizontal. 

Una plataforma de tales dimensiones necesita entre 72.000 y 210.000 m3 de agua sólo 

para la fase de fractura. Parte del agua se extrae directamente de fuentes superficiales o 

subterráneas del lugar y es transportada en camiones o a través de tuberías. Si se tiene en 

cuenta todo el proceso y no sólo la fase de fractura, el consumo de agua aumenta de un 

10% a un 30%. Las necesidades de agua de las operaciones de fractura entran en conflicto 

con el suministro para la demanda local. Esto puede tener nefastas consecuencias para la 

vida acuática, la pesca y otras actividades recreativas así como para industrias o 

explotaciones agrícolas o ganaderas. 

El consumo de recursos para una plataforma de dos hectáreas con seis pozos perforados 

verticalmente a 2.000 m y horizontalmente a 1.200 m puede verse en el informe del 

Tyndall Centre, cuyos principales datos resumimos a continuación (Wood et al., 2011): 

                                                      

15 Fotografía cortesía de www.DamascusCitizens.org, una web mantenida por una asociación vecinal 

anti-fracking del estado de Nueva York. 
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Figura 23. Esquema de un campo de producción de gas de lutitas concuatro 

plataformas de seis pozos multifractura cada una16.  

Teniendo en cuenta que el 2% del líquido de fractura son productos químicos, se inyectan 

en el subsuelo entre 1.500 y 4.300 toneladas de productos químicos por plataforma. Estas 

cantidades de agua y productos químicos deben ser trasladadas y almacenadas in situ, 

pues tienen que estar disponibles para la fractura. La fase de fractura dura entre dos y 

cinco días. 

Tras su extracción, el gas debe transportarse a las redes de distribución. Puesto que la 

mayoría de los pozos tienen una pequeña tasa de producción, el gas se almacena muy a 

menudo en la plataforma y se carga periódicamente en camiones. Un camión cisterna de 

40 m3 puede transportar 600 veces más de gas licuado, es decir, unos 31.800 m3 de gas, 

pero hay que comprimirlo hasta enfriarlo a -160 º C, por lo que una inversión adicional es la 

construcción de estaciones de compresores. Hay que sumar los camiones necesarios para 

llevar el agua hasta los pozos. Como cada pozo requiere una media de 15.000 m³, se 

necesitan otros miles de viajes para ponerlos en funcionamiento. Son centenares de viajes 

de camión al día durante un año. 

 Fase de Perforación: 

 Volumen de remoción de tierra: 827 m3 

 Fase de fractura hidráulica 

 Volumen de agua: 54.000 a 174.000 m3 

 2% Volumen de químicos: 1.080 a 3.480 m3 

 Volumen de reflujo de agua: 7.920 a 137.280 m3 

                                                      

16 Elaboración propia a partir de una ilustración de Statoil. 
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 2 % Desechos químicos en el reflujo de agua: 158 a 2746 m3 

 Actividad en la superficie: 

 Días de actividad en la etapa de preproducción: 500 a1.500 

 Total de viajes en camión: 4.315 a 6.590  

Las cifras para el proceso de fractura hidráulica y actividades en superficie son para el 

caso de que una sola fracturación (cifra menor) o de una doble fracturación, porque dado 

el rápido declive de los pozos, algunos operadores optan por hacer una segunda 

fracturación para ampliar su rendimiento económico. El período de refracturación es 

variable: hay pozos que se vuelven a fracturar pasados los primeros cinco años de alto 

rendimiento; otros se refracturan después del primer año y hay pozos que incluso se 

refracturan hasta tres veces (Wood et al., 2011). El número de plataformas por kilómetro 

cuadrado oscila entre dos y cuatro (Wood et al., 2011). Cada plataforma requiere una 

superficie de entre una y dos hectáreas, lo que permite almacenar todo el fluido de 

fractura, los lodos de perforación, el equipo asociado a las operaciones de fractura 

hidráulica, el correspondiente a la perforación vertical y el correspondiente a la perforación 

horizontal (diferente del anterior y muy complejo), sin olvidar los restos de la perforación y 

el fluido de retorno y demás sustancias que emergen del pozo. 

 

Figura 24. Despliegue logístico en una parcela de maquinaria de una 

plataforma multifractura17.  

(1) Cabezal de pozo y árbol de navidad. (2) Tubería del reflujo. (3) Separador de 

arenas del reflujo. (4) Tanques de almacenamiento del reflujo. (5) 

Calentadores de línea. (6) Mechero. (7) Camiones de bombeo. (8) Depósitos de 

arenas. (9) Camiones areneros. (10) Camiones cisterna para ácidos. (11) 

Camiones con aditivos químicos. (12) Mezcladora. (13) Centro de control. (14) 

Balsas de agua. (15) Cañería de agua limpia. (16) Tanques extra. (17) 

Calentadores de línea. (18) Separador deslizante. (19) Colector de producción.  

                                                      

17 Fuente: New York State Department of Environmental Conservation: (2009). 
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Los pozos de una sola plataforma sólo son capaces de acceder a una pequeña parte de la 

formación objetivo, por lo que la explotación completa requiere una serie de plataformas 

dispuestas sobre ella de forman que cubran la mayor superficie posible. El número de 

plataformas por kilómetro cuadrado no está estandarizado, porque varía en función de la 

naturaleza de a formación y de la topografía. En los campos en funcionamiento varía entre 

dos y cuatro plataformas por kilómetro cuadrado (Ramos, 2012), aunque en algunos 

proyectos británicos se estima en 1-1,5 (Wood et al., 2011).  

Tomando como ejemplo los cinco campos más productivos de Estados Unidos que analiza 

Hughes, se estima que la vida productiva media de los pozos es de aproximadamente siete 

años. La productividad declina muy rápidamente, sobre todo a partir del quinto año, lo que 

obliga a abrir constantemente nuevas plataformas para poder garantizar una producción 

estable en el tiempo.  

En el caso de Gran Bretaña, por ejemplo, para producir durante veinte años el equivalente 

al 10% del consumo anual de gas, se estima que serían necesarias entre cuatrocientas 

treinta y quinientas plataformas de seis pozos, lo que significaría abrir entre ciento 

veinticinco y ciento cincuenta pozos por año. En Barnett Shale, la densidad típica inicial era 

de 1,5 pozos por km². Más adelante se autorizaron los denominados «pozos de relleno», 

que se perforaron a razón de seis pozos por km². A finales de 2010 se habían perforado 

casi quince mil pozos y la superficie total de perforaciones se extendía por 13.000 km², lo 

que arroja una densidad media de 1,15 pozos por km². 

 

Figura 25. Esquema general de la fase de producción del fracking.  

Elaboración propia.  

Al reducir la presión una vez completada la fracturación, el fluido retorna a la superficie 

junto al gas y otras sustancias presentes en la roca como metales pesados y partículas 

radiactivas. Se estima (EPA, 2012a) que entre un 15% y un 80% del fluido inyectado 

emerge de nuevo a la superficie y es recuperado, mientras el resto permanece bajo tierra. 

Esa estimación parece un poco optimista habida cuenta que el volumen de retorno en los 

pozos de la formación Marcellus en el norte de Pensilvania está entre el 9 y el 35% (Wood 

et al., 2011: 21). La parte no recuperada de ese fluido altamente tóxico permanece en el 

subsuelo desde donde podría migrar hacia la superficie o hacia los acuíferos. Su 
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permanencia en el suelo se vuelve un problema clave porque la red subterránea de 

acuíferos suele estar intensamente interconectada. 

Fase 3: Producción 

Aproximadamente un 60% del fluido de retorno emerge durante los cuatro primeros días 

después de la fracturación y es almacenado en balsas o tanques. Con un nuevo 

tratamiento químico y diluido en agua, puede volver a utilizarse en la refracturación del 

pozo en una nueva fracturación de otro.  

Finalizado todo el proceso de fracturación y salida del fluido, se coloca un cabezal en el 

tubo de perforación y comienza la fase de explotación del gas del pozo. Los diferentes 

pozos de una misma plataforma pueden estar en diferentes estadios de preparación, 

perforación o explotación. 

Finalmente, al abandonar la explotación, los pozos deben ser desmantelados y sellados, lo 

cual es sumamente importante para evitar futuras contaminaciones. El sellado debería 

cumplir su función al menos durante la vida de los acuíferos afectados, lo que es imposible 

puesto que la vida media de estos puede ser del orden de varios miles de años. 

Fracking: Impactos ambientales y sanitarios 

Un mundo feliz. Según la industria petrolera, cada aspecto de la fractura hidráulica es 

monitorizado cuidadosamente y celosamente vigilado. Se controla que todas las partes del 

pozo estén en buen estado y se realiza una prueba de presión al equipo bombeando agua 

o lodos antes de la estimulación con el fluido de fractura. El proceso se ajusta a las 

condiciones específicas de la formación y se pueden usar modelos digitales de simulación. 

Todo es perfecto y, sin embargo, los pozos y los ríos se contaminan, el ganado se 

envenena, las casas saltan por los aires o se derrumban víctimas de terremotos inducidos, 

el agua potable se envenena y arde al salir por los grifos domésticos, el aire se contamina y 

las denuncias se suceden por millares. 

Aquí no pasa nada. Y quien no lo crea, que vea por ejemplo los argumentos utilizados en 

Howarth et al. (2011a) por Terry Engelder, profesor de Geociencia en la universidad estatal 

de Pensilvania, uno de los estados dónde más ha avanzado el fracking, cuyos 

desinteresados análisis e investigaciones han sido financiados durante cuarenta años por 

petroleras y gasísticas entre las que se cuentan los gigantes del sector Royal Dutch Shell, 

Total, Elf, Agip, Texaco, Shell USA, Exxon, ARCO, Mobil, Chevron, Chesapeake, Range 

Resources, CNX, Talisman, Samson, Southwestern y Encana (los intereses con dichas 

empresas que Nature le impuso para publicar en sus páginas pueden verse en 

go.nature.com/pjenyw).  

A pesar de los argumentos de Engelder y otros científicos con intereses similares, si los 

aditivos químicos que utilizan los operadores son inocuos, ¿por qué las petroleras 

estadounidenses se niegan a revelar la fórmula exacta de los productos químicos que 

utilizan? ¿Por que han conseguido obviar los análisis de impacto ambiental? Si no existe 

riesgo para la contaminación de acuíferos, ¿por qué se empeñaron Bush, el presidente 

petrolero, y su vicepresidente Cheney, cuyos intereses profesionales y económicos 

estaban, estuvieron y están en la petrolera y gasística Halliburton, en que las actividades 

de fracking escaparan a la estricta reglamentación con respecto a las aguas potables de la 

Ley Federal de Aguas Potables de 1974 mediante la interesada modificación hecha en la 

Ley de Energía Limpia de 2005? 
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Figura 26. Principales vías de contaminación provocadas por el fracking. 

Elaboración propia. 

La preocupación porque la aplicación de una legislación medioambiental y sanitaria más 

severa pudiera acabar con el negocio, lo expresa con absoluta claridad un informe de la 

consultora Ernst&Young: “El principal factor que podría inhibir el crecimiento previsto de la 

producción de gas de lutitas sería la nueva legislación medioambiental” y agregaba: 

“Actualmente, la Agencia de Protección del Medio Ambiente de los Estados Unidos lleva a 

cabo un amplio estudio sobre las repercusiones de la fracturación hidráulica en la calidad 

del agua y la salud pública. La inversión en la explotación del gas de lutitas podría agotarse 

si se prohíbe la fracturación hidráulica o se limita de forma significativa como resultado de 

las conclusiones del estudio” (Ernst&Young, 2010). 

La tecnología para la explotación del gas de lutitas presenta características que tienen 

repercusiones medioambientales inevitables y un alto riesgo si la tecnología no se utiliza 

correctamente, pero también presentan un alto riesgo de causar daños medioambientales 

y amenazas para la salud humana incluso si se emplean de forma adecuada. La tecnología 

de la fracturación hidráulica ha tenido importantes efectos en los Estados Unidos, que 

actualmente es el único país que cuenta con varias décadas de experiencia y registros 

estadísticos de larga duración. Por ese motivo, la mayor parte de las entradas referidas al 

fracking que aparecen en este texto provienen de aquel país. 

La experiencia de los Estados Unidos muestra que en la práctica se producen numerosos 

accidentes y se inducen los movimientos sísmicos. Las autoridades oficiales sancionan con 

demasiada frecuencia a las empresas por cometer infracciones. Una parte de estos 

accidentes son provocados por las fugas de los equipos o el mal funcionamiento de estos, 

y otra debido a malas prácticas para reducir costes y tiempo, al revestimiento poco 
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profesional de los pozos y a la contaminación de aguas subterráneas a través de fugas no 

detectadas. Pasemos a describir algunos de ellos. 

Consumos y contaminación de aguas y suelos 

El procedimiento de fractura se realiza secuencialmente, oscilando entre las ocho y las 

trece etapas para un pozo promedio de 1,2 kilómetros horizontales. En cada una de las 

etapas se utilizan entre 1.100 y 2.200 m3 de agua, por lo que en una fractura de múltiples 

etapas -para un único pozo- se utilizan entre 9.000 y 29.000 m3 de agua, y entre 180 y 

580 m3 de aditivos químicos. Para todas las operaciones de fractura realizadas en una 

plataforma de seis pozos, se utilizan entre 54.000 y 174.000 m3 de agua, y entre 1.000 y 

3.500 m3 de aditivos químicos. Semejantes cantidades de agua deben obtenerse en el 

lugar donde se realiza la explotación, o en su defecto, transportarse desde otras fuentes 

mediante camiones cisterna o acueductos provisionales construidos ad hoc que, en 

cualquier caso, distraen recursos hídricos de otras fuentes.  

En Estados Unidos, la industria del fracking ha utilizado 940.000 millones de metros 

cúbicos de agua dulce desde el año 2005 (Ridlington y Rumpler, 2013). La toma de agua 

de los recursos hídricos locales ya ha producido períodos de falta de abastecimiento en 

algunos lugares de Estados Unidos (Barringer, 2013) y ha inducido a que en Nuevo México 

las autoridades de un condado hayan prohibido el fracking (Postel, 2013).  

En sus principales conclusiones específicas para Reino Unido, el informe del Tyndall Centre 

(Wood et al., 2011) concluye:  

El agua requerida para la extracción del gas de lutitas podría poner una 

presión considerable en los suministros locales a nivel local en el Reino Unido. 

La extracción de gas de lutitas requiere grandes volúmenes de agua. Dado 

que los recursos de agua en muchas partes del Reino Unido ya están bajo 

presión, esta demanda de agua podría traer problemas adicionales 

significativos al nivel local. 

Para justificar el “bajo consumo” de agua requerido para perforar un pozo, el catedrático 

de la Escuela de Minas de Madrid y decano del Colegio de Ingenieros de Minas del Centro 

de España Ángel Cámara, argumentaba que se precisaría la misma cantidad de agua que 

la necesaria para regar un campo de golf durante dos o tres semanas (Cámara, 2013), un 

argumento recurrente que emplea la propaganda de la industria. Aunque la cantidad no es 

despreciable, hay que decir que en las explotaciones por fracking no se perfora un sólo 

pozo sino cientos de ellos, lo que multiplica exponencialmente el consumo.  

Con todo, a fuer de ser justos, posicionarse en contra del fracking utilizando como 

argumento único el consumo desorbitado de agua, no es acertado si se tienen en cuenta 

los consumos provocados por otras actividades. La siguiente relación muestra los 

consumos de agua (en galones) que se necesitan para producir 1 Mbtu: Gas natural de 

lutitas (0,6-1,8), gas natural convencional (1-3), carbón sin transporte (2-8), nuclear (8-14), 

petróleo convencional (8-20), gasificación del carbón (11-26), petróleo de bituminosas (22-

56), petróleo de arenas asfálticas (27-68), recuperación mejorada del petróleo (21-2.500), 

etanol obtenido de maíz de regadío (2.510 a 29.100) y biodiésel de soja de regadío 

(14.000-25.000).  

De ser veraces las cifras, tomadas de Holloway y Rudd (2013), quienes a su vez confiesan 

tener sus fuentes en un informe de Chesapeake Energy, los datos que proclama la 

industria (es decir, que para perforar un pozo se gasta el equivalente a lo que consume la 

ciudad de Nueva York en siete minutos o el citado consumo para regar un campo de golf) 



 

77 

serían ciertos, pero no serían el problema. El problema no está en el agua entrante, sino en 

la sobrante, la que se reinyecta en el subsuelo. En una zona de extracción activa de gas de 

lutitas se inyectan entre 0,1 y 0,5 litros de productos químicos por metro cuadrado. 

Para reforzar su argumento, el profesor Cámara subrayaba que “además el agua se 

reutiliza”. Es cierto, y precisamente su reutilización ha sido el desencadenante de 

terremotos en zonas donde se elimina el agua de retorno inyectándola en el subsuelo a 

gran profundidad, como se resaltaba en sendos artículos (Kearnen et al., 2013; Vande der 

Elst et al., 2013), cuyos resultados relacionan la inyección de aguas residuales 

procedentes del fracking con los terremotos registrados en Oklahoma, un estado en el que 

no se habían registrado nunca seísmos. Algunos de ellos fueron de grado 5,7, seis décimas 

superior al registrado en Lorca en 2011, cuyos catastróficos resultados son bien conocidos 

(véase el epígrafe “Seísmos” en esta misma entrada). 

Según la experiencia estadounidense, la mayoría de las reclamaciones contra la 

fracturación hidráulica se deben a la posible contaminación de aguas subterráneas. 

Básicamente, estas reclamaciones se concentran, aparte de en vertidos y accidentes 

concretos, en la intrusión de fluidos de fracturación o de metano procedentes de 

estructuras más profundas que se manifiestan en cambios de color, aumento de la 

turbidez y mal olor cuando el agua mana por los grifos. Sin embargo, a pesar de estos 

efectos fácilmente apreciables por la vista o el olfato, la contaminación más peligrosa, la 

que provocan los elementos químicos tóxicos, cancerígenos o radiactivos son indetectables 

por los sentidos hasta que se manifiestan a través de determinadas patologías. 

La composición del fluido utilizado para realizar las fracturas varía de acuerdo a la 

formación que se pretende explotar, aunque por lo general se encuentra compuesto en un 

98% de agua y un agente propagador (propelente), generalmente arena de sílice, aunque 

también se puede utilizar arena de sílice tratada con resinas y pulverizado de cerámica y 

un 2% de aditivos químicos, entre los que se encuentran: 

 Ácidos: limpian la perforación previamente a la inyección del fluido para la 

realización de las fracturas. También ayuda a iniciar las fracturas en la roca madre. 

El más utilizado es el ácido clorídrico. 

 Bactericidas y biocidas: inhiben el crecimiento de organismos que podrían producir 

gases que contaminen el gas y reducir la capacidad del fluido de transportar el 

agente de apuntalamiento. Los más utilizados son el hipoclorito sódico o el dióxido 

de cloro. 

 Estabilizadores de arcillas: previenen el bloqueo y la reducción de la permeabilidad 

de poros por formaciones arcillosas. 

 Inhibidores de corrosión: reducen la formación de óxido en las tuberías de acero, 

los encamisados de los pozos, etcétera. Se usa típicamente el bisulfato de amonio. 

 Reticulantes: la combinación de ésteres de fosfato con metales produce un agente 

reticulante que permite aumentar la viscosidad del fluido, y por lo tanto, transportar 

más agente de apuntalamiento en las fracturas. 

 Reductores de fricción: reducen la fricción y permiten que los fluidos fracturantes 

sean inyectados en dosis y presiones óptimas. 

 Agentes gelificantes: incrementan la viscosidad del fluido, lo que permite un mayor 

transporte del agente de apuntalamiento. Los más utilizados son la goma de guar y 

la celulosa. 

 Inhibidores de sarro por precipitación: previenen la precipitación de carbonatos y 

sulfatos (carbonato de calcio, sulfato de calcio, sulfato de bario), que podrían 

degradar los materiales utilizados. 



 

78 

 Surfactantes: reducen la tensión superficial del líquido de fractura y, por lo tanto, 

ayudan a la recuperación del mismo. 

 

Conseguir información sobre los productos químicos utilizados es difícil ya que la industria 

se niega a revelarla amparándose en las leyes de patentes. No obstante, las cosas parecen 

estar cambiando en Estados Unidos, donde el Consejo para la protección de aguas 

subterráneas (Ground Water Protection Council) y la Comisión interestatal para el petróleo 

y el gas de lutitas (Oil and Gas Compact Commission), abrió en 2011 una página web 

(www.Fracfocus.org), en la que ya hay registrados más de 50.000 pozos donde las 

empresas pueden registrar voluntariamente qué aditivos usan en sus operaciones, aunque 

no precisen su composición química exacta. 

 

Figura 27. Infiltración de líquidos de fracking en el subsuelo. 

Los líquidos empleados en la fracturación hidráulica pueden infiltrarse en 

diferentes lugares tanto superficiales como a medida que se produce la 

perforación y las fracturas. 1.- Inyección de millones de litros de agua y aditivos 

a presión. 2.- Derrames y fugas producidos desde la cisterna, en la boca del 

pozo y desde las tuberías. 3.- Infiltración desde el subsuelo en los acuíferos. 4. 

El fluido se infiltra más de dos km en produndidad y otros tantos en horizontal. 

5.- El fluido infiltrado crea fracturas y libera el gas. 6.- La mayoría del fluido 

permanece en el subsuelo y no es biodegradable. 7.- La presión de los fluidos 

induce fracturas por encima de la capa de lutitas y se producen filtraciones de 

metano y fluidos. 8.- El metano, junto al fluido y sustancias tóxicas y radiactivas 

del subsuelo se infiltran en los acuíferos y desde allí contamina los pozos 

artesianos (9). 10.- El metano llega a producir agua inflamable y gases 

venenosos. 11.- Fugas e infiltraciones desde las balsas de almacenamiento. 

Elaboración propia. 
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A pesar del secretismo, estudios apoyados en diferentes fuentes de información, 

incluyendo el análisis de muestras obtenidas de fugas en tanques de almacenamiento de 

químicos, han permitido identificar 649 sustancias químicas diferentes. De ellas, 286 

(44%) no están catalogadas y se desconocen sus efectos sobre la salud y el ambiente. De 

las 362 restantes, el 55% tiene efectos sobre el cerebro y el sistema nervioso, el 78% tiene 

efectos sobre el sistema respiratorio, la piel y los ojos, el hígado o el sistema 

gastrointestinal, y el 47% afecta al sistema endocrino, con graves efectos para la 

reproducción y el desarrollo. Si se analizan las vías de exposición, el 58% de los 

compuestos químicos son solubles en agua y el 36% son volátiles, es decir, pueden ser 

transportados por el viento (Colborn et al., 2011; Osborn et al., 2011; Wood et al., 2011; 

Holloway y Rudd, 2013). 

Un análisis de una lista de 260 sustancias presentada por el Estado de Nueva York arrojó 

los siguientes resultados (Lechtenböhmer et al., 2011):  

 De estas 260 sustancias, 58 tienen una o varias propiedades que pueden ser 

motivo de preocupación. Seis de ellas figuran en la primera lista de las cuatro listas 

de sustancias prioritarias que la Comisión Europea ha publicado para las 

sustancias que requieren atención inmediata debido a sus posibles efectos en los 

seres humanos o en el medio ambiente: acrilamida, benceno, etil benceno, 

isopropilbenceno (cumeno), naftaleno y etilendiaminotetraacetato de tetrasodio. 

 Una sustancia (el naftaleno bis (1-metiletil) está siendo investigada en la actualidad 

por ser persistente, bioacumulativa y tóxica (PBT). 

 Dos sustancias (el naftaleno y el benceno) figuran en la primera lista de 33 

sustancias prioritarias del Anexo X de la Directiva marco sobre el agua 

2000/60/CE, que actualmente es el Anexo II de la Directiva sobre sustancias 

prioritarias (Directiva 2008/105/CE). 

 Diecisiete se clasifican como tóxicas para los organismos acuáticos (toxicidad 

aguda y crónica). 

 Treinta y ocho se clasifican como toxinas agudas (para la salud humana), como el 

2-butoxietanol, que es tóxico a niveles relativamente bajos de exposición. La vida 

media del 2-butoxietanol en aguas de superficie naturales oscila entre 7 y 28 días. 

Con una tasa de biodegradación aeróbica lenta, los seres humanos, la flora y la 

fauna silvestre y los animales domésticos podrían entrar en contacto directo con 

esta sustancia por medio de la ingestión, inhalación, absorción dérmica y el 

contacto con los ojos en su forma líquida o vaporosa cuando el agua atrapada llega 

a la superficie. La biodegradación aeróbica requiere oxígeno, lo que significa que 

cuanto más profundamente se inyecte el 2-butoxietanol en las capas del subsuelo, 

más tiempo subsistirá (Colborn, 2007).  

 Ocho sustancias han sido clasificadas como carcinógenos conocidos, como el 

benceno (clasificación del SGA: Carc. 1A) y la acrilamida, el óxido de etileno y varios 

disolventes a base de petróleo que contienen sustancias aromáticas. 

 Seis han sido clasificadas como sospechosas de provocar cáncer, como el 

hidrocloruro de hidroxilamina. 

 Siete han sido clasificadas como mutágenas, como el benceno y el óxido de etileno. 

 Cinco han sido clasificadas como generadoras de efectos reproductivos.  

Además de los químicos utilizados, el fluido residual generado por la fractura hidráulica 

contiene varias sustancias tóxicas provenientes del subsuelo. Esto incluye metales 

pesados (arsénico, plomo, cromo, mercurio), bencenos (normalmente en forma de 

benceno, tolueno, metilbenceno y xileno, conocidos con el acrónimo BTEX), grandes 

concentraciones de sales y sustancias radiactivas de origen natural (uranio, radio, radón). 
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Investigadores de la Universidad de Duke que analizaron las aguas residuales en una 

explotación de fracking en Pensilvania, encontraron que los niveles de radio en las 

muestras recogidas en las instalaciones eran 200 veces mayores que las muestras 

tomadas aguas arriba. Tales niveles elevados de radiactividad están por encima de los 

niveles que normalmente se observan en las instalaciones de eliminación de residuos 

radiactivos (Warner et al., 2013). 

A pesar de la poca información suministrada por las compañías, la información disponible 

permite certificar que numerosas sustancias han sido clasificadas por los organismos de 

control europeos como de “inmediata atención” debido a sus efectos potenciales sobre la 

salud y el medio ambiente. En particular, 17 sustancias han sido clasificadas como tóxicas 

para organismos acuáticos, 38 son tóxicos agudos, ocho son cancerígenas probadas y 

otras seis son sospechosas de serlo, siete son elementos mutagénicos, y cinco producen 

efectos sobre la reproducción. Si bien el nivel de riesgo asociado al uso de estas 

sustancias depende de su concentración y de la forma en que se exponga a los seres vivos 

y al ambiente durante su utilización, las enormes cantidades que deben emplearse –para 

una plataforma de 6 pozos oscilarían entre los 1.000 y los 3.500 m3 de químicos- serían, 

por sí mismas, motivo de máxima precaución y control. Para una información más 

detallada de estas sustancias, véanse Wood et al. (2011) y Lechtenböhmer et al. (2011). 

La contaminación del agua puede ser provocada por:  

 La inyección de agua y aditivos químicos para el proceso de fracturación. 

 La inyección del contaminado fluido de retorno utilizando pozos especiales. 

 Vertidos de lodo de perforación, reflujo y agua salada procedentes de depósitos de 

fluidos de retorno o almacenamiento que provocan contaminación y salinización.  

 Fugas o accidentes de actividades de superficie, por ejemplo, fugas en las tuberías 

o balsas de fluido o aguas residuales, manipulación no profesional o equipos 

desfasados.  

 Fugas provocadas por un cementado incorrecto de los pozos.  

 Fugas a través de estructuras geológicas, ya sea a través de grietas o vías 

naturales o artificiales.  

 

Los casos de contaminación de aguas subterráneas más conocidos y mejor estudiados son 

los de contaminación por gas metano. Aunque el metano disuelto en el agua para consumo 

humano no está normalmente clasificado como un peligro para la salud por ingestión, es 

un asfixiante en espacios cerrados y un peligro de fuego y de explosión. En un artículo 

publicado en 2011 (Osborn et al., 2011), se presentaron los resultados de una evaluación 

de los impactos potenciales asociados a la perforación de pozos de gas y del fracking en 

sistemas de agua subterránea poco profunda.  

Para hacerlo, analizaron el agua subterránea de 68 pozos privados de 36 a 190 m de 

profundidad en el norte de Pensilvania y Nueva York; los análisis buscaban evaluar el 

impacto potencial de las perforaciones de gas y de la fracturación hidráulica en la calidad 

del agua poco profunda comparando áreas que estaban siendo explotadas para gas 

(definidas como “activas” si existían uno o más pozos de gas en un kilómetro a la redonda), 

con las que no estaban asociadas con las perforaciones de gas (definidas como “no 

activas” si no había pozos de gas en un kilómetro a la redonda) muchas de las cuales son 

candidatas para perforaciones en un futuro cercano.  

Los pozos analizados eran vecinos de la formación Marcellus, constituida por lutitas ricas 

en materia orgánica de la cuenca de los Apalaches, cuya explotación se estaba 

extendiendo rápidamente lo que aumentaba las denuncias sobre impactos contaminantes 
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en los recursos hídricos. Sólo en el condado de Susquehanna, Pensilvania, se habían 

multiplicado por diez los permisos aprobados en la formación Marcellus en veintisiete 

veces entre 2007 y 2009. 

Los motivos de preocupación sobre los impactos contaminantes en los recursos de aguas 

subterráneas se basaban en: (1) el flujo de fluidos (agua y gas) y en su descarga en los 

acuíferos poco profundos debido a la alta presión de los fluidos inyectados para la 

fracturación en los pozos de gas; (2) la toxicidad y radiactividad del agua producida a partir 

de la mezcla de los fluidos de la fracturación y de las formaciones de agua salina 

profundas que pueden liberarse al medio ambiente; (3) la explosión potencial y el riesgo de 

asfixia del gas natural; y (4) el gran número de pozos domésticos para usos residenciales y 

agropecuarios en áreas rurales que están localizados sobre aguas subterráneas poco 

profundas: sólo en Pensilvania hay más de un millón de pozos artesianos que no están ni 

regulados ni analizados. 

Osborn y colaboradores detectaron concentraciones de metano en 51 de los 60 pozos de 

agua para consumo humano a lo largo de toda la región, independientemente de las 

operaciones de la industria del gas, pero las concentraciones fueron sustancialmente más 

altas en los más cercanos a los pozos de gas natural. Las concentraciones medias de 

metano fueron 17 veces más altas (19,2 mg)/litro) en pozos poco profundos de las áreas 

activas de perforación y extracción que en los pozos de áreas no activas (1,1 mg/litro). La 

concentración media de metano en el agua subterránea poco profunda de las áreas 

activas de perforación estaba dentro del nivel de alerta definido como de “acción” (10-28 

mg/l) para la mitigación de peligro recomendado por el Departamento de Interior y el valor 

máximo observado de 64 mg/l estaba muy por encima de este nivel de riesgo. 

Las actividades de fracturación en Marcellus implican la inyección de entre 

aproximadamente 13 a 19 millones de litros de agua por pozo a presiones de más de 

69.000 kilopascales. La mayoría del agua de fracturación se quedaba en el subsuelo y 

podía, en principio, desplazar las formaciones de agua profunda hacia arriba dentro de los 

acuíferos poco profundos. Estas formaciones de agua profunda de origen exógeno a 

menudo presentaban altas concentraciones de sólidos disueltos (>250.000 mg/l), trazas 

de elementos tóxicos, y materiales radiactivos de origen natural pero movilizados por el 

fracking hasta alcanzar actividades tan altas como 16.000 picocuries por litro de radón, en 

comparación con el agua estándar para consumo humano que tiene 5 picocuries por litro 

de radón.  

Según el estudio, la alta concentración de metano en el agua subterránea poco profunda 

de las áreas activas reflejaba el transporte de una fuente de metano profundo asociado 

con las actividades de perforación y de fracturación hidráulica. En contraste, el bajo nivel 

de migración de metano a los acuíferos subterráneos superficiales, como se observaba en 

las áreas no activas, era “probablemente un fenómeno natural”.  

En ese estudio hay dos aspectos que conviene resaltar: 1.- Aunque la presencia de metano 

en el agua para consumo humano es un fenómeno natural, la contaminación del agua con 

metano en las aguas cercanas a los pozos donde se hace fracking es 17 veces mayor de 

media, por encima del nivel de seguridad según la legislación de USA, y en uno de ellos es 

de 60 veces más de lo normal. No se conoce con exactitud el mecanismo por el cual el 

metano migra desde las zonas de fracking y por eso, de momento, no se puede predecir 

cual será el nivel de contaminación por metano de una zona concreta. 2.- Aunque no 

hubiese contaminación por metano o por cualquiera de las sustancias que se utilizan para 

el fracking, el propio proceso de fracturación inyecta tal cantidad de agua y a tal presión 

que podría desplazar a zonas superficiales agua profunda que contiene materiales 

radiactivos a unas concentraciones 3.200 veces superiores al agua que bebemos, que es 

agua superficial. Un análisis similar publicado en Science (Vidic et al., 2013), pero aplicado 
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a más de cuatrocientos lugares de los estados de Nueva York (239 lugares), Pensilvania 

(40) y Virginia Occidental (170), en los que el metano fugado es la causa de la 

contaminación de los reservorios de agua potable situados a varios kilómetros de distancia 

de los pozos a pesar del cemento de sellado se resume en la Figura 28. 

 

Figura 28. Concentraciones de metano en aguas subterráneas y 

manantiales18. 

Datos de muetreos en diversos lugares de los estados de Nueva York (239 

lugares), Pensilvania (40) y Virginia Occidental (170) entre 1997 y 2005. Los 

valores máximos variaron entre un máximo de 68,5mg/l en Virginia Occidental, 

45 mg/l en Nueva York y 44,8mg/l en el condado de Tioga, Pensilvania, donde 

había una fuga en un campo de gas. Los valores señalados con flechas 

dirigidas hacia abajo son promedios para un conjunto de pozos en el sureste 

de Nueva York y el noreste de Pensilvania localizados a menos de 1 kilómetro 

(26 pozos) y más de 1 kilómetro (34 pozos) situados en lugares con 

perforación activa.  

Entre los aditivos químicos utilizados en los fluidos de fracturación que después se 

detectan en el flujo de retorno se encuentran benzeno, xileno, cianuro, hasta llegar a 

cientos de sustancias químicas que incluyen elementos cancerígenos y mutagénicos. 

Además, el fluido de retorno trae a la superficie otras sustancias que pueden contener las 

capas de lutitas, como son frecuentemente metales pesados y elementos radiactivos. Se 

han observado casos de migrañas continuadas, náuseas, alergias, problemas en el 

sistema respiratorio, incluso lesiones cerebrales, etcétera, en gentes que viven en zonas 

cercanas a explotaciones de gas natural. 

Según la EPA, la estimación de los fluidos recuperados varía entre un 15-80% del volumen 

inyectado dependiendo del lugar. Por tanto, en una plataforma de explotación estándar de 

seis pozos se generarían entre 13.500 y 72.000 m3 de agua residual. En la mayoría de las 

explotaciones de gas de lutitas de Estados Unidos la industria se deshace de estos 

residuos inyectándolos en el subsuelo. Sin embargo, esto no siempre es posible y, aunque 

lo fuera, esta táctica de “enterrar la porquería debajo de la alfombra” constituye otra 

fuente potencial de contaminación de consecuencias incalculables además de su cada vez 

más probada capacidad de inducir seísmos. 

Los desechos líquidos, contienen agua, los aditivos químicos utilizados, componentes 

orgánicos tóxicos, metales pesados y residuos radiactivos de origen natural, los 

                                                      

18 Fuente: Modificada a partir de Vidic et al. (2013). 
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denominados NORMs por sus siglas en inglés (Naturally Ocurring Radiactive Materials). Por 

tanto, la toxicidad del fluido que regresa a la superficie puede llegar a ser mayor que la del 

utilizado para la fractura hidráulica, circunstancia que obliga a extremar los cuidados en 

términos de almacenaje y tratamiento de aguas residuales.  

En general, si la inyección subterránea no es posible, la industria opta por almacenar los 

residuos en balsas de evaporación, con el evidente peligro de contaminación atmosférica, 

o lleva los fluidos a plantas de depuración públicas, pasando el problema a la 

Administración. Se han dado casos de desbordamiento de balsas de almacenamiento del 

fluido de retorno por lluvias copiosas o tormentas y por mal cálculo de la cantidad de fluido 

que retorna. En ese sentido, valga como ejemplo el catastrófico episodio del desastre 

ecológico de Aznalcóllar, cuando la rotura de una balsa de 8 Hm3 produjo un vertido de 

residuos tóxicos en el Parque Nacional de Doñana, en Andalucía, España (Garrido, 2008). 

También se han contaminado aguas y terrenos por ruptura de válvulas o de las mangueras 

de conexión, por juntas defectuosas o mal apretadas y por accidentes de camiones 

cisterna. 

Ante los temores generados por los problemas en la gestión de estos residuos, la industria 

afirma que se están desarrollando tecnologías para la reutilización del fluido de retorno en 

sucesivas fracturas. Esto implicaría el transporte a plantas de depuración especiales, con 

el consiguiente riesgo de accidente, y el posterior almacenamiento de un menor volumen 

de residuo pero de una toxicidad mucho más elevada. Sin embargo, el reciclaje del fluido 

todavía está en fase de desarrollo, es extremadamente costoso y, por ello, es raramente 

utilizado. 

Lo que no se recupera en el proceso de reflujo permanece bajo tierra, donde constituye 

una potencial fuente de contaminación y de inducción de terremotos. Un motivo posible 

puede ser una falla o pérdida gradual de integridad del pozo, ya que, dada la significativa 

profundidad de las reservas de gas no convencional, en general estas deben perforarse 

atravesando varios acuíferos, lo que produce una comunicación entre éstos y otro tipo de 

formaciones. Para reducir el riesgo que se deriva de este proceso, deben realizarse varios 

tipos de encamisados para sellar el pozo de las formaciones adyacentes y para 

estabilizarlo una vez completado y en proceso de producción (véase el epígrafe “Aspectos 

tecnológicos” en esta misma entrada).  

El profesor Ángel Cámara descartaba la posibilidad de una “hipotética contaminación de 

los acuíferos” mediante el “uso de una triple protección de un acero especial con cemento 

interanular que hace totalmente imposible que exista un contacto entre el fluido de 

fracturación o el gas metano y los acuíferos” (Cámara, 2013). El argumento no se sostiene, 

como han subrayado diversos estudios que han demostrado la contaminación con metano 

del 82% de los pozos de agua potable cercanos a un yacimiento de Pensilvania (Jackson et 

al., 2013), una filtración que no se ve impedida en absoluto por una quíntuple protección 

de anillos de acero cementados (Vidic et al., 2013). La industria proclama que los 

encamisados sólo fallan en un 1% de los casos (Heinberg, 2013), pero investigadores 

independientes dicen que los fallos oscilan entre el 6 y el 7% (Ingraffea, 2012). Además, ni 

los encamisados ni los tapones de cemento con los que los operadores sellan los pozos 

una vez son esquilmados con la pretensión de que sean eternos, evitan las fugas 

(Dusseault et al., 2000). 

Cualquier eventualidad que vaya desde un fallo del encamisado hasta la progresiva 

pérdida de su integridad puede traer como consecuencia la contaminación de otras 

formaciones rocosas y de las aguas subterráneas, variando sus consecuencias de acuerdo 

a la naturaleza de la pérdida de integridad, el tipo de contaminante y el medio en que la 
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misma se produzca. El mayor riesgo, en este sentido, es una filtración en sentido 

ascendente de aguas utilizadas para la fractura.  

El conducto sufre unos cambios de presión muy grandes, con el consiguiente peligro de 

quiebra del revestimiento de cemento y de que se produzca la contaminación con metano y 

el fluido de retorno de los acuíferos y el suelo que atraviesa. Aun cuando no fuera así, la 

gestión del fluido una vez recuperado conlleva gran peligro de contaminación. En Estados 

Unidos suelen inyectarlo en balsas en el subsuelo o incluso superficiales, y cuando no es 

posible se pasa a plantas depuradoras urbanas o industriales que no suelen estar 

preparadas para ese tipo de contaminantes. En Pensilvania y Ohio, para evitar el peligro de 

inducción de terremotos al inyectar el agua en el subsuelo, se intentó reciclar el fluido de 

retorno pasándolo a través de las plantas de tratamiento de aguas residuales pero 

normalmente las depuradoras públicas ni están preparadas para la depuración de este 

tipo residuos ya que son hipersalinos, con altas concentraciones de metales pesados, de 

hidrocarburos e incluso de sustancias radiactivas, ni tampoco son capaces de depurar las 

cantidades generadas, por lo que en Estados Unidos ya se han dado casos de depuradoras 

que se colapsan o devuelven el agua cargada de residuos tóxicos a los ríos desde donde se 

filtra a los pozos (Joyce, 2012).  

En algunos casos se pulveriza el fluido para acelerar su evaporación, sin que se tenga en 

cuenta que junto con el agua se evaporan numerosos contaminantes volátiles. Además, 

existe el riesgo añadido de ruptura de conductos para la evacuación de las aguas 

residuales, accidentes de camiones cisterna llenos de productos químicos, 

desbordamiento de balsas residuales con motivo de inundaciones, etcétera.  

Los informes corporativos –e incluso los emitidos por diversas agencias oficiales en 

Estados Unidos- sostienen que “las probabilidades de que los fluidos de fractura alcancen 

alguna fuente subterránea de agua potable se estiman en […] menos de uno en 59 

millones de pozos […] por lo que la fractura hidráulica no presenta razonables riesgos 

previsibles de impacto adverso sobre potenciales acuíferos de agua potable” (Wood et al., 

2011). Sin embargo, en esta última investigación se señala que tales estudios son 

tendenciosos porque se han basado en estimaciones respecto del riesgo de fallo en pozos 

correctamente construidos, obviando la posibilidad de que muchos de ellos estén 

incorrectamente construidos. Se trata de una omisión seria, ya que cualquier estudio de 

riesgo debería tener en cuenta posibles negligencias, sean estas intencionadas o no. 

En efecto, se han documentado cientos de casos de contaminación debido a 

construcciones defectuosas o en mal estado y a errores humanos. “Existen informes de 

incidentes que implican contaminación de aguas subterráneas y superficiales con 

contaminantes como brine [agua saturada con sal], químicos no identificados, gas natural, 

sulfatos e hidrocarburos como benceno y tolueno” (Wood et al., 2011). La economía de 

escala juega en contra de la industria: el riesgo se incrementa conforme aumenta el 

número de pozos explotados. Aunque solamente falle el 1% de los 65.000 pozos de 

fracking operativos en Estados Unidos, estamos hablando de 650 casos. Si son el 6%, se 

trata de 3.900 casos.  

Una vez concluida la perforación y el proceso de fractura hidráulica se inicia la extracción 

del hidrocarburo. En general, los volúmenes de producción decrecen con gran velocidad, 

reduciéndose a alrededor de la quinta parte entre el primer y el quinto año de explotación. 

Por esta razón es normal que las operadoras decidan re-fracturar el pozo varias veces para 

extender su vida económica, lo que implica volver a inyectar grandes cantidades de agua y 

químicos en el mismo. 
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Los riesgos e impactos en la superficie no son menores que los descritos para el nivel 

subterráneo. Debemos tener en cuenta que la perforación de una plataforma de seis pozos 

implica: 

 830 m3 de remoción de suelos, en pozos perforados a una profundidad de dos 

kilómetros y a 1,2 horizontales. 

 Transporte y almacenamiento de sustancias utilizadas en la fractura hidráulica, que 

ascenderían a entre 1.000-3.500 m3 de químicos. 

 Cada plataforma puede generar hasta 23.000 m3 de desechos líquidos, incluyendo 

los fluidos utilizados en la perforación y los que migren desde las profundidades. 

 Balsas para almacenamiento de desechos, cuyo el volumen de almacenamiento 

promedio ronda los 2.900 m3, por lo que una pileta de 3 metros de profundidad 

requiere una superficie de 1.000 m2. A esto deben adicionarse tanques de 

almacenamiento temporal, que son obligados teniendo en cuenta la alta tasa de 

retorno de los fluidos utilizados para la fractura hidráulica. 

 

Las principales amenazas en la superficie en estos procesos implican: 

 Derrames, desbordes o filtraciones debidas a la capacidad de almacenaje limitada, 

a errores humanos, a la entrada de agua de lluvia o inundaciones o a la 

construcción defectuosa de los pozos. 

 Derrame de fluidos de fractura concentrados durante la transferencia y operación 

de mezcla con agua, debido a fallos en las tuberías o a errores humanos. 

 Derrame de fluidos de fractura una vez concluida la misma, durante la 

transferencia para su almacenamiento, debido a fallos en las tuberías, a que 

capacidad de almacenaje insuficiente y a errores humanos. 

 Pérdida de fluido ya almacenado debida a la ruptura de los tanques, a la 

sobrecarga debido a errores humanos o a una limitada capacidad de 

almacenamiento, a la entrada de agua por tormentas o inundaciones y a la 

construcción inapropiada de los recubrimientos. 

 Derrame de fluidos que regresan a la superficie durante la transferencia desde su 

lugar de almacenamiento hasta los camiones cisterna para su transporte debido a: 

fallos en la cañería o a errores humanos. 

 

El informe del Tyndall Centre sostiene que “dado que el desarrollo del gas de lutitas 

requiere la construcción de múltiples pozos/plataformas de pozos, la probabilidad de un 

evento adverso que ocasione contaminación se incrementa considerablemente. Así, la 

probabilidad de incidentes de contaminación asociados a un mayor desarrollo [de gas no 

convencional] se incrementa desde ‘posible’ a nivel de una plataforma de pozos a 

‘probable’ al incrementarse la cantidad de pozos y plataformas” (Wood et al., 2011). 

Aunque la industria del gas tiende a minimizar estos riesgos, el hecho es que en Estados 

Unidos han sido denunciados miles de casos de contaminación del aire, del suelo y del 

agua, tanto subterránea como en ríos y humedales. Entre enero de 2003 y marzo de 2008 

se registraron en Colorado 1.549 incidentes por fugas, de las cuales aproximadamente el 

20% contaminaron aguas subterráneas. Según datos de Colorado y Nuevo México se 

producen entre 1,2 y 1,8 incidentes de contaminación de agua subterránea por cada 100 

pozos. Hay datos similares procedentes Virginia Occidental y Utah. En la gigantesca área de 

explotación Marcellus Shale al norte de Nueva York, entre 2008-2010 el 12% de los pozos 

ha violado la regulación ambiental existente y el 3,5% de ellas fueron violaciones graves. 
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En Pensilvania, uno de los estados afectados, se estima que al menos un 9% de los pozos 

han contaminado el medio ambiente. 

La mayoría de los accidentes e intrusión en aguas subterráneas parecen deberse a que 

persiste un cierto riesgo de que el metano u otras sustancias químicas entren en los 

niveles de aguas subterráneas a través de vías no detectadas (por ejemplo, antiguos pozos 

abandonados pero no registrados mal cementados, riesgos imprevisibles derivados de 

terremotos, etcétera). Un estudio sobre la contaminación de aguas subterráneas en el 

condado Garfield, Colorado, observó que “existe una tendencia temporal que indica un 

aumento del metano en muestras de aguas subterráneas durante los últimos siete años 

que coincide con el aumento del número de pozos de gas instalados en Mamm Creek Field 

[un yacimiento situado en la cuenca del arroyo Mamm]. Los valores naturales de metano 

en aguas subterráneas medidos antes de la perforación eran inferiores a 1 ppm, excepto 

en el caso del metano biogénico, que se limita a los estanques y fondos de corrientes. Los 

datos isotópicos correspondientes a muestras de metano indican que la mayoría de las 

que tienen un contenido elevado de metano son de origen termogénico. El aumento de la 

concentración de metano coincide con un incremento de los pozos de aguas subterráneas 

que presentan un alto contenido de cloruro, que puede relacionarse con el número de 

pozos de gas” (Thyne 2008). Resulta obvio que existía una clara coincidencia en el tiempo 

y el espacio, pues los niveles de metano eran superiores en las zonas con una alta 

densidad de pozos y dichos niveles habían aumentado con el tiempo, coincidiendo con el 

aumento del número de pozos. 

En el informe de 2011 sobre Pavillion, Wyoming, realizado por la EPA, abundan los datos 

de contaminación de aguas subterráneas y superficales causadas por las operaciones de 

fracking. El informe dice que "las detecciones de altas concentraciones de bencenos, 

xilenos, orgánicos de tipo gasolina, orgánicos de tipo diésel e [...] hidrocarburos en 

muestras de agua subterránea obtenida de pozos situados cerca de los pozos de fracking 

[...] indican que las balsas de fracking son una fuente de contaminación de las aguas 

subterráneas poco profundas”. En algunos pozos los investigadores encontraron "agua casi 

saturada de metano", y en los pozos de aguas profundas, se encontraron productos 

químicos utilizados durante el proceso de fracking: gasolina, combustible diésel, BTEX, 

naftalenos e isopropanol. El informe proseguía: "Las detecciones de productos químicos 

orgánicos son más numerosas y exhiben concentraciones más altas en el más profundo de 

los dos pozos de control ... [lo que] junto con las tendencias en metano, potasio, cloruro y el 

pH, sugieren que son una fuente de contaminación profunda". Los investigadores también 

encontraron que los informes presentados por las empresas de gas y petróleo detallando 

trabajos de fracking hacían imposible la identificación de los productos químicos utilizados 

(EPA, 2011). 

Además de la contaminación producida a través de esas vías no detectadas, la mayoría de 

los accidentes e intrusión en aguas subterráneas parecen deberse a una manipulación 

incorrecta que podría evitarse. En los Estados Unidos existe una normativa pero el 

seguimiento y supervisión de las operaciones dejan que desear, ya sea por la falta de 

presupuesto de las autoridades públicas o por otras razones. Por consiguiente, el problema 

fundamental no es una normativa deficiente, sino su aplicación por medio de una 

supervisión adecuada (Holloway y Rudd, 2013).  

Por eso, ante la cantidad de casos registrados en los últimos años en los estados más 

afectados como Pensilvania, y a la virtual imposibilidad de dar seguimiento y control a cada 

uno de los procesos involucrados en la explotación de gas no convencional, la EPA anunció 

en enero de 2010 la creación de una línea telefónica de consultas y denuncias –llamada 
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Eyes on drilling (Alerta a la perforación)-, para que los ciudadanos denuncien la existencia 

de actividades “sospechosas” relacionadas con explotaciones de gas natural. 

Que las malas prácticas no son sólo una cuestión del número de explotaciones en marcha, 

como podría pensarse de las registradas en Estados Unidos, sino que son inherentes a la 

propia técnica del fracking, lo revela el caso de Alemania, donde ya se han producido 

accidentes en operaciones de fracturación hidráulica. Por ejemplo, las tuberías de aguas 

residuales del yacimiento de gas Söhlingen en Alemania sufrieron una fuga en 2007 que 

provocó la contaminación de las aguas subterráneas con benceno y mercurio. Aunque se 

informó correctamente a la autoridad competente en materia de minería del estado de 

Baja Sajonia el público solo tuvo conocimiento del accidente en 2011, cuando la empresa 

comenzó a remplazar las tierras agrícolas en las que los fluidos se habían introducido en el 

suelo (Kummetz, 2011). 

Contaminación atmosférica y gases de efecto invernadero 

Además de los riesgos de contaminación de tierra y agua, en cada paso de la explotación 

del gas se liberan grandes cantidades de componentes orgánicos volátiles. Estos pueden 

producir ozono al mezclarse con los óxidos de nitrógeno producidos por los motores diésel 

que se utilizan en la inyección, presurización, bombeo, transporte, etcétera. Si bien el 

ozono estratosférico nos protege de la radiación solar, el ozono en las capas superficiales 

de la atmósfera forma nubes de contaminación conocidas como esmog, un fenómeno de 

contaminación muy grave que se da en algunas grandes ciudades del mundo, muy 

pobladas y con gran actividad industrial, bajo determinadas condiciones atmosféricas. La 

exposición continuada al ozono urbano puede generar asma y otras enfermedades 

pulmonares, como enfisema y bronquitis crónica.  

 

Figura 29. Fugas de contaminantes gaseosos en una explotación de fracking. 

Los contaminantes principales son óxidos de nitrógeno (NOx) y de azufre (SO2), 

monóxido de carbono (CO), compuestos orgánicos volátiles no metálicos 

(COVNM)] y otras sustancias tóxicas (Suto) y radiactivas normales (NORM). 

Fuente: Elaboración propia. 
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Otra fuente de contaminación del aire son las propias balsas de fluidos residuales. Los 

compuestos orgánicos tienden a ser más ligeros que el agua, por lo que flotan en la 

superficie de las balsas y de ahí pasan al aire. 

El caso mejor estudiado sobre el impacto de la explotación de gas de lutitas en la calidad 

del aire es el de Fort Worth, una ciudad de casi 750.000 habitantes en el estado de Texas. 

En los últimos tres años, varios estudios de muestras de aire realizados por agencias 

públicas y privadas han confirmado que las instalaciones de explotación de gas de lutitas 

en Fort Worth están emitiendo concentraciones de contaminantes que exceden los niveles 

de seguridad. En 2008 un estudio de la Southern Methodist University concluyó que las 

actividades de extracción de gas de lutitas generaban más esmog que todos los coches, 

camiones y aviones de la región de Dallas-Fort Worth, un área metropolitana de más de 6 

millones de habitantes. En mayo y junio de 2009 unos estudios realizados en una granja 

de Fort Worth encontraron altos niveles de ozono, BTEX y sulfuros. Las concentraciones de 

todos los compuestos de sulfuro eran superiores a los niveles considerados peligrosos para 

la salud a corto y largo plazo por la TCEQ, la Comisión para la Calidad Ambiental de Texas 

(Armendariz y Alvarez, 2009). 

La publicación de estos estudios obligó a la TCEQ a llevar a cabo su propia investigación. 

Confirmaron la emisión de BTEX y sulfuro de carbono, entre otros químicos, a niveles 

peligrosos para la salud humana. Los BTEX tienen efectos nocivos en el sistema nervioso 

central, el sistema inmunitario y los órganos responsables de la producción de células 

sanguíneas (bazo, ganglios linfáticos y médula ósea). 

El gas natural obtenido de las reservas convencionales tiene un menor contenido de 

carbono que el carbón o el petróleo, lo que significa que al quemarse emite menos CO2, el 

principal causante del cambio climático. De hecho, en Estados Unidos las plantas 

eléctricas que funcionan con gas natural producen un 56% menos de CO2 que las que 

funcionan con carbón (EPA, 2012b).  

De ahí que uno de los argumentos esgrimidos por la industria del gas en favor de la 

explotación de gas natural es que se trata de una energía limpia, al menos en comparación 

con otras como el petróleo y el carbón. Sostienen que el gas natural puede ser utilizado 

como combustible de transición, el bridge fuel, que permite continuar con la dependencia 

de los combustibles fósiles y a la vez reducir la emisión de gases de efecto invernadero. Y 

así queda reflejado en el escenario “[R]evolución Energética” de Greenpeace, donde se 

recurre al gas natural como complemento a las renovables durante el período de 

transición. Para una revisión actualizada de la pérdida de credibilidad del gas natural como 

“gas verde” véase Tollefson (2013) y la entrada “Gas verde”.  

Obviamente, los operadores del gas no convencional comenzaron a publicitar sus hallazgos 

haciendo hincapié en el papel de “gas verde” del gas natural. Para sus gabinetes de 

comunicación, eso constituyó una de las piedras angulares de su publicidad. Incluso la 

música de fondo se la suministraban los ecologistas, porque en el documento de 

Greenpeace cualquiera podía leer: “El gas natural (metano) es el combustible fósil que 

menos CO2 emite a la atmósfera al ser quemado; para producir la misma cantidad de 

electricidad, el gas natural emite menos de la mitad de CO2 que el petróleo y el carbón”. 

Era verdad, pero una verdad a medias. 

Tal comparación corresponde sólo a las emisiones provenientes de la combustión directa 

de los carburantes mencionados, pero si se quiere no dejar las cosas a medias, no basta 

con considerar tan solo eso. Para ser precisos, la huella de carbono debe incluir también 

las emisiones provenientes de las actividades previas de explotación, procesamiento, 

transporte, almacenamiento y distribución. Tomando en consideración el ciclo de vida 
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desde la explotación hasta la combustión, la huella de carbono promedio de la electricidad 

a base de gas es de 685 kilogramos equivalentes de CO2 por Mwh, y la proveniente de 

derivados del petróleo 990 kg/Mwh. Ahora bien, en el caso del gas natural también deben 

considerarse dos factores adicionales y determinantes: las emisiones fugitivas y las 

quemas en las antorchas refineras o en las instalaciones en los propios campos. Debido a 

las fugas de gas y a la quema en antorchas del gas producido en refinerías (mechurrios en 

Venezuela), las plantas termoeléctricas alimentadas con gas natural generan emisiones 

equivalentes de CO2 superiores en un 20% a las que utilizan los derivados del petróleo 

como el diésel (véase la entrada “Gas verde”). 

 

Figura 30. Fugas de metano en varios lugares durante las actividades de 

fracking.  

Fuente: elaboración propia. 

En la producción de gas natural se presentan fugas en diferentes etapas del proceso: en la 

explotación, durante el procesamiento, en las tuberías de transporte, en los depósitos de 

almacenamiento y cuando se distribuye o cuando se utiliza. Durante los últimos años, los 

científicos habían estado alertando cada vez más de las altas emisiones de gas que 

escapan de los campos de gas natural sean convencionales o no. Que había fugas de gas 

nadie lo dudaba y que se quemaba en las plantas de producción, sobre todo en las de 

petróleo, tampoco. Pero aquí la cantidad era importante. 

Algunos ya estaban sobre la pista. El Consejo Nacional para la Investigación de Estados 

Unidos (National Research Council, 2009) ya había observado que las emisiones de la 

extracción del gas de lutitas pueden ser mayores que las del gas convencional. En una 

carta al presidente Obama, el Consejo de presidentes de las sociedades científicas 

estadounidenses (Council of Scientific Society Presidents, 2010) alertaba acerca de que 

algunas “bridge energies” potenciales como el gas de lutitas habían recibido un análisis 

insuficiente y podían agravar más que mitigar el calentamiento global. A finales de 2010 la 

Agencia de Protección Ambiental de los Estados Unidos publicó un informe en el que se 

concluía que las emisiones por fugas de metano del gas no convencional podrían ser 

mayores que las del gas convencional (EPA, 2010). La EPA admitía que la cantidad de gas 
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que se escapa en las explotaciones estadounidenses era del 2,7% como promedio, 

mientras que algunos sugerían que podía alcanzar hasta un 10%, como ocurría en otros 

países como Venezuela (Centeno, 2013). 

De Bruselas, y en concreto de la Comisaría de Acción por el Clima ya han salido 

advertencias por el posible impacto del nuevo negocio del gas de lutitas en las emisiones 

de gases de efecto invernadero, porque algunos especialistas en medioambiente sostienen 

que el proceso de extracción de gas no convencional supone elevar las emisiones de gas 

metano, muy perjudiciales para la atmósfera (Lechtenböhmer et al., 2011). 

Las alusiones del informe de Bruselas eran a los primeros científicos en ofrecer datos 

concretos sobre las fugas de gas, los estadounidenses Robert Howarth, profesor de 

ecología marina en la Universidad de Cornell, Renee Santoro y Anthony Ingraffea. Tomando 

como punto de partida los datos estadísticos de diferentes agencias oficiales, publicaron 

un artículo en la revista Climatic Change en el que se concluía que las emisiones de gas 

que se emiten en las explotaciones de fracking son al menos el 30%, o quizás más del 

doble, mayores que las del gas convencional y que entre un 3,6 y un 7,9% del gas que se 

obtiene en un pozo de lutitas escapa al ambiente a lo largo del proceso (Howarth et al., 

2011b).  

Las emisiones más altas en el proceso de explotación del gas de lutitas se producían en el 

momento en que los pozos son fracturados hidráulicamente -cuando el gas escapa de los 

fluidos que vuelven en el flujo de retroceso- y durante la perforación que sigue a la 

fracturación. Otra parte escapaba cuando emergía el fluido de retorno y durante la 

extracción del equipo utilizado para la fractura (1,9%). El resto de las emisiones se 

producían como parte normal de la extracción del gas y como fugas accidentales durante la 

extracción, el transporte, el almacenamiento y la distribución. Por tanto, la huella del gas 

de lutitas resultaba ser mayor que la del gas convencional o la del petróleo en cualquier 

horizonte temporal, pero principalmente durante veinte años. “Comparado con el carbón, la 

huella de carbono del gas de lutitas es por lo menos un 20% mayor y quizás más del doble 

mayor en un horizonte de veinte años y comparable cuando se compara durante cien años” 

(Howarth et al., 2011).  

¿Por qué cambiaban las cifras entre veinte y cien años? La clave está en que hay distintos 

gases que producen efecto invernadero. El más importante es el CO2, que se produce al 

quemar los combustibles fósiles. Pero hay otro gas de efecto invernadero en juego, el 

metano, cuyo impacto es muy superior al del CO2 a corto plazo, y que no sólo es el 

componente básico del gas natural, sino que se libera en cantidades significas en la 

extracción, tanto del carbón, como del gas. El gas natural está formado en más de un 90% 

por metano, un gas mucho más potente que el CO2 como gas de efecto invernadero, 

porque tiene un Potencial de Calentamiento Global (véase esta entrada) 62 veces mayor 

que la del CO2 a veinte años y veintitrés veces mayor a cien años. Y cuanto mayor sea dicho 

potencial en los gases atmosféricos, más rápido se producirá el cambio climático (IPCC, 

2013). 

Por lo tanto, para situar las cosas en su justa medida, había que tener en cuenta el ciclo de 

vida completo de un combustible, que engloba las emisiones desde que se inicia su 

extracción hasta su combustión final para producir energía. Para evaluar el impacto del gas 

de lutitas hay que contar las emisiones directas de CO2 debidas al consumo final del gas, 

las emisiones indirectas de CO2 debidas al consumo de combustibles fósiles para su 

extracción, y las emisiones de metano debidas a fugas durante el proceso de extracción. 

Diferentes estudios, resumidos por Santoro et al. (2011), que tienen en cuenta el ciclo de 

vida completo indican que el gas de lutitas genera considerablemente más impacto que el 
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carbón, principalmente por las pérdidas de metano que se producen durante su extracción 

(Klemow y Fetcher, 2011). 

El caso fue que el trabajo de Howarth y colegas adquirió relevancia pública cuando fue 

comentado en el The New York Times (Zeller, 2011). Aquello no gustó a la industria y les 

llovieron las críticas de todas partes (Entine, 2012). En general, los argumentos insistían 

en que los tres científicos habían sobreestimado las pérdidas por fugas. La revista Climatic 

Change publicó un artículo en esa línea crítica que firmaba en primer lugar un geólogo 

colega de Howarth en Cornell, que afirmaba que los datos de su compañero de claustro 

estaban multiplicados por diez (Cathles et al., 2011). 

En un estudio publicado por científicos del Environmental Defense Fund (EDF) de Boston y 

de la Universidad de Princeton en Nueva Jersey (Alvarez et al., 2012) se decía que el 

cambio a gas natural de las plantas eléctricas a carbón tiene beneficios climáticos 

inmediatos, siempre y cuando la tasa de fuga acumulada de la producción de gas natural 

sea inferior a 3,2%; los beneficios se acumulan con el tiempo y son aún mayores si las 

plantas de gas siguen reemplazando a las plantas de carbón. Así las cosas, la “huella 

climática”, es decir, el efecto sobre el cambio climático del gas obtenido por fracking podía 

ser significativamente mayor que la del gas natural convencional e incluso superior a la del 

carbón si Howarth y sus compañeros estaban en lo cierto.  

Investigadores de la Administración Nacional Oceánica y Atmosférica (NOAA) y de la 

Universidad de Colorado en Boulder, dirigido por la científica de la NOAA Gabrielle Pétron, 

comenzaron a dar la razón a Howarth y sus colegas cuando publicaron un artículo (Pétron 

et al., 2012) en el que decían que hasta un 4% del metano que se producía en la 

explotación de un yacimiento de gas cerca de Denver se escapaba a la atmósfera, una tasa 

de fuga aproximadamente dos veces mayor de lo que proclamaban las cifras oficiales. Esas 

fugas debían añadirse a las que se producen en la fase de almacenamiento y transporte 

por gaseoducto. Si el metano se estaba escapando de los campos de todo Estados Unidos 

a tasas similares, tales fugas estarían compensando la mayor parte del beneficio climático 

conseguido por el cambio de carbón a gas para la generación de electricidad en centrales 

térmicas. 

Michael Levi, analista de energía en el Council on Foreign Relations en Nueva York, 

cuestionó el resultado del grupo de investigación encabezado por Pétron y ofreció una 

interpretación alternativa de los datos que los situaba en las tasas generales de fugas 

estimadas por la industria (Levi, 2012, 2013). Préton y sus colegas volvieron a sostener 

sus datos en una reunión de la Unión Geofísica Americana celebrada en diciembre de 

2012 en San Francisco (Tollefson, 2013), en la que el equipo de investigación ofreció 

nuevas cifras que apoyaban el trabajo anterior y que publicaron en abril de 2013 (Pétron et 

al., 2013), así como los resultados preliminares de un estudio de campo en la cuenca Uinta 

de Utah que da cuenta de tasas aún más altas de fugas de metano: un 9% de la 

producción total. Esa cifra, refrendada en Karion et al. (2013) es casi el doble de las tasas 

de pérdidas acumuladas estimadas a partir de datos de la industria.  

Los investigadores de la NOAA recogieron sus datos en febrero de 2013 como parte de un 

análisis más amplio de la contaminación atmosférica en la cuenca Uinta, utilizando un 

equipo situado en tierra y un avión para hacer mediciones detalladas de diversos 

contaminantes, entre ellos las concentraciones de metano. Utilizaron modelos 

atmosféricos para calcular el nivel de las emisiones de metano necesarios para alcanzar 

esas concentraciones, y los compararon con los datos de la industria sobre la producción 

de gas para obtener el porcentaje de escape a la atmósfera a través de la ventilación y las 

fugas. El estudio se basa en los isótopos de carbono para diferenciar entre las emisiones 
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industriales y las de metano producidas por las actividades agropecuarias (véase la 

entrada “Metano”). 

Si esas tasas de fuga tan elevadas son extensivas a toda la industria de gas natural de 

Estado Unidos es algo que está todavía por comprobar. Para ver si esa cifra se mantiene, 

los científicos de la NOAA también están tomando parte en una evaluación exhaustiva de 

las emisiones de gas natural de Estados Unidos, llevada a cabo por la Universidad de Texas 

en Austin y el EDF, con varios socios de la industria. La iniciativa analizará las emisiones de 

la distribución de la producción, la recolección, el procesamiento, la transmisión a larga 

distancia y local de gas natural, y recopilará datos sobre el uso de gas natural en el sector 

del transporte. Además de trabajar con los datos de la industria, los científicos están 

recogiendo las mediciones de campo en las instalaciones de todo el país (Tollefson, 2013).  

En abril de 2013, la EPA emitió normas destinadas a reducir la contaminación atmosférica 

procedente de las operaciones de fracking, cuyos defensores dicen que se puede hacer 

más, a nivel estatal y nacional, para reducir las emisiones de metano. Está por ver. 

Mientras tanto, la evidencia demuestra que el actual ciclo de vida completo de las 

emisiones de gas natural –sobre todo del producido por fracking- tiene un efecto de 

invernadero mucho peor que las del carbón durante los primeros cuarenta años por lo 

menos. Desde el punto de vista de la desaceleración del cambio climático, el gas de lutitas 

es un “bridge to nowhere”, un puente hacia ninguna parte; mientras tanto también, la 

industria –más preocupada de hacer caja en Wall Street que de los trabajos de campo- 

sigue perdiendo al menos 1.500 millones de dólares anuales solamente por las fugas que 

se niegan a reconocer (McDonnell, 2013).  

 

Figura 31. Levantamiento de un pozo de fracturación en Town of Cherry Valley, 

Otsego County, Nueva York19.  

Contaminación acústica 

El ruido es el primer agente perturbador que perciben quienes viven cerca de una 

explotación de fracking. Será su condena durante los años que dure la explotación. 

Perforar un pozo y fracturarlo cuesta semanas en las que se utilizan equipos diferentes, 

ninguno de los cuales se caracteriza por ser silencioso. El conjunto de actividades que 

deben desarrollarse previamente a la etapa de producción conlleva entre 500 y 1.500 días 

                                                      

19 Fuente: New York State Department of Environmental Conservation (2009). 
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de actividad con fuerte impacto sonoro, con la perforación a la cabeza. Las estimaciones 

hechas arrojan como resultado que cada plataforma de pozos requiere entre 8 y 12 meses 

de perforaciones las 24 horas del día.  

Las encuestas realizadas entre la población afectada recogen al ruido, junto con el 

incremento del tráfico, como la principal fuente de alteración de la vida diaria. Tráfico y 

ruido van asociados, pero el ruido no se queda en el que provocan los camiones de alto 

tonelaje haciendo miles de viajes. Los habitantes se quejan del ruido de fondo, el que 

provocan primero las actividades propias de construir las plataformas y levantar las torres 

de perforación, luego el que hacen las máquinas al perforar, pero sobre todo del incesante 

ruido que provocan los compresores para el bombeo y para inyectar gas comprimido, hora 

tras hora, día tras día, semana tras semana durante años. En Estados Unidos, los 

operadores intentan amortiguar el ruido alejando los compresores lo más posible de las 

poblaciones y colocando pantallas acústicas. No parecen haberlo conseguido. 

El problema es más acusado en países con mayor densidad de población. Según el informe 

del Tyndall Centre, la explotación de gas de lutitas en Gran Bretaña es probable que origine 

varios problemas adicionales a los habituales de Estados Unidos porque Reino Unido está 

densamente poblado y consecuentemente cualquier pozo asociado con la extracción de 

gas de lutitas estará relativamente cerca de centros de población. La proximidad de tales 

extracciones originará distintos problemas locales, por ejemplo: la perforación requerirá 

varios meses o incluso años de actividad en superficie que potencialmente conllevará 

contaminación acústica intrusiva; los altos niveles de movimientos de camiones durante la 

construcción de un pozo tendrán un importante impacto en las ya concurridas carreteras; y 

la considerable demanda de uso de tierra de la extracción de gas de lutitas pondrá mayor 

presión en un recurso ya escaso (Wood et al., 2011) . 

Impactos sobre el paisaje 

Cuando se habla de los impactos provocados por el fracking, siempre salen los mismos 

temas: contaminación atmosférica, gases de efecto invernadero, contaminación de 

acuíferos, consumo excesivo de agua, efectos sobre la salud e incluso el ruido, pero 

raramente se habla de algo que afecta muy intensamente a las poblaciones afectadas: los 

impactos visuales provocados por las instalaciones.  

Una de las repercusiones inevitables es la ocupación de enormes superficies e importantes 

cambios a los paisajes, ya que la densidad de los pozos debe ser muy alta para fracturar 

las rocas madre a gran escala para acceder al gas que almacenan. Las distintas 

plataformas de los pozos -en los Estados Unidos se registran hasta seis plataformas por 

km² o incluso más- deben prepararse, construirse y conectarse mediante carreteras a las 

que puedan acceder vehículos pesados de transporte. Cada plataforma de pozos implica 

un despliegue en territorio de entre 1,5-2 hectáreas, que incluyen la construcción de rutas 

de acceso y la instalación de balsas de almacenamiento, tanques, equipo para perforación, 

camiones de transporte, etcétera. La cantidad de plataformas de pozos necesarias para 

satisfacer un mínimo de demanda de gas multiplica los impactos y hace más patente la 

incompatibilidad de estos proyectos con el paisaje 

Las torres de perforación miden entre quince y treinta metros de altura; acóplese eso con 

el movimiento incesante de las ristras de perforación y con las nubes de polvo que 

levantan al hacerlo, y se tendrá una primera imagen del impacto sobre el paisaje.  
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Figura 32. Aparcamiento con los camiones implicados en la construción de una 

plataforma multipozo20.  

Incremento del tráfico y daño a rutas y caminos 

Cada plataforma de pozos requiere entre 4.300 y 6.600 viajes en camión para el 

transporte de maquinaria, materiales, etcétera. Los daños han llegado a ser tan 

significativos que el Departamento de Transporte de Virginia Occidental ha decidido cobrar 

entre 6.000 y 100.000 dólares a las operadoras en concepto de compensación. Según las 

experiencias de Texas y Arkansas, no parece ser que esas cantidades sean suficientes 

para compensar los daños en las infraestructuras. 

Aunque los gobiernos locales y estatales se benefician temporalmente del aumento de los 

ingresos fiscales durante los auges de perforación, los costos para reparar los daños 

provocados pesan más que los beneficios a corto plazo. En 2012, el estado de Texas 

recibió cerca de 3.600 millones en impuestos de explotación de todo el petróleo y el gas 

producido en el estado. Sin embargo, durante ese mismo año, el Departamento de 

Transporte de Texas estimó en 4.000 millones los daños causados a las carreteras de 

Texas por las operaciones de perforación. Arkansas ha recaudado desde 2009 182 

millones de dólares provenientes de los impuestos de explotación, pero los costes de los 

daños en las carreteras asociados con la perforación se estiman en 450 millones. Debido 

al flujo constante de vehículos con sobrepeso que transportan los equipos y al agua de un 

lado a otro a otro, los caminos diseñados para durar veinte años están requiriendo 

reparaciones mayores apenas cinco años después (Heinberg, 2013). 

Seísmos 

Aunque provocar microseísmos para obtener imágenes de los estratos rocosos con 

depósitos de gas es una práctica común en la exploración de los recursos no 

convencionales y las explosiones provocadas para fracturar pueden inducir movimientos 

                                                      

20 Fuente: http://gomarcellusshale.com/. 
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telúricos, la causa principal de los seísmos parece estar estrechamente relacionada con la 

inyección de aguas residuales en el subsuelo, una de las prácticas que usan los 

operadores del fracking para deshacerse de los contaminados fluidos de retorno. Aunque 

desde hace tiempo se conoce la relación entre las actividades mineras y la generación de 

pequeños terremotos, las primeras relaciones sobre seísmos y fracking se establecieron en 

Texas (Ellsworth, 2013). 

Las relaciones entre los cambios volumétricos de agua subterránea y la inducción de 

seísmos se conocen desde la década de 1960, cuando los geólogos se dieron cuenta de 

que las minas de oro en Sudáfrica estaban provocando pequeños terremotos, aunque en 

algún caso la magnitud superó los 5 puntos en la escala Richter. Desde entonces, los 

científicos han encontrado que incluso bombear agua fuera de las minas subterráneas 

para evitar las inundaciones de las galerías modifica lo suficiente la dinámica de la tensión 

en las formaciones rocosas como para desencadenar un terremoto. Algunas rocas están 

saturadas de agua, lo que quiere decir que el agua rellena los poros entre las partículas de 

roca. Se forma así lo que se llama "presión de poro", lo suficientemente poderosa como 

para mantener a la formación rocosa en una especie de equilibrio de turgencia. Si se 

aspira el agua, las partículas tienden a colapsar sobre sí mismas y la roca se comprime. Si 

se añade un fluido sea agua o sea un gas, el efecto es el contrario: las partículas se 

separan y la roca se expande. De manera que el agua moviéndose bajo tierra puede 

afectar a las tensiones en las formaciones rocosas. Ahora supongamos que hay una falla 

cercana. Si se modifica el contenido de agua alrededor de la falla, esta podría deslizarse. Si 

el agua penetra en la falla en sí, puede lubricarla y provocar un terremoto de cierta 

magnitud. 

Las operaciones de bombeo en el fracking inyectan grandes cantidades de agua 

subterránea para romper la roca y liberar el gas. Esto puede causar pequeños terremotos, 

pero como el fracking dura un día o dos los terremotos son de escasa magnitud. Los 

terremotos estudiados en Oklahoma, Ohio y Arkansas están asociados con los pozos que 

inyectan aguas residuales, no con pozos de fractura propiamente dichos. El agua que se 

utiliza para fracturar la roca se recupera y se bombea en esos pozos de agua residuales, 

que inyectan mucha agua. A varios kilómetros de profundidad, hasta nueve en muchos 

pozos, el agua a alta presión puede acumularse durante meses o años. Es esa presión la 

que en realidad puede crear terremotos. No es nada nuevo: se cree que un pozo de aguas 

residuales en el Arsenal de las Montañas Rocosas en Colorado fue el detonante de un 

terremoto de grado 4,8 que tuvo lugar en la década de 1960 (Corbyn, 2011). 

Esa práctica ha sido la causa de los terremotos registrados en Oklahoma, un estado en el 

que no se habían registrado nunca seísmos. Algunos de ellos fueron de grado 5,6, seis 

décimas superior al registrado en Lorca en 2011, cuyos catastróficos resultados son bien 

conocidos y en cuya génesis tuvo mucho que ver la sobreexplotación del acuífero lorquino. 

Un estudio publicado en la revista Geology relacionó ese seísmo de Oklahoma, ocurrido en 

2011, que dejó dos heridos, catorce casas destruidas y carreteras dañadas, con la 

inyección del fluido de retorno del fracking en el subsuelo (Kearnen et al., 2013). El 

terremoto provocó posteriormente varios planos de falla al sur del epicentro, causando 

más de 1.000 réplicas (USGS, 2013). 

Las mismas prácticas produjeron durante 2010 y 2011 unos 800 terremotos leves (menos 

de 3 grados en la escala Richter) en Arkansas (Eddington, 2011). Los más de 600 

terremotos registrados en Arkansas en 2010 superaban en número a los registrados 

durante los últimos cien años en ese estado. La Arkansas Oil and Gas Commission 

relacionó inequívocamente esos seísmos con la habitual práctica de los operadores de 
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fracking de inyectar las aguas residuales en el subsuelo y prohibió tales prácticas (Keenan, 

2011).  

 

 

Cantidades estimadas de materiales y movimientos de camiones para las 

actividades relacionadas con la explotación de gas natural mediante fracking. 

Fuente: Lechtenböhmer et al. (2011). 

Terremotos similares han ocurrido en los estados de Texas, Oklahoma, Nuevo México, 

Nueva York y Virginia Occidental, todos ellos relacionados con la inyección de agua residual 

(Horton, 2012; Hayward et al., 2013; Oskin, 2013). Aunque estos terremotos son 

relativamente pequeños, ponen en peligro el cementado de los pozos, principal medida 

para proteger el agua subterránea de la contaminación por fluidos tóxicos y metano. 

Además, incrementan la probabilidad de migración del fluido inyectado a los acuíferos 

situados a menor profundidad. 

Investigadores de la Universidad de Columbia aseguran que algunos seísmos de gran 

magnitud ocurridos en lugares muy lejanos han desencadenado terremotos en zonas de 

Estados Unidos donde se elimina el líquido sobrante de las explotaciones inyectándolo en 

el subsuelo a gran profundidad. El estudio habla, por ejemplo, de un terremoto en Chile 

que provocó actividad sísmica en Oklahoma y de otro en Japón (el Sendai que provocó el 

tsunami de 2011) que generó seísmos en Tejas (Van der Elst et al., 2013). En los diez días 

siguientes al terremoto Sendai, que tuvo una magnitud de 9 grados, tuvo lugar una serie de 

terremotos de baja energía alrededor de los pozos de inyección de residuos en el centro de 

Texas que fueron seguidos seis meses más tarde por uno más grande (4,5 de magnitud). 

Los investigadores relacionaron otras inyecciones de fluidos con otros terremotos de gran 

magnitud registrados en 2010 y 2012 (Hayward et al., 2013). 
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Además del terremoto de Oklahoma, el mayor desastre ambiental relacionado con el 

fracking está ocurriendo en los alrededores de Bayou Corne, un pueblecito de Luisiana, 

cuyos pantanos forman parte de un sistema hidráulico sostenido por el acuífero de la 

localidad, que está siendo perforado vía fracking por la empresa Texas Brine. La empresa 

ha sido demandada por el estado como causante de la actividad sísmica que ha provocado 

la sima en el acuífero y pone en riesgo la vida de los vecinos.  

Tan segura es la estrecha relación entre la inyección de fluidos en el subsuelo y los 

terremotos, que Arthur McGarr, geólogo del Servicio Geológico estadounidense en Menlo 

Park, California, es capaz de predecir la magnitud de los mismos en la escala Richter en 

función del volumen de líquido que se inyecte (Corbyn, 2011). 

También hay registrados incidentes sísmicos en Europa. En junio de 2011, dos terremotos 

ocurridos en Reino Unido obligaron a parar las actividades de exploración que se habían 

iniciado en Lancashire. El Servicio Geológico Británico informó que el momento de las 

operaciones y la proximidad de los terremotos al yacimiento indicaban que tales seísmos 

eran consecuencia del proceso de fracking. Cuadrilla Resources, una empresa energética 

del Reino Unido, admitió que su proyecto de fracking era el causante de la inducción de 

esos terremotos. Con el habitual comportamiento de las empresas del sector, el informe de 

Cuadrilla (que la empresa ha retirado de su web), llegaba a la conclusión de que no había 

impedimento para continuar con las operaciones de fracking en la zona (Jones, 2011).  

En 2013, el fluido que indujo terremotos en España fue el gas. El comienzo del otoño de 

2013 fue movido en la costa mediterránea española. Una serie de terremotos pusieron en 

alerta a los vecinos del norte de Castellón y del sur de Tarragona a finales de septiembre. 

Aunque la mayoría de los 350 seísmos producidos estuvieron alrededor de los tres puntos 

en la escala Richter, el de mayor magnitud alcanzó los 4,2 puntos. Mientras que los 

científicos no se atrevían a hacer un pronóstico sobre la evolución de los movimientos 

sísmicos, el Gobierno de la Comunidad Valenciana activó el Plan de Riesgo Sísmico.  

En la otra comunidad afectada, Cataluña, la Generalitat exigió la paralización total de las 

actividades del proyecto Castor, un almacén submarino de gas situado a 1.800 metros de 

profundidad y 22 kilómetros de la costa, que aprovecha un antiguo yacimiento de petróleo 

explotado entre 1973 y 1989 por el consorcio Shell-Campsa. El gas llega hasta la planta 

terrestre del almacén desde un gaseoducto de Enagás, que es el gestor técnico del 

sistema. Una vez allí, la empresa gestora del proyecto, Escal UGS lo ingresa en un 

gaseoducto que desemboca en el almacén submarino. Los problemas han comenzado muy 

pronto, cuando la empresa apenas había inyectado los primeros 102 millones m3 de gas, 

menos de la décima parte los 1.300 millones de m3 previstos en el proyecto, que suponen 

17 días de consumo de España. El calendario está paralizado a la espera de las 

evoluciones del informe encargado por el Gobierno sobre los terremotos, ha confirmado la 

portavoz de Escal UGS, que también se ha apresurado a aclarar que en caso de detenerse 

definitivamente el proyecto, el Estado deberá indemnizar a la compañía con los más de 

1.300 millones de euros que ha invertido en la construcción de las instalaciones. 

Los científicos lo tienen claro: los movimientos se atribuyen a la inyección de gas en el 

subsuelo marino. La actividad humana ha provocado un cambio en las propiedades 

elásticas de la zona: inyectar fluido modifica el estado de esfuerzos en el terreno. Las 

fallas, que son las que generan los terremotos, se cargan de esfuerzos que descargan de 

forma más o menos cíclica cuando no pueden aguantar más la acumulación de energía. 

Cuando se extrajo el petróleo, la presión en la roca, que es parcialmente flexible, 

disminuyó, y la roca se contrajo. Ahora, al inyectar el gas, tiene que volver a expandirse y es 

ahí donde hay riesgo de que se produzcan microfracturas y desplazamientos del subsuelo.  
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Los geólogos no quieren avanzar más en sus pronósticos hasta que no sepan con 

seguridad dónde se encuentran exactamente las fracturas, porque si las roturas de la roca 

no están cerca de una falla a lo sumo puede haber un hundimiento, pero si hay una zona 

de colisión de placas, estas pueden hacer de espejo, propagar la fractura y provocar más 

terremotos y, al tratarse de una falla submarina, si la intensidad aumentara podrían 

producirse pequeños tsunamis. Aunque la empresa y las autoridades responsables de 

autorizar el proyecto aseguran que todo estaba en orden y que se habían hecho todos los 

estudios geológicos preceptivos, lo cierto es que en la zona donde se producen los 

terremotos está repleta de fallas de orientación noreste-suroeste y el depósito está sobre 

una falla activa de 51 kilómetros, registrada con precisión por el Instituto Geológico 

Minero, la falla de Amposta, próxima a la falla del Camp, que muestra evidencias claras de 

actividad sísmica catastrófica en tiempos pasados. Mientras termino esta entrada el 9 de 

octubre de 2013, los vecinos de esa zona costera, cogidos de la mano, forman una cadena 

humana solicitando el cierre de las actividades del almacén.  

Esa misma noche, con nocturnidad y alevosía, el Senado español dio vía libre al fracking en 

España. Casi a medianoche de ese miércoles el Senado aprobó una reforma legislativa que 

autorizaba el fracking. El Gobierno lo ha aprobado en una norma que no guarda relación 

con ello, sino que estipula la garantía de suministro eléctrico en las islas Canarias. 

Fracking: burbuja financiera21 

Como a toda burbuja económica, a la extracción de combustibles fósiles no 

convencionales, en particular del gas de lutitas por fractura hidráulica (fracking), no le ha 

faltado el habitual coro de quienes proclaman unos colosales beneficios económicos que 

seducen al gran público y subyugan a los inversores. Desde la tulipomanía holandesa del 

XVII a las hipotecas basuras del siglo XXI, desde la pirámide ideada por doña Baldomera 

Larra en el XIX hasta la “fiebre del suelo” que ha arruinado al sistema bancario español, la 

historia de las burbujas es siempre la misma: parafraseando a Keynes, en toda burbuja 

predomina más el optimismo espontáneo que la expectativa matemática, es decir, la 

emoción se impone a la razón, los “animal spirits” sobre las decisiones racionales. 

El fracking en Estados Unidos tiene todas las características de la burbuja financiera 

creada por las hipotecas subprime y de su derivada hispana del ladrillo. En la burbuja que 

provocó la caída de Lehman Brothers, origen de la crisis que nos azota, se elaboraron 

complicados artefactos financieros en cuyo fondo subyacía la idea básica e imposible de 

toda burbuja: había un recurso infinito cuyo valor no cesaba de crecer. El recurso, llámese 

suelo o llámese combustible, crea a su alrededor todo un universo de activos financieros 

que pasan de mano en mano generando beneficios hasta que alguien hace explotar la 

burbuja. Cuando alguien grita “el rey camina desnudo” la pirámide financiera se viene 

abajo y se comprueba, una y otra vez, que unos pocos se han beneficiado de la mena y 

dejan la ganga de las pérdidas para todos. Hoy, el suelo no vale nada como tampoco el 

fracking carecerá de valor apenas se desinfle la burbuja financiera que lo alimenta desde 

Wall Street. 

A comienzos del siglo XXI, el National Petroleum Council (NPC) había anunciado que la 

extracción de petróleo a partir de fuentes convencionales caía en picado y la demanda a 

medio plazo no estaba asegurada. En esas estábamos a finales de la década pasada, 

cuando las compañías petroleras echaron las campanas al vuelo y alimentaron la nueva 

                                                      

21 Véase la entrada “Precio del gas de lutitas en Estados Unidos”. Sobre la especulación financiera 

en los precios de los carburantes, véase la entrada “Precios del petróleo”. 
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burbuja. Puede que el NPC se refiriera a las “fuentes convencionales”, pero la cuestión era 

qué pasaría si se lograba extraer combustibles fósiles no convencionales, es decir, explotar 

hidrocarburos que hasta entonces habían sido técnicamente inaccesibles.  

En 2009 sonó el disparo de salida cuando el departamento de Información Energética 

estadounidense, que el año anterior había pronosticado que el país continuaría en su 

imparable tendencia al aumento de las importaciones de crudo y gas, anunció que las 

reservas estadounidenses de combustibles fósiles no convencionales (CFN) eran de tal 

magnitud que la nueva técnica del fracking horizontal iba a garantizar la independencia 

energética del mayor consumidor de combustible del mundo. La aparición de la nueva 

piedra filosofal fue saludada entre otros ditirambos como “un recurso inagotable”, “el 

nuevo maná” o “una revolución a todo gas”. Con la desmesurada oferta de gas natural que 

siguió a los primeros descubrimientos, vino la caída de los precios comerciales y con ella el 

desequilibrio entre lo que la industria invertía para producir y lo que obtenía de la 

producción.  

¿Es sostenible un negocio cuyas transacciones comerciales representan pérdidas de miles 

de millones de dólares? Está claro que no, salvo que el desfavorable balance comercial 

apalanque otro tipo de negocios especulativos. Cuando la burbuja del ladrillo estaba en 

pleno apogeo, los analistas del Banco de España alertaron del peligro. Nadie prestó 

atención a los aguafiestas. Como tampoco se hizo caso a las advertencias sobre la estafa 

del coloso energético Enron. Deborah Rogers, analista del Banco de la Reserva Federal en 

Dallas, es una aguafiestas que está denunciando la burbuja del fracking, un negocio de 

compra y venta de derivados financieros basados en reservas inexistentes y en 

producciones exageradas, que sigue los mismos arteros procedimientos empleados por 

Wall Street para repartir por el mundo la basura de las subprime. 

En Perfora, chico, perfora J. David Hughes, que ha pasado cuarenta años estudiando los 

yacimientos petrolíferos norteamericanos, disecciona con la precisión de un neurocirujano 

los entresijos urdidos por las compañías petroleras para inflar las reservas de CFN creando 

el sueño imposible de un recurso infinito que sostiene a una industria sin futuro y a un 

negocio condenado a la extinción. Gracias a Hughes y a Rogers, uno descubre que el 

elemental engaño sigue siendo el mismo que inundó de activos tóxicos los mercados 

financieros de todo el mundo. El modelo es el siguiente: el lobby petrolero, el más poderoso 

en Estados Unidos, apoyado por su poderosa maquinaria publicitaria, presenta unos 

resultados de explotación espectaculares obtenidos en unos cuantos pozos y extrapola 

esos resultados a yacimientos enteros todavía no probados.  

Los acontecimientos siguen siempre la misma secuencia. Cuando se descubre un posible 

yacimiento, comienza el frenesí de los alquileres de tierras que aparece en Tierra 

prometida, la última película protagonizada por Matt Damon. Al proceso de 

arrendamientos, cuyas cláusulas sujetas a producción obligan a perforar, le sigue un auge 

de perforaciones que se centran en las zonas más productivas. Cuando se perfora por 

primera vez un pozo, la producción del primer año es extraordinaria. Después de la 

explosión del primer año, la producción cae en picado hasta que, pasado el tercer año, los 

pozos producen un 80-90% menos de CFN y el pozo deja de ser rentable aunque se 

mantenga abierto para alimentar la ficción de las reservas inacabables. Unos siete años 

después estará agotado. 

Lo que hacen los operadores financieros es aplicar curvas hiperbólicas a los datos iniciales 

de producción y pronosticar una vida media de los pozos de unos cuarenta años. Con esos 

datos en mente y los contratos de arrendamiento en la mano, Wall Street está haciendo lo 

mismo que hizo con las hipotecas basura: desarrollar sofisticados productos de ingeniería 
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financiera. Antes de que cayera Lehman Brothers y una vez impuesto el pensamiento de 

que "la fiesta iba a continuar para siempre", los bancos comenzaron a no quedarse con sus 

hipotecas. En vez de ello, era más rentable empaquetarlas, buscar una una agencia de 

rating que calificara el producto con AAA, para luego colocárselo a los inversores, 

obteniendo con ello ganancias descomunales.  

Es exactamente el mismo modelo que siguen con los CFN haciéndose con los 

arrendamientos de millones de hectáreas, perforando un puñado de pozos y diciendo a 

continuación que el yacimiento "está probado” y es una" inversión segura", para luego 

colocar las parcelas al mejor postor. Antes de la crisis de las hipotecas, una vez que se 

había extendido el apetito por los créditos fáciles, los mercados de capitales de todo el 

mundo compraron los nuevos productos calificados con la triple A. Las ganancias 

generadas por esas operaciones fueron inmensas. Lo mismo está ocurriendo con las 

lutitas. Transformados en imaginativos productos financieros a futuro, los derechos sobre 

los terrenos se valoran a precios desorbitados, con bonos a la firma que alcanzan los 

70.000 dólares por hectárea, varias veces el precio original que se promete a los ilusos 

propietarios.  

Las grandes compañías petroleras están acaparando el arrendamiento de los derechos de 

perforación sobre los terrenos para añadirlos a sus reservas y compensar así el declive de 

sus reservas convencionales. La sobreestimación total de las reservas se ha usado para 

inflar el precio de las acciones y mantener la solvencia de las compañías de gas de lutitas. 

El objetivo no es vender gas sino vender alquileres de terrenos y empresas enteras con 

derechos de explotación convenientemente inflados por las estimaciones hiperbólicas. 

Pero los bajos costes del gas están cobrándose su precio con los pequeños y medianos 

operadores de gas de esquisto, que tienen que vender sus activos, principalmente 

alquileres de terrenos, para evitar la bancarrota (Rogers, 2013a).  

La venta de alquileres de terrenos se ha convertido en una actividad más rentable que 

perforar para obtener gas con los actuales costes. Aubrey McClendon, presidente y 

fundador de la segunda mayor operadora de gas de lutitas de Estados Unidos, Chesapeake 

Energy, que se ha convertido en el principal arrendatario de América, con derechos de 

perforación sobre más de 6 millones de hectáreas de terreno (Goodell, 2012) afirmó en 

octubre de 2008 (Seeking Alpha, 2012):  

Puedo asegurarles que comprar alquileres por X y venderlos por 5 o 10 veces 

X es mucho más rentable que intentar producir gas a cinco o seis dólares por 

cada mil pies cúbicos. 

Las compañías multinacionales de petróleo y gas y los grandes inversores internacionales 

acaparan los contratos de arrendamiento de terreno, pero por motivos muy distintos: 

quieren mantener su ratio de reservas estratégicas con valores altos, algo que la mayoría 

no hubiese podido hacer sin las reservas adicionales procedentes de las lutitas. Dado que 

las nuevas reservas de petróleo son difíciles de encontrar y a menudo se hallan bajo 

control del Estado en el que se encuentra el terreno, las reservas de gas de lutitas ofrecen 

una oportunidad excepcional de llenar fácilmente el depósito de las cada vez más 

pequeñas reservas de petróleo. No hace mucho, el 80% del suministro de gas en Estados 

Unidos era producido por compañías independientes y relativamente pequeñas, pero en 

tres años Exxon Mobil se ha convertido en el mayor productor de gas de Estados Unidos y 

BP, Shell, ConocoPhillips y Chevron están entre los diez primeros (Herber y de Jager, 2010; 

Desmoblog, 2013; Berman, 2013). 

Para sostener el negocio se calcularon unas reservas desmesuradas de hidrocarburos 

procedentes de lutitas que la primera inspección del Servicio Geológico de los Estados 
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Unidos ha reducido a la tercera parte de un plumazo (USGS, 2012). Pero mientras se 

inspeccionaba, la fiesta continuaba. Como se trata de mantener los datos de producción 

inflados para que las acciones de las petroleras y los derivados de Wall Street se 

mantuvieran al alza, había que perforar nuevos pozos. Eso supuso abrir 7.200 nuevos 

pozos en 2012; como el coste medio de perforar un pozo ronda los seis millones de 

dólares, las compañías invirtieron 42.000 millones simplemente para enmascarar la 

disminución en la producción. Ese mismo año, el gas de lutitas estadounidense generó 

ventas comerciales por valor de 33.000 millones. Parece un negocio ruinoso, pero no lo es: 

entre el pistoletazo de salida de 2009 y 2011, el entramado financiero ligado al GE movió 

135.000 millones de dólares.  

El contundente informe de 2013 elaborado por Deborah Rogers (Rogers, 2013a) debería 

ser una lectura obligada para quienes defienden la rentabilidad del fracking en nuestro 

país que, como ocurre en toda Europa, no es otra cosa que la llegada a este lado del 

Atlántico de una práctica contaminante, ambientalmente destructiva y comercialmente 

desastrosa. Que, eso sí, llena los bolsillos de los especuladores de costumbre. 

Fracking: efectos socioeconómicos negativos y el mito de la creación de empleo 

Gran parte del debate sobre el fracking se ha centrado en los riesgos ambientales 

asociados, mientras que los costes sociales suelen olvidarse. El Food & Water Watch de 

California presentó entre 2011 y 2013 los primeros informes sobre los efectos 

socioeconómicos y laborales a corto y largo plazo que podría provocar el fracking en las 

comunidades rurales de Pensilvania (Food & Water Watch, 2011a, 2011b, 2012, 2013). 

Aunque el fracking se ha expandido rápidamente por todo Estados Unidos, Pensilvania está 

en el epicentro del boom de las lutitas gracias a los cinco mil pozos de gas perforados en 

ese estado entre 2005 y 2011. 

Los que demuestran esos análisis es que la fractura hidráulica puede provocar ciclos 

acelerados de “expansión y recesión” en las economías locales en detrimento de otras 

economías más sostenibles basadas en la agricultura, la ganadería y el turismo. Además, 

lo que ocurre en los pueblos afectados se parece mucho a lo que sucedía en los momentos 

álgidos de la fiebre del oro o a los efectos que desata una compañía bananera sobre los 

pequeños núcleos rurales que describe Gabriel García Márquez en La hojarasca. Y por si 

fuera poco, los operadores, los medios y los políticos crean alrededor de la explotación de 

las lutitas unas falsas expectativas de creación de empleo que acaban por frustrar a los ya 

de por sí desesperados trabajadores en paro y a los granjeros que han perdido sus tierras 

por la crisis de las hipotecas subprime. 

El síndrome que rodea el desarrollo explosivo de las ciudades es tan antiguo como la 

minería (recuérdense a este respecto los pueblos fantasmas que van dejando detrás las 

diferentes fiebres del oro, de la plata o de cualquier otro metal precioso repartidos por todo 

el mundo). El gas y el petróleo no son una excepción. Una vez que se confirman los 

yacimientos de hidrocarburos, los técnicos, los obreros especializados y los agentes 

comerciales procedentes de otras partes del país inundan los pueblos pequeños, se 

instalan y sus demandas hacen subir los precios de casi todo, empezando por el precio de 

los alquileres y siguiendo por el de los alimentos. Luego, empiezan los problemas para la 

policía y el desbordamiento de las capacidades de atención de la salud pública.  

La afluencia de trabajadores transitorios desarraigados en el territorio (sus familias suelen 

permanecer en los estados petroleros de procedencia, generalmente Texas u Oklahoma), 

con dinero abundante en el bolsillo y poco que hacer en sus horas libres es una receta 

para los problemas en las pequeñas comunidades rurales en las cuales los crímenes 
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relacionados con el alcohol y las drogas, los accidentes de tráfico, las visitas a urgencias y 

las infecciones de transmisión sexual aparecen por primera vez en las estadísticas 

oficiales. 

Los clubs de alterne, con sus inevitables strippers, la prostitución y el trapicheo proliferan, y 

la paz y la tranquilidad desaparecen. Años más tarde, después de que los ciudadanos 

locales hayan gastado el dinero obtenido de los arrendamientos de perforación, los 

trabajadores comienzan a desaparecer. Los trabajadores bien remunerados se marchan de 

la ciudad y la economía local se desinfla. Ya no habrá más operarios que los de 

mantenimiento de las instalaciones, mientras que continúa el trasiego de camiones y de 

maquinaria pesada. De día y de noche, el zumbido de los compresores de agua y gas 

rompe el silencio y hace huir a la vida silvestre. Nubes de polvo cubren caminos, casas, 

escuelas y graneros.  

Tanto en Pensilvania como en Nueva York, las empresas de perforación se están moviendo 

primero en los condados más pobres, pero no sólo porque sea allí donde se concentren los 

recursos de las lutitas. Las zonas económicamente deprimidas suelen ser los primeros 

objetivos porque la gente es menos propensa a involucrarse en el activismo anti-fracking. 

Las personas que necesitan desesperadamente dinero por el alquiler de sus parcelas o 

empleo temporal suelen estar dispuestas a despreciar los daños ambientales aunque 

afecten a su propia tierra y a sus hogares, y también se puede contar con que se pondrán 

al lado de la industria cuando se produzcan conflictos dentro de la población provocados 

por la pérdida de calidad del aire o del agua. 

En cambio, las personas que subsisten con ingresos fijos o que no reciben ingresos por 

arrendamientos de perforación o puestos de trabajo como peones a destajo o como 

vigilantes de seguridad se ven obligadas a mudarse porque no pueden pagar los elevados 

alquileres ni soportar los desorbitados crecimientos de los precios de la cesta de la compra 

y de los bienes de consumo. 

Ese predecible síndrome caracteriza a las operaciones de fracking aún más que a las 

explotaciones convencionales porque las tasas de producción del gas y del petróleo de 

lutitas tienden a disminuir mucho más pronunciadamente, lo que hace aún más breve el 

auge y el desplome, y también porque el daño al medio ambiente, la salud pública y la 

presión sobre las carreteras locales, la salud pública y la solidaridad comunitaria suelen 

ser mucho más graves. 

La afluencia de trabajadores externos también ejerce presión sobre las escuelas y los 

hospitales. Sin embargo, dado el carácter temporal de las perforaciones, las autoridades, 

que saben que aquello es flor de un día, consideran que no tiene mucho sentido ampliar 

las instalaciones públicas de forma permanente ni contratar más maestros o más personal 

sanitario. Mientras tanto, la policía tiene que lidiar con el aumento de las tasas de 

delincuencia, con la prostitución callejera, con los conflictos de fin de semana y con otros 

efectos sociales dañinos incluyendo las altas tasas de uso de metanfetaminas entre los 

componentes de los equipos de perforación (Heinberg, 2013), que se mueven de un sitio a 

otro del país sin echar raíces en ninguna parte, como las hojas que mueve el viento. 

Las disputas sobre el fracking en las comunidades también pueden distorsionar el proceso 

democrático. Cuando en la ciudad de Longmont, Colorado, los ciudadanos protestaron 

porque se habían promulgado normas reguladoras urbanísticas a medida que favorecían a 

las compañías operadoras en perjuicio de los vecinos, el gobernador John Hickenlooper 

argumentó que las regulaciones estatales debían ser indulgentes con las actividades 

prioritarias para el estado. En respuesta, los ciudadanos de Longmont lanzaron una 

iniciativa para prohibir el fracking dentro de la ciudad. Aunque la industria gastó mucho 



 

103 

dinero en hacer propaganda en contra de la iniciativa, la prohibición ganó por un margen 

notable de 60/40. La industria, respaldada por el estado, ha presentado una demanda 

para revocar la prohibición (Heinberg, 2013). Quien quiera asistir a los conflictos 

provocados por el fracking en las pequeñas comunidades rurales, es aconsejable que vea 

la película Tierra prometida. 

Luego está la explotación desalmada del asunto del desempleo. La industria del petróleo y 

del gas, los grupos académicos de sociólogos y economistas financiados por la industria y 

los think tank afines promocionan al fracking como el bálsamo de fierabrás que curará la 

enfermedad del paro: de creer lo que dicen sus informes, explotar las lutitas es una 

inefable fuente de creación de empleo seguro durante los difíciles tiempos económicos que 

corren. Veamos algún ejemplo. 

Los analistas del Food & Water Watch examinaron detalladamente sendos informes que 

promocionaban el potencial de creación de empleo del fracking en Nueva York y 

Pensilvania y encontraron numerosas inexactitudes y errores metodológicos que 

distorsionaban escandalosamente a favor de la industria los resultados (Food & Water 

Watch, 2011b). Incluso después de corregir esos defectos, sigue habiendo dudas sobre la 

validez de la utilización de los modelos de previsión económica utilizados para predecir los 

impactos económicos del incremento de la extensión de la explotación de gas de lutitas. 

Los supuestos beneficios económicos de la explotación de gas de lutitas sirvieron como 

principal justificación para permitir el fracking en grandes partes del estado de Nueva York 

que estaban sometidas a una moratoria de explotación. El Instituto de Políticas Públicas 

del estado de Nueva York (PPINYS) afirmaba en un informe que desde 2011 hasta 2018 la 

apertura cada año de quinientos nuevos pozos de gas de lutitas en cinco condados podría 

crear 62.620 nuevos puestos de trabajo en el estado. Según el informe, se crearían 125 

empleos por cada pozo perforado y explotado. 

De estos 62.620 puestos de trabajo, el informe afirmaba que 15.500 serían "empleos 

directos", creados a partir de las inversiones directas de las empresas de gas de lutitas. En 

realidad, si se presta mayor atención al informe, resulta que sólo una pequeña fracción de 

los puestos de trabajo directos estaría en la industria del gas, mientras que los demás 

serían empleos directos en diferentes industrias no localizadas en la zona que se 

beneficiarían de los gastos corrientes y de inversión de los operadores. Los 47.120 

puestos de trabajo restantes serían "empleos indirectos” y "empleos inducidos” que se 

crearían como por ensalmo debido a los efectos económicos indirectos de la creación 

directa de empleo, es decir, a través de un efecto multiplicador.  

Sin embargo, después de identificar y corregir los numerosos errores y fallos metodológicos 

que llevaron a esa proyección hiperoptimista, los analistas de Food & Water Watch 

encontraron que utilizando los modelos de previsión económica usados en el informe del 

PPINYS sólo habría una oferta acumulada de 6.656 puestos de trabajo en Nueva York en el 

año 2018 y eso después de haber perforado 500 nuevos pozos de gas de lutitas al año. 

Aún asumiendo esta corrección –lo que supone que se crearían poco más de la décima 

parte de los puestos de trabajo que decía el informe original del PPINYS- el informe no 

decía nada acerca de qué iba a pasar después de que cerraran los pozos en un plazo de 

entre 7 y 10 años que es, en el mejor de los casos, la vida productiva media de un pozo de 

gas de lutitas. 

El informe tampoco tiene en cuenta en cuenta ninguno de los impactos negativos que el 

desarrollo del gas de lutitas podría tener en otros sectores económicos como la agricultura, 

la ganadería y el turismo, además, obviamente, de los costes ambientales, sanitarios y de 
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mantenimiento de las infraestructuras que tienen que costear los contribuyentes vía 

impuestos.  

 

Figura 33. Diferencias en  el número de empleos por pozo de fracking 

previstos y realmente creados22. 

El efecto del fracking sobre la economía local puede ilustrarse tomando como ejemplo el 

condado de Bradford, Pensilvania, un condado en recesión cuya economía estaba en 

declive después de que buena parte los empleos dedicados a las manufacturas se habían 

deslocalizado a China. La llegada de Chesapeake Energy para explotar el gas de lutitas en 

el subsuelo del condado, que está dentro del campo Marcellus, dinamizó la economía e 

hizo que las autoridades, felices por haber disminuido la deuda del condado en cinco 

millones de dólares, rebajaran un 6% los impuestos sobre bienes inmuebles. Exultante, el 

comisionado de Bradford proclamó que el fracking había cambiado por completo el 

panorama económico del condado (Heinberg, 2013). 

Los estudios que analizaronn tan brillante panorama llegaron a conclusiones más 

matizadas. Un informe del Centro Keystone de Pensilvania concluyó que  

[…] la lutita del Marcellus estaba haciendo una ligera contribución positiva al 

reciente crecimiento del empleo en Pensilvania y que los nuevos puestos de 

trabajo (que suelen ser temporales) estaban siendo contrarrestados por la 

pérdida de empleos en otras actividades preexistentes, como el turismo, la 

agricultura y la industria maderera estatal” (Herzenberg, 2011).  

En el antes mencionado condado de Bradford, el Departamento de Protección Ambiental 

de Pensilvania registró seiscientas infracciones provocadas por el fracking cuyas 

consecuencias para los agricultores han sido graves, porque incluían la contaminación del 

agua superficial y subterránea, la pérdida de valor de sus propiedades y las enfermedades 

                                                      

22 Fuente: Elaboración propia a partir de un dibujo de Food & Water Watch (2011b). 
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del ganado. Muchos agricultores simplemente se han rendido frente a estos desafíos. 

Mientras tanto, los estudios sobre el empleo han encontrado que muchos de los nuevos 

puestos de trabajo son para trabajadores especializados de fuera del estado, que llegan, 

perforan y vuelven a casa. Los puestos de trabajo para los habitantes locales generados 

por el fracking normalmente duran sólo dos o tres años (Rogers, 2013b). 

Todo esto es bastante previsible y no debería sorprender. Históricamente, las regiones que 

dependen de la extracción de recursos como un pilar económico obtienen un rendimiento 

muy inferior en comparación con otras regiones, sobre todo cuando se contempla a largo 

plazo. La riqueza se crea normalmente con mayor pujanza en los lugares que utilizan la 

energía y las materias primas para la fabricación y el comercio que en aquellos de los que 

se extraen los recursos. Por ejemplo, las áreas carboníferas de Virginia Occidental 

continúan siendo focos de pobreza a pesar de décadas de actividad minera. Los puestos 

de trabajo que se crean a largo plazo suelen estar mal remunerados y otras industrias -

como las agropecuarias- resultan expulsadas por los daños ambientales resultantes 

(Heinberg, 2013). 

Pasando de las hipótesis a la práctica, los analistas del Food & Water Watch analizaron los 

datos reales de creación de empleo en los condados de Pensilvania en los que estaba 

realizando fracking desde 2007. En los condados colindantes con los neoyorquinos se 

habían creado dos puestos de trabajo por pozo en cinco años, es decir 123 menos de los 

pronosticados por el informe del PPINYS.  

Pero no importa lo que diga la evidencia. La industria, los medios, los expertos pagados por 

la industria y los gobiernos siguen repitiendo la misma cantinela: el fracking crea los 

empleos por cientos de miles, cuando no por millones. BNK España, una empresa que está 

explorando los recursos de las lutitas en la provincia de Burgos, reparte por los pueblos un 

bonito folleto en el que una guapa petrolera vestida con mono y tocada con un casco 

amarillo se pregunta retóricamente:  

¿Van a contratar a gente de la zona? ¿Cuáles son las ventajas para mi 

municipio?” La respuesta, calcada de la que cualquier vecino de Pensilvania o 

Nueva York puede leer en Estados Unidos, es la siguiente: “Durante la etapa 

de exploración, la actual BNK España espera generar entre 50 y 150 puestos 

de trabajo directos e indirectos por cada uno de los pozos. La inversión inicial 

es de hasta 250 millones de euros, que generarán beneficios para los 

municipios por el arrendamiento de los terrenos, el pago de tasas y la 

contratación de proveedores en la zona (empresas de transporte, de 

construcción, materiales, hoteles, restaurantes, etcétera). Si finalizada la 

etapa de exploración pasáramos a la fase de producción -que necesita de un 

nuevo permiso y un nuevo proyecto- entonces los beneficios crecerían 

exponencialmente y se crearían miles de puestos de trabajo e inversiones de 

miles de millones de euros. 

Nótese que el folleto está tan literalmente copiado de los publicados en Estados Unidos 

que usa la palabra “arrendamiento” inusual para un español que usaría siempre el vocablo 

“alquiler”.  

Tampoco se quedan atrás algunos lobbies vestidos con la piel de un cordero verde. El 

Spain Green Building Council (Consejo Construcción Verde España), una organización 

privada cuya altruista y desinteresada misión es “conseguir que el medio construido sea 

sostenible dentro de una generación”, y cuyos miembros son corporaciones, constructoras, 

consultores, fabricantes de productos, colegios profesionales y otras organizaciones sin 

ánimo de lucro (Véase su web: http://www.spaingbc.org; si la visitan, podrán leer una serie 
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de documentos, literalmente copiados de otros editados en Estados Unidos, que ponen de 

manifiesto que los “constructores verdes” se han convertido en una sucursal del lobby del 

fracking estadounidense) se despachó el pasado 31 de marzo con un alucinante 

comunicado (Spain Green Building Council, 2013) que, recogía todos los tópicos utilizados 

por la propaganda de los operadores estadounidenses de fracking, en el que, además de 

repetir la frase de Barack Obama (Obama, 2012) pero aplicada a España (“En España 

podemos tener unas reservas que nos abastezcan durante los próximos 100 años de una 

energía abundante y barata”), en relación con el empleo se decía literalmente:  

Debido al “Fracking" y la Perforación Direccional, en los cuatro años de 2008-

2011, Estados Unidos ha incrementado su producción de petróleo y gas 

natural el 14% y el 10% respectivamente, creándose en el mismo periodo más 

de 600.000 empleos directos y más de 1.800.000 indirectos.  

Lo afirmaban así, sin citar el origen de estos datos y afirmando torticeramente que gracias 

a la creación de empleo:  

el fracking puede ser una muy buena forma de hacer salir a España de la 

crisis.  

Tampoco se recatan en multiplicar los puestos de trabajo algunos analistas y creadores de 

opinión, que repiten las cifras de la propaganda de la industria (Lacalle, 2013):  

En Estados Unidos ha creado 76.000 millones de PIB y 600.000 puestos de 

trabajo. En Europa se estiman reservas suficientes para cubrir 90 años de 

demanda. En España, casi 40 años. Por supuesto, esa cifra aumenta con las 

mejoras de productividad, como hemos visto en Estados Unidos. Inversiones 

de decenas de miles de millones que no necesitan primas, subvenciones ni 

historias.  

Como otros muchos apologistas que sería tedioso citar, el bloguero Lacalle y el ministro de 

Industria, Turismo y Comercio español José Manuel Soria han bebido en las mismas 

fuentes. En su comparecencia ante el Congreso en junio de este año, el ministro decía:  

La contribución de la explotación del gas no convencional al PIB americano en 

2010 fue de 76.000 millones de dólares, que podrían incrementarse a 

118.000 millones en 2015 y a 231.000 millones en 2035. En 2010, la 

industria asociada al shale gas generaba 600.000 puestos de trabajo, 

148.000 directos, 194.000 indirectos y 259.000 inducidos. Las proyecciones 

apuntan a que en 2035 la cifra total será de 1,6 millones, de los cuales 

360.000 serán empleos directos.  

Quizás alguien advirtió al ministro Soria que hacer trampas con las cifras tenía un límite. En 

su comparecencia ante el Senado el 19 de mayo anterior, Soria, tras afirmar que “la única 

amenaza del 'fracking' es no seguir la senda de Estados Unidos, señalaba que:  

La técnica de fracking para extraer gas no convencional ha creado 5 millones 

de empleos en Estados Unidos (Heraldo de Aragón, 2013).  

¡Cinco millones, ni más ni menos! ¿De dónde habrá sacado el Señor Ministro esos datos?  

A la importancia del fracking en la recuperación económica de Estados Unidos se une 

también, sin aportar más datos que lo refrenden (y eso después de escribir que hay que 

hacer “un análisis riguroso de la técnica de fracturación hidráulica”), el catedrático de 

Recursos Energéticos de la Universidad de Barcelona, Mariano Marzo para quien:  
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No cabe duda de que el repunte de la producción de petróleo y gas en Estados 

Unidos mediante el uso de la fracturación hidráulica está impulsando la 

actividad económica del país, creando una nueva industria, generando 

puestos de trabajo y abaratando los precios del gas y de la electricidad. Un 

factor este último que, además de un alivio para la economía doméstica, 

supone un importante atractivo para la implantación de nuevas industrias y 

una mejora de la competitividad de las ya existentes (Marzo, 2013).  

Dejemos de lado que el precio del gas de lutitas en Estados Unidos es fruto de una burbuja 

que no tardará en estallar (véase la entrada “Precios del gas de lutitas en Estados Unidos”) 

y obviemos también que de ser ciertos los “sensacionales” (para Lacalle) 76.000 millones 

serían una cifra ridícula (0,0005%) comparada con los más de 15 billones de dólares del 

PIB estadounidense de 2012 y que de aplicarla al PIB español representaría un incremento 

del PIB de 500 millones de euros, y vayamos a los datos reales, que son muy diferentes.  

El analista de Capital Economics Paul Dales afirmaba en un trabajo de investigación que: 

[...] el auge del petróleo y el gas ha proporcionado sólo un impulso económico 

modesto a la economía de Estados Unidos en los últimos años: desde junio de 

2009 el volumen de extracción de petróleo y gas convencional y no 

convencional ha aumentado en un 24%. Durante el mismo período, la 

producción de maquinaria para la minería ha aumentado en un 47% y la 

producción de servicios de apoyo a la minería, que incluye la perforación de 

petróleo y gas, ha subido un 58% [...] Pero ese aumento explica sólo una 

pequeña parte de la recuperación económica estadounidense. Es cierto que 

es responsable de una quinta parte del aumento del 18,3% en la producción 

industrial total. Dado que la cuenta de los sectores relacionados con el 

petróleo y el gas sólo representan el 2,5% del PIB, la industria del petróleo y el 

gas han contribuido a solo 0,6 puntos porcentuales a la subida del 7,6% en el 

PIB estadounidense (Plumer, 2013).  

La realidad se impone. Aunque los impulsores de la industria petrolera y gasística como 

Daniel Yergin a menudo citan los empleos como uno de los principales beneficios del 

fracking para el conjunto de Estados Unidos (Yergin, 2011, 2013), la creación de empleo 

real desde el fracking se ha sobredimensionado. Los estudios financiados por la industria a 

menudo incluyen profesiones como strippers y prostitutas en los totales de los nuevos 

puestos de trabajo creados (Rogers, 2013b) y los empleos reales de toda la industria del 

petróleo y el gas en los Estados Unidos representan menos de una vigésima parte del 1% 

del total del mercado laboral de Estados Unidos desde 2003 según la Oficina de 

Estadísticas Laborales de Estados Unidos, y cuando esos puestos de trabajo están 

relacionados con el fracking desaparecen rápidamente en cuanto se terminan las 

perforaciones y la producción disminuye (Heinberg, 2013). 

Como el presidente Rajoy en España y el premier Cameron en Gran Bretaña, el gobernador 

Andrew Cuomo está decidido a impulsar la perforación generalizada del fracking de gas de 

lutitas en Nueva York. Para hacerlo, la administración del estado está preparando una 

normativa reglamentaria fundamentada en un estudio de impacto ambiental que incluye 

un análisis del impacto socioeconómico a escala estatal con proyecciones de empleo y de 

ingresos para varios escenarios de desarrollo de gas de lutitas. El análisis detallado del 

impacto socioeconómico previsto en ese estudio pone de manifiesto que tiene más de 

ficción que de realidad.  

Las previsiones gubernamentales llevan a la conclusión de que un escenario de desarrollo 

"medio” del gas de lutitas crearía 53.969 nuevos puestos de trabajo, pero sólo en la letra 
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pequeña de una nota a pie de página perdida entre una maraña de datos puede leerse que 

tal proyección es a treinta años. Por otra parte, el análisis de Food & Water Watch encontró 

que: 1.- Muchos de esos hipotéticos puestos de trabajo serían ocupados por trabajadores 

de fuera del estado o por trabajadores con experiencia en la industria del gas de lutitas 

que se trasladarían a Nueva York de forma permanente mientras durara la explotación de 

los pozos; 2.- En ese escenario “medio”, los analistas de la administración Cuomo asumen 

un rápido ritmo de perforación y fracking que se traduciría en la perforación de más de 

20.000 pozos en tan sólo tres condados del estado; 3.- El análisis no tiene en cuenta los 

impactos negativos que el fracking tendría sobre el empleo en otros sectores, como el 

turismo y la agricultura; 4.- Los analistas gubernamentales dan por supuesto que los pozos 

producirán durante 30 años lo que no se ajusta en absoluto a la experiencia contrastada; y 

5.- los mismos técnicos gubernamentales aplican erróneamente un multiplicador 

económico para estimar el efecto creador de empleo por la industria del gas. 

Los análisis de Food & Water Watch estiman que en el primer año del escenario de 

desarrollo "medio” del gas de lutitas los actuales residentes de Nueva York podrían esperar 

solamente 195 nuevos puestos de trabajo de la industria de petróleo y gas. El crecimiento 

del número de empleos para residentes locales continuaría hasta los 600 puestos de 

trabajo en el décimo año de desarrollo, pero después de ese décimo año no habría ni un 

sólo puesto de trabajo más para los residentes en el estado. Es decir, se perforarían 

20.000 pozos para crear como máximo 600 puestos de trabajo, que se perderían tan 

pronto los pozos dejaran de producir en un horizonte inferior a una década. 

Para ponerlo en perspectiva, la Oficina de Estadísticas Laborales de Estados Unidos estima 

que en agosto de 2011 había 755.892 neoyorquinos desempleados y, por lo tanto, el 

impacto de los 195 nuevos empleos creados por el fracking sería alrededor de la 

cuadragésima parte del 1% (es decir, 0,026 por ciento). Tales beneficios económicos en 

términos de empleo no justifican los gastos públicos a corto y largo plazo que 

acompañarían a la perforación y fracturamiento hidráulico del gas de lutitas. Al estado de 

Nueva York le resultaría infinitamente más barato colocar a esos desempleados en otros 

puestos laborales de la Administración estatal. 

Fueloil 

También llamado en España fuelóleo y combustóleo en otros países de habla hispana, es 

una fracción del petróleo que se obtiene como residuo en la destilación fraccionada, de la 

que se obtiene entre un 30 y un 50% de esta sustancia. Este combustible de color negro y 

compuesto por moléculas con más de veinte átomos de carbono es el más pesado de los 

que se puede destilar a presión atmosférica. Se utiliza como combustible para plantas de 

energía eléctrica, máquinas de ferrocarril y maquinaria agrícola, calderas (su uso en la 

calefacción doméstica está prohibido en muchos países por su alto contenido en azufre) y 

en hornos. Una variante para motores de barcos es el combustible búnker (véase esta 

entrada). Por otra parte el fueloil también se trata en procesos a menor presión para poder 

ser destilado y así obtener las fracciones más pesadas del petróleo, como los aceites 

lubricantes y el asfalto, entre otros. 

Galón 

El galón es una unidad de volumen que se emplea en los países anglófonos 

(especialmente Estados Unidos) o con influencia de estos (como Puerto Rico y Panamá), 

para medir volúmenes de líquidos. Antiguamente, el volumen de un galón dependía de lo 

que se midiera y de dónde se midiera. Sin embargo, en el siglo XIX se habían impuesto dos 
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definiciones: "galón de vino" (wine gallon) y "galón de cerveza británico" (ale gallon). En 

1824, Gran Bretaña adoptó una aproximación del galón de cerveza conocida como el galón 

imperial, que equivale a 4,5461 litros. Para entonces, en Estados Unidos habían adoptado 

otra medida estándar basada en el galón de vino que, tras algunas transformaciones, 

equivale a 3,785411784 litros (redondeado a 3,7854 litros). Este galón es el que se usa 

como medida en la industria petrolera. 

Ganancias, mejoras o aumentos de refinería 

Un artificio de la industria basado en que el volumen de entrada del crudo en la refinería es 

diferente al de salida. La diferencia se debe al procesamiento del petróleo crudo en 

productos derivados que, en total, tienen menor densidad específica que el petróleo crudo 

procesado. Por consiguiente, el volumen es mayor a la salida que a la entrada de una 

refinería, con lo cual se obtienen aumentos de la producción que pueden llegar al 10%. 

Gas asociado y no asociado 

Cuando en el mismo yacimiento se almacenan petróleo y gas, se habla de gas “asociado”, 

una combinación que es frecuente pero no constante en todos los yacimientos, porque no 

todos los sedimentos capaces de producir gas producen también petróleo, lo que en la 

jerga petrolífera se conoce como gas “no asociado” o gas “sin petróleo”, el más frecuente 

en los yacimientos más importantes del mundo. Inversamente, también puede hablarse de 

petróleo asociado. 

Gas confinado y petróleo confinado  

Términos que con esas denominaciones o con sus sinónimos “gas estático” o “petróleo 

estático”, se emplean en algunos países, como por ejemplo en la minería alemana, para 

designar al gas (tight gas) o al petróleo (tight oil) que están en rocas de porosidad baja y 

con cavidades mal conectadas entre sí. Estas rocas almacén suelen ser areniscas, pero 

también hay calizas y dolomías de grano muy fino. La definición estándar de la industria se 

aplica a rocas con matriz de porosidades del diez por ciento o menos y permeabilidades 

iguales o inferiores a una décima de milidarcy (Sharif, 2007). Con independencia del 

umbral de porosidad, la diferencia esencial entre los hidrocarburos confinados (tight oil, 

tight gas) con respecto a los de lutitas (shale oil, shale gas) es de génesis y litológica. 

Mientras que en las lutitas el hidrocarburo permanece en la roca madre de naturaleza 

lutítica, en el caso de los hidrocarburos confinados hay un proceso de migración desde una 

roca madre donde se ha generado el hidrocarburo hasta una roca almacén donde ha 

quedado confinado a causa de que esta roca tiene una porosidad y una permeabilidad muy 

bajas. La explotación de los yacimientos confinados exige fractura hidráulica aunque por lo 

general más ligera que en el caso de las lutitas.  

Algunos geólogos norteamericanos prefieren emplear tight oil en lugar de shale oil cuando 

se refieren al petróleo de lutitas para evitar la confusión con el de bituminosas, oil shale. 

Gas de refinería  

Cualquier tipo de gas o de mezcla de gas obtenidos en las refinerías por destilación, 

craqueo, reformulado y otros procesos. Los principales constituyentes son metano, etano, 

etileno, butano, butileno, propano y propileno. El gas de refinería es usado como 

carburante en la propias refinerías o en las petroquímicas ligadas a ellas.  
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Gas de síntesis o syngas 

El gas de síntesis (syngas, en inglés) es un combustible gaseoso obtenido a partir de 

sustancias ricas en carbono (hulla, carbón, coque, nafta, biomasa) sometidas a un proceso 

químico a alta temperatura denominado gasificación en el que interviene un agente 

gasificante (aire, oxígeno, vapor de agua o hidrógeno). La composición del gas es muy 

dependiente de las condiciones en las que se realiza la gasificación, pero suelen ser ricos 

en monóxido de carbono y/o hidrógeno, con contenidos menores de dióxido de carbono, 

metano y otros hidrocarburos y, por tanto, de menor poder calorífico que el gas natural. El 

sustrato de origen y el agente gasificante son los parámetros que determinan el mayor o 

menor poder calorífico del gas. 

La gasificación no es una tecnología desarrollada recientemente, sino que ha sido un 

recurso habitual en periodos de carencia o escasez de combustibles ligeros, ya que 

permite convertir sólidos en gases que pueden ser empleados en motores de combustión 

interna, calderas y turbinas (véase la entrada “Gasógeno”). Por otro lado, la gasificación 

como concepto de proceso puede aplicarse para sintetizar combustibles líquidos de alta 

calidad (véase más abajo el proceso Fischer-Tropsch).  

El rendimiento del proceso de gasificación varía entre un 70-80% dependiendo de la 

tecnología, el combustible y el agente gasificante que se utilice. El resto de la energía 

introducida en el combustible se invierte en las reacciones endotérmicas, en las pérdidas 

de calor de los reactores, en el enfriamiento del syngas, necesario para su secado 

(eliminación de vapor de agua) y filtración, y en el lavado (cuando es necesario eliminar los 

alquitranes). 

Según los diferentes métodos de gasificación, el gas obtenido puede recibir diferentes 

nombres: 1.- Gas de alumbrado (llamado así por haber sido utilizado para el alumbrado 

público desde finales del siglo XIX hasta mediados del XX) o gas de hulla: se produce por 

pirólisis, destilación o pirogenación de la hulla en ausencia de aire y a alta temperatura 

(1200-1300 °C), o por pirólisis del lignito a baja temperatura. En estos casos se obtiene 

coque (de la hulla) o semicoque (del lignito) como residuo, que se usa como combustible 

aunque no sirve para los altos hornos. 2.- Gas de coque: Se obtiene por calentamiento 

intenso y lento de la hulla grasa con una combinación de aire y vapor, a alta temperatura. 

Aparte del coque sólido fabricado, de gran interés para la industria siderúrgica y la síntesis 

de acetileno, se forma un gas que contiene hidrógeno, monóxido de carbono, nitrógeno y 

dióxido de carbono. 3.- Gas generador de gasógeno o gas de aire: Se obtiene haciendo 

pasar aire a través de una capa gruesa de gránulos de carbón o de coque incandescente. A 

mayor temperatura, mayor proporción de monóxido de carbono y menor proporción de 

dióxido de carbono. 4.- Gas de agua: Se obtiene haciendo pasar vapor de agua sobre coque 

a alta temperatura. Su llama es de color azul por lo que también se llama gas azul. Este 

gas se puede transformar en metanol o alcanos, empleando catalizadores heterogéneos 

apropiados. 5.- Gas pobre: Se obtiene haciendo pasar alternativamente vapor de agua y 

aire sobre carbón incandescente y es una mezcla de los dos métodos anteriores. 6.- Gas de 

agua carburado: Se obtiene mezclando gas de agua con petróleo gasificado en un 

carburador. Posee un poder calorífico más alto que los anteriores. 7.- Gas ciudad: Se 

obtiene a partir de la oxidación parcial de petróleo o de algún derivado (fueloil, nafta) 

mediante vapor de agua y aire. Ha sido reemplazado por el gas natural y los gases licuados 

del petróleo (GLP, como butano o propano) para todo tipo de usos, porque el butano posee 

un poder calorífico doble. A veces se llama gas ciudad a cualquier gas de síntesis 

producido para abastecer el consumo doméstico y distribuido mediante redes de tuberías, 

ya sea obtenido a partir de carbón o de petróleo.  
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Actualmente, la denominación de gas natural sintético o gas de síntesis se reserva para el 

combustible gaseoso que se fabrica a partir del carbón, del petróleo o de la biomasa por 

métodos modernos diferentes de los procesos clásicos ya comentados. Entre estos 

métodos se cuentan el reformado de gas natural con vapor de agua, el reformado de 

hidrocarburos líquidos para producir hidrógeno, la gasificación del carbón, y la gasificación 

de la biomasa o de algunos tipos de residuos en instalaciones de gasificación. El nombre 

gas de síntesis proviene de su uso como intermediario en la creación de gas natural 

sintético (GNS) y para la producción de amoníaco o metanol. 

El gas de síntesis se ha empleado y aún se usa como combustible, como materia prima o 

como producto intermedio para la producción de otros productos químicos como la síntesis 

industrial de hidrógeno a gran escala (utilizado principalmente en la producción de 

amoniaco). El gas de síntesis producido en las grandes instalaciones para la gasificación 

de residuos puede ser utilizado para generar electricidad. También puede convertirse en 

metano y en dimetiléter en procesos catalíticos, pero desde el punto de vista de los 

combustibles sustitutivos del petróleo su uso primordial es en en el proceso Fischer-

Tropsch para producir gasoil.  

Gas húmedo y gas seco 

El gas natural se encuentra en los yacimientos acompañado de otros hidrocarburos que se 

aprovechan en los procesos de extracción y en el procesamiento de los productos 

principales. Si el gas en los yacimientos tiene un contenido alto de hidrocarburos líquidos, 

es decir de aquellos cuya cadena está comprendida entre el propano y el heptano, se le 

denomina gas húmedo. Por el contrario, se dice que es gas seco cuando tiene un 

contenido bajo de dichos hidrocarburos y contiene sobre todo gas metano. 

Gas natural 

El gas natural es una mezcla de gases hidrocarbonatados ligeros. Aunque su composición 

varía en función del yacimiento del que se extraiga, está compuesto principalmente por 

metano en cantidades que suelen superar el 90 ó 95%, al que acompañan otros gases 

como nitrógeno, sulfhídrico, dióxido de carbono, helio y mercaptanos. Para uso doméstico, 

al igual que al butano, se le añaden trazas de compuestos de la familia de los 

mercaptanos, entre ellos el metil-mercaptano, para que sea fácil detectar una fuga y evitar 

su ignición espontánea. 

Gas natural del carbón o de “lecho de carbón”  

¡El grisú! He aquí el enemigo más cruel del minero. Traicionero y temible, se 

oculta en los recovecos de las partes altas de las galerías, en las chimeneas y 

en los pozos; y allí espera agazapado para sembrar la muerte con su enorme 

fuerza expansiva; volátil, ligero e invisible. Solo teme a un enemigo más 

poderoso que él porque lo destruye y lo deshace con su fuerte soplo: el viento.  

Así describía en 1922 el facultativo de minas Julián García Muñiz el grisú, conocido por los 

trabajadores del carbón como el “enemigo silencioso”. El gas metano de carbón (GMC), 

también conocido como gas metano de mantos o lechos carboníferos es una fuente de gas 

no convencional. Generalmente, el GMC tiene un alto contenido de metano, con pequeñas 

proporciones de etano, propano, butano, dióxido de carbono y nitrógeno. Se obtiene a 

partir de la extracción del metano contenido en las capas de carbón. La roca madre y la 

roca almacén son las mismas: los diferentes tipos de carbones, partir de los cuales el gas 
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natural puede originarse por alteraciones termogénicas del carbón o por la actividad 

biogénica de microorganismos descomponedores del carbón. En ambos casos, el gas está 

asociado con agua. Como en muchos casos el agua confinada está asociada a acuíferos de 

agua potable, la explotación de estos yacimientos está muy restringida. Cuando se ha 

llevado a cabo, se necesitan la perforación horizontal y la fractura hidráulica.  

Gas natural licuado  

El gas natural licuado (GNL) es gas natural que ha sido procesado para ser transportado en 

forma líquida. Es la mejor alternativa para trasportar gas a lugares donde no es económico 

llevar el gas por otras vías. El gas natural es transportado como líquido en un volumen 600 

veces inferior a presión atmosférica y a -162 °C. Por ejemplo, un camión cisterna estándar 

de 40 m3 puede transportar 600 veces más de gas licuado, es decir, unos 31.800 m3 de 

gas, pero para comprimirlo hay que enfriarlo hasta -160 º C. El transporte se hace en 

buques especiales llamados metaneros y luego se distribuye a los puntos de consumo en 

camiones cisterna. 

Gas natural sintético  

Al mezclar gases licuados del petróleo, sobre todo butano y propano, con aire en una 

proporción adecuada, se produce gas natural sintético (GNS). El GNS presenta 

características de combustión casi idénticas a las del gas natural (GN), por lo que ambos 

pueden ser usados indistintamente sin que sean necesarios ajustes en las instalaciones 

que se utilicen para quemarlos. Naturalmente, el GNS puede emplearse como sustituto del 

gas natural en lugares donde, por cualquier circunstancia, el GN no esté disponible. Los 

sistemas de GNS también son útiles para situaciones de cargas en horas picos. Por 

ejemplo, la demanda diaria u horaria de GN puede variar entre el 10 y 350% del promedio 

anual. Por tanto, aunque las plantas procesadoras de GN y sus redes de distribución están 

diseñadas para una alta capacidad, sólo se utiliza un porcentaje muy pequeño de esa 

capacidad de carga. Un sistema de GNS puede suministrar esas cargas en picos, en vez de 

requerir la instalación de instalaciones de almacenamiento de GN de muy alto costo. 

Gas verde 

El gas natural tiene un menor contenido de carbono que el carbón o el petróleo, lo que 

significa que al quemarse emite menos CO2, el principal causante del cambio climático. 

Debido a ello, uno de los argumentos esgrimidos por la industria del gas en favor de la 

explotación de gas natural es que se trata de una energía limpia, al menos en comparación 

con otras como el petróleo y el carbón. De ahí que al gas natural le apliquen el calificativo 

de “gas verde” o “combustible de transición” hacia una economía más baja en carburantes 

procedentes del carbono.  

No es cierto lo que proclaman los panegiristas del gas natural cuando afirman que es un 

combustible limpio, no contaminante, un combustible "verde". Es cierto que su combustión 

en plantas termoeléctricas emite cantidades significativas de dióxido de carbono (CO2), 

pero también lo es que cuando se quema las emisiones son inferiores a las provenientes 

del consumo de carbón mineral o derivados del petróleo para generar la misma cantidad 

de electricidad. Cuando se utiliza gas natural como combustible en una planta 

termoeléctrica, se emiten en promedio 530 kilogramos de CO2 por megavatio-hora (Mwh) 

de energía generada, la mitad de lo que se emite utilizando carbón mineral y dos tercios de 

lo que se emite utilizando diésel o fueloil.  
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Sin embargo, hay que tener en cuenta que tal comparación corresponde sólo a las 

emisiones provenientes de la combustión directa de los carburantes mencionados. Para 

ser precisos, la huella de carbono debe incluir también las emisiones provenientes de las 

actividades previas de explotación, procesamiento, transporte, almacenamiento y 

distribución. Tomando en consideración el ciclo de vida desde la explotación hasta la 

combustión, la huella de carbono promedio de la electricidad a base de gas es de 685 

kilogramos equivalentes de CO2 por Mwh, y la proveniente de derivados del petróleo 990 

kg/Mwh. Ahora bien, en el caso del gas natural también deben considerarse dos factores 

adicionales y determinantes: las emisiones fugitivas y las quemas en las antorchas 

refineras o en las instalaciones en los propios campos. Debido a las fugas de metano y la 

quema en antorchas de gas del gas producido en refinerías (mechurrios en Venezuela), las 

plantas termoeléctricas alimentadas con gas natural generan emisiones equivalentes de 

CO2 superiores en un 20% a las que utilizan los derivados del petróleo como el diésel 

(Centeno, 2013). 

En la producción de gas natural se presentan fugas en diferentes etapas del proceso: en la 

explotación, durante el procesamiento, en las tuberías de transporte, en los depósitos de 

almacenamiento y cuando se distribuye o cuando se utiliza. La cantidad de gas que se 

escapa varía desde el 2,7% como promedio que admite la EPA en los Estados Unidos hasta 

10% en otros países.  

El gas natural está compuesto mayoritariamente por metano, que puede alcanzar hasta 

porcentajes del 97% en algunos yacimientos. El metano tienen un Poder de Calentamiento 

Global (PCG; véase esta entrada) de 85, lo que quiere decir que a corto plazo cada 

tonelada de metano que se emite directamente a la atmósfera atrapa radiación calórica 

equivalente a 85 toneladas de CO2 (IPCC, 2007). La vida media efectiva del metano ronda 

los 12 años, porque es destruido por la radiación solar. En consecuencia, el potencial de 

calentamiento global se reduce de 85 a 62 pasados veinte años y a 23 transcurridos cien.  

Cuando se consume un kilogramo de metano se producen 2,75 kgs de CO2. Esto se debe 

al peso molecular significativamente mayor del oxígeno (16) con respecto al hidrógeno (1). 

El poder de calentamiento global de este CO2 es 2,75. Si ese mismo kilogramo de metano 

se escapa a la atmósfera, su poder de calentamiento global a veinte años es equivalente a 

62 kgs de CO2. En consecuencia, la huella de carbono correspondiente a la emisión directa 

de metano a la atmósfera es 22,5 veces superior a la que se genera si se quema. Por 

tanto, desde el punto de vista del calentamiento global, es preferible evitar las fugas, 

aunque ello implique quemarlo directamente en las antorchas de las plantas de 

producción.  

Mientras mayor sea la fuga de metano, menor será la diferencia en emisiones equivalentes 

de CO2 con respecto a las de plantas termoeléctricas a base de carbón o derivados del 

petróleo. Una planta termoeléctrica a base de diésel o fueloil emite en promedio un 45% 

más de CO2 por unidad de electricidad producida que una planta a base de gas. Esta 

ventaja comparativa se anula si las emisiones fugitivas de metano alcanzan el 4% del gas 

que se consume en esa planta. En consecuencia, las emisiones fugitivas de metano 

superiores al 4% implican que las emisiones de CO2 provenientes de plantas 

termoeléctricas a base de gas superen a las provenientes de plantas a base de diésel o 

fueloil.  

Por tanto, la producción de electricidad a base de gas natural puede generar un beneficio 

climático dependiendo de la magnitud de las emisiones fugitivas. La huella de carbono de 

una planta termoeléctrica a base de gas puede ser equivalente a la mitad de la huella de 

una planta a base de carbón mineral, o dos tercios de la huella de una planta 
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termoeléctrica a base de diésel, sólo si las emisiones fugitivas de metano son nulas. Con 

emisiones fugitivas de gas que superan el 6%, las plantas a base de gas natural emiten un 

13% más de CO2-equivalente que las plantas que utilizan derivados del petróleo (Centeno, 

2013). 

Gases líquidos (licuados) del petróleo (GLP) 

Se trata de la mezcla de gases licuados que existen disueltos en el petróleo o en el gas 

natural. Los gases líquidos del petróleo, aunque son gases a temperatura y presión 

ambientales, son fáciles de licuar y de ahí su nombre. En la práctica, se trata 

fundamentalmente de propano y butano. Cuando se obtienen del petróleo, el proceso de 

obtención se inicia en la refinería mediante un refinamiento primario mediante el cual se 

obtienen diferentes destilados, entre los cuales se obtienen gas húmedo (ver esta 

entrada), gasolinas, queroseno y gasóleos de dos tipos, el gasoil atmosférico usado como 

combustible (diésel) y el gasóleo de vacío. Los gasóleos de vacío pueden transformarse en 

combustibles más ligeros mediante procesos de craqueo catalítico, es decir de ruptura de 

las moléculas largas (ver hidrocraqueo), llevados a cabo en reactores primarios de los que 

se obtienen gases líquidos del petróleo, la gasolina y otros productos más pesados. Esta 

mezcla luego se separa en trenes de destilación. Para los gases líquidos del petróleo 

obtenidos a partir del gas natural, véase la entrada “Líquidos del gas natural”.  

Gasificación 

Véase “Gas de síntesis”. 

Gasógeno 

Aparato que funciona usando la gasificación, procedimiento que permite obtener 

combustible gaseoso a partir de combustibles sólidos como el carbón, la leña o casi 

cualquier residuo combustible. Al quemar la leña o el carbón de forma parcial se genera, 

entre otros gases, monóxido de carbono, que tiene algo de poder calorífico. Si se le añade 

agua también se puede generar hidrógeno. Tuvo un uso muy extendido en España al 

terminar la Guerra Civil por las dificultades de abastecerse de petróleo en el mercado 

mundial. Se añadía a los automóviles un carricoche remolcado donde iba el generador. 

Utilizando este sistema se podían aprovechar combustibles sólidos para mover motores de 

combustión interna en tiempo de escasez de gasolina y gasóleo. Actualmente ha vuelto a 

ser útil para obtener combustible adecuado para motores a partir de leña y otros residuos 

de biomasa. En países pobres puede ser la única forma de utilizar motores y en países 

desarrollados permite disminuir el consumo de combustibles fósiles. Hoy en día, este 

sistema tiene otros usos. Las centrales como la de Elcogas, en Puertollano, España, se 

basan en este sistema para producir energía eléctrica. Esta central, parecida a otras 

muchas en el mundo, aunque pionera en aspectos de rendimiento, utiliza un sistema 

productivo basado en la tecnología de gasificación integrada en ciclo combinado (GICC), 

con unas características medioambientales excelentes que reducen las emisiones 

atmosféricas por debajo de lo establecido en la legislación europea sobre contaminación 

atmosférica. 
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Figura 34. Automóvil Adler Diplomat 3 GS de 1938 equipado con gasógeno23. 

Gasóleo  

El gasóleo, también denominado gasoil o diésel, es un hidrocarburo líquido con una 

densidad de 832 kg/m³, compuesto fundamentalmente por parafinas y utilizado 

principalmente como combustible en calefacción y en motores diésel. Su poder calorífico 

inferior es de 35,86 megajulios por litro aunque el poder calorífico final depende de su 

composición comercial. 

La palabra "diésel", que en muchos países de habla hispana se aplica directamente al 

gasoil, se deriva del nombre del inventor alemán Rudolf Christian Karl Diesel que en 1892 

inventó el motor que desde entonces lleva su nombre. Al principio pensó que el 

combustible idóneo para su motor era carbón en polvo, pero al intentar inyectarlo en los 

cilindros provocó una explosión que destrozó el prototipo. Después probó con aceites 

vegetales y tuvo éxito usando aceite de cacahuete. Finalmente, consiguió un producto 

estable a partir del refinado del petróleo produciendo lo que hoy conocemos como 

"gasóleo". Las calderas de calefacción empezaron a emplear otro derivado del petróleo 

llamado fuelóleo (un hidrocarburo de cadena más larga que el gasóleo; ver la entrada 

“Fueloil”) que se demostró era contaminante por su relativamente alto contenido en azufre. 

Con el tiempo fue prohibiéndose su uso doméstico (está prohibido en muchos países), 

cambiándolo por el gasóleo.  

Gasóleo de vacío 

El proceso de obtención del petróleo a partir de un crudo se inicia en la refinería (ver esta 

entrada) mediante un refinamiento primario por destilación mediante el cual se obtienen 

diferentes destilados, entre los cuales se obtienen gas húmedo, gasolinas, queroseno y 

gasóleos de dos tipos, el gasoil atmosférico usado como combustible (diésel) y el gasóleo 

de vacío. Los gasóleos de vacío no son productos finales comerciales, sino que se 

transforman en combustibles mediante procesos de craqueo catalítico, es decir de ruptura 

de las moléculas largas (ver craqueo), llevados a cabo en reactores primarios. En general, 

                                                      

23 Fuente: http://commons.wikimedia.org. 
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el gasóleo de vacío puede seguir dos vías. Una de ellas es su paso a las unidades FCC 

(craqueo catalítico fluidizado) donde a elevada temperatura y con presencia de un 

catalizador pulverizado, sus largas moléculas se rompen y se transforman en componentes 

más ligeros como gases licuados del petróleo (propano y butano), naftas (gasolinas 

precomerciales; ver la entrada “Nafta”) o gasóleos. El gasoil de vacío también puede 

convertirse en las unidades de hidrocraqueo, donde a unos 400-440 ºC y alta presión, en 

presencia de catalizadores apropiados, se transforma también en gases licuados del 

petróleo, naftas o gasóleos libres de azufre. Estas unidades producen un gasóleo de mejor 

calidad (con mejor índice de octano) que las unidades de FCC. 

Gasolina 

La gasolina es una mezcla de hidrocarburos alifáticos obtenida del petróleo por destilación 

fraccionada que se utiliza como combustible en motores de combustión interna con 

encendido por chispa convencional o por compresión, así como en estufas, lámparas, 

limpieza con solventes y otras aplicaciones. Tiene una densidad de 680 g/l (un 20% menos 

que el gasoil, que tiene 850 g/L). Un litro de gasolina proporciona al arder una energía de 

34,78 megajulios, aproximadamente un 10% menos que el gasoil, que proporciona 38,65 

megajulios por litro de carburante. Sin embargo, en términos de masa, la gasolina 

proporciona un 3,5% más de energía.  

La mayor parte de la gasolina que se produce en la actualidad procede del craqueo de los 

aceites pesados. Las gasolinas obtenidas en el proceso de craqueo difieren de la gasolina 

natural en que contienen olefinas y diolefinas de cadena abierta y cerrada y compuestos 

aromáticos. La gasolina obtenida del gas natural por compresión a baja temperatura es 

más volátil que la gasolina natural. Como la gasolina procedente del craqueo es menos 

volátil se mezcla con aquélla en proporciones convenientes para obtener un producto 

comercial de características especificadas. 

La gasolina que nos sirven los surtidores en la estaciones de servicio es una mezcla 

controlada de gasolina natural y de naftas provenientes de los diferentes procesos de 

polimerización, craqueo, alquilación, isomerización, reformación y desintegración (véase la 

entrada “Nafta”). Además de las naftas reformadas y de la nafta ligera, otros componentes 

que se usan en la formulación de una gasolina comercial son butano, butenos, alquilato y 

etanol. La razón de mezclar estos componentes obedece a la necesidad de obtener una 

gasolina de alto octanaje adecuada para el buen funcionamiento del moto (véase la 

entrada “Octanaje”).  

De un barril de petróleo sólo se puede obtener por destilación simple, fraccionamiento, 

cracking o craqueo entre un 25 y un 30% de gasolina virgen. Es decir, de un barril de 

petróleo de 159 litros se pueden obtener por destilación simple unos 50 litros de gasolina. 

Quedan entonces 109 litros de remanente, que se tratan por otros procedimientos para 

obtener más gasolina. Son los procesos de desintegración catalítica entre los que destaca 

el proceso de polimerización y el proceso de alquilación. Además de estos, existen otros 

procesos para mejorar la calidad de la gasolina primaria, que también hacen uso de 

catalizadores. Son la isomerización y el reformulado. 

GWh (Gigavatio hora)  

Giga es el prefijo métrico utilizado para mil millones. El gigawatio es la medida de energía 

eléctrica equivalente a la que desarrolla una potencia suministrada de un gigavatio durante 

una hora. El GWh se utiliza para medir consumos de grandes países o conglomerados 

industriales de carácter multinacional y que sean grandes consumidores de energía 
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eléctrica, tales como siderurgias o cementeras. También se utiliza para conocer el índice 

de producción de energía eléctrica de un país, aunque para estos casos también se utiliza 

el concepto de gigavatio/año que equivale a la energía suministrada durante un año. 

Hidrocraqueo 

Procedimiento de craqueo (ver esta entrada) empleado en determinadas fases de la 

refinería mediante el cual hidrocarburos de cadena larga se rompen en moléculas más 

cortas mediante su tratamiento a temperaturas altas (400-440 ºC) y altas presiones en 

presencia de catalizadores apropiados. Gracias al hidrocraqueo se pueden obtener gases 

líquidos del petróleo (fundamentalmente propano y butano), gasolina o gasóleos libres de 

azufre. 

Hidrodesulfuración 

Los carburantes derivados del petróleo (naftas, queroseno, gasóleos ligeros y pesados) 

contienen una gran cantidad de compuestos orgánicos de azufre, tales como tiol, tiofeno, 

benzotiofeno, dibenzotiofeno y naftodibenzotiofeno. Estos compuestos son impurezas y 

sustancias tóxicas que hay que eliminar de los productos comerciales (por ejemplo, el 

contenido máximo de azufre en muchos países europeos no debe exceder las 10 partes 

por millón). La hidrodesulfuración (HDS) o hidrodesulfuración térmica (HDT) es un proceso 

destinado a eliminar el azufre que se encuentra en las fracciones del petróleo después de 

que el crudo haya pasado por otros procesos de refinado como la destilación fraccionada, 

el reformado o la desintegración catalítica.  

Isobutano 

El metilpropano o isobutano, isómero del butano, es un compuesto orgánico perteneciente 

a los alcanos de fórmula (H3C)-CHCH3-CH3. El isobutano es utilizado como materia prima en 

la industria petroquímica, por ejemplo en la síntesis del isooctano utilizado como el punto 

de referencia 100 en la escala del octanaje (véase “Octanaje”). La preocupación reciente 

por el deterioro de la capa de ozono ha llevado a un incremento del uso del isobutano en 

sistemas de refrigeración y como propelente, en sustitución de los clorofluorocarbonos. 

Algunas estufas portátiles para acampar utilizan una mezcla de isobutano con propano, por 

lo general en una proporción de 80 a 20.  

Isomerización 

Los métodos de mejoramiento de octanaje mediante la reforma de la estructura molecular 

de las naftas se conocen como reformulados. La isomerización convierte la cadena lineal 

de los hidrocarburos parafínicos en una cadena ramificada. Las parafinas son 

hidrocarburos constituidos por cadenas de átomos de carbono asociados a hidrógeno que 

poseen una gran variedad de estructuras; cuando la cadena de átomos de carbono es 

lineal, el compuesto se denomina parafina normal, y si la cadena es ramificada, el 

compuesto es una isoparafina. Las isoparafinas tienen un octanaje superior a las parafinas 

normales, de modo que para mejorar la calidad del producto se utiliza un proceso en el que 

las parafinas normales se convierten en isoparafinas a través de reacciones de 

isomerización. La práctica es separar por destilación la corriente de nafta en dos cortes, 

ligero y pesado; el ligero, que corresponde a moléculas de cinco y seis átomos de carbono, 

se lleva al proceso de isomerización, mientras que el pesado, con moléculas de siete a 
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once átomos de carbono, se conduce al proceso de alquilación (véase esa entrada). Las 

reacciones de isomerización son promovidas por catalizadores de platino. 

Lease condensates 

Véase “Condensados operacionales”. 

Líquidos del gas natural  

Combustibles líquidos obtenidos por procedimientos consistentes en la disminución de la 

temperatura del gas hasta que estos componentes y otros más pesados se condensan. En 

dichos procesos se usan refrigeradores o turboexpansores que hacen bajar la temperatura 

hasta -40 ºC, necesaria para licuar el propano. Posteriormente estos líquidos son 

sometidos a un proceso de purificación usando trenes de destilación para producir 

propano y butano líquido o directamente gas licuado del petróleo. Según la definición de la 

EIA, que los denomina NGPL (Natural Gas Plant Liquids), los productos obtenidos son 

etano, gases licuados del petróleo (propano y butano) y los pentanos plus (véase esta 

entrada). La definición excluye explícitamente a los condensados operacionales (véase 

esta entrada).  

Los usos principales de estos gases son la obtención de olefinas, utilizadas para la 

producción de numerosos productos, entre ellos la mayoría de los plásticos, combustibles 

para automóviles (autogás), combustibles para refinerías y combustibles domésticos en 

bombonas. Véase también la entrada: “Gases líquidos (licuados) del petróleo”. 

Lutita 

Aunque el término shale se haya traducido al castellano como pizarra o esquisto, en el 

lenguaje petrolero anglosajón se emplea para denominar a las rocas sedimentarias de 

grano fino y muy baja permeabilidad conocidas como lutitas, un tipo petrológico amplio que 

agrupa a las rocas sedimentarias compuestas por partículas del tamaño de la arcilla y del 

limo (tamaño menor de 0'06 mm), que constituyen más de la mitad de todas las rocas 

sedimentarias.  

Las lutitas son un grupo de rocas arcillosas, también denominadas pelíticas, (véanse las 

entradas “Areniscas” y “Rocas sedimentarias”) formadas por partículas de tamaño menor 

de 0,05 mm, en las que los llamados minerales de la arcilla constituyen, 

aproximadamente, un tercio de su composición. Las lutitas son el primer resultado de la 

alteración superficial de otras rocas preexistentes en las que existían en proporción 

considerable minerales alumínicos. Si el proceso de alteración avanza poco a poco por 

toda la masa de la roca y los minerales arcillosos que se originan permanecen en el mismo 

sitio en que se produjeron, se forman entonces depósitos de arcillas residuales llamados 

así porque representan los restos de la roca primitiva no transportados en disolución.  

Pero como estos depósitos están formados por materiales poco coherentes, y como las 

partículas arcillosas son de muy pequeño tamaño, pueden ser arrastradas en suspensión 

con cierta facilidad por las aguas que circulan por la superficie terrestre. Cuando las aguas 

quedan en reposo (por ejemplo, en los estuarios o en las partes más bajas del cauce de un 

río, en una laguna o en el mar), se depositan lentamente las partículas en suspensión 

originando unos nuevos depósitos: las arcillas sedimentarias. La precipitación de las 

partículas coloidales puede ser acelerada considerablemente cuando éstas floculan por la 

presencia en las aguas de sales disueltas; esto ocurre, por ejemplo, cuando los ríos vierten 

directamente en mares o en lagos con gran salinidad.  
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Figura 35. Estratos de lutitas petrolíferas.  

Nótese la perfecta estratificación propia de rocas sedimentarias que no han 

sufrido metamorfización, una diferencia esencial con las pizarras o con los 

esquistos, dos tipos de rocas metamórficas. 

Es precisamente en esos lugares donde tienen lugar las denominadas “muertes en masa 

del plancton” (véase la entrada “Plancton”), por lo que al depósito normal de cienos y 

arenas se asociarán los restos del plancton muerto, dando lugar a toda una serie de 

sedimentos ricos en materia orgánica (cienos sapropélicos). En general, alternan 

sedimentos arenosos y arcillosos, que con el tiempo se transformarán en areniscas o 

lutitas impregnadas de hidrocarburos: éstas son las llamadas "rocas madre" del petróleo. 

Aunque se emplee genéricamente el término de lutitas para denominar a todas las rocas 

arcillosas, si tenemos en cuenta el tamaño de los sedimentos que las forman podremos 

distinguir tres tipos principales. Las limolitas están formadas por el endurecimiento de 

limos, que son sedimentos compuestos al menos en un 50% de partículas de diámetro 

comprendido entre 0,005 y 0,002 mm, mientras que las arcilitas lo están por partículas de 

grano aún menor, inferior a 0,002 mm. Cuando ambos tipos se presentan en 

aglomeraciones macizas en las que no se distinguen capas, se denominan fangolitas, pero 

si son fisibles (es decir, pueden romperse en forma de hojas o láminas) se les llama lutitas 

en sentido estricto. Cuando estas rocas arcillosas resultan recubiertas por nuevos 

materiales sedimentarios pueden experimentar una recristalización diagenética, aparecen 

nuevos minerales, principalmente micas, que se disponen paralelamente unos a otros, 

pudiendo entonces romperse la roca en planos paralelos con gran facilidad. Las rocas 

resultantes se denominan pizarras arcillosas y también argillitas, pero se trata ya de rocas 

metamórficas (véase esa entrada).  

La composición química de las lutitas es muy compleja, si bien predomina en ellas la sílice, 

bien formando parte de los minerales de la arcilla, bien como cuarzo detrítico o de diversos 

silicatos también detríticos. La alúmina forma también parte principal de los minerales de 

la arcilla y de los feldespatos detríticos no alterados. La relación sílice/alúmina es un índice 

del tamaño del grano en las arcillas y depende del grado de descomposición de los 

feldespatos, lo cual, a su vez, es un índice del grado de madurez de la lutita. Otros de los 
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elementos importantes en la composición de las lutitas son el hierro, del que depende en 

gran parte el color de la roca, que oscila desde el rojo al amarillo limonita y el calcio, que se 

presenta generalmente en forma de carbonato (calcita), en proporciones que pueden llegar 

en las margas hasta un 65%. También puede estar en forma de sulfato (yeso, anhidrita), en 

las lutitas depositadas en ambientes evaporíticos. Asociada a las lutitas se pueden 

encontrar cantidades considerables de materia orgánica, generalmente en forma de 

carbono finamente dividido, que les da color oscuro o negro. En otras ocasiones contienen 

hidrocarburos formados en ambientes reductores o anaerobios y relacionados con la 

formación del petróleo (Véase la entrada “Formación de los hidrocarburos”. 

 

Figura 36. Un paleontólogo busca fósiles en láminas de lutitas.  

La presencia de fósiles es otra de las diferencias esenciales entre las lutitas 

(que los contienen) y los esquistos, rocas metamórficas carentes de fósiles 

porque estos, en caso de haber existido, habrían resultado destruidos durante 

el proceso de metamorfización. Fuente: 

http://en.wikipedia.org/wiki/File:MesselShaleSplitting.JPG.  

Naturalmente, lo que interesa en la industria petrolífera y gasística es que la roca sea una 

potencial productora de hidrocarburo y de ahí que empleen el término lutitas en el sentido 

amplio de lutitas orgánicas (Alexander et al., 2011), lo que incluye a las lutitas típicas pero 

también a las pizarras, que son el resultado de una moderada metamorfización de las 

lutitas (véanse las entradas “Rocas bituminosas” y “Rocas metamórficas”) y a ciertas 

areniscas o rocas carbonatadas de grano muy fino para los que algunos usan también el 

término “compacto”, en inglés tight (véase esta entrada). 

Las lutitas, consideradas durante décadas como rocas “sello” o “tapadera” de los 

yacimientos de hidrocarburos, han sido atravesadas por los perforadores petrolíferos en 

búsqueda de zonas productivas situadas en formaciones de areniscas o carbonatos. Sin 

embargo, gracias a la combinación de geología, economía y tecnología, las lutitas orgánicas 

han incitado a los operadores estadounidenses a ejercer los derechos de perforación que 

poseían y creían agotados para extraer gas. Por eso, una buena parte de los actuales 
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campos de explotación no convencional de gas y petróleo estadounidenses están situados 

sobre o cerca de los antiguos campos petrolíferos de Pensilvania, Texas u Oklahoma 

agotados por la explotación convencional del petróleo.  

 

Figura 37. Sección microscópica de una lutita24.  

Millones de pozos de petróleo o de gas perforados en los últimos 150 años han penetrado 

a través de estratos sustanciales de lutitas antes de alcanzar los estratos ricos en 

hidrocarburos que eran su objetivo. Y atravesaban las capas de lutitas porque esas rocas 

sedimentarias de permeabilidad extremadamente baja son una barrera natural para la 

migración del petróleo y el gas, por lo que servían como rocas tapadera en los yacimientos 

convencionales. En las lutitas gasíferas el gas es generado localmente y la lutita actúa a la 

vez como roca generadora (roca madre) y como yacimiento (roca almacén). Este gas puede 

almacenarse intersticialmente en los espacios porosos, entre los granos de rocas o las 

fracturas de la lutita, o ser adsorbido en la superficie de los componentes orgánicos 

contenidos en la lutita. Otro tanto puede decirse de las más escasas lutitas petrolíferas. 

Esa es la gran diferencia con los yacimientos de convencionales, en los que el hidrocarburo 

migra desde su roca generadora hacia una arenisca o carbonato donde se acumula en una 

trampa estructural o estratigráfica, a la que a menudo subyace un contacto gas-agua.  

Dos tecnologías –la perforación horizontal acoplada con la fracturación hidráulica múltiple 

a gran escala (fracking)- han hecho posible la extracción de hidrocarburos atrapados en las 

rocas de grano extremadamente fino que caracterizan a los yacimientos no convencionales 

en los que el hidrocarburo está contenido en estratos de roca poco porosa y de 

permeabilidad extremadamente baja. En estas explotaciones la extracción por pozo es 

mucho menor a un coste más elevado y la superficie de roca a cubrir para obtener 

cantidades significativas de hidrocarburo es mucho mayor. Por lo tanto, es necesario 

utilizar la perforación horizontal o dirigida para penetrar largas distancias en el interior del 

estrato de lutita y poder acceder así a una cantidad de hidrocarburo significativa. Como 

                                                      

24 Fuente: Modificada de http://upload.wikimedia.org/wikipedia/commons/1/11/Drill_cuttings_-

_Annotated_-_2004.jpg. 
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compensación, las lutitas son, con diferencia, las rocas sedimentarias más abundantes en 

el planeta, por lo que su potencial como recurso para la obtención de gas es extraordinario. 

Manchas dulces 

En la jerga petrolífera, son los lugares de perforación más productivos de un campo o de un 

yacimiento. 

Metano 

El metano (CH4), el hidrocarburo alcano más sencillo, se presenta en forma de gas a 

temperaturas y presiones ordinarias. Es incoloro e inodoro y apenas soluble en agua en su 

fase líquida. El metano pude constituir hasta el 95% del gas natural. En las minas de 

carbón se le llama grisú y es muy peligroso ya que es fácilmente inflamable y explosivo. No 

obstante en las últimas décadas ha cobrado importancia la explotación comercial del gas 

metano de carbón, como fuente de energía (véase la entrada “Gas natural del carbón”). 

El origen del metano en la naturaleza es doble: biogénico o termogénico. El primero 

procede de fuentes de origen biológico: actividades bacterianas que descomponen la 

materia orgánica, arrozales, explotaciones agrícolas en las regiones tropicales y 

subtropicales, combustión de biomasa, descomposición de residuos orgánicos en 

vertederos, ventilación de las minas de carbón, fermentación entérica de los rumiantes, 

etcétera. El metano termogénico se produce también de forma natural en el interior de la 

tierra a profundidades variables como consecuencia de la descomposición de los 

organismos enterrados durante millones de años. Ese metano es el componente esencial 

del gas natural y aunque la mayor parte de su volumen está en los yacimientos, también se 

producen fugas naturales que pueden contaminar los acuíferos sin necesidad de que haya 

actividades de fracking.  

El metano es un gas de efecto invernadero relativamente potente que contribuye al 

calentamiento global de nuestro planeta ya que tiene un potencial de calentamiento global 

de 23 (Intergovernmental Panel on Climate Change, 2007). Esto significa que en una 

media de tiempo de cien años cada tonelada emitida de CH4 calienta la Tierra 23 veces 

más que la misma masa de CO2, aunque, como hay aproximadamente 220 veces más CO2 

en la atmósfera terrestre que metano, este último contribuye de manera menos importante 

al efecto invernadero. 

El metano no es tóxico. Su principal peligro para la salud son las quemaduras que puede 

provocar si entra en ignición. Es altamente inflamable y puede formar mezclas explosivas 

con el aire. Reacciona violentamente con oxidantes, halógenos y algunos compuestos 

halogenados. Es también asfixiante y puede desplazar al oxígeno en un espacio cerrado. La 

asfixia puede sobrevenir si la concentración de oxígeno se reduce por debajo del 19,5% por 

desplazamiento. Las concentraciones a las cuales explosiona o se o inflama son mucho 

más pequeñas que las concentraciones en las que el riesgo de asfixia es significativo. 

La concentración de metano en la atmósfera ha aumentado durante los últimos cinco mil 

años. La explicación más probable de este aumento continuado reside en las innovaciones 

asociadas al comienzo de la agricultura. La concentración de metano se ha incrementado 

un 150% desde 1750 y su concentración media en la Tierra el año 1998 era de 1.745 

partes por millón. Su concentración es más alta en el hemisferio norte porque la mayoría 

de las fuentes (naturales y antropogénicas) son mayores en dicho hemisferio. Casi la mitad 

de la emisión total se debe a la actividad humana. Las plantas y las emisiones de la 

digestión de los herbívoros son también una importante fuente de metano.  
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La discusión sobre si las concentraciones de metano en la atmósfera son de origen 

biogénico o termogénico se dilucidan rápidamente mediante un análisis de los isótopos de 

carbono. El metano biogénico contiene más isótopos C12, mientras que en el termogénico 

son más abundantes los isótopos C13. Además, el metano biogénico es metano casi puro, 

mientras que el termogénico contiene también butano y propano. 

Metilación 

La alquilación con solo un átomo de carbono se denomina metilación. 

Naftas 

Aunque en algunos países latinoamericanos como Uruguay, Argentina o Paraguay nafta es 

sinónimo de gasolina, las naftas son fracciones ligeras del petróleo natural obtenidas en la 

destilación fraccionada del crudo, cuyo rango de ebullición se sitúa entre 27 y 221 ºC. Las 

naftas más ligeras, o naftas de destilación directa, mezcladas con otras sustancias, forman 

parte de la gasolina (ver esta entrada). Las naftas más pesadas se utilizan como 

disolventes, como materias primas petroquímicas o como materias primas para la 

producción de gas ciudad. 

La nafta ligera es uno de los componentes de la gasolina, con unos números de octano en 

torno a 70. La nafta pesada no tiene la calidad suficiente como para ser utilizada para ese 

fin, pero parte de ella, las llamadas naftas reformadas, se transforman mediante 

reformado catalítico, proceso químico por el cual se obtiene también hidrógeno, a la vez 

que se aumenta el octanaje de dicha nafta (ver la entrada “Octanaje”). 

La nafta llamada gasolina de FCC se obtiene por un proceso de craqueo (FCC; véase la 

entrada “Craqueo”) a partir de gasoil pesado. Sus índices de octanos (MON/RON) están en 

torno a 80/93. La nafta isomerizada (isomerato) se obtiene a partir de la nafta ligera de 

destilación directa, mediante un proceso que usa catalizadores sólidos de platino/aluminio 

o zeolíticos. Es un componente libre de azufre, benceno, aromáticos y olefinas, con unos 

números de octano (MON/RON) en torno a 87/89. La gasolina de pirólisis desbencenizada 

se obtiene como subproducto de la fabricación de etileno a partir de nafta ligera. Está 

compuesta aproximadamente por un 50% de aromáticos (tolueno y xilenos) y un 50% de 

olefinas (isobuteno, hexenos). El benceno que contiene en origen suele ser purificado y 

vendido como materia prima petroquímica. Sus números de octano (MON/RON) están en 

torno a 85/105.  

Octanaje 

Denominación común del “Indice de octano”. Como se indica en la entrada “Gasolina”, la 

gasolina que nos sirven los surtidores en la estaciones de servicio es una mezcla 

controlada de gasolina natural y de gasolinas provenientes de los diferentes procesos de 

polimerización, alquilación, isomerización, reformación y desintegración. La razón de 

mezclar estas gasolinas obedece a la necesidad de obtener una gasolina de alto octanaje 

adecuada para el correcto funcionamiento del motor. Para poder ser comercializada, la 

gasolina debe cumplir una serie de condiciones, unas para que el motor funcione bien y 

otras de tipo ambiental, ambas reguladas por ley en la mayoría de los países. La 

especificación energética más característica es el índice de octano (en inglés MON, "motor 

octane number", RON "research octane number" o la media de los dos anteriores que se 

llama PON "pump octane number") que indica la presión y temperatura a que puede ser 

sometido un combustible carburado mezclado con aire antes de autodetonar al alcanzar su 



 

124 

temperatura de ignición debido a la Ley de los Gases Ideales. Dicho de otra forma, el 

octanaje indica la resistencia que presenta un combustible a producir el fenómeno de la 

detonación, esto es, la combustión anormal supersónica (la normal es subsónica y se 

denomina deflagración) que no mejora el rendimiento del motor y que, por su violencia, 

puede causar daños mecánicos graves en los pistones u otras partes de la cámara. 

Cuando existe detonación, se dice que el motor “pica”, o incluso “pica bielas”, aunque las 

bielas no tienen nada que ver. 

En la gasolina natural se encontró que el componente que provoca la peor detonación es el 

heptano de cadena lineal, mientras que el hidrocarburo que menos detonaba era el 

isooctano de cadena ramificada. Al primero, por su influencia perjudicial en la 

conformación de la mezcla de gasolina, se le dio el valor cero, mientras que al segundo se 

le asignó el valor cien. De ahí que a una mezcla de gasolina que tenga un comportamiento 

similar a una mezcla de gasolina 90% de isooctano y 10% de heptano, se le denomine 

como gasolina de octanaje 90 o con índice de octano 90. Aparte de la mezclas de 

gasolinas, existen componentes que ayudan a aumentar su octanaje, lo que permite un 

mayor porcentaje de uso de gasolina natural ahorrándose los costosos procedimientos de 

reformado en las refinerías.  

Hay distintos tipos de gasolinas comerciales que se clasifican en función de su número de 

octano. La gasolina más vendida en Europa (2004) tiene un MON mínimo de 85 y un RON 

mínimo de 90, que luego se mejoran mediante el uso de compuestos para aumentar el 

octanaje y de procesos conocidos genéricamente como reforming en la jerga petrolífera 

(véase “Reformulados”). 

Los reyes de los incrementadores de octanaje hasta fecha bien reciente fueron el plomo y 

el manganeso. A partir de los años 20 del siglo pasado y como consecuencia de los 

mayores requerimientos de los motores de explosión, derivados del aumento de 

compresión para mejorar su rendimiento a base de aumentar su octanaje, comenzaron a 

añadirse compuestos a base de plomo y manganeso las gasolinas. El uso de tales 

antidetonantes obedece principalmente a que no hay forma más barata de incrementar el 

octanaje en las gasolinas que usando compuestos de ellos (Tetraetilo de Plomo, TEP, y de 

manganeso, MMT) comparando con los costes que conllevan las instalaciones que 

producen componentes de alto octanaje (reformación de naftas, desintegración catalítica, 

isomerización, alquilación, producción de éteres, etcétera). 

A partir de los años 70, el uso de compuestos de plomo en las gasolinas tenía dos razones: 

la primera era la comentada de alcanzar el octanaje requerido por los motores con mayor 

relación de compresión y la segunda proteger a los motores contra el fenómeno 

denominado Recesión del Asiento de las Válvulas de Escape (Exhaust Valve Seat 

Recession, EVSR) junto a la labor lubricante que el plomo ejerce en la parte alta del cilindro 

(pistón, camisa, segmentos y asientos de válvula). Pero como los metales pesados (entre 

ellos el plomo y el manganeso) son perniciosos tanto para el medioambiente como para la 

salud humana, en los años 70 los gobiernos de diferentes países iniciaron una serie de 

acciones para detener y prevenir los efectos del plomo y el manganeso. Poco a poco se 

impusieron leyes a fin de reducir paulatinamente el uso de aditivos con plomo y 

manganeso de las gasolinas.  

Además, para reducir la emisiones de gases contaminantes a la atmósfera 

(fundamentalmente NOx y de CO) se empezaron a utilizar catalizadores que eran 

incompatibles con el plomo. El catalizador está conformado internamente por minúsculas 

celdas llenas de paladio, platino y rodio. Estos componentes reaccionan con los gases 

tóxicos de la emisión, transformándolos en gases no tóxicos y vapor de agua. Estudiando el 
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coprtamiento de las gasolinas que contenían TEP se encontró que éste taponaba el 

catalizador al fusionar las celdas del mismo por reacción química con los metales 

mencionados. De ahí que se buscase un sustituto, que resultó ser el metil-ter-butil-eter 

(MTBE). Para sacarle mayor provecho al petróleo, se sustituyó el MTBE (el cual se obtiene a 

partir del isobutano y metanol; ambos derivados del petróleo) por el etil-ter-butil éter 

(ETBE), que se obtiene a partir del isobutano y el etanol. A diferencia del metanol, el etanol 

se obtiene a partir de la celulosa de vegetales, como el maíz y últimamente de sus tallos. 

Oil shale 

Véase “Rocas bituminosas”. 

OPEP 

Acrónimo de la Organización de Países Exportadores de Petróleo, con sede en Viena, que 

se organizó con el fin de negociación con las empresas petroleras en materia de 

producción de petróleo, negociación de precios y derechos futuros. Actualmente forman la 

OPEP los siguientes países: Argelia, Arabia Saudita, Emiratos Árabes Unidos, Indonesia, 

Irán, Iraq, Kuwait, Libia, Nigeria, Qatar y Venezuela.  

Origen de los combustibles fósiles 

Durante mucho tiempo el origen del petróleo ha sido tema de amplia discusión y origen de 

largas controversias entre los científicos que pretenden explicar su origen por medio de 

reacciones químicas en el interior de la corteza terrestre, a partir de compuestos 

inorgánicos, y los que propugnaban su origen orgánico, a partir de restos animales o 

vegetales incorporados a las rocas sedimentarias.  

En resumen, hay dos teorías, aunque la más extendida es la “Teoría Biótica”, según la cual 

cuando los organismos mueren y se descomponen comienza la transformación de las 

biomoléculas en hidrocarburos, un proceso que requiere altas presiones y temperaturas 

muy elevadas ejercidas durante millones de años, lo que se conoce con el nombre de 

“craqueo” natural. Cuando los organismos se han acumulado en volúmenes suficientes, se 

forman depósitos o yacimientos de petróleo y gas. Las rocas sedimentarias, que se 

generaron en ambientes acuáticos como lagos y océanos, son las más propensas a la 

formación, migración y acumulación de hidrocarburos entre sus granos.  

A través del tiempo medido a escala geológica y con ayuda del calor generado en las 

entrañas de la Tierra y de las presiones acumuladas sobre ellas, las biomoléculas más 

grandes se rompen para formar compuestos menos pesados de naturaleza líquida, como 

el petróleo, o gaseosa, como el gas natural. Como regla general, cuanto menores son la 

temperatura y la profundidad en las que se generó, más pesado será el hidrocarburo 

formado, de manera que la zonación lógica indica que encontraremos los yacimientos de 

gas a profundidades mayores que las que almacenan hidrocarburos líquidos como el 

petróleo (véanse las entradas “Formación de los hidrocarburos” y “Querógeno”).  

Algunos científicos apoyan la hipótesis del origen abiogenético del petróleo y sostienen que 

en el interior de la tierra existen hidrocarburos de origen estrictamente abiogenético. Los 

químicos Marcellin Berthelot y Dimitri Mendeleiev, así como el astrónomo Thomas Gold 

llevaron adelante esta teoría en el mundo occidental al apoyar el trabajo de Nikolai 

Kudryavtsev en la década de 1950. Actualmente, esta teoría es apoyada principalmente 

por Kenney y Krayushkin. La hipótesis del origen abiogenético del petróleo es muy 
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minoritaria entre los geólogos aunque, puestos a la defensiva y en franca retirada, quienes 

la sostienen dicen que se trata de "una cuestión todavía abierta".  

La extensiva investigación de la estructura química del querógeno ha identificado a las 

algas como la fuente principal del petróleo. La hipótesis del origen abiogenético no puede 

explicar la presencia de marcadores biológicos (clorofilas, colesterina, porfirinas) y de 

haberse encontrado ciertas bacterias asociadas al querógeno y al petróleo, así como no 

puede explicar su origen inorgánico a presiones y temperaturas suficientemente altas para 

convertir el querógeno en grafito.  

La hipótesis tampoco ha tenido mucho éxito para ayudar a los geólogos a descubrir 

depósitos de petróleo, debido a que carece de cualquier mecanismo para predecir dónde 

podría ocurrir el proceso. Más recientemente, los científicos del Carnegie Institution for 

Science han descubierto que el etano y otros hidrocarburos más pesados pueden ser 

sintetizados bajo las condiciones del manto terrestre superior, lo que ha resucitado 

(moderadamente) la polémica.  

Over the Counter (OTC) 

Un mercado OTC es un mercado paralelo, extrabursátil, no regulado al que también se 

denomina “mercado de contratos a medida”, en el que se negocian instrumentos 

financieros (acciones, bonos, materias primas, hipotecas y sus derivados, etcétera) 

directamente entre las partes. Este tipo de negociación se realiza fuera del ámbito de los 

“mercados organizados” o “regulados” cuyo ejemplo más típico son las bolsas de valores.  

Parafinas 

Nombre común de un grupo de hidrocarburos alcanos de fórmula general CnH2n+2, donde n 

es el número de átomos de carbono. La molécula simple de la parafina proviene del 

metano, CH4, un gas a temperatura ambiente; en cambio, los miembros más pesados de la 

serie, como el octano C8H18, se presentan como líquidos. Las formas sólidas de parafina, 

llamadas cera de parafina, provienen de las moléculas más pesadas C20 a C40. 

Generalmente se obtienen del petróleo, de las lutitas bituminosas o del carbón. También 

se pueden obtener mediante el craqueo térmico del petróleo. 

La cera pura de parafina es un muy buen aislante eléctrico, y un material excelente para 

almacenar calor. Esta característica es aprovechada en la modificación de placas de 

material de construcción, como las de cartón yeso; la parafina es vaciada o inyectada en la 

placa, donde se derrite durante el día, absorbiendo calor, y se solidifica después, durante 

la noche, liberando calor. La cera se expande considerablemente cuando se derrite, y ello 

se utiliza en la fabricación de termostatos para uso industrial o doméstico y especialmente 

en automóviles. La parafina sólida tiene varias otras aplicaciones. Se utiliza para fabricar 

papel parafinado para empacar alimentos y otros productos; para fabricar papel carbón; 

para impermeabilizar tapas de corcho o plástico, maderas, municiones; como aislante en 

conductores eléctricos; para fabricar lápices grasosos, bujías y múltiples artículos. 

La parafina líquida es una mezcla de alcanos más pesados que se utiliza a menudo en la 

espectroscopia infrarroja, pues tiene un espectro IR relativamente sencillo. La parafina 

líquida medicinal se utiliza para ayudar al movimiento de intestino en las personas que 

sufren el estreñimiento crónico; pasa a través del tubo digestivo sin ser asimilada por el 

cuerpo, pero limita la cantidad de agua excretada. En la industria alimentaria, donde puede 

ser llamada "cera", es utilizada como lubricante en mezclas mecánicas, aplicado a los 

moldes de hornear para asegurarse de que los panes o tortas sean fácilmente extraíbles 
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de los moldes una vez completada la cocción. También se aplica como una capa sobre la 

fruta u otros artículos que requieren un aspecto "brillante" para la venta. 

Pentanos plus 

Son una mezcla de hidrocarburos líquidos a temperatura y presión ambiente, que 

consisten principalmente en pentanos (cadenas de cinco átomos de carbono) pero también 

de hidrocarburos de mayor número de carbonos. Los pentanos plus incluyen el pentano 

normal, el isopentano, el hexano-plus (gasolina natural) y los condensados operacionales. 

Perforaciones (pozos) horizontales y verticales 

Ver “Fracking: Antecedentes y cronología”. 

Permeabilidad y porosidad 

 

Figura 38. Porosidad y permeabilidad.  

Fuente: elaboración propia. 

La permeabilidad se refiere a la capacidad de un fluido para pasar a través de un sólido y 

la porosidad a la proporción de espacio vacío que queda entre los granos sólidos que 

componen una roca. Para tener una imagen de un yacimiento, lo más apropiado es tener 

en mente una esponja, una naranja o un limón, tres cuerpos aparentemente sólidos, pero 

que con la presión ejercida al exprimirlos liberan el líquido que contienen. Otra imagen 

apropiada es la de un cubo con arena. Cuando se vierte agua en su interior, el líquido 

aparentemente desaparece, pero en realidad está allí, rellenando los microporos vacíos 

que quedan entre los granos de arena. De hecho, si vertemos agua en cantidad suficiente, 

el líquido acabará por colmatar todos los poros y el agua se encharcará en superficie o, de 

aumentar el vertido, acabará por rebosar del cubo. De forma similar, los hidrocarburos 

líquidos o gaseosos rellenan los poros de las rocas que los almacenan. Dependiendo del 

tipo de roca, los poros serán más o menos abundantes y, cuanto más abundantes sean, 

mayor será su capacidad de almacenar hidrocarburos. Se habla entonces de porosidad, 

que puede ser alta o baja según el tipo de roca.  

No es exactamente lo mismo porosidad que permeabilidad, porque esta característica de 

cualquier material, en nuestro caso de una roca, se refiere a la capacidad que tiene para 

permitir que lo atraviese un fluido sin alterar su estructura interna. Se dice que un material 

es permeable si deja pasar a través de él una cantidad apreciable de fluido en un tiempo 

dado, e impermeable si la cantidad de fluido es despreciable. La velocidad con la que el 
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fluido atraviesa el material depende de tres factores básicos: la porosidad del material; la 

densidad del fluido considerado, a su vez afectada por su temperatura, y la presión a que 

esté sometido el fluido. Naturalmente, para ser permeable un material o presenta fracturas 

o tiene que ser poroso, es decir, debe contener espacios vacíos que le permitan absorber 

fluido, pero además, tales espacios deben estar interconectados para que el fluido 

disponga de vías para pasar a través del material. 

Petróleo 

Fuente natural de hidrocarburos saturados que en su estado bruto o crudo es un líquido 

oleoso, menos denso que el agua en la que sobrenada, de olor acre sui géneris y de color 

variable desde el ámbar al negro; algunas variedades rojas, pardas o anaranjadas suelen 

aparecer verdosas por reflexión. Se encuentra en la naturaleza impregnando 

determinadas-rocas sedimentarias de gran porosidad, normalmente a presión elevada, por 

lo que tiende a salir a la superficie, donde aparece rezumando sobre las rocas, a las que 

frecuentemente confiere un color negro y un aspecto grasiento. 

Consiste en una mezcla compleja de hidrocarburos de todas clases, desde los de menor 

número de átomos de carbono hasta los más elevados. En esa mezcla hay hidrocarburos 

líquidos, que forman la parte principal y otros gaseosos, especialmente metano, acetileno y 

butano, que se suelen encontrar almacenados en el subsuelo a enorme presión, y 

finalmente sólidos, asfaltos y betunes, disueltos en los hidrocarburos líquidos, que son los 

únicos que quedan impregnando las rocas superficiales, cuando los demás, mucho más 

volátiles, se disipan en la atmósfera. En el petróleo natural, además de los hidrocarburos 

existen nitrógeno, azufre y oxígeno. Como elementos trazas hay vanadio, níquel, cobalto y 

molibdeno. Se encuentran, además, colesterina y ciertos derivados de la clorofila y de las 

heminas (porfirinas). Como consecuencia de la presencia de estos compuestos orgánicos, 

además de los hidrocarburos, el petróleo presenta polarización rotatoria, lo cual nos revela 

claramente que se trata de un compuesto de origen biogénico formado a partir de restos 

de animales y vegetales (véase la entrada “Origen de los combustibles fósiles”). 

La estructura molecular de los hidrocarburos está relacionada con su origen. Por ejemplo, 

mientras el petróleo americano convencional está formado casi exclusivamente por 

parafinas, es decir por hidrocarburos de cadena abierta o alifáticos; el petróleo ruso del 

Cáucaso contiene más del 80% de hidrocarburos cíclicos del tipo naftenos (ciclopentano, 

metilciclopentano y ciclohexano, especialmente); los petróleos indonésicos están 

constituidos por hidrocarburos bencénicos, aromáticos, con seis atómos de carbono en 

cadena cerrada y no saturados. Los petróleos centroeuropeos son de tipo mixto, porque en 

su composición intervienen tanto hidrocarburos alifáticos como aromáticos.  

La formación del petróleo a partir de la materia orgánica acumulada en los sedimentos es 

el resultado de una serie de factores que, al actuar conjuntamente, originan hidrocarburos. 

Estos factores son de tres categorías: biológicos, fisicoquímicos y geológicos. La materia 

orgánica acumulada en los sedimentos puede tener dos orígenes distintos: por una parte, 

la aportada por los ríos, procedente de los continentes (humus, organismos muertos y 

restos del petróleo o materiales bituminosos expuestos a la erosión), que puede llegar a 

ser superior al 50% del total, y por otra parte, la acumulación de organismos marinos, que, 

al morir, caen al fondo y se incorporan a los sedimentos. Este aporte suele ser el más 

importante, principalmente de organismos planctónicos (véase “Plancton”). 

La transformación de la materia orgánica (proteínas y grasas, principalmente) en petróleo, 

consiste a grandes rasgos en un aumento de la proporción C/N; enriquecimiento en 

carbono (C) y en hidrógeno, y empobrecimiento en oxígeno y nitrógeno (N), que se consigue 
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en ambientes reductores, de potencial Red-Ox muy bajo, donde pueden vivir las bacterias 

anaerobias que inician las transformaciones de la materia orgánica, cuya actividad hace 

decrecer aún más dicho potencial. No se conocen con exactitud las diversas etapas de 

esta transformación porque el proceso no ha podido aún reproducirse completamente en 

el laboratorio, pero se supone que, en una primera etapa, las fermentaciones bacterianas 

anaerobias descomponen la materia orgánica acumulada, originando los sapropeles, 

cienos de color oscuro y olor pútrido, que posteriormente originan el querógeno (véase esta 

entrada) y los hidrocarburos más densos. En una segunda etapa, a mayor profundidad por 

la acumulación de nuevos sedimentos tiene lugar la transformación de estos compuestos 

en auténtico petróleo, sin que ya intervenga la acción bacteriana, que se sustituye por 

ciertos catalizadores naturales. Las diferencias de composición del petróleo, en distintos 

yacimientos, y en distintas regiones, es muy probable que sean debidas más bien al 

proceso relacionado con su evolución posterior, que a su mismo origen. 

En cuanto a los factores fisicoquímicos, para la formación del petróleo no se precisan 

grandes presiones ni elevadas temperaturas. Se ha calculado que la presión a que ha 

estado sometido no excede de 175 Kg/cm2, que más bien debe corresponder a la presión 

necesaria para su expulsión de la roca donde se formó y su emigración a la roca almacén. 

La temperatura de formación del petróleo ha debido ser del orden de los 100 °C; existe un 

valor máximo de 200 °C, en que las porfirinas se descomponen, y otro máximo de 300° C, 

a cuya temperatura los gases asociados al petróleo son inestables y se destruyen. En el 

proceso de formación del petróleo es fundamental el valor del potencial Red-Ox, puesto 

que con valores bajos se favorece la transformación de la materia orgánica en 

hidrocarburos mediante los procesos bacterianos anaerobios. En la transformación del 

petróleo, posterior a la formación de los primeros compuestos hidrocarburos, actúan 

diversos litocatalizadores, entre los que se cuentan los minerales de la arcilla y, de forma 

muy especial, la montmorillonita, ya que de su presencia en las rocas de los yacimientos 

petrolíferos se ha demostrado que depende la calidad del petróleo acumulado. 

Son varios los factores geológicos que condicionan la formación de petróleo, aunque quizá 

el más importante sea la existencia de una cuenca sedimentaria de grandes dimensiones 

en la que se pueda desarrollar el ciclo sedimentario completo. Dentro de esa cuenca es 

necesario que, en algún momento de su evolución, se forme un profundo surco subsidente 

que permita la acumulación de gran cantidad de sedimentos y que proporcione el 

ambiente anaerobio necesario para la conservación de la materia orgánica. Esta etapa 

subsidente suele coincidir con la inmediatamente anterior a la fase evaporítica, evaporitas 

que posteriormente servirán como rocas de cobertera. La profundidad que se ha calculado 

oscila entre los 750 y 2.800 m., que más que corresponder directamente a la profundidad 

de formación, parece ser la necesaria para que al continuar el proceso de subsidencia el 

petróleo emigre hacia los bordes de la cuenca. Estas zonas de subsidencia suelen estar 

relacionadas con antiguas zonas de fracturas, particularmente las situadas en los bordes 

de la cuenca, lo que produce una subsidencia diferencial entre ambos bordes y que los 

futuros yacimientos se presenten relacionados precisamente con esas zonas de fractura 

antiguas. 

En cuanto a la edad, el petróleo no aparece ligado a uno o varios sistemas particulares de 

la escala geológica, habida cuenta de que se han encontrado y explotado yacimientos 

petrolíferos en rocas desde el Cámbrico hasta el Cuaternario. Sin embargo, se observa que 

los sistemas postorogénicos son más prolíferos, hecho que se interpreta como que 

probablemente las orogenias producen una reactivación de las condiciones favorables 

para la formación de petróleo. 

La existencia de petróleo en una determinada serie estratigráfica es causa de que esta 
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serie se denomine desde entonces "serie petrolífera”. Cuando una compañía petrolífera 

está investigando una región centra su atención en las series petrolíferas definidas en la 

zona y  presta menor atención a las demás series estratigráficas o no petrolíferas, que sólo 

tienen interés para establecer el marco geológico regional. Lógicamente, una serie 

petrolífera debe comprender estratos donde se hayan podido generar hidrocarburos, las 

llamadas "rocas madres"; estratos donde se haya podido almacenar el petróleo, es decir, 

"rocas almacén"; y capas impermeables superpuestas al conjunto, que impidan el 

desplazamiento del petróleo hacia la superficie, donde se disiparía: las rocas de cobertura 

o cobertera, rocas tapadera o rocas sello. Para que exista un yacimiento petrolífero 

convencional es necesario que en la serie estratigráfica existan estos tres tipos, ya que si 

faltase alguno de ellos no se formó petróleo, o bien no pudo almacenarse por no existir 

rocas adecuadas, o se perdió al salir a la superficie por no haber encontrado un cierre 

adecuado que hubiera impedido su fuga. 

Se considera como roca madre del petróleo toda roca formada en condiciones adecuadas 

para haber podido generar hidrocarburos. Se trata, por lo general, de rocas de textura muy 

fina, como lutitas, margas o calizas muy finas, que contienen un elevado porcentaje de 

materia orgánica (en parte hidrocarburos densos que no fueron expulsados a las rocas 

almacén y en parte los residuos orgánicos que quedan después de su transformación en 

petróleo), y por consiguiente son muy oscuras o negras y fétidas; se formaron en ambiente 

reductor, que favorece la conservación de la materia orgánica, evitando su oxidación y 

proporcionando las condiciones adecuadas para su transformación posterior en 

hidrocarburos. Este ambiente reductor viene atestiguado por la presencia de minerales 

típicos de ese ambiente, de los cuales el más común es la pirita. 

Las rocas almacén son las que presentan características adecuadas para la acumulación 

del petróleo. Sus características más importantes son la permeabilidad y la porosidad 

(véase la entrada). El ejemplo más común de roca porosa y permeable, que además, forma 

la mayoría de los almacenes de petróleo del mundo, son las areniscas de diversos tipos, en 

las que los granos de arena presentan intersticios comunicados entre sí, capaces de 

almacenar fluidos. Entre las rocas impermeables, tenemos como casos extremos, las 

lutitas y la piedra pómez, que a pesar de ser muy porosas (pueden llegar a tener hasta un 

90 por 100 de poros en volumen), son impermeables, bien sea por la extremada pequeñez 

de los poros de las lutitas, o porque los poros de la piedra pómez no están comunicados 

entre sí, por lo que no dejan pasar los fluidos a través de su masa.  

Otros tipos de rocas-almacén son ciertas calizas detríticas, formadas por la acumulación de 

restos esqueléticos de invertebrados; en otros casos se trata de microbrechas calcáreas, 

calcarenitas, calizas oolíticas y calizas recifales, que poseen una elevada porosidad. Y en 

último término, cualquier roca que aunque fuera originariamente impermeable, haya 

sufrido un proceso secundario que la haya transformado en porosa: fracturación, 

disolución parcial, cambios mineralógicos, etcétera.  

Las rocas de cobertera son aquellas que por su escasa permeabilidad no permiten el paso 

del petróleo y sirven como sello a su migración o desplazamiento. No es necesario que 

carezcan totalmente de porosidad, pues como se dijo anteriormente, las lutitas que 

constituyen una de las rocas de cobertera más comunes, son también porosas; pero basta 

simplemente con que la roca a través de la cual está circulando el petróleo pierda 

paulatinamente su permeabilidad por reducción del tamaño de los poros hasta un tamaño 

capilar o inferior para que el petróleo no sea capaz de franquearlo y quede detenido. Entre 

los tipos más comunes de rocas sello están, además de las lutitas, las margas y las calizas 

arcillosas muy finas, y toda la serie de las evaporitas, entre las cuales las más comunes 

son la sal y la anhidrita. 
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El estudio de las rocas de cobertera es muy importante, porque son las que determinan la 

posibilidad de que una determinada región no sólo contenga petróleo, sino que éste 

aparezca acumulado y conservado. En muchos casos. el hecho de que no aparezcan 

nuevos campos petrolíferos en una determinada zona de la región que se está 

investigando está condicionado por la pérdida de las características adecuadas en las 

rocas de cobertera. 

Cuando las rocas madre en las que se formó el petróleo sufren presiones orogénicas, o 

simplemente cuando alcanzan regiones cada vez más profundas de la corteza terrestre, la 

presión a que están sometidas provoca que los hidrocarburos acumulados en ellas, por la 

acusada movilidad causada por su estado líquido, se desplacen a través de rocas 

suficientemente permeables, por planos de estratificación, por fracturas o por otras 

estructuras geológicas, hacia otras regiones más superficiales en las que la presión sea 

menor. La migración del petróleo a través de las rocas que forman la corteza terrestre no 

termina hasta que sale a la superficie, donde se disipan los hidrocarburos más volátiles, 

quedando los componentes sólidos, los materiales bituminosos, impregnando las rocas 

superficiales o rezumando de ellas gota a gota. Estas manifestaciones superficiales del 

petróleo se conocen desde hace siglos porque los escapes de hidrocarburos inflamables 

habían llamado poderosamente la atención de la mayoría de los pueblos antiguos, que les 

atribuían propiedades curativas o los utilizaban como combustible del fuego sagrado de 

sus templos. 

Si durante el proceso de migración del petróleo a través de rocas porosas se encuentra con 

un obstáculo, generalmente por pérdida de permeabilidad, tiende a acumularse y a 

constituir un yacimiento petrolífero. La zona donde se ha producido esa pérdida de 

permeabilidad constituye la llamada trampa petrolífera, que se define como toda anomalía 

geológica, de origen tectónico o litológico, que da al techo del almacén (zona donde 

desaparece la porosidad y la permeabilidad) una forma cóncava hacia la base. 

Como se discute en la entrada “Convencional y no convencional”, para la explotación de 

los yacimientos petrolíferos o gasísticos no convencionales no es necesario que se forme 

una trampa petrolífera. Para una descripción más completa de la formación del petróleo y 

el gas, véase la entrada “Formación de los hidrocarburos”. 

El crudo de petróleo obtenido en los yacimientos sean estos convencionales o no 

convencionales (véase la entrada “Convencional y no convencional”) se lleva hasta las 

refinerías donde se somete a una destilación fraccionada para dar fracciones de empleo 

industrial, formadas por un número muy reducido de hidrocarburos. En algunas refinerías 

la división en fracciones se lleva a cabo utilizando la distinta densidad de las substancias 

integrantes. Ordenados desde más ligeros (cadenas más cortas) a más pesadas (cadenas 

más largas), los principales productos de la destilación del crudo de petróleo son: 1.- Gases 

(metano, butano, propano, pentanos hasta heptanos; destilan entre 35-90 ºC). 2.- Gasolina 

o bencina (heptanos a nonanos; destila entre 70 y 200 ºC. 3.- Queroseno y gasoil (decanos 

a hexadecanos; destilan entre 301 y 375º C). 4.- Aceites lubricantes, vaselinas, parafinas, 

bitumen o alquitrán de petróleo y cok de petróleo (cadenas desde C20H12 en adelante; 

destilan por encima de 300 ºC en forma semisólida). 

Los seres humanos conocen los depósitos superficiales de petróleo crudo desde hace 

miles de años y desde los albores de la civilización hacían con él lo que hacían los indios 

norteamericanos cuando llegaron los primeros colonos europeos: usarlo como un ungüento 

medicinal. Durante mucho tiempo se emplearon para fines limitados, como el calafateado 

de barcos, la impermeabilización de tejidos o la fabricación de antorchas. En el 

Renacimiento, el petróleo de algunos depósitos superficiales se destilaba para obtener 
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lubricantes y productos medicinales, pero la auténtica explotación del petróleo no comenzó 

hasta el siglo XIX. 

Cuando comenzó a utilizarse masivamente después de la Revolución Industrial, la principal 

demanda era de queroseno que se consumía para lámparas (quinqués) y estufas, y se 

despreciaban, por lo general, las fracciones más ligeras. Al introducirse el uso del gas y de 

la electricidad disminuyó la demanda de queroseno y, como al mismo tiempo, fue 

aumentando la necesidad de combustible para motores, fueron cambiándose los límites de 

temperatura de la fracción de gasolina, incluyéndose en ella una parte del producto que 

venía antes incluido en la fracción de queroseno. La creciente demanda de gasolina obligó 

a recurrir a un método por el que algunas de las moléculas más pesadas, de elevado punto 

de ebullición, comprendidas dentro de los límites del gasoil, se transforman en otras más 

ligeras con puntos de ebullición más bajos comprendidos dentro de los límites de la 

gasolina. 

Cuando las fracciones más altas se calientan bajo presión, las moléculas grandes se 

rompen en otras más pequeñas disminuyendo correspondientemente el punto de 

ebullición. Este proceso se denomina craqueo (ver esta entrada) y mediante él, 

actualmente en presencia de catalizadores, se obtiene gasolina en vez de gasoil, menos 

volátil. El calentamiento se lleva a cabo bajo presión para impedir que el producto hierva. 

Se emplean temperaturas hasta de 500 °C y presiones de hasta de 15 atmósferas.  

Además de los numerosos productos que pueden separarse del petróleo, en la actualidad 

se obtienen también a partir de él y por métodos químicos un gran número de sustancias. 

El craqueo de distintas fracciones del petróleo da lugar a la formación de nuevas 

sustancias que por hidrogenación, cloración, polimerización, sulfonación y otros procesos 

pueden transformarse en muchos otros compuestos. Por ejemplo, los pentanos isómeros 

existentes en el gas natural pueden clorarse formando cloruro de amilo que mediante una 

base se transforma en alcohol amílico, disolvente de gran valor en la obtención de lacas de 

nitrocelulosa. A partir del propileno, por acción del ácido sulfúrico e hidrólisis del sulfato 

formado, se obtiene alcohol isopropilico, de grandes posibilidades de empleo. 

Análogamente se obtienen el alcohol etílico y los alcoholes butílicos, muy usados también 

como disolventes. La glicerina puede obtenerse mediante cloración regulada del propileno, 

seguida de hidrólisis. A partir del hexano normal y del heptano, por deshidrogenación 

catalítica se obtienen benceno y tolueno, base este último del trinitrotolueno, trilita, TNT, 

un alto explosivo. Centenares de productos importantes como caucho sintético, plásticos, 

drogas, detergentes, disolventes, explosivos, insecticidas y fungicidas, resinas, aceites 

secantes, refrigerantes y otros muchos se obtienen a partir del petróleo y del gas natural 

(vease la entrada “Derivados del petróleo”).  

Petróleo asociado 

Véase “Gas asociado”. 

Petroquímica 

La petroquímica es la industria dedicada a obtener derivados químicos del petróleo y de los 

gases asociados. Los productos petroquímicos incluyen todas las sustancias químicas que 

pueden obtenerse de ellos, como fertilizantes, pesticidas y herbicidas, resinas, poliuretano, 

cetaldehidos para perfumería y saborizantes, asfalto, pinturas, fibras sintéticas y distintos 

plásticos, entre muchos otros artículos de uso cotidiano, forman parte de la producción 

petroquímica.  
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Pie cúbico 

En el sistema anglosajón, es una unidad de volumen que equivale al volumen de un cubo 

de un pie (0,3048 m) de lado. En el sistema métrico equivale a 28,316846592 litros o 

decímetros cúbicos. 

Pirólisis 

La descomposición térmica de la materia a elevada presión y altas temperaturas (más de 

40 °C) en ausencia de aire. El producto final de la pirólisis es una mezcla de sólidos (char 

en la jerga petrolífera), líquidos (aceites oxigenados), y gases (metano, monóxido de 

carbono, y dióxido de carbono) en proporciones determinadas por la temperatura, la 

presión, el contenido de oxígeno y otras condiciones de la operación. 

Pizarras bituminosas 

 Véanse las entradas “Rocas metamórficas y metamorfismo”, y “Rocas bituminosas”. 

Plancton 

El plancton está formado por los organismos, generalmente microscópicos, animales y 

vegetales, tales como foraminíferos, radiolarios, flagelados, infusorios, algas unicelulares, 

formas larvarias de numerosos animales marinos, etcétera, que flotan en el agua del mar y 

son arrastrados pasivamente por las corrientes y el oleaje. Para tener una idea cabal de la 

importancia que tiene el plancton, piénsese que, por ejemplo, constituye la base de la 

cadena trófica oceánica, de la que, por citar un ejemplo, se alimentan exclusivamente las 

ballenas. El plancton marino es muy sensible a los cambios físicos del agua del mar: 

salinidad, temperatura, presencia de materiales terrígenos (arcilla, principalmente), o a la 

existencia de ciertas sustancias segregadas por los mismos componentes del plancton, 

especialmente los flagelados, que en determinadas circunstancias proliferan 

increíblemente en algunas regiones marinas. Los cambios de salinidad en el agua del mar 

se producen, sobre todo, en las desembocaduras de los grandes ríos por el enorme aporte 

de agua dulce que allí tiene lugar. Los cambios de temperatura se originan casi siempre en 

los puntos de confluencia de dos corrientes marinas a distinta temperatura; en estos sitios 

se ha comprobado cómo mueren masas ingentes de organismos planctónicos que eran 

arrastrados por ambas corrientes. Cuando los flagelados invaden por trillones ciertas 

regiones del mar, segregan sustancias que materialmente envenenan el agua del mar, 

provocando la muerte no sólo de los demás componentes del plancton, sino también de los 

peces y demás animales marinos que habitaban la zona marina invadida por los 

flagelados. Este fenómeno ha podido comprobarse en ciertas bahías y regiones costeras, y 

se conoce a veces con el nombre de "purgas" del mar, que están en el origen de buena 

parte de los yacimientos petrólíferos. 

Potencial de Calentamiento Global (PCG) 

El Potencial de Calentamiento Global (PCG) es utilizado para medir la capacidad que tienen 

diferentes gases de efecto invernadero en la retención del calor en la atmósfera. El dióxido 

de carbono (CO2) es la base para todos los cálculos (PCG = 1). Cuanto más alto sea el PCG 

que produce un gas, mayor será su capacidad de retención calorífica en la atmósfera y 

cuanto más altos sean los índices de PCG en la atmósfera más rápido se producirá el 

cambio climático (IPCC, 2013). Los hidrofluorocarbonos (HFCs), perfluorocarbonos (PFCs) y 

el hexafluoruro de azufre (SF6) son los gases que más contribuyen al calentamiento global. 
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Muchos de estos gases son 1.000, 10.000 o hasta 20.000 veces más poderosos que CO2 

en su capacidad para capturar el calor que posteriormente queda atrapado en la 

atmósfera por miles de años. A medida que transcurre el tiempo, los PCG de los gases que 

producen el efecto invernadero van disminuyendo en su influencia, debido a que la 

radiación solar destruye sus moléculas. El metano, el principal constituyente del gas 

natural, tiene un PCG de 62 a 20 años y de 23 a 100 años. 

Precios del petróleo 

 

Figura 39. Evolución histórica de los precios del petróleo entre 1861 y 200725.  

La formación de precio del crudo ha evolucionado con el tiempo. Antes de la “Era OPEP” y 

después de la Segunda Guerra Mundial, los precios eran fijados por las compañías 

productoras dominantes, bautizadas por Enrico Mattei como las “Siete Hermanas”; eran 

los llamados posted prices. Los vendedores notificaban a los compradores su disposición a 

vender cierta cantidad de petróleo a un precio determinado o precio publicado. Las “Siete 

Hermanas”, que controlaban en torno al 85% del mercado mundial de reservas de 

petróleo, eran las siete compañías que dominaron la industria petrolífera desde mediados 

de la década de de 1940 hasta la década de 1970: Anglo-Persian Oil Company (ahora BP), 

Gulkf Oil, Standard Oil de California (Socal), Texaco (ahora Chevron), Shell, Esso y Exon 

Mobil.  

A mediados de la década de los setenta ocurrieron dos cosas: Estados Unidos dejó de ser 

el primer productor de petróleo del mundo y asistió al comienzo del declive de su 

producción petrolífera, tal y como había pronosticado Hubbert (1949); el segundo 

acontecimiento fue un cambio en la estructura del mercado internacional del petróleo.  

Hay un aspecto clave por el cual el petróleo llegó a ser un producto económico 

fundamentalmente diferente en el siglo XX. En el siglo XIX, el valor del petróleo derivaba 

principalmente de su utilidad para la fabricación de productos para el alumbrado. 

Conforme avanzó el siglo XX, la iluminación eléctrica sustituyó progresivamente a los 

alumbrados a base de carburantes al tiempo que el petróleo adquiría una importancia 

creciente para suministrar calor y energía comercial e industrial así como para el 

transporte, primero para los ferrocarriles y más tarde para los automóviles. En Estados 

Unidos las matriculaciones de vehículos de motor aumentaron desde 0,1 vehículos por 

cada 1.000 habitantes en 1900 a 87 en 1920 y a 816 en 2008. El peso del petróleo en el 

PIB creció en consecuencia: En 1900, los Estados Unidos produjeron 63,6 millones de 

barriles de petróleo. A un precio promedio de 1,19 dólares por barril, son 75,7 millones de 

dólares, que representaban sólo el 0,4% del PIB de ese año, estimado en 18.700 millones. 

En comparación, en 2008, los Estados Unidos consumen 7100 millones de barriles de 

                                                      

25 Fuente: Modificada de http://commons.wikimedia.org/wiki/File:Oil_Prices_1861_2007-es.svg. 
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petróleo a un precio promedio de 97,26 dólares por barril, que tienen un valor económico 

de 692.000 millones, el 4,8% del PIB (Hamilton, 2011). 

Además de la importancia cada vez mayor en términos de valor económico directo, el 

petróleo llegó a convertirse en una parte integral de muchos otros sectores económicos 

clave, tales como la fabricación y venta de automóviles que llegaría a ser un factor 

importante en los ciclos económicos de después de la II Guerra Mundial. Estados Unidos 

siempre ha sido el mayor consumidor mundial de petróleo y se mantuvo como el mayor 

productor mundial de petróleo hasta 1974, cuando fue superado por la Unión Soviética. 

Después de la Segunda Guerra Mundial, los precios en todo el mundo se referían en 

relación al petróleo del Golfo de México (Adelman, 1972), por lo que la Comisión de 

Ferrocarriles de Texas (TRC) se convirtió en un participante clave en el mercado mundial 

del petróleo. La TRC era un organismo regulador surgido de la Gran Depresión en un país 

que ya había superado el primer agotamiento de sus yacimientos de petróleo a finales del 

siglo XIX. 

En 1890, la producción de petróleo de Pensilvania y Nueva York era cinco veces mayor de 

lo que había sido en 1870. En la última década del siglo XIX se produjo el agotamiento de 

la fructífera producción de los campos originales. La producción anual de Pensilvania se 

redujo en 14 millones de barriles entre 1891 y 1894 y, de hecho, incluso con las técnicas 

de recuperación más avanzadas que se emplearon muchas décadas más tarde, nunca 

volvió a alcanzar los niveles productivos de 1891.  

Sin embargo, el agotamiento de esos yacimientos fue sobradamente compensado por los 

grandes descubrimientos en Texas, California y Oklahoma. El exceso de la oferta y la caída 

de la demanda provocada por la Gran Depresión fueron la causa de la caída de los precios: 

en 1931, el precio del petróleo había descendido un 66% con respecto a su valor en 1926. 

Estados Unidos emergió de la Gran Depresión con algunos cambios profundos en el grado 

de supervisión gubernamental de la economía. La industria petrolífera no fue una 

excepción. 

La industria inicialmente se había guiado por la regla de la captura, lo que resultó en una 

carrera caótica de los productores para extraer el petróleo de los pozos en los terrenos 

adyacentes a los que ya producían. Por ejemplo, un yacimiento de petróleo en Spindletop, 

Texas en 1901, no tardó en ser explotado por más de un centenar de diferentes empresas 

(Yergin, 1991), con más de 3 pozos por acre (Williamson et al., 1963). Este tipo de 

desarrollo era una demostración del problema clásico en economía de la tragedia de los 

recursos comunes porque se extraía mucho menos crudo de lo que se hubiera podido 

extraer con una mejor gestión del yacimiento. De eso se encargarían los organismos 

reguladores estatales y federales.  

A nivel estatal los principales protagonistas fueron la TRC y su equivalente jurisdiccional la 

Comisión de Corporaciones de Oklahoma. El poder de los estados se complementaba a 

nivel federal por las disposiciones de la Ley de Recuperación Industrial Nacional de 1933 y 

con la Ley Connally de Petróleo de 1935. De las agencias estatales la más importante era 

la TRC, porque Texas representaba el 40% del petróleo crudo producido en Estados Unidos 

entre 1935 y 1960. El lema de la TRC era "evitar el derroche", lo que desde el principio se 

tradujo en intentar equilibrar las legítimas intenciones de los empresarios para aumentar la 

eficiencia productiva y el objetivo económico más controvertido de restringir la producción 

con el fin de evitar el exceso de oferta y esquilmar los yacimientos garantizando además 

que los productores recibieran un precio más alto. A medida que el sistema evolucionó, la 

TRC establecería una "tasa de eficiencia máxima" a la cual el petróleo podía extraerse de 
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un determinado pozo y, a continuación, especificaba un flujo de producción mensual 

permitido siempre a un nivel igual o inferior a la tasa de eficiencia máxima. 

Con el tiempo, las presiones de la industria hicieron mella en la TRC. A finales de 1960, la 

Comisión fue aumentando rápidamente los niveles permisibles en la producción de los 

pozos de petróleo en el estado y eliminó las restricciones por "conservación" en 1972. La 

posterior caída de la producción de los campos de Texas no se debió a la regulación 

estatal, sino a la disminución de caudales de los campos maduros. La producción de 

petróleo de los Estados Unidos en su conjunto también alcanzó su máximo en 1972, a 

pesar de los incentivos a la producción que posteriormente proporcionaron los enormes 

aumentos de precios a partir de 1973 y la explotación de los gigantescos yacimientos 

petrolíferos de Alaska en la década de 1980. 

Cuando la producción estadounidense entró en declive, el petróleo de Oriente Medio se 

encargó de llenar el vacío. Se produjo entonces la transición desde un mercado petrolero 

mundial centrado en el Golfo de México a uno centrado en el Golfo Pérsico con la OPEP 

como protagonista. En esos años algunos gobiernos comenzaron a reclamar participación 

accionarial en las compañías concesionarias o estas fueron completamente 

nacionalizadas. Así nació el Oficial Selling Price (OSP) o Government Selling Price (GSP), un 

sistema de precios que estuvo vigente hasta 1985 y que implicaba el establecimiento de 

un precio de referencia por parte de la Conferencia de Ministros de la OPEP. A partir del 

precio fijado para el petróleo de tipo Árabe Ligero, el resto de los miembros ajustaban el 

precio de su crudo dependiendo de su calidad y situación geográfica. Esto es, el OSP de un 

crudo de la OPEP era el precio de referencia (Árabe Ligero) al que se sumaba o restaba un 

diferencial. 

La producción fuera de la OPEP creció considerablemente de mediados de los setenta a 

mediados de los ochenta. La nueva producción de Rusia, Canadá, Mar del Norte y México 

necesitaba a su vez de un sistema de precios para poder exportar su creciente producción. 

La nueva oferta de petróleo encontró en el mercado internacional la manera de tasar sus 

exportaciones de manera distinta a la OPEP bajo la forma de precios al contado o spot, 

forward o a plazo, y hasta por medio de fórmulas de precios establecidas de mutuo 

acuerdo de manera contractual. La fragmentación del sistema de precios dio lugar al 

intento de la OPEP por proteger su cada vez menor participación en el mercado frente a la 

entrada de los competidores no-OPEP. El fallido intento de la OPEP se llamó netback 

pricing. El resultado fue el colapso en 1986 de los precios internacionales del petróleo y 

con ello también el final del sistema netback. 

El netback era en esencia un sistema de valoración de crudos acordado entre el productor 

y refinador mediante el cual el primero garantiza un margen de ganancia al segundo. El 

valor del crudo es asignado sólo después de que los productos derivados se hayan vendido 

en el mercado de manera que el sistema garantiza un margen de ganancia al refinador. El 

valor del crudo se determina mediante el siguiente cálculo: Ingreso por venta de los 

productos menos coste de refinación, menos coste de transporte, menos margen de 

ganancia del refinador. 

Con el abandono del sistema netback nació el actual sistema de “precios de mercado”. El 

mecanismo de descubrimiento del nivel de precios de mercado se basó principalmente en 

las fuerzas de la oferta y la demanda de petróleo. En 1986, como rechazo a los precios 

netback, Pemex estableció un sistema de fórmulas de exportación para sus crudos 

basadas en precios internacionales de crudos indicadores, como WTI, WTS, LLS, ANS y 

Brent, así como de algunos productos. Al final, los precios del petróleo al contado se fijan 
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mediante la valoración de un indicador, generalmente el WTI (mercado americano) o el 

Brent (mercado europeo). 

El sistema de los indicadores tiene la indudable ventaja de tener un precio de referencia 

con respecto a un estándar de calidad. Hay que tener en cuenta que no es lo mismo 

adquirir un crudo fino y fácil de refinar antes de transformarlo en productos comerciales 

como la gasolina, que adquirir un crudo extrapesado, por ejemplo, costoso de refinar, lo 

que encarece el precio final del producto o reduce los márgenes de ganancias de los 

intermediarios. 

Teniendo en cuenta la enorme variedad de calidades de petróleo que existe en el mundo, 

la utilización de una fórmula permite comercializar cualquier tipo de crudo adicionando una 

recarga o aplicando un descuento al precio del marcador internacional, de acuerdo a las 

características de calidad del crudo. Además, la utilización de una fórmula para establecer 

el precio definitivo permite incorporar elementos muy propios de la entrega física como el 

riesgo de que el precio de referencia fluctúe mientras la mercancía está en transporte.  

Los precios marcadores de referencia internacional como el WTI y el Brent, al ser utilizados 

por los contratos de abastecimiento, recogen también las condiciones del mercado que se 

reflejan en la valoración de estos crudos en los mercados al contado y a futuro.  

Considerando todos estos argumentos, es importante analizar el proceso de determinación 

de los precios marcadores de referencia. En el caso del mercado de petróleo, los precios 

son determinados directamente en el mercado físico y las cotizaciones son recogidas, 

valoradas, clasificadas y difundidas por agencias como Platts y Argus Media. La utilización 

de estas valoraciones es imprescindible en mercados donde las transacciones no son 

fácilmente observables.  

Estas agencias fijan los precios basados en información de oferta y demanda que 

concluyen en transacciones, así como también con información que es recogida por su red 

de informadores distribuidos de tal manera que buscan cubrir las transacciones más 

relevantes. Pero, en realidad, estos precios recogen en gran medida la formación de 

precios en los mercados de futuros con determinadas diferencias puntuales basadas en 

cuestiones muy particulares ligadas a la entrega física del crudo y a los plazos de entrega 

de los mismos.  

Asumida la teoría de la oferta y la demanda que regula los precios, o mejor dicho, que 

debería regularlos, pasemos ahora analizar los hechos. El día en que me siento a escribir 

esta entrada, 27/09/2013, el precio de operaciones del barril Brent había sido de 108,74 

dólares USA (80,519 euros). Cada uno de los 159 litros de ese barril Brent salía a 0,506 

euros. Ese mismo día, el precio del carburante más vendido en las gasolineras españolas, 

la gasolina de 95 octanos, tenía un precio de 1,387 euros. De manera que hay una 

diferencia entre el precio por litro de gasolina 95 y el del petróleo Brent de 0,881 euros, un 

margen que parece razonable si tenemos en cuenta que el petróleo Brent se entrega FOB, 

lo que quiere decir que el comprador debe cargar con costes tales como el flete hasta el 

país consumidor, el coste de la descarga en puerto y su posterior bombeo o traslado hasta 

la refinería correspondiente.  

A estos costes hay que añadir la complejidad del proceso de refinación del petróleo y la 

infraestructura y los aditivos necesarios para procesar un barril de crudo en sus productos 

finales y, finalmente, se tiene que añadir el coste de la distribución de los combustibles 

refinados (gasolina y diésel) hasta las estaciones de servicio. Obviamente, se entiende que 

el precio de la gasolina que llega al surtidor lleva incluido no sólo todos estos costes sino 

también el margen de ganancia o comercialización de las empresas petroleras en toda esa 

cadena de procesos. Finalmente, se debe añadir el margen de comercialización de los 
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dueños o concesionarios de las estaciones de gasolina. Todos esos costes deberían estar 

incluidos en la diferencia de 0,881 euros por litro a la que antes aludía. Eso, claro está, en 

el supuesto de que pudiera hacerse una conversión litro por litro de crudo Brent a gasolina 

de 95, lo que no es así. Empezaré por esto. 

El primer punto a tomar en cuenta para entender la razón del precio de la gasolina, es 

conocer cuánta gasolina puede ser obtenida de un barril de petróleo. De un barril de 

petróleo sólo puede ser obtenida por destilación simple entre un 25 y un 30% de gasolina 

virgen o primaria. Es decir, de un barril de petróleo de 159 litros se pueden obtener por 

destilación simple unos 50 litros de gasolina. Quedan entonces 109 litros de remanente. 

Entran entonces en juego otros procesos (desintegración catalítica, polimerización, 

alquilación, isomerización y reformación) para obtener más gasolina de un barril de 

petróleo (véanse las entradas “Gasolina” y “Nafta”).  

Según la API, en el proceso de refinado petrolero la mayoría de los compuestos obtenidos 

resultan ser combustibles (las cifras son litros por barril): Gasolina (73,4); gasoil destilado, 

incluyendo el doméstico y el de automoción (39,7); queroseno para aviación (15,51); 

coque (2,2); gasoil residual destinado a uso industrial, marítimo y de generación de 

electricidad (6,4); gases licuados del petróleo (5,7); gases de refinería (6,8); asfaltos y 

breas (5,3); materias primas para petroquímicas (4,21); lubricantes (4,5); queroseno (0,8); 

otros (1,5). Nótese que el total de productos obtenidos son 10,2 litros más que los 159 

que entraron debido a los procesos de ganancias de refinería (véase esta entrada). No deja 

de ser ilustrativo el esfuerzo para obtener carburantes si se tiene en cuenta que el 

rendimiento termodinámico de un motor de combustión interna es de solo un 23%, en 

contraposición a los infinitos usos (desde fertilizantes hasta plásticos y medicinas) que 

podrían ser obtenidos de un barril de petróleo en una planta petroquímica.  

Si sumamos los litros de gasolina (73,4), los de diésel (39,7), los de queroseno para 

aviación (15,1) y hasta los combustibles residuales (6,4), obtendremos un valor de 131,5 

litros. Supongamos ahora que todos esos litros pudieran transformarse en gasolina de 95 

octanos, que ya es suponer. Puestos en surtidor, tendrían un valor de 182,18 euros (131,5 

x 1,387). En términos comerciales, la diferencia entre lo que costó el barril Brent (80,519 

euros) y los 182,18 euros obtenidos por los litros de gasolina, arroja un margen de 101, 

661 euros, lo que parece un negocio más que razonable.  

Ahora bien, estamos hablando de la gasolina puesta en surtidor que lleva incluidos los 

impuestos. Según la Asociación Española de Operadores de Productos Petrolíferos (AOP), el 

precio de los carburantes está formado por tres factores: el precio de la materia prima, 

esto es, el barril de petróleo; otros costes de producción, transporte e intermediación 

comercial; y, por último, los impuestos, que suponen la mitad del precio final de venta. De 

acuerdo con los datos de la AOP, el valor real de la gasolina de 95 octanos es el 51,71% 

del coste final, mientras que el 48,29% restante se debería íntegramente a los impuestos. 

En el caso del gasóleo de tipo A, el 57,31% sería correspondiente al precio sin impuestos, y 

el 42,69% es achacable a la fiscalidad. En España, los carburantes están gravados por tres 

tipos de impuestos. El principal es el Impuesto Especial de Hidrocarburos; el segundo en en 

el cómputo del precio total es el IVA, (21%). El tercer gravamen es el Impuesto sobre 

Ventas Minoristas de Determinados Hidrocarburos (IVMDH), que está determinado por el 

Estado y por las autonomías. 

En resumidas cuentas, que de los 182,18 euros de nuestra gasolina de marras, el 48,29% 

son impuestos, lo que sitúa el verdadero valor comercial antes de impuestos en 87,97 

euros o, lo que es lo mismo, a un coste de 0,669 euros por litro. Ergo, si el barril costaba 

en origen 80,519 euros y lo que obtengo transformándolo al máximo de su rendimiento 
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posible en gasolina son 87,97 euros, ¿qué valor comercial pueden tener los diferentes 

productos obtenidos en la refinación los litros restantes del barril de petróleo Brent no 

convertidos en gasolina para que puedan compensar los costes de todo el proceso de la 

compra, traslado, refinación, transformación y venta de ese complejo mundo que se mueve 

en torno a un barril de petróleo? Si apartamos de la vista de los procesos industriales y los 

fijamos en los movimientos especulativos que rodean al petróleo y a tantas otras 

mercancías, podremos explicarnos muchas cosas. Permítanme una digresión sobre unos 

conceptos importantes y esclarecedores: “mercados de futuros” y “derivados energéticos” 

para regresar después al asunto del petróleo. 

Los mercados de futuro consisten en la realización de contratos de compra o venta de 

ciertas materias en una fecha futura pactando en el presente el precio, la cantidad y la 

fecha de vencimiento. Nacieron originalmente en el siglo XIX con la denominación de 

“forwards” o “mercado a futuro”, con el objetivo de proteger a los productores de materias 

primas en un mercado caracterizado por épocas de concentración de la oferta (de 

cosecha) y por precios muy variables a lo largo del año, que restaban atractivo a la 

inversión. Las consecuencias de estos contratos fueron evidentes. Imaginemos que pacto 

la compra de un barril de petróleo a 100 dólares con fecha de vencimiento del 31 de 

marzo de 2014. Se supone que al llegar a esta fecha deberé pagar lo acordado, pero 

pueden pasar varias cosas. 

La primera es que el precio sea muy similar al pactado, en cuyo caso no debería haber 

mayores problemas. La segunda es que el precio real a esa fecha sea inferior al pactado, 

momento en el que me habré comprometido a pagar el barril a un precio mayor que el 

vigente. Y la tercera es que el precio sea superior al pactado y por tanto resulte que, una 

vez comprado, puedo vender el barril obteniendo un beneficio de la operación. Con el 

ejemplo citado, se ve claramente lo atractiva que puede ser la operación para los 

especuladores. Por eso, en los mercados de futuros hay dos tipos de figuras: aquellos que 

participan en el mercado para protegerse del riesgo en una actividad sometida a altas 

variaciones de precios (conocidos como “hedgers”), y aquellos inversores que asumen el 

riesgo con la perspectiva de obtener beneficios futuros. 

La única información sobre la tipología de los participantes en los mercados de futuro es la 

clasificación realizada por la Commodities Futures Trading Commission de los Estados 

Unidos (CFTC), que regula el mercado de derivados sobre materias primas en Estados 

Unidos y cuya misión es proteger a los usuarios del mercado y al público en general contra 

posibles fraudes, manipulaciones o prácticas abusivas que afecten al normal 

desenvolvimiento de los mercados de materias primas y derivados financieros.  

El informe donde se presenta la clasificación de las posiciones de los distintos 

participantes se denomina “Commitments of traders” (COT). La historia de este informe 

que ahora tiene un frecuencia semanal, data de 1924 cuando la Grain Futures 

Administration del Departamento de Agricultura, la institución predecesora de la CFTC, 

emitió el primer informe anual sobre cobertura y especulación en los mercados regulados 

de futuros. En el COT, la CFTC clasifica a los participantes en dos categorías denominadas 

“comerciales” y “no comerciales”. El primer grupo reúne a todos los agentes que están 

vinculados con la producción y/o necesitan la materia prima física para su abastecimiento. 

En el segundo grupo está el resto de participantes que buscan rentabilidad en la variación 

de la cotización mediante una anticipación en el movimiento direccional a los cuales se les 

denomina “no comerciales o especuladores”. Entre estos existen tres grandes tipos: los 

que buscan una cobertura para minimizar sus riesgos; los que buscan especular con las 

fluctuaciones de los precios comprando a corto y vendiendo a largo para obtener 
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rentabilidad y, por último, los intermediarios que desean proveer a sus clientes soluciones 

personalizadas.  

El tiempo se ha encargado de complicar esta pragmática clasificación inicial. En la última 

década ha habido un progresivo aumento del volumen de contratación y de participantes, a 

la vez que las estrategias aplicadas son de una mayor complejidad. Por ejemplo, ahora hay 

empresas comerciales que asumen posiciones especulativas basándose en información 

del mercado, mientras que algunos intermediarios financieros proporcionan soluciones a 

medida para algunos clientes que necesitan la materia prima física. La introducción de 

nuevos participantes como fondos de inversión, fondos de pensiones, hedge funds, 

inversores en índices, negociadores y/o operadores especializados e inversores minoristas 

ha supuesto un dinamismo importante en el mercado. El perfil de gestión es muy variado 

ya que mientras algunos participantes tienen una gestión más pasiva con posiciones a 

largo plazo, otros tienen un comportamiento muy de corto plazo buscando rentabilidades 

con el movimiento de la cotización. En definitiva, que el mercado de futuros tiene una 

dinámica críptica y casi browniana que impide clarificar cuánto hay de especulación en los 

actuales precios del petróleo. 

Pasemos ahora al asunto de los derivados, que son contratos financieros entre dos o más 

partes que tiene como base o soporte un producto cualquiera. Hasta que se desreguló el 

mercado de futuros del petróleo, el negocio más común de derivados era el de compra y 

venta de acciones a futuro: si un inversor consideraba que las acciones de una empresa 

incrementarían su precio en un período determinado de tiempo, dicho inversor podría 

adquirir una “opción de compra” pagando una determinada prima. La opción de compra 

permitía que el inversor adquiriera el derecho (no la obligación) de poder comprar en un 

momento determinado una determinada cantidad de acciones a un precio preestablecido 

que era acordado de antemano. En el momento del vencimiento de la opción existían dos 

posibilidades; una de ellas era que el inversor estuviese en lo cierto y que el valor de las 

acciones se hubiese incrementado y, por lo tanto, podía ejercer su opción pagando la 

totalidad del monto de las acciones en el precio establecido y revenderlas a su precio 

actual de mercado, obteniendo un beneficio. Si, por el contrario, el inversor estaba 

equivocado y el valor de las acciones había mermado, podía dejar expirar la opción y 

perder únicamente el costo de la prima. Las “opciones de venta”, en cambio, funcionaban 

de manera inversa: si esta vez el inversor pensaba que una acción iba a bajar su precio en 

el futuro, podía adquirir una opción de venta, para lo que pagaba una prima que le daba el 

derecho, no la obligación, de vender una determinada cantidad de acciones en un 

momento especifico y a un precio estipulado de antemano. Si una vez vencido el plazo las 

acciones efectivamente bajaban, el inversor podría ejercer su opción, pudiendo adquirir 

dichas acciones a precio de mercado y revenderlas al precio prefijado en la opción, 

obteniendo un beneficio. 

El negocio de derivados del petróleo sigue un patrón similar al de las “opciones”, solo que 

en vez de tratar con inversores individuales, los clientes son grandes industrias o 

compañías de transporte y energéticas que en vez de comprar y vender opciones sobre 

acciones, lo hacen sobre productos como el gas natural, el petróleo o la electricidad. 

Gracias a este negocio, una empresa industrial o energética puede adquirir una “opción de 

compra” de una enorme cantidad de petróleo o de gas, a un determinado precio, por un 

tiempo prefijado, pagando únicamente una prima, que le permitía prever de manera más 

adecuada sobre sus costes y ganancias futuras, sin correr el riesgo de un aumento en el 

precio del producto. 

Volvamos ahora al asunto del petróleo. En la década de 1850, los combustibles para 

quinqués y para la iluminación callejera, los lubricantes y los disolventes se obtenían a 
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partir de varias fuentes como el aceite de manteca de cerdo, la grasa de ballena, el alcohol 

obtenido de productos agrícolas o de la trementina de madera. Varias empresas 

comerciales producían petróleo o gas mediante procesos de tratamiento de carbón, 

asfalto, brea, alquitranes e incluso de lutitas. Comenzó una nueva era cuando el coronel 

Edwin Drake logró producir con éxito cantidades comerciales de crudo de un pozo de unos 

veinte metros de profundidad en Oil Creek, Pensilvania, en 1859. 

El proceso de obtener petróleo a partir del carbón por los laboriosos y costosos procesos 

utilizados hasta entonces, los patentados por Gessner y Downer, respectivamente, era muy 

caro: el barril de crudo de 40 galones salía al mercado al precio de 80 dólares, unos 1.900 

dólares actuales (Hamilton, 2009), lo que lo ponía fuera del alcance de la mayor parte de 

las familias. Entonces, en agosto de 1859, apareció el coronel Drake y puso en el mercado 

sus barriles a la cuarta parte del precio del mercado: veinte dólares por barril. Reventó el 

mercado. Conforme incrementó su producción y los barriles comenzaron a inundar un 

mercado cuyos clientes no podían creer que ahora sí podían acceder al petróleo a precios 

razonables, los precios fueron cayendo. A finales de 1859, cuando apenas llevaba cuatro 

meses extrayendo, Drake vendía su petróleo a 9,60 dólares el barril, unos 228 al cambio 

actual. Otros hombres se pusieron a la rueda de Drake y comenzaron a perforar pozos. La 

producción se multiplicó en Pensilvania: en 1860 se producían medio millón de barriles; al 

año siguiente ya se producía el cuádruple, dos millones de barriles, al tiempo que los 

precios se desplomaban. A finales de 1861, el barril se vendía a 10 centavos, unos 2,4 

dólares de hoy. Muchos de los recién enriquecidos productores se retiraron y dejaron la 

producción en manos de un puñado de compañías. 

Con esto quiero fijar la idea en que la extracción de petróleo es muy barata. Lo era 

entonces, cuando aquellos pozos pioneros eran artefactos casi artesanales que consumían 

mucha mano de obra y enormes esfuerzos, y lo es aún más ahora, con procesos de 

perforación y extracción del crudo convencional estandarizados, mecanizados y 

automatizados. Si a los escasos costes de upstream le añadimos la economía de escala 

(piensen en esos 32.000 Mbls que se producen cada año en el mundo) podemos llegar a 

la conclusión de que poner barriles de crudo en el mercado sale muy barato. Si el coronel 

Drake y sus competidores eran capaces de extraer petróleo, envasarlo y ponerlo en el 

mercado a 2,4 dólares el barril, ¿por qué hoy el mismo barril cuesta 108 dólares? La 

respuesta es la de siempre: la especulación financiera. 

Hoy día, el antiguo y cerrado club de los petroleros que se reunía en los elegantes salones 

de los mejores hoteles de Texas (recuerden por ejemplo, la película Gigante) pasaron a la 

historia. Las familias petroleras están ahora en Wall Street y en la City londinense, donde 

se urden las maniobras de casino características del desregulado mercado financiero, y 

donde los precios del crudo FOB se inflan para encarecerlo o abaratarlo a voluntad de los 

especuladores. En el casino de los carburantes han jugado su papel los mismos 

procedimientos –la desregulación de los mercados de futuros y derivados y la especulación 

financiera que inevitablemente le sigue- que concentra el poder de decisión en unas pocas 

manos, las mismas que inflaron la burbuja de las subprime y la burbuja inmobiliaria que 

nos han llevado a la Gran Recesión actual. El negocio del petróleo está al inicio de la rueda, 

en la especulación que sigue a la producción del crudo: ahí está la mena. El resto, el 

transporte, el refinado, la venta mayorista y minorista es una ganga cuyos márgenes se 

pueden casi regalar. 

El precio del petróleo hoy en día no se realiza de acuerdo a la tradicional relación entre 

oferta y demanda. Está controlado por un sofisticado sistema de mercado financiero y por 

las cuatro principales compañías petroleras angloamericanas, los “Majors”. Al menos el 

60% del precio del crudo de hoy es pura especulación impulsada por los grandes bancos y 
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los fondos de cobertura o hedge funds. También interviene, cómo no, el cenit del petróleo y 

puede estar condicionado por determinados acontecimientos geopolíticos, como las 

guerras entre árabes e israelitas, el derrocamiento del shah de Persia, la guerra de Irak e 

Irán o las primaveras árabes, pero tiene que ver sobre todo con el control del petróleo y de 

su precio. ¿Cómo? Esta es, en resumen, la historia.  

Antes de comenzarla, para los que no estén familiarizados con los mercados financieros y 

con las trampas con los combustibles resultaría muy ilustrativo repasar la historia del auge, 

la cima y el desplome del gran gigante energético Enron, autor de la más grande estafa 

energético-financiera jamás conocida. El resumen de Wikipedia, muy bien documentado, 

resultará más que suficiente. Conviene también tener muy presente un hecho crucial: 

aunque el petróleo se valore en dólares estadounidenses, el gran centro comercializador 

internacional del petróleo estaba originalmente en la International Petroleum Exchange de 

Londres (ICE), una especie de Bolsa energética, pero desde 2005 se comenzó a 

comercializar, fuera de toda regulación y por vía electrónica, en el Intercontinental 

Exchange londinense, conocido como ICE Futures.  

Consideremos en primer lugar el papel crucial de los intercambios internacionales del 

petróleo en Londres y Nueva York, que es fundamental para el relato. El New York 

Mercantile Exchange (NYMEX), la bolsa neoyorquina de transacción de futuros operada 

desde Manhattan, y el mercado ICE Futures de Londres controlan actualmente los precios 

mundiales del petróleo y la mayor parte del negocio del tráfico petróleo de libre comercio. 

Ambas ejercen su control a través de los contratos de futuros de los petróleos de 

referencia Brent y WTI. Hay un tercer recién llegado al mercado internacional del petróleo, 

la Bolsa Mercantil de Dubái (DME), que comercializa el crudo de Dubái, pero que no es más 

que un apéndice del NYMEX, cuyo presidente, James Newsome, se sienta en el consejo de 

DME formado en su mayor parte por ciudadanos británicos o estadounidenses, en cuyas 

manos están también los puestos ejecutivos claves. 

El Brent se utiliza en contratos al contado (spots) y a plazo (forwards) para valorar la mayor 

parte del crudo producido en los mercados mundiales de petróleo cada día. El precio del 

Brent es publicado por una agencia de la industria petrolera privada, Platt. Los principales 

productores de petróleo como Rusia y Nigeria usan también el Brent como referencia para 

fijar el precio del crudo que producen. Por tanto, el Brent es clave para el mercado europeo 

y, en cierta medida, para Asia. Históricamente, el WTI es la referencia para el crudo 

doméstico de Estados Unidos. Se utiliza como base para los futuros del petróleo 

estadounidense en la Bolsa y como punto de referencia clave para la producción 

estadounidense. 

Todo eso es de dominio público, oficial y hasta parece claro. Pero la realidad es bien 

distinta, porque los precios reales del petróleo se establecen a través de un proceso tan 

opaco que solo un puñado de los principales bancos comerciales de petróleo como 

Goldman Sachs o Morgan Stanley conocen lo que se compra y se vende en los mercados 

de los futuros de derivados del petróleo, que son los que en realidad fijan los precios del 

petróleo físico en un este extraño nuevo mundo de "barriles de papel", que es una pieza 

fundamental en la globalización de los mercados.  

Con la desregulación del comercio internacional de futuros de derivados del petróleo en la 

última década o más se abrió de par en par la puerta para la actual burbuja especulativa 

de los precios del petróleo, un guiñol cuyos hilos se escaparon de la OPEP y hoy se 

controlan desde Wall Street. En junio de 2006, el Subcomité Permanente del Senado 

estadounidense presentó el informe sobre "El papel de la especulación del mercado en el 

aumento de los precios de petróleo y gas" (SPSE, 2006), en cuya página 3 se decía:  
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[...] hay pruebas que apoyan la conclusión de que la gran especulación 

desatada en el mercado [energético] actual ha incrementado 

significativamente los precios.  

Lo que documentaban los senadores en el informe era un enorme vacío jurídico en la 

regulación del comercio de derivados petróleo tan grande que escapaba del control 

gubernamental. Ese vacío era el que había provocado el aumento gradual de los precios 

del petróleo hasta ponerlo por las nubes en los últimos meses de aquel año y lo elevaría 

por encima de los 140 dólares por barril dos años después de la redacción del informe. 

Siglo y medio después de las primeras producciones industriales del petróleo, el barril 

estadounidense había multiplicado su precio setenta veces. El informe del Senado fue 

ignorado en los medios de comunicación y en el Congreso. Los lobbies se encargaron de 

silenciarlo. 

El informe señalaba que la Commodity Futures Trading Commission (CFTC, Comisión para 

la Transacción de Productos y Futuros, el organismo gubernamental encargado de la 

regulación de los mercados futuros de bienes básicos), había sido creada por el Congreso 

para garantizar que los precios en el mercado de futuros reflejaran las leyes de la oferta y 

la demanda y se evitaran las prácticas manipuladoras y las maniobras especulativas 

excesivas. La Ley de Mercado de Materias Primas de Estados Unidos (CEA: US Commodity 

Exchange Act) proclama que: 

[...] la especulación excesiva en cualquier producto dentro del mercado de 

futuros [...] provoca fluctuaciones repentinas irracionales y cambios 

injustificados en el precio de dicho producto, que representan una carga 

excesiva e innecesaria para el comercio interestatal de las mercancías.  

Además, la CEA ordenaba a la CFTC que estableciera los límites de negociación  

[...] que la Comisión considere necesarios para reducir, eliminar o prevenir esa 

carga [especulativa].  

El asunto estaba en saber dónde estaba la CFTC cuando los precios empezaron dispararse 

en 2006. Todo parecía indicar que había estado deliberadamente alejada de sus 

responsabilidades de supervisión en el más importante producto comercializado del 

mundo, el petróleo. El informe del Senado continuaba esclareciendo el asunto: 

Hasta hace poco, los futuros de energía estadounidenses se negociaban 

exclusivamente en intercambios regulados dentro de los Estados Unidos, 

como el NYMEX, que estaban sujetos a una amplia supervisión de la CFTC, 

incluyendo el seguimiento continuo para detectar e impedir la manipulación de 

precios o el fraude. En los últimos años, sin embargo, ha habido un enorme 

crecimiento en la negociación de los contratos estructurados como contratos 

de futuros que se negocian en mercados electrónicos OTC no regulados. 

Debido a su similitud con los contratos de futuros regulados a menudo se 

llaman “pseudofuturos”. 

La única diferencia práctica entre los pseudofuturos y los verdaderos 

contratos de futuros es que los primeros se negocian en mercados no 

regulados, mientras que los segundos se negocian en mercados regulados. El 

comercio de productos energéticos de las grandes empresas en los 

intercambios electrónicos OTC quedó exento de la supervisión de la CFTC por 

una disposición introducida a instancias de Enron y otros grandes operadores 

energéticos en la Ley de Modernización de Futuros de Materias Primas de 

2000 en las últimas horas del 106º Congreso [Los republicanos tenían la 
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mayoría de la Cámara y preparaban la llegada a su primera Presidencia de 

George W. Bush, vástago de una familia petrolera texana].  

El impacto de la falta de supervisión del mercado fue sustancial. Los 

comerciantes tradicionales del NYMEX, por ejemplo, están obligados a llevar 

un registro de todas las operaciones e informar de sus grandes operaciones a 

la CFTC. Estos informes sobre grandes operaciones, los llamados Large Trade 

Reports, junto con los datos de las operaciones comerciales diarias, 

proporcionaban a la CFTC la información sobre los precios y el volumen de las 

transacciones, lo que las convertía en esenciales para que el organismo 

regulador gubernamental pudiese calibrar el alcance de la especulación en los 

mercados y para detectar, prevenir y perseguir la manipulación de precios. El 

Presidente de la CFTC Reuben Jeffrey decía en 2008 que: “el sistema de 

información Large Trader de la Comisión es uno de los pilares de nuestro 

programa de vigilancia y permite la detección de posiciones concentradas y 

coordinadas que podrían ser utilizados por uno o más operadores para 

intentar la manipulación”. 

A diferencia de las operaciones llevadas a cabo en el NYMEX, los operadores 

electrónicos no regulados de tipo OTC no están obligados a llevar un registro o 

archivo de informes Large Trader por lo que sus operaciones están exentas de 

la rutina de supervisión de la CFTC. A diferencia de las operaciones realizadas 

en las bolsas de futuros regulados, no hay límite en el número de contratos 

que un especulador consiga vía electrónica en un OTC, ningún seguimiento de 

las negociaciones de intercambio y ninguna noticia de la cantidad de contratos 

vigentes al final de cada día. 

Después, para asegurarse que el camino de la desregulación y de la consiguiente 

manipulación especulativa quedase más expedito, en enero de 2006, la CFTC de la 

Administración de George W. Bush permitió que la Intercontinental Exchange (ICE), el 

operador líder de los intercambios electrónicos de energía, utilizara sus terminales 

comerciales en Estados Unidos para que el comercio de futuros de crudo estadounidense 

entrase en el mercado ICE Futures de Londres. 

Hasta ese momento, el mercado ICE de Londres había negociado únicamente en materias 

primas energéticas europeas, el crudo Brent y el mercado de gas natural británico. Como 

es un mercado británico de futuros, el ICE Futures está regulado únicamente por la 

Autoridad de Servicios Financieros del Reino Unido. En 1999, la Bolsa de Londres había 

obtenido el permiso de la CFTC para instalar terminales de ordenador en los Estados 

Unidos con objeto de que los agentes bursátiles de Nueva York y otras ciudades de Estados 

Unidos tuvieran acceso a los productos energéticos europeos negociados a través del ICE. 

Con Bush en la Presidencia y otro petrolero, Dick Channey como vicepresidente y 

responsable energético del Gobierno, la CFTC abrió las puertas de par en par a los 

especuladores. En enero de 2006, el ICE Futures londinense comenzó a negociar contratos 

de futuros para el crudo WTI, que hasta entonces se producía y se comercializaba sólo en 

los Estados Unidos. ICE Futures también pidió a la CFTC que se permitiera a los operadores 

energéticos de los Estados Unidos utilizar sus terminales en los Estados Unidos para 

comerciar con su nuevo acuerdo sobre WTI directamente en el ICE Futures de Londres. ICE 

Futures también permitió que los operadores autorizados en los Estados Unidos para el 

comercio de futuros de la gasolina y la calefacción entraran con plenos derechos en el 

mercado ICE de Londres. A pesar de que los operadores estadounidenses utilizan 

terminales dentro de los Estados Unidos para comerciar con gasolinas y gasóleos para 



 

145 

calefacción producidos en Estados Unidos, la CFTC renunció a hacer valer cualquier tipo 

jurisdicción controladora en la negociación de esos contratos por considerarlos británicos. 

Así las cosas, los operadores que desean negociar dentro de Estados Unidos los productos 

energéticos estadounidenses –crudo, gasolina y gasóleos- pueden eludir todos los 

requisitos de supervisión y presentación de informes a la CFTC de Estados Unidos 

mediante el enrutamiento de sus operaciones a través de la Bolsa de Futuros ICE de 

Londres en vez de hacerlo a través del NYMEX de Nueva York, eludiendo los controles 

públicos que obligan a los participantes en el parqué neoyorquino. 

Una elegante maniobra política. El regulador gubernamental del mercado de futuros 

energéticos estadounidense, la CFTC, abrió el camino al actual, desregulado y opaco 

mercado de la especulación de futuros. Puede que sólo sea una coincidencia que el 

presidente de NYMEX, James E. Newsome, quien también se sienta en el Dubái Exchange, 

fuera el presidente de la CFTC nombrado por George W. Bush. En Washington las puertas 

giratorias entre intereses públicos y privados están tan bien engrasadas como en todas 

partes.  

Un vistazo al precio del Brent y el precio de los futuros del WTI desde enero de 2006 

muestra la notable correlación que hay entre la subida de los precios del petróleo y el 

comercio no regulado de futuros del ICE en los mercados estadounidenses. Téngase en 

cuenta que ICE Futures, a pesar de estar en Londres, es propiedad y está controlada por 

una empresa de Estados Unidos con sede en Atlanta, Georgia. 

En enero de 2006, cuando la CFTC permitió que el mercado ICE se abriera, los precios del 

petróleo se negociaban en el rango de 59-60 dólares por barril. En 2008 a los 

especuladores se les fue la mano y el barril superó los 140 dólares. Hoy, años después, los 

precios rondan los 110 dólares y la tendencia es al alza. No es una cuestión provocada por 

la OPEP, es un problema de negligencia culpable del regulador gubernamental 

norteamericano. De libro: es exactamente el mismo fallo en la regulación o de abandono 

de las responsabilidades in vigilando de los reguladores que provocaron la caída de 

Lehman Brothers y todo el desastre económico que vino después. 

Como la CFTC no exige al ICE que presente informes diarios de las grandes operaciones de 

los productos energéticos, no es capaz de detectar e impedir la manipulación de precios. 

Como señaló el informe del Senado:  

La capacidad de la CFTC para detectar e impedir la manipulación de los 

precios de la energía tiene graves vacíos de información, porque los 

operadores en los intercambios electrónicos OTC y el mercado ICE de Londres 

están actualmente exentos de los requisitos de presentación de informes al 

CFTC. Los Large Traders son también esenciales para analizar el efecto de la 

especulación en los precios energéticos. 

Las grandes instituciones financieras, los fondos de inversión, los fondos de pensiones y 

otros grandes inversores manejan miles de millones de dólares en los mercados de 

materias primas energéticas para intentar aprovecharse de los cambios de precios o para 

protegerse contra ellos. La mayor parte de la inversión en el mercado energético no 

proviene de los productores o consumidores de los productos, sino de especuladores que 

tratan de tomar ventaja de los cambios en los precios.  

De hecho, las grandes compras de contratos de futuros del petróleo crudo de los 

especuladores han creado una demanda adicional ficticia de petróleo que ha elevado su 

precio para entregas futuras de la misma manera que el aumento en la demanda de los 

contratos para la entrega de un barril físico hoy hace subir el precio del petróleo en el 



 

146 

mercado. En lo que al mercado se refiere, la demanda de un barril de petróleo que resulta 

de la compra de un contrato de futuros por un especulador es tan real como la demanda 

resultante del mismo barril cuando la compra de un contrato de futuros lo hace una 

refinería, una compañía aérea u otro usuario real del petróleo. 

Goldman Sachs y Morgan Stanley, dos gigantes financieros, son actualmente las dos 

principales empresas de comercialización de energía en los Estados Unidos. Citigroup y JP 

Morgan Chase, además de muchos otros fondos de cobertura, son también grandes 

jugadores en el tapete verde del mercado energético convertido en un casino financiero. 

En junio de 2006, el petróleo cotizaba en los mercados de futuros a 60 dólares el barril; la 

investigación del Senado estimaba que unos 25 dólares se debían a la especulación 

financiera pura. Un analista estimó en agosto de 2005 que teniendo en cuenta los niveles 

de producción de petróleo de Estados Unidos los precios del crudo WTI deberían estar 

alrededor de los 25 dólares el barril, y no a 60. A los precios de hoy, eso significa que en 

las actuales condiciones de equilibrio entre la oferta y la demanda de crudo, al menos 60 o 

70 dólares de los más de 105 dólares por barril actuales se deben a los fondos de 

cobertura y a la especulación pura de las instituciones financieras. Nadie lo sabe 

oficialmente salvo el puñado de bancos que comercian con la energía en Nueva York y 

Londres y desde luego ellos no van a decir nada al respecto. 

Comprando un gran número de contratos de futuros y, por tanto, alzando los precios 

futuros a niveles más altos que los precios actuales, los especuladores han proporcionado 

un incentivo financiero para que las compañías refineras, los mayoristas intermediarios o 

las empresas aeronáuticas llenen sus almacenes. Una refinería comprará petróleo extra 

hoy, incluso si cuesta 110 dólares por barril, si piensa que su precio futuro será aún mayor. 

Como consecuencia de la demanda especulativa ficticia creada, durante los últimos años 

los inventarios del crudo almacenado en Estados Unidos son más altos que en cualquier 

otro momento de la última década. Resultado final: nos encontramos en una extraña 

situación en la que hay grandes reservas de crudo y altos precios del mismo. 

Las evidencias también sugieren que las tantas veces cacareada geopolítica, los factores 

económicos y los factores naturales no explican el aumento de los precios de la energía 

que se observan en las cifras reales de la oferta y demanda de crudo: aunque la demanda 

ha aumentado considerablemente en los últimos años, también lo han hecho los 

suministros. En los últimos años la producción mundial de crudo ha aumentado junto con 

la demanda; de hecho, durante este periodo los suministros mundiales han superado a la 

demanda, según el Departamento de Energía de Estados Unidos.  

Los especuladores y los grandes fondos de inversión, sumidos en medio de una economía 

estadounidense en declive con descenso del valor del dólar y desesperados por el 

desplome del mercado de las titulizaciones hipotecarias, han encontrado una estrategia 

especulativa de primer orden vendiendo el dólar "a corto" y el petróleo "a largo". Para los 

grandes fondos de pensiones y los bancos europeos y estadounidenses ansiosos de 

conseguir beneficios tras el desplome iniciado en 2007 con la caída de Lehman Brothers y 

las crisis inmobiliarias que le han seguido, el petróleo se ha convertido en una de las 

mejores vías para conseguir grandes ganancias especulativas. El telón de fondo que 

sustenta la actual burbuja de los precios del petróleo continúa siendo la agitación en 

Oriente Medio, en Sudán, en Venezuela, en Pakistán, en la demanda petrolera de China o 

India y en la mayor parte del mundo en desarrollo. Los especuladores comercian con 

rumores, no con hechos. 

En este contexto, el grado de correlación existente entre variables financieras y el precio 

del crudo se estrecha significativamente. Esta situación ha generado un debate acerca de 
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la mayor relevancia de los factores financieros y económicos respecto al comportamiento 

de los fundamentos del balance oferta-demanda a la hora de determinar el precio de los 

crudos de referencia. La significativa demanda de “barriles de papel”, inmensamente 

superior al mercado físico, ha llevado a señalar a los especuladores como los “culpables” 

de generar importantes distorsiones en la dejación de precios, en su búsqueda de generar 

rentabilidad.  

El aumento acelerado de los precios de las materias primas en el 2008 y especialmente el 

repunte del crudo hasta los 140 dólares por barril, impulsó a los reguladores a incluir 

dentro del marco de la restructuración financiera, que se promueve desde el G-20, un 

capítulo especial sobre los mercados de materias primas. Pese a que no existe evidencia 

suficiente acerca de una manipulación de precios por parte de alguna categoría de 

participantes en los mercados, preocupa la volatilidad que han experimentado los precios 

en los últimos años. Los reguladores, preocupados con esta situación, coinciden en que en 

la formación de precios debería reducirse el componente especulativo y que fuera el 

balance oferta-demanda lo que determinase el precio del crudo. El objetivo fundamental es 

eliminar la manipulación del mercado y disminuir la volatilidad excesiva. A partir de la 

promulgación del mandato del G-20 para mejorar la regulación, funcionamiento y 

transparencia de los mercados financieros y de materias primas, los reguladores se han 

movido en dos sentidos: el primero, para regular los mercados OTC; y, el segundo, para 

limitar la operativa en los mercados organizados. 

En este sentido se han llevado a cabo muchos esfuerzos de coordinación entre los 

reguladores de los mercados de Estados Unidos, Europa, Reino Unido y otros. Los líderes 

del G-20 encargaron la coordinación global para regular los mercados al International 

Organization of Securities Commissions (IOSCO) que establecieron un comité especial que 

se denomina Task Force on Commodity Futures Markets y que tiene como objetivo 

informar sobre los avances en materia de transparencia y regulación de los mercados de 

materias primas, con especial énfasis en los mercados de petróleo. 

Debido a que los OTC son mercados energéticos no regulados, no hay cifras exactas o 

fiables en cuanto al valor total en dólares de los gastos recientes en inversiones en 

materias primas energéticas, pero las estimaciones están siempre en el rango de decenas 

de miles de millones de dólares. El aumento del interés especulativo en los productos 

básicos también se observa en la creciente popularidad de los “fondos de índices de 

materias primas”, que son fondos cuyo precio está ligado al precio de una cesta de varios 

futuros de materias primas. Goldman Sachs estima que los fondos de pensiones y los 

fondos de inversión han invertido un total de aproximadamente 85.000 millones de 

dólares en fondos de índices de materias primas, y que las inversiones en su propio índice, 

el Goldman Sachs Commodity Index (GSCI), se ha triplicado en los últimos años.  

Precio del gas de lutitas en Estados Unidos 

Tenemos un suministro de gas natural que puede durarle a América casi 100 

años,  

proclamó el presidente Barack Obama en su discurso sobre el estado de la Unión de enero 

de 2012 (Obama, 2012). El presidente oficializaba así el mito de la energía “barata y 

abundante” del gas de lutitas que se ha extendido por todo el mundo, pero que se originó 

hace aproximadamente un lustro con el boom americano basado en los precios 

artificialmente bajos a los que se llegó a través de la especulación y las sobreestimaciones 

de las reservas hechas por los operadores.  
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A las previsiones de los operadores no les faltaban los exégetas como Daniel Yergin, 

premio Pulitzer en 1992 por su Historia del Petróleo y cofundador y presidente de 

Cambridge Energy Research Associates, una consultora energética al servicio de las 

compañías petroleras y gasísticas, que redactó un informe para una comisión del Congreso 

(Yergin, 2013): 

Las importaciones netas de crudo seguirán disminuyendo [...]. Veremos que el 

Hemisferio Occidental, y América del Norte, en particular, avanzarán hacia una 

mayor autosuficiencia. Al mismo tiempo, el gran complejo de refinerías 

técnicamente avanzadas de la Costa del Golfo, junto con la demanda al alza 

del crudo doméstico, pondrá a Estados Unidos en condiciones de seguir 

ampliando las exportaciones de productos refinados [...] [La ] expansión de la 

oferta doméstica contribuirá a la resistencia frente a los choques externos y 

añadirá un colchón de seguridad. Por otra parte, la expansión prudente de las 

exportaciones de energía de Estados Unidos añadirá una nueva dimensión a la 

influencia de Estados Unidos en el mundo. 

Aunque la situación europea con condiciones geológicas más complejas, mayor densidad 

de población y falta de experiencia e infraestructura para la perforación presenta una 

realidad más ardua, los partidarios del gas de lutitas en Europa proclamaron el boom en 

los Estados Unidos como una historia de éxito arrollador que valía la pena repetir en el 

Viejo Continente, donde reportaría una reducción significativa de los precios del gas y 

aumentaría la competitividad de las industrias europeas. 

Sin embargo, como se deduce de la lectura de Perfora, chico, perfora, las reservas de gas 

de lutitas en los Estados Unidos se han exagerado hiperbólicamente y el precio actual del 

gas natural es insosteniblemente bajo, por debajo del coste de producción. Los pronósticos 

oficiales sobre la producción de petróleo y gas comunicados por el gobierno federal 

estadounidense proceden de la EIA, institución gubernamental cuyas previsiones contienen 

cálculos siempre optimistas y de persistente sobreestimación de la capacidad de 

producción de petróleo y gas. Por ejemplo, todas las predicciones de petróleo de la EIA 

desde el año 2000 han sobreestimado la producción real. En su Annual Energy Outlook de 

2012, la EIA modificó su estimación de “recursos de gas de lutitas recuperables no 

probados” a la baja en un 42% en 2012 en comparación con su informe de 2011.  

Fotografía cortesía de Mark Schmerling, Post Carbon Institute. 

Pero aunque creamos a pies juntillas las estimaciones de la EIA, que es como creer que a 

los bebés los traen las cigüeñas, las reservas actualmente estimadas por la EIA serían 

suficientes para suministrar gas a los Estados Unidos sólo durante 24 años, en el supuesto 

de que se mantuvieran estables los índices de consumo actual. Los 100 años de gas 

proclamados por Obama no se sostienen ni con los datos de su propio Gobierno. A pesar 

de esa significativa revisión a la baja, la estimación actual de la EIA sigue siendo 

considerada una “predicción extremadamente agresiva” por David J. Hughes. Las 

investigaciones de la analista financiera Deborah Rogers demuestran que la industria 

sobreestimó sus reservas “en un mínimo de un 100% y hasta un 400-500%” (Rogers, 

2013a). Para hacerlo, aprovechándose de reglamentos más laxos para la contabilidad de 

reservas que adoptó la SEC tras una fuerte presión ejercida por la industria, los operadores 

han exagerado significativamente las reservas al sobreestimar enormemente la producción 

total proyectando la gran productividad inicial de los pozos (las zonas óptimas o “sweet 

spots”) al conjunto de sus yacimientos estén o no estén técnicamente probados.  
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Figura 40. Pozo de fracking en Vaca Muerta, Argentina26. 

Con el tiempo, pero con el negocio financiero ya hecho a base de vender lo que podemos 

llamar “arrendamientos subprime”, los datos reales mostraban resultados muy 

decepcionantes para la industria: para los cinco campos de gas de lutitas más grandes de 

Estados Unidos, la productividad de los pozos decayó entre un 63% y un 80% en el primer 

año. En otras palabras: después de un año, los pozos produjeron solamente de un 20% a 

un 37% de su estimación inicial; la producción, pues, merma a toda velocidad a lo largo de 

la vida útil del pozo de gas. 

La eficiencia de recuperación de los campos de gas de lutitas es también mucho más baja 

que la presentada por las industrias y la EIA. Los datos demuestran que, en realidad, sólo 

un 6,5% de los recursos se pueden recuperar. Es justamente la mitad del 13%, utilizado a 

menudo por las compañías de petróleo y gas, así como la IEA, en sus estimaciones de 

reservas de gas de lutitas, un porcentaje ridículo cuando se compara con la eficiencia de 

recuperación de los yacimientos de gas natural convencional (75-80%). 

Debido a la gran discrepancia entre los datos reales y las estimaciones de los operadores 

gasísticos, la SEC inició una investigación para averiguar si las empresas de gas de lutitas 

habían informado malintencionadamente a sus inversores acerca de sus reservas. En 

2012 varias compañías, entre ellas BP, BHP Billiton y Chesapeake tuvieron que reducir en 

varios miles de millones de dólares el valor contable de sus acciones de gas de lutitas. 

Pero el negocio financiero estaba ya hecho. 

En las numerosas oportunidades que han tenido de testificar en el Congreso, los 

representantes de la industria del petróleo y del gas han pintado una imagen idílica de 

cómo Estados Unidos se está beneficiando del incremento en la producción de gas y 

                                                      

26 http://vozpopuli.com/economia-y-finanzas/33967-ypf-busca-un-nuevo-socio-para-vaca-muerta-

pese-a-las-amenazas-de-repsol. 
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petróleo de lutitas. Por ejemplo, esto decía el citado Daniel Yergin cuando compareció para 

hablar del gas de lutitas ante el Senado en 2011 (Yergin, 2011): 

Esta abundancia de gas natural es muy diferente de lo que se esperaba hace 

un lustro. Se preveía entonces que las limitaciones de la producción nacional 

de gas natural se traducirían en precios altos para los consumidores y en la 

deslocalización de las industrias que utilizan gas junto con los puestos de 

trabajo asociados que migrarían desde Estados Unidos a otras partes del 

mundo con suministros más baratos. También se esperaba que Estados 

Unidos tuviera que importar grandes cantidades de gas natural en forma de 

gas natural licuado (GNL). Eso habría agregado hasta 100.000 millones de 

dólares a nuestro déficit comercial. Nada de eso se ha producido. En cambio, 

Estados Unidos se ha convertido en autosuficiente si se exceptúan las 

importaciones procedentes de Canadá [...] Los precios del gas han caído 

considerablemente, han reducido el coste de la electricidad generada con gas 

y las facturas de calefacción. Se han creado varios cientos de miles de puestos 

de trabajo en Estados Unidos. Las industrias que consumen gas han invertido 

miles de millones de dólares en fábricas en Estados Unidos, algo que nadie 

habría esperado que sucediera hace menos de cinco años, creando nuevos 

puestos de trabajo en el proceso. El desarrollo de las lutitas ha creado nuevas 

e importantes fuentes de ingresos para los estados. Por ejemplo, el estado de 

Pensilvania y las localidades de ese estado, obtuvieron ingresos por valor de 

1.100 millones en 2010 [Sobre la balanza de tasas e impuestos percibidos por 

los estados y los costes muy superiores que les provoca el fracking, véase la 

entrada “Fracking otros impactos”, y sobre el empleo creado, véase “Fracking: 

efectos socioeconómicos y el mito de la creación de empleo”].  

Al poner en el mercado una enorme cantidad de gas los precios domésticos del gas natural 

se desplomaron, a pesar de que el país sigue importando gas. El precio del gas natural en 

Estados Unidos disminuyó abruptamente de los 10,4 dólares por Mpc en 2008 hasta un 

mínimo de 1,89 dólares por Mpc en abril de 2012, a causa de una saturación del 

suministro procedente de las operaciones con gas de lutitas (Flues, 2013). Como el umbral 

de rentabilidad estimado es de 8-9 dólares por Mpc, los precios anormalmente bajos 

hacen que el negocio del gas de lutitas basado exclusivamente en el consumo doméstico 

es una ruina y la industria lo sabe. Aunque de creer a Yergin, la industria del gas de lutitas 

está promocionado las exportaciones de gas natural como una manera altruista de mejorar 

la balanza comercial de Estados Unidos, la realidad es otra: las compañías, que están para 

hacer negocio, además de hacer jugosos cambalaches financieros en Wall Street, se 

esfuerzan en abrir los mercados y ejercen un fuerte lobby para que se les apruebe (y 

subvencione) la construcción de terminales marítimas para exportar el exceso de gas a los 

mercados de Europa y Asia Oriental, donde se pagan precios mucho más altos. 

Por eso, a pesar del hecho de que Estados Unidos sigue siendo un importador neto de gas 

natural, los esfuerzos de exportación de gas están en marcha: Dominio Corporation 

comenzará la construcción de un proyecto de exportación de GNL en su terminal Cove 

Point en Maryland en 2014, con contratos para la entrega a Japón y India; Cheniere Energy 

convertir á su instalaciones de importación de GNL en Sabine, Luisiana ,en una terminal de 

exportación, y United LNG ha firmado acuerdos con la India para el suministro a largo plazo 

de GNL a través de su plataforma litoral principal Hub Energy Pass, también en Luisiana. 

Mientras tanto, el Congreso está ocupado estudiando las exportaciones de GNL, en las que 

presumiblemente piensa como una forma de aumentar los ingresos de divisas del país 

(Heinberg, 2013). 
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Así que los motivos reales de la industria no tienen nada que ver con la mejora de la 

balanza comercial de Estados Unidos. Los importadores potenciales de GNL en Japón, 

India y China tendrán que pagar más de 15 dólares por MBtu de gas natural, mientras que 

los estadounidenses pagan unos 4 dólares. Con ese diferencial tan amplio, la industria del 

gas natural lo que quiere es exportar su producto por una exclusiva razón: para obtener un 

mejor precio y un mayor beneficio. Si los usuarios estadounidenses quieren el mismo gas, 

tendrán que pagar más. No hay otra. Las exportaciones de GNL harán subir el precio del 

gas natural Estados Unidos: por poco que se sepa de economía, cuando el mercado 

doméstico deje de estar saturado, los precios subirán. En una política “tartufiana”, la 

industria del gas natural está haciendo todo lo posible para aumentar sustancialmente los 

precios de gas natural de Estados Unidos, aunque al mismo tiempo afirma que los bajos 

precios del gas son el mirífico resultado de sus prácticas.  

Como resultado, los costes del gas inevitablemente aumentarán en el futuro próximo. El 

modelo norteamericano está apoyado en precios artificialmente bajos los que condujeron 

la especulación y a las sobreestimaciones de la industria; si ese modelo se quiere repetir 

en Europa, se verá impedido por unos costes mucho más altos y por un ritmo de desarrollo 

que difícilmente tendría impacto real en los precios del gas. Existen pruebas fidedignas de 

que el gas de lutitas tiene un papel insignificante en la competitividad de las economías 

nacionales, y que sólo podría prosperar en Europa a través de grandes subvenciones 

públicas, que lo pondrían en competición directa con los recursos de las energías 

renovables (Flues, 2013).  

A la confusión reinante se añaden los datos de expertos en recursos energéticos que 

echan su cuarto a espadas a favor del fracking escribiendo (Marzo, 2013):  

Hasta la fecha se han perforado un millón largo de pozos en Estados Unidos 

utilizando dicha técnica [del fracking],  

cuando quienes están analizando los pozos en base los censos oficiales y con más rigor los 

reducían en 2012 a 14.871 en el caso del gas de lutitas (Hughes, 2013) y a algo más de 

sesenta mil para el conjunto de petróleo y gas (Heinberg, 2013; USGS, 2012).  

El mito del gas de lutitas como fuente de energía abundante y barata ha sido perpetuado 

por los intereses particulares de la industria, deseosa de abrir así un mercado europeo, y la 

ignorancia de los políticos. El caso de Estados Unidos, ahora en un auge ficticio del gas de 

lutitas que no tardará en desplomarse, debería servir de advertencia y no de ejemplo para 

los papanatas gobiernos europeos. Los expertos han indicado repetidamente que la 

situación en Europa es completamente diferente desde un punto de vista geológico, 

geográfico, económico y político, y tiene un punto de partida mucho menos favorable que 

en Estados Unidos. 

Propano 

El propano es un gas incoloro e inodoro. Pertenece a los hidrocarburos alifáticos con 

enlaces simples de carbono, conocidos como alcanos. Su fórmula química es C3H8. Se usa 

como carburante industrial y doméstico, y como autogás. 

Querógeno 

El término querógeno o kerógeno, que literalmente significa “productor de cera”, se utilizó 

originalmente para denominar al material orgánico insoluble existente en las lutitas 

petrolíferas de Escocia. Aunque se utilizó con poca precisión desde sus orígenes, el 

significado del término se modificó para abarcar la materia orgánica insoluble presente en 
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la roca sedimentaria que es la fuente de la mayor parte del petróleo. Por tanto, el 

querógeno, un material insoluble formado por la descomposición de la materia orgánica, es 

el ingrediente principal en la generación de hidrocarburos. El querógeno ha sido clasificado 

en cuatro grandes grupos, cada uno de los cuales condiciona el tipo de hidrocarburo que 

se obtenga de una determinada lutita.  

En la Figura 41 se esquematiza la evolución del querógeno (a este respecto, véase también 

la entrada “Formación de los hidrocarburos”). A la izquierda (A), un diagrama de Van 

Krevelen modificado muestra los cambios producidos en el querógeno por el aumento del 

calor durante el sepultamiento. La tendencia general de la transformación térmica del 

querógeno en hidrocarburos se caracteriza por la generación de hidrocarburos no gaseosos 

y su progresión a petróleo, gas húmedo y gas seco. Durante esa progresión, el querógeno 

pierde oxígeno principalmente al emitir CO2 y H2O; después comienza a perder más 

hidrógeno al liberar hidrocarburos. En el esquema de la derecha (B) se muestra que la 

generación de hidrocarburos en las rocas generadoras es controlada principalmente por la 

temperatura conforme el contenido de querógeno pasa de carbono reactivo a carbono 

muerto. El gas es emitido durante la etapa de diagénesis temprana, fundamentalmente a 

partir de la actividad biológica. La catagénesis tiene lugar al aumentar la profundidad de 

sepultamiento, en el que se libera petróleo y gas. Con el aumento de la profundidad y la 

temperatura, el petróleo remanente se craquea liberando gas. 

 

Figura 41. Evolución del querógeno27.  

Explicación en el texto.  

El querógeno tipo I se genera predominantemente en ambientes lacustres y, en algunos 

casos, en ambientes marinos. Proviene de materia algal, planctónica o de otro tipo, que ha 

sido intensamente trnasformada por la acción de bacterias y microrganismos que habitan 

en el sedimento. Rico en hidrógeno y pobre en oxígeno, es potencialmente petrolífero, pero 

también puede producir gas según sea su evolución en relación con la temperatura. Los 

querógenos de tipo I son raros y son responsables de sólo un 2,7% de las reservas de 

petróleo y gas del mundo (Vandenvroucke, 2003). El de tipo II se forma generalmente en 

medios reductores que existen en ambientes marinos de profundidad moderada. Este tipo 

de querógeno proviene sobre todo de plancton descompuesto y transformado por la acción 

                                                      

27 Fuente: elaborada a partir de Boyer et al. (2006). 
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bacteriana. Es rico en hidrógeno y posee bajo contenido en carbono. Puede generar 

petróleo o gas al aumentar progresivamente la temperatura y el grado de maduración.  

El querógeno de tipo III proviene especialmente de restos vegetales terrestres depositados 

en ambientes marinos o no marinos, someros o profundos. Posee menor contenido de 

hidrógeno y mayor contenido en oxígeno que los tipos I y II, y en consecuencia genera 

principalmente gas seco. El querógeno IV se genera habitualmente a partir de sedimentos 

más antiguos re-depositados después de la erosión. Este tipo de querógeno está 

compuesto por materia orgánica residual, con alto contenido de carbono y ausencia de 

hidrógeno. Se considera una forma de “carbono muerto”, sin potencial para la producción 

de hidrocarburos (Tissot, 1984).  

Los querógenos ricos en contenido de hidrógeno desempeñan un papel más importante en 

la generación de petróleo. Por el contrario, el querógeno con menores cantidades de 

hidrógeno generará gas. Después de agotado el hidrógeno del querógeno, la generación de 

hidrocarburos cesará naturalmente, sin importar la cantidad de carbono disponible 

(Baskin, 1997). En resumen y generalizando: los querógenos marinos o lacustres (tipos I y 

II) tienden a producir petróleos mientras que los de origen terrestre (III) producen gas. Las 

mezclas intermedias de querógenos, especialmente de los tipos II y III, son más comunes 

en las facies arcillosas marinas. Sobre la maduración posterior de los querógenos para 

formar hidrocarburos, véase “Formación de los hidrocarburos”. 

Queroseno 

El queroseno, querosén, keroseno o kerosén (-keros, cera) es un líquido transparente (o 

con ligera coloración amarillenta) obtenido por destilación del petróleo. De densidad 

intermedia entre las naftas y el gasóleo o diésel, se utiliza como carburante, el JP (Jet 

Petrol), en los motores a reacción y de turbina de gas o bien se añade al gasóleo de 

automoción en las refinerías. Se utiliza también como disolvente y para calefacción 

doméstica, como dieléctrico en procesos de mecanizado por descargas eléctricas y, 

antiguamente, para iluminación.  

Recuperación mejorada del petróleo  

Debido a que la mayor cantidad de crudo se encuentra en el medio poroso o matriz, es 

decir, en la roca llámese arenisca, caliza o lutita, cuando un yacimiento petrolífero llega al 

final de su vida útil el grueso de su petróleo (unos dos tercios) permanece en la roca 

porque es demasiado difícil o demasiado caro extraerlo. Se estima que recuperar sólo el 

1% extra de los yacimientos de todo el mundo equivaldría a 20-30 billones de barriles de 

petróleo recuperado adicionales.  

Existen tecnologías, procesos o mecanismos conocidos como “recuperación terciaria” o 

“mejorada” del petróleo, cuya aplicación puede ayudar a recuperar entre 10% y 20% del 

petróleo original in situ, un porcentaje que podría parecer escaso, pero que resulta muy 

apetecible para la industria petrolera de acuerdo con las tasas de recuperación y 

producción actuales. 

Para la extracción o recuperación del petróleo existen tres mecanismos básicos llamados 

primario, secundario y terciario. La recuperación es primaria cuando al iniciar la producción 

la presión de los fluidos en el interior del yacimiento es suficiente para forzar la salida 

natural del petróleo a través del pozo. Durante la vida productiva del yacimiento la presión 

desciende y es entonces cuando se requiere hacer recuperación secundaria, que es la 
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inyección de agua o de gas para compensar la pérdida de presión ayudada con bombas 

para extraer el petróleo. 

Con el paso del tiempo, por más agua o gas que se inyecten, y aunque se usen avanzados 

sistemas de bombeo, ya no se recupera más petróleo y comienza el declive. En este punto 

puede aplicarse la recuperación terciaria o mejorada, que en esencia se usa para hacer 

dos cosas: reducir la viscosidad del petróleo para facilitar su flujo, o literalmente exprimir el 

petróleo a través de los poros de la roca. Para conseguirlo, se utilizan varios métodos entre 

los que se encuentran los métodos químicos usando polímeros y surfactantes, térmicos 

(estimulación con vapor y combustión in situ), miscibles (añadiendo hidrocarburos 

solventes), microbianos, eléctricos, vibratorios y de perforación horizontal, entre otros. 

Existen varios tipos de moléculas que pueden ayudar a mejorar la producción; básicamente 

lo que hacen es reducir la tensión superficial o interfacial con el fin de mejorar la movilidad 

y/o cambiar la hidratación de la roca donde se encuentra el crudo. Entre las técnicas más 

generalizadas para facilitar el flujo de petróleo se encuentran la inyección de vapor en los 

pozos, pues al calentar el combustible circula más fácilmente y mejor hacia los pozos de 

producción; la inyección de gases como nitrógeno o dióxido de carbono y la inyección de 

productos químicos para liberar el petróleo atrapado en la roca o matriz. 

Recursos y reservas 

Una reserva es un depósito de petróleo, gas o carbón que se puede recuperar de manera 

rentable dentro de las condiciones económicas presentes y utilizando las tecnologías 

existentes. Existen varios tipos de reservas, aunque las dos categorías principales son las 

reservas probadas y no probadas. 

Reservas probadas son las cantidades de un determinado hidrocarburo que, mediante el 

análisis de datos geológicos y de ingeniería, se puede estimar con un alto grado de 

confianza que pueden ser recuperables comercialmente a partir de una fecha 

determinada, de yacimientos explorados y bajo las condiciones económicas actuales. Los 

especialistas se refieren a ellas como P90 (es decir, que hay un 90% de probabilidades de 

que existan): En la industria también se conocen como reservas P1. 

Las reservas probadas se subdividen en "probadas desarrolladas" (PD) y "probadas no 

desarrolladas" (PUD). Las reservas PD son las que se pueden producir con los pozos y 

perforaciones existentes  o a partir de depósitos adicionales para cuyo desarrollo se 

requiere una inversión mínima adicional (gastos de funcionamiento). Las reservas PUD 

requieren una inversión adicional de capital (por ejemplo, la perforación de nuevos pozos) 

para extraer el petróleo o el gas. 

Hasta diciembre de 2009 las reservas probadas P1 eran las únicas permitidas por el 

organismo regulador del Mercado de Valores estadounidense (SEC: Securities and 

Exchange Commission) para que las compañías energéticas informaran a los inversores. 

Desde enero de 2010, la SEC permite que las empresas proporcionen también una 

información adicional opcional de reservas "2P" (probadas y probables) y  “3P" (probadas + 

probables + posibles), cuya evaluación es verificada por consultores calificados externos, 

aunque muchas empresas optan por utilizar las estimaciones 2P y 3P sólo para fines 

internos. 

Las reservas no probadas se basan en datos de ingeniería geológica similares a las 

utilizadas en las estimaciones de reservas probadas, pero que por razones técnicas, 

contractuales o por incertidumbres regulatorias no pueden ser clasificadas como probadas. 

Las reservas no probadas pueden utilizarse internamente por las compañías petroleras y 
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las agencias gubernamentales con propósitos de planificación futura, pero no se elaboran 

de forma rutinaria. Se subdividen en probables y posibles. 

Las reservas probables se refieren a yacimientos conocidos que tienen un nivel de 

confianza del 50% de recuperación. Los especialistas de la industria se refieren a ellas 

como "P50" (es decir, con una probabilidad del 50 % de que existan). Esas reservas 

también se conocen en la industria como "2P " (probadas y probables). 

Las reservas posibles se refieren a yacimientos conocidos cuyo contenido tiene una 

probabilidad de ser recuperado inferior a las reservas probables. Este término se utiliza a 

menudo para las reservas que tienen al menos una certeza del 10% de ser recuperadas 

("P10"). Las razones para clasificar las reservas como posibles incluyen diferencias de 

interpretación sobre la geología, que sean reservas susceptibles de ser producidas a tasas 

comerciales, que haya riesgo de que haya infiltraciones procedentes de terrenos 

adyacentes o que su recuperación dependa de tecnologías futuras no disponibles. Se 

conocen en la industria como "3P" (probadas + probables + posibles). 

 

 

Figura 42. Reservas comprobadas de petróleo28.  

Los datos están en miles de millones de barriles. 

Un recurso es la cantidad total de un hidrocarburo específico que se encuentra en un lugar 

determinado. Que exista un recurso no es en absoluto un indicador de cuánto hidrocarburo 

puede ser extraído, porque puede que su extracción no sea técnicamente posible, 

económicamente rentable o energéticamente inviable porque se necesite más energía 

para extraerlo que la que el propio recurso contiene.  

En 2007 la Sociedad de Ingenieros de Petróleo (SPE), el Consejo Mundial del Petróleo 

(WPC), la Asociación Americana de Geólogos del Petróleo (AAPG) y la Sociedad de 

Ingenieros Evaluadores del Petróleo (SPEE) acordaron adoptar un sistema más sofisticado 

de evaluación de yacimientos de petróleo que incorporó las antiguas definiciones para las 

reservas, pero añadiendo las categorías de recursos contingentes y recursos prospectivos. 

Los recursos contingentes son los volúmenes de hidrocarburos estimados a partir de una 

fecha dada como potencialmente recuperables a partir de yacimientos conocidos pero 

cuyos proyectos extractivos no pueden llevarse a cabo por no estar comercialmente 

                                                      

28 Fuente: http://commons.wikimedia.org/wiki/File:Oil_Reserves_Updated.png. 
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maduros debido a una o más contingencias. Los recursos contingentes pueden incluir, por 

ejemplo, proyectos para los cuales actualmente no existen mercados viables, otros cuya 

recuperación comercial depende de tecnología en fase de desarrollo u otros para los 

cuales la evaluación del yacimiento es insuficiente para evaluar claramente su viabilidad 

comercialidad. 

Los recursos prospectivos son los volúmenes estimados a partir de una fecha dada por ser 

potencialmente recuperables pero desde yacimientos no descubiertos mediante proyectos 

de explotación futuros. Los recursos prospectivos están, por tanto, asociados a que haya 

descubrimientos y a que, en el caso de que se descubran, haya oportunidad de 

desarrollarlos. 

El Servicio Geológico de Estados Unidos utiliza los términos recursos técnicamente 

recuperables y recursos económicamente recuperables en sus evaluaciones de los 

recursos de hidrocarburos. Los recursos técnicamente recuperables representan la 

proporción de los volúmenes existentes en un determinado lugar que puede ser 

recuperada utilizando la tecnología disponible sin tener en cuenta los costes. Los recursos 

económicamente recuperables se refieren a los hidrocarburos que pueden extraerse con 

unos costes de exploración perforación, producción y transporte son el petróleo 

técnicamente recuperable para los cuales los costos de descubrimiento, desarrollo, 

producción y transporte, incluyendo los márgenes comerciales, que se pueden recuperar a 

un precio de mercado determinado. 

Refinería 

Una refinería, que no debe confundirse con una petroquímica (véase esta entrada), es una 

planta industrial destinada al refinado del petróleo en la cual, mediante un proceso 

adecuado, se obtienen diversos combustibles capaces de ser utilizados en motores de 

combustión junto con diversos productos tales como aceites minerales y asfaltos. Una 

refinería media procesa entre 15.000 y 30.000 m3 de petróleo cada día. Los complejos 

refinadores más grandes del mundo procesaban en 2004 más de 100.000 m3 al día. 

El refinado del petróleo es un proceso que incluye el fraccionamiento por destilación y las 

transformaciones químicas del petróleo para producir derivados comercializables. La 

estructura de cada refinería debe tener en cuenta todas las diferentes características del 

crudo. Además, una refinería debe estar concebida para tratar una gama bastante amplia 

de crudos. Sin embargo, existen refinerías concebidas para tratar solamente un único tipo 

de crudo, pero se trata de casos particulares en los que las reservas estimadas de dicho 

crudo son tales que permiten centrar el proceso de refinado en un sólo tipo de crudo de 

entrada. 

Existen refinerías simples y complejas. Las simples están constituidas solamente por 

algunas unidades de tratamiento, mientras que las refinerías complejas cuentan con un 

mayor número de estas unidades. Las refinerías simples o complejas de baja conversión 

constan en su mayoría de las unidades de destilación atmosférica (topping), destilación al 

vacío, planta de gases, hidrotratamiento de nafta, hidrodesulfuración de queroseno y de 

gasóleo y reformado catalítico. Además de las unidades antes citadas, las refinerías 

complejas, que son capaces de realizar la llamada conversión profunda, pueden contar con 

otras unidades tales como las de hidrocraqueo, craqueo catalítico fluidizado (FCC), 

viscorreducción, isomerización, alquilación, craqueo con vapor, soplado de bitúmenes y 

coquización.  

El primer paso en el proceso de refinado es la destilación atmosférica realizada en las 

unidades de crudo. El crudo calentado entra en la torre de crudo en la que se separan los 
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diferentes componentes del petróleo según sus puntos de ebullición. Se obtienen gases 

licuados del petróleo, naftas, queroseno, gasóleo y un componente residual llamado 

residuo atmosférico. Este residuo se calienta y entra a las unidades de vacío en las que se 

extrae el gasoil de vacío, dejando como producto residual el residuo de vacío. (Ver 

“Destilación del petróleo”). 

 

Figura 43. Esquema general de una refinería29.  

Los productos obtenidos se tratan para conseguir productos comerciales siguiendo una 

serie de procesos: 1.-Los gases ligeros (metano y etano) se endulzan para eliminar el ácido 

sulfhídrico y se aprovechan como combustible en la propia refinería. 2.- Los gases licuados 

se separan en propano y butano, que son envasados a presión o usados como materia 

prima para producir etileno y propileno y combustible para automóviles (autogas). 3.- Las 

naftas se tratan en las unidades de reformado catalítico para mejorar sus cualidades y se 

mezclan para obtener gasolinas comerciales. La fracción ligera de la nafta también se 

procesa en unidades de isomerización para mejorar su índice de octano; también puede 

ser usada para producir etileno y propileno. 4.- El queroseno se trata para cumplir las 

especificaciones de combustible para aviación o para usarse en la formulación del diésel 

de automoción. 5.- El gasóleo se lleva a las unidades de hidrodesulfuración, donde se 

reduce su contenido en azufre, tras lo cual se usa para formular diésel de automoción o 

gasóleo de calefacción. 6.- El gasoil de vacío no es un producto final. Se lleva a las 

unidades de FCC donde a elevada temperatura y con presencia de un catalizador en polvo 

sus largas moléculas se rompen y se transforman en componentes más ligeros como gases 

licuados, naftas o gasóleos. El gasoil de vacío también puede convertirse en las unidades 

de hidrocraqueo, donde a unos 400-440 °C y alta presión, en presencia de catalizadores 

apropiados, se transforma también en GLP, naftas o gasóleos libres de azufre. Estas 

unidades producen un gasóleo de mejor calidad (con mejor índice de octano) que las 

unidades de FCC. 7.- El residuo de vacío se puede utilizar como asfalto o bien someterlo a 

altísimas temperaturas en las unidades de coque en las que se producen componentes 

más ligeros y carbón de coque que puede calcinarse para formar carbón verde. Este 

                                                      

29 Fuente: www.cepsa.com. 
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residuo de vacío también puede ser usado para fabricar fueloil industrial, bien 

directamente o previa su conversión térmica en unidades de viscorreducción. 8.- Debido a 

las limitaciones impuestas a la emisión del dióxido de azufre a la atmósfera, en todas las 

refinerías se produce también azufre sólido como subproducto comercial. 

Reformulado  

Los métodos de mejoramiento de octanaje mediante la reforma de la estructura molecular 

de las naftas se conocen como reformulados. Las naftas extraídas directamente de la 

destilación primaria suelen tener moléculas lineales por lo que tienden a detonar por 

presión. Por eso el reforming se encarga de "reformular" dichas moléculas lineales 

transformándolas en ramificadas y cíclicas, que al ser más compactas no detonan por 

efecto de la presión. La reformulación puede realizarse de dos maneras distintas, 

mediante calor o reformulado térmico (poco usual) o mediante calor y la asistencia de un 

catalizador (reformulación catalítica). Mediante el reformulado catalítico se deshidrogenan 

alcanos tanto de cadena abierta como cíclica para obtener aromáticos, principalmente 

benceno, tolueno y xilenos empleando catalizadores de platino, renio o alúmina. Los otros 

dos procesos utilizados para el reformulado del octanaje son la alquilación y la 

isomerización (véanse esas entradas). 

Reserva Estratégica de Petróleo (SPR) 

Almacenamiento de petróleo que mantienen los países como combustible de emergencia 

para casos de falta de suministros. Según la US EIA en el mundo existen aproximadamente 

4,1 KMbl (650 millones de m3) de petróleo en las reservas estratégicas, de los cuales 1,4 

KMbl son controladas por los gobiernos. Estas reservas generalmente no se cuentan al 

calcular las reservas de petróleo de una nación. Dada su capacidad de almacenar hasta 

727 millones de barriles (115.600.000 m3), la que mantiene el Departamento de Energía 

de los Estados Unidos es la mayor reserva estratégica del mundo. 

Retorting 

Procedimiento mediante el cual se pueden conseguir hidrocarburos líquidos a partir de 

rocas bituminosas. Básicamente, consiste en recalentamientos in situ por pirólisis a altas 

temperaturas (445-500 °C) y sin oxígeno. 

 

Figura 44. Esquema de una torre de retorting.  

Elaboración propia. 
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Rig Count 

Literalmente, censo de aparejos o de equipos, un inventario que resume el número de los 

“equipos de torre” (maquinaria de perforación, trabajos a pie de pozo y extracción) 

operativos en una determinada zona productora, que puede ser un yacimiento, un campo, 

una región petrolera o un país. El rig count tiene como objetivo presentar una visión de 

conjunto del estado de la producción en la zona en cuestión tanto a efectos estadísticos y 

de prognosis, como de apoyo a la toma de decisiones jerárquicas, económicas, bursátiles o 

políticas.  

Rocas bituminosas 

Cualquier tipo de roca sedimentaria o metamórfica de grano fino rica en materia orgánica 

que contenga querógeno (véase esta entrada), un precursor del petróleo pero que no es 

realmente petróleo, es una roca bituminosa, una oil shale en el vocabulario petrolífero. 

Dependiendo de su contenido orgánico a veces puede quemarse directamente con un 

rendimiento calorífico equivalente a los carbones de gradación más baja. Pero a partir del 

querógeno también pueden obtenerse secundariamente hidrocarburos líquidos mediante 

procedimientos de retorting económicamente y ambientalmente muy costosos, lo que hace 

que el petróleo obtenido, aunque no deje de ser petróleo, no resulte rentable (Dyni, 2010). 

En castellano son conocidas más frecuentemente como “pizarras bituminosas”. En inglés 

se denominan “Oil shale”, que no debe confundirse con “shale oil”. 

Hay varios tipos de rocas que cumplen estas condiciones, hasta el punto de que los 

geólogos opinan que más que a una terminada tipología geológica, el término oil shale se 

refiere a una característica económica: toda roca de la que puede obtenerse shale oil es 

una oil shale (Younquist, 1998). En España las rocas de este tipo más frecuentes son las 

pizarras bituminosas (mal llamadas esquistos bituminosos), que son rocas con la suficiente 

abundancia de material orgánico (querógeno) como para que pueda obtenerse petróleo a 

través del proceso conocido como pirólisis (véase la entrada), un procedimiento tan 

costoso que solamente puede utilizarse bajo determinados condicionantes sociopolíticos o 

bélicos como los que se comentan en la entrada “Gas de síntesis”. Es por eso que el uso 

directo de las pizarras bituminosas como combustible para plantas de energía térmicas se 

haga en muy pocos países en los que la pizarra es quemada como carbón para hacer 

funcionar turbinas a vapor.  

Para un lector español no versado en Geología la lectura de oil shale le sugiere 

inmediatamente “pizarra o esquisto con petróleo” o “esquisto petrolífero”, mientras que 

para un profesional anglosajón la traducción es “lutitas con querógeno”, porque para ellos 

toda roca de grano sea sedimentaria o metamórfica, es una lutita. Cuando se habla de 

shale oil se está hablando de petróleo asociado a lutitas y no de petróleo obtenido de 

pizarras o esquistos, como acostumbra a hacerse en nuestro país aplicando la parte por el 

todo, pues las pizarras o los esquistos son lutitas metamorfizadas con unas características 

especiales de fisibilidad, es decir la propiedad de dividirse fácilmente en capas finas a lo 

largo de poco espaciados, más o menos planas, y aproximadamente paralelas a las 

superficies. Como son rocas metamórficas, no contienen ni petróleo ni gas, aunque las 

pizarras, por tener una moderada metamorfización, pueden contener querógenos e incluso 

moderadas cantidades de hidrocarburos poco elaborados. Llamar, como se hace en 

España, al gas y al petróleo obtenido de lutitas como “gas de esquisto” o “petróleo de 

esquisto” revela una escasa cultura geológica. Véase la entrada “Rocas metamórficas y 

metamorfismo”. 
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En cualquier caso, el petróleo obtenido de las rocas bituminosas por pirolisis –oil shale- no 

debe confundirse con el obtenido primariamente a partir de rocas compactas (tight rocks) 

que contienen de hecho petróleo -tight oil- aunque el hidrocarburo esté contenido en rocas 

tan poco porosas o permeables que sea necesario perforarlas y estimularlas vía fractura 

hidráulica para que liberen el petróleo (Mills, 2008).  

Rocas metamórficas y metamorfismo  

Recibe el nombre de metamorfismo el proceso por el que se producen ciertas 

modificaciones de la composición mineralógica y de la estructura de una roca como 

consecuencia de los cambios de presión y temperatura que experimenta cuando alcanza 

niveles profundos de la corteza terrestre. Tal cosa sucede, por ejemplo, cuando se 

depositan en un geosinclinal espesores considerables de rocas sedimentarias por el 

proceso general de subsidencia, que pueden alcanzar hasta veinte kilómetros de potencia. 

Una roca situada a esas profundidades está sometida a considerables presiones y a 

temperaturas elevadas que la metamorfizan, como puede comprobarse en las zonas 

profundas de los geosinclinales, que afloran en la parte central de los macizos 

montañosos, puestas al descubierto por la erosión. 

El metamorfismo puede ser debido a la simple presión orogénica, que actúe en una 

dirección determinada, siendo entonces dinámico; en otros casos se debe a la elevación de 

temperatura, ocasionada locamente por la intrusión de un magma; en este caso, el 

metamorfismo, esencialmente "térmico", se denomina de contacto. Pero en el caso más 

general, el metamorfismo, en las partes profundas del geosinclinal, afecta a regiones 

extensas de la corteza terrestre, por lo que recibe el calificativo de regional o, también, 

termodinámico, por haberse debido a la acción combinada de presión y temperatura. 

En las rocas metamórficas existen, en general, estructuras muy manifiestas debidas a que 

, durante el proceso de metamorfismo, actúan casi siempre presiones unilaterales de 

origen tectónico que deforman las rocas y hacen que sus componentes se orienten de 

forma definida, de acuerdo con las presiones o tensiones existentes. Incluso cuando se 

forman o desarrollan nuevos minerales, también quedan orientados. Por ejemplo, en una 

roca metamórfica cuyas características mineralógicas sean adecuadas para la formación 

de moscovita, clorita o biotita, que forman escamas aplanadas, dichas escamas se 

desarrollarán con mayor facilidad en el plano normal a la dirección de compresión máxima 

y todas quedarán orientadas más o menos paralelas a este plano, al tiempo que la roca 

podrá romperse con mayor facilidad paralelamente a las láminas de estos minerales 

foliosos. Esta estructura fisible se llama "pizarrosa" o también "esquistosa" y es muy 

frecuente en las rocas metamórficas. Se percibe con facilidad sobre el terreno y constituye 

uno de los caracteres más patentes que permiten establecer un criterio para distinguir a 

primera vista las rocas metamórficas de otras que puedan tener análoga composición, 

pero que tengan un origen distinto, aunque no todas las rocas metamórficas hayan de ser 

siempre fisibles. 

Desde el punto de vista de la génesis de hidrocarburos, cabe decir que, salvo en las rocas 

ligeramente metamorfizadas como las pizarras, no existe depósito ni de gas ni de petróleo 

alguno en ninguna de ellas, lo que resulta lógico si se tiene en cuenta que, en el caso de 

que hubieran existido en las rocas originales premetamorfizadas, las presiones a las que 

se vieron sometidas y que las arrugaron como una esponja exprimida, hubieran eliminado 

cualquier depósito líquido o gaseoso.  

Las rocas metamórficas son extraordinariamente variadas porque en la naturaleza existe 

una gran cantidad de rocas sedimentarias, plutónicas, volcánicas, e incluso metamórficas 
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formadas en otros ciclos geológicos anteriores, que pueden experimentar diversos grados 

de metamorfismo, resultando, en consecuencia, rocas muy distintas unas de otras. Sin 

embargo, las rocas más frecuentes se forman en una serie metamórfica a partir de rocas 

arcillosas, que son las siguientes ordenadas según el grado de metamorfismo soportado: 

pizarras, esquistos, micacitas y gneises. 

Las pizarras son rocas que poseen pequeñas laminillas de moscovita y clorita, invisibles a 

simple vista y paralelas entre sí, que provocan la aparición de una incipiente "pizarrosidad". 

Son las primeras rocas de carácter metamórfico que aparecen en una serie y suelen 

conservar, en parte, la composición original de la roca de la que proceden. Las pizarras 

arcillosas, originadas desde las lutitas, contienen todavía una cierta proporción de arcilla; 

las pizarras calcáreas contienen carbonato cálcico formando granos de calcita 

recristalizada. Las pizarras bituminosas son las únicas que contienen hidrocarburos, son 

de color negro y pueden ser sometidas a destilación para obtener de ellas numerosos 

subproductos. Todas estas pizarras han sufrido un metamorfismo poco intenso, y suelen 

conservar fósiles, cosa que nunca ocurre en otras rocas metamórficas. 

Los esquistos, del griego schistós, dividido, son las siguientes rocas de la serie y se forman 

cuando el proceso metamórfico está más avanzado, las láminas de mica o de clorita son ya 

visibles a simple vista y la roca presenta un brillo característico, satinado, debido a la 

orientación paralela de las laminillas de moscovita y clorita. El tránsito de pizarras a 

esquistos es insensible, y con frecuencia es difícil marcar un límite preciso entre ambas 

rocas; sin embargo, en los esquistos ya no aparecen fósiles ni restos de materia orgánica, 

que se ha transformado en grafito. La ausencia tanto de fósiles como de restos de 

hidrocarburos característica de los esquistos y de las rocas metamórficas que les suceden 

en la serie (micacitas y gneises) convierte en pintoresca la denominación de gas o petróleo 

de esquistos que se aplican en España a los hidrocarburos que surgen de las lutitas. 

Cuando a mayores presiones y temperaturas la clorita se transforma en biotita, la roca ya 

sólo contiene micas y recibe por ello el nombre de micacita, la cual, por otra parte, 

presenta un aspecto bastante parecido a los esquistos. En una fase más avanzada del 

metamorfismo la moscovita se transforma en ortosa, dando lugar a una roca con 

feldespato denominada gneis o también "neis" (que proviene de la palabra alemana gneiss, 

que significa folioso). Estas rocas suelen tener, además, cuarzo, y como estos minerales no 

son aplanados, sino más bien isodiamétricos, la roca pierde en gran parte la estructura 

esquistosa, aunque, sin embargo, conserva una orientación general de sus componentes 

por la persistencia de la biotita. Son, pues, los gneises, rocas metamórficas cuya 

composición mineralógica es parecida a la del granito, con cuarzo, ortosa y biotita, pero 

que presentan una cierta orientación de estos minerales. 

Rocas orgánicas 

Aunque existen muchas rocas sedimentarias en cuya formación intervienen de alguna 

forma los seres vivos, bien por intervención pasiva como las lumaquelas, la creta o las 

diatomitas, cuyos restos esqueléticos mineralizados se incorporan como materiales 

sedimentarios a las rocas detríticas, o bien como ocurre en otras rocas que se forman por 

la acción biológica de ciertos organismos marinos (principalmente los corales y algas 

calcáreas), constructores de arrecifes, en realidad tales rocas constituyen un caso 

particular de las rocas carbonatadas, en las que interviene la actividad de los organismos 

marinos en el proceso de precipitación del carbonato cálcico. 

En cambio, las rocas que se pueden llamar propiamente orgánicas son aquellas en cuya 

formación han intervenido directamente seres vivos, animales o vegetales y que están 



 

162 

formadas por su misma materia orgánica, que ha sufrido ciertas transformaciones 

químicas por la acción de determinadas bacterias anaerobias. En esta categoría de rocas 

entran, en primer lugar, los carbones minerales, pero también los hidrocarburos naturales, 

que se encuentran impregnando determinadas rocas: gas, petróleo, asfalto, betunes, 

etcétera (véanse esas entradas). 

Rocas sedimentarias 

Cuando los productos resultantes de la erosión dejan de estar en suspensión en los 

medios de transporte (agua, hielo, aire) se depositan por la acción de la gravedad y 

originan depósitos que en muchas ocasiones tienden a formar mantos o capas 

horizontales. Estos depósitos superficiales son llamados sedimentos y el mecanismo 

complejo que ocasiona su deposición es el llamado proceso de sedimentación. Los 

materiales acumulados de esta manera dejan de estar en contacto directo con la 

atmósfera o hidrosfera al ir siendo soterrados progresivamente por las nuevas capas de 

materiales más o menos compactos, hasta formar las rocas sedimentarias. El proceso de 

sedimentación es, por tanto, fundamentalmente constructivo y cierra el ciclo de los 

procesos exógenos de erosión, transporte y sedimentación. 

En la superficie terrestre existen zonas más apropiadas que otras para que se realice el 

proceso de sedimentación; es más, en cada momento podríamos distribuir la superficie en 

zonas bien delimitadas de erosión y sedimentación. Las primeras serían las zonas más 

elevadas de los continentes en donde los agentes erosivos y de transporte, con toda su 

potencia, desplazan rápidamente los residuos de la destrucción; las segundas serían las 

zonas deprimidas en donde los agentes transportadores pierden su energía y permiten la 

deposición de la carga que arrastran. Como en último término es la fuerza de la gravedad 

la que condiciona la formación de las rocas sedimentarias, siempre que existan diferencias 

de nivel en la superficie terrestre existirá una posibilidad de arrastre hacia las zonas más 

bajas y, en consecuencia, son las cuencas oceánicas las zonas privilegiadas de formación 

de sedimentos. Los continentes, especialmente en sus zonas más deprimidas, pueden ser 

también áreas de acumulación de sedimentos, pero en este caso, de carácter más 

transitorio, ya que una cuenca de acumulación continental puede transformarse con 

relativa facilidad en una zona de erosión por la simple evolución del relieve. Por esta causa, 

si se estudian cuantitativamente las series sedimentarias que se han acumulado en los 

períodos geológicos pasados, se observa un predominio general de las rocas depositadas 

en cuencas oceánicas, sobre las que se han formado en ambiente continental. 

Si atendemos al orden de separación de los productos residuales durante la diferenciación 

geoquímica sedimentaria, hay seis grandes grupos de rocas sedimentarias: 1.- Rocas 

detríticas: Formadas fundamentalmente por acumulación de fragmentos de rocas y 

minerales preexistentes que no se han alterado químicamente o que sólo han sufrido 

alteración parcial. Estas rocas pueden experimentar durante su génesis una cementación 

de los fragmentos inicialmente sueltos; en este caso el cemento puede ser de origen 

químico. 2.- Rocas arcillosas o lutitas: Formadas fundamentalmente por la aglomeración de 

partículas de minerales arcillosos, que a su vez se han formado por alteración completa de 

minerales preexistentes. 3.- Rocas carbonatadas: Son las rocas formadas por carbonato 

cálcico y carbonato magnésico (dolomía), ambos precipitados de las aguas por 

mecanismos químicos y bioquímicos. Relacionadas con ellas están las rocas fosfatadas en 

donde el ión Ca se precipita en forma de fosfato cálcico. 4.- Evaporitas: Rocas formadas 

por evaporación de aguas cargadas de sales disueltas; sulfatos y cloruros, principalmente. 

5.- Rocas ferruginosas: Formadas por minerales oxidados de hierro, precipitados en la 

mayor parte de los casos por floculación de hidróxidos férricos coloidales, mediante 
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procesos químicos o bioquímicos. 6.- Rocas orgánicas: Son las rocas formadas por 

transformación de residuos orgánicos, que se pueden acumular en cantidades 

considerables, en condiciones especiales de gran proliferación de vegetales o animales, y 

constituyen los carbones y petróleos. 

En esta clasificación, como ocurre con todas las realizadas con las rocas sedimentarias, 

pueden surgir dudas sobre si incluir determinados tipos en uno u otro grupo. Así, en una 

roca formada por granos de arena, cementados por una caliza precipitada con 

posterioridad por mecanismos químicos, existen a la vez una fracción detrítica y otra 

carbonatada. El criterio que se utiliza en este caso es fijar un tope entre las proporciones 

que existen de uno y otro componente; por ejemplo, la roca se considera detrítica si el 

porcentaje de arena es superior al 50%  (arenisca calcárea) o carbonatada si la proporción 

de caliza es superior al 50% (caliza arenosa). 

Teniendo en cuenta su mecanismo de formación, la composición mineralógica de este 

grupo de rocas puede ser muy variada, ya, que cualquier tipo de material que exista en la 

corteza terrestre puede originar, en condiciones de rápida destrucción mecánica y débil 

alteración química, fragmentos que tienen la misma composición que el producto inicial. 

Sin embargo, como la destrucción química actúa siempre con más o menos intensidad, la 

mayor parte de las rocas de este grupo están formadas por trozos de rocas o minerales 

estables en la superficie terrestre; como de ellos el más resistente es el cuarzo (SiO2), por 

término medio estas rocas tienen un contenido considerable de este mineral. 

Shale 

 Véanse las entradas “Lutitas” “Rocas metamórficas y metamorfismo”, y “Rocas 

bituminosas”: 

Shale gas 

El término shale gas se acostumbra a traducir en nuestro país como “gas de esquisto” o 

“gas de pizarra” aunque las rocas “empapadas” son otras de grano fino y permeabilidad 

baja conocidas genéricamente como lutitas. En todo caso, el empleo exacto del término 

shale gas exige como condición que la roca de permeabilidad baja en la que se originó sea 

también la roca almacén para el gas (Holloway y Rudd, 2013). El volumen de gas puede 

estar almacenado en un sistema de fracturas de la lutita, en sus microporos o adsorbido 

en la fracción mineral u orgánica de la misma. Cuando estos yacimientos se explotan con 

pozos, el drenaje del gas hacia los mismos puede ser mediante pozos verticales u 

horizontales, pero en cualquier caso debe ser estimulado mediante fractura hidráulica para 

favorecer la producción.  

Still gas 

Ver “Gas de refinería”. 

Suministro  

Tal y como lo emplea Hughes a lo largo del texto, el término supply se refiere a todos los 

componentes que constituyen los insumos petrolíferos o gasísticos de un país, lo que 

incluye las producciones de yacimientos y de refinerías y las importaciones. Cuando habla 

de la fuente de un suministro (supply source) pude referirse a un solo pozo, a un 

yacimiento o a un campo con uno o más yacimientos o a varios campos bajo un único 
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contrato de compra de gas, con la única condición de que el área geográfica abarcada por 

una sola fuente de suministro no puede ser más grande que el estado en el que se 

presentan las reservas. 

Tasa de Retorno Energético  

Como dicta el Primer Principio de la Termodinámica, cuando se analiza el rendimiento de 

una máquina o cualquier proceso de transformación de un tipo de energía en otro, la 

energía útil más las pérdidas es siempre igual a la cantidad de energía procedente de la 

fuente que alimenta el proceso. Según el Segundo Principio, la energía útil nunca será igual 

a la energía obtenida de la fuente, ya que siempre se producirá una pérdida de energía por 

disipación en forma de calor, como cualquiera que haya inflado una rueda de bicicleta con 

un bombín ha podido comprobar. 

La eficiencia es el cociente entre Energía útil/Energía fuente. Cuando decimos que la 

eficiencia de una caldera doméstica es de un 80%, queremos decir que para obtener 

ochenta julios de energía calorífica útil (agua + calefacción) necesitamos cien julios de 

energía quemada de la fuente, se trate ésta de carbón, gasoil o gas natural. Pero en 

realidad, si se quiere ser preciso, cuando hablamos de generación de energía, en realidad 

no estamos generando nada, lo que hacemos es utilizar una máquina o un proceso que 

transforma determinado tipo de energía (la fuente), que no nos resulta útil en su estado 

original, en otro tipo distinto que sí nos resulta útil. En ese proceso se producen pérdidas y 

la máquina o el proceso será más o menos eficiente en la medida en que consigamos 

minimizarlas para que la energía útil se acerque lo más posible a la energía fuente. 

Para desarrollar y mantener el proceso de transformación energética hace falta invertir 

energía útil en crear su infraestructura, mantenerla y mantener el proceso. Si disponemos 

de energía barata, como ha ocurrido durante casi siglo y medio antes de la crisis del 

petróleo, no nos ha preocupado mucho del costo energético de poner en marcha y 

mantener un proceso para obtener energía útil. Si las cuentas económicas cuadraban era 

suficiente, porque la energía para la puesta en marcha y mantenimiento no era un factor 

relevante en dichas cuentas. Las cosas han cambiado y mucho desde la primera crisis del 

petróleo y en la actualidad, cuando ya estamos en el cenit de producción petrolífera, 

conviene reflexionar un poco e interesarse acerca de cuánta energía útil suministra un 

determinado proceso de transformación de energía en relación con la energía que ha 

supuesto ponerlo en marcha y mantenerlo.  

La respuesta a esa pregunta es la Tasa de Retorno Energético (TRE) o EROEI por las siglas 

en inglés de Energy Return on Energy Investment. Quienes deseen profundizar en el 

concepto deberían leer a Murphy y Hall (2010). Para quienes deseen acabar antes, la TRE, 

pese a su pomposo nombre, no es más que el resultado de un cociente que se calcula 

dividiendo la energía útil obtenida en un proceso (EU) entre la energía que hemos invertido 

en desarrollar y mantener ese proceso (EI), de modo que TRE = EU/EI, de donde se deduce 

que cuanto mayor sea el cociente más rentable energéticamente será el proceso de que se 

trate. 

Si, por ejemplo, poner en marcha un determinado proceso de obtención de energía supone 

utilizar dos gigajulios y durante todo el tiempo que ha funcionado ha producido cuarenta 

gigajulios, la TRE es de 40/2 = 20. Como se ha obtenido veinte veces la energía invertida, 

se trata de un proceso rentable energéticamente (puede ser que se trate de un proceso 

ambientalmente desastroso, pero ese es otro tema). Por el contrario, un proceso con una 

TRE igual o menor que la unidad no es rentable energéticamente. Si es igual a uno podré 

mantenerlo como divertimento, pero si baja de uno estoy ante un sumidero de energía que 
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me hace perder dinero. Ambas cosas es lo que, según varios indicios, está ocurriendo en el 

caso del fracking.  

La TRE depende de varios factores, alguno de los cuales supone solemnizar lo obvio. Por 

ejemplo, si hablamos de la TRE del carbón, calcularíamos la energía calorífica que se 

obtiene al quemar un kilogramo de carbón y la dividiríamos entre la energía que hemos 

tenido que utilizar para quemarlo. Si lo que queremos es calor, entonces la energía total es 

útil, pero si lo que queremos del carbón es electricidad, entonces obtendremos mucha 

menos energía, porque menos de un 50% de la energía calorífica del carbón puede 

transformarse en electricidad. 

Aunque la estimación de la TRE pueda, de momento, parecer sencilla porque se trata de 

calcular de manera matemática y precisa la cantidad de energía primaria que es necesario 

aportar para llevar a cabo todos los procesos implicados en la extracción energética de la 

fuente que se evalúa, el problema empieza precisamente ahí, en establecer qué energía 

primaria hay que contabilizar.  

¿Hasta dónde hay que llevar la cadena de procesos necesarios para explotar una fuente de 

energía? Por ejemplo, si se emplea cemento para impermeabilizar las perforaciones 

gasísticas ¿es preciso incluir en el cálculo de la TRE del gas la energía utilizada en la 

fabricación del cemento utilizado? ¿Y la energía empleada en la construcción de las 

plantas cementeras? ¿Y la empleada en suministrar la energía eléctrica para su 

funcionamiento? ¿Y la empleada en llevar a los trabajadores hasta la planta? Y así ad 

infinitum, embarcados en una contabilidad analítica sin fin.  

La contabilidad analítica se complica aún más si tenemos en cuenta que se trata de una 

tasa localizada. Es decir, la TRE para un mismo proceso varía con el año y el contexto. No 

es lo mismo el cálculo energético para un panel fotovoltaico en Almería que en Escocia, ni 

de una geotérmica en Islandia que en el Sáhara. De manera que, para realizar 

comparaciones, además del valor del índice conviene saber el año y el contexto en que se 

calculó. Por estos y otros motivos, aunque no exista un estándar, a la hora de comparar las 

TRE de dos fuentes energéticas es necesario que estas hayan sido calculadas con criterios 

homologables. Ni que decir tiene que las compañías explotadoras de recursos no quieren 

saber nada de este tipo análisis y más aún si se pretende introducir entre los mismos las 

externalidades, es decir, los costes ambientales o sanitarios de las explotaciones. Y lo que 

digo para las compañías vale tanto para las que explotan recursos renovables como no 

renovables. 

Cuando en 1859 el petróleo se cogía a cubos en Oil Creek, la TRE era altísima, 

incalculablemente alta, entre otras cosas porque nadie era consciente de la importancia de 

lo que se avecinaba y, en consecuencia, no se echaban cuentas. Las cuentas empezaron a 

hacerse en la década de los treinta del siglo pasado. Entonces, poner cien barriles de 

petróleo en el mercado suponía un consumo energético de un barril, de manera que la TRE 

era de 100:1, es decir, se recuperaban cien unidades de energía por cada una invertida 

(Cleveland et al., 1984).  

A decir verdad, y en aras de la precisión, ese cálculo para el petróleo tiene un grave 

defecto. El petróleo no es una fuente energética directamente útil; lo que consumimos son 

productos refinados, almacenados y transportados del petróleo, como la gasolina, el gasoil 

o el queroseno, por no hablar de otros de los innumerables derivados del crudo como los 

plásticos. Por tanto, el numerador en realidad es mucho más pequeño que lo que se 

supone. Cuando Cleveland (que junto a Charles Hall fue uno de los creadores del concepto; 

para una actualización del mismo véanse Hall y Hansen, 2011, y Hall et al., 2011) dice que 

la TRE del petróleo ha bajado de 100 a 10 en el último siglo, en realidad nunca ha sido 
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100. Al comienzo de la explotación del petróleo, sólo una pequeña parte de su contenido 

energético se aprovechaba como tal y los procesos de refinado eran poco eficientes, por lo 

que la energía útil que se consumía era muy inferior a lo que se consigue ahora. 

Fuera cien o menos de cien, era la tasa que cabía esperar dado que los primeros 

yacimientos contenían un petróleo de altísima calidad a escasas profundidades, en lugares 

accesibles y fáciles de explotar, de forma que la energía necesaria para la búsqueda, 

prospección, perforación, bombeo y transporte del crudo era muy poca. En resumidas 

cuentas, como el hidrocarburo estaba muy cerca de la superficie, bastaba con cebar con 

algún combustible el motor de la perforadora, romper el sello impermeable y ¡hala!, a 

recoger petróleo. Por cada litro de gasolina que consumía el motor, se obtenían cien del 

yacimiento, dicho sea con ánimo de simplificar. 

Cuarenta años después, con el país lleno de coches enormes que consumían veinte litros a 

los cien kilómetros, con la industria más poderosa del mundo y las climatizaciones 

domésticas consumiendo más y más petróleo, las cosas empezaron a cambiar. Los 

yacimientos daban señales de agotamiento, ya no estaban cerca de la superficie y había 

que perforar cada vez a mayor profundidad; el crudo era de peor calidad y eso encarecía 

los costes energéticos de las refinerías; además, había que llevar el producto hasta el 

último rincón del país, todo lo cual suponía nuevos consumos energéticos, lo que condujo a 

que la TRE bajara por aquellos años hasta alrededor del 30:1. Por cada año transcurrido, la 

TRE había perdido casi dos puntos (Gupta y Hall, 2011).  

En la actualidad, la TRE del petróleo estadounidense es como mucho del orden de 10:1 en 

promedio (Cleveland, 2005), un cálculo que parece optimista y que cualquiera puede hacer 

grosso modo empleando otra fórmula para calcular la TRE, que aunque sea distinta a la 

apuntada ofrece el mismo resultado final: TRE = 1 + EN/EI, siendo EN la energía neta, es 

decir la que realmente obtengo después de descontar la que se consume en el camino 

desde el pozo al consumidor final. Si tengo en cuenta la energía útil final, por ejemplo el 

gasoil que introduzco en mi coche, mi cuenta de la vieja y a la baja arroja que la TRE del 

petróleo está entre tres y cinco. Veamos. Teniendo en cuenta que la exploración, 

extracción, almacenamiento y transporte hasta las refinerías es un 10% de la energía que 

contiene el petróleo, que las refinerías invierten otro 10% de la energía que termina en 

forma de gasolina o diésel, y considerando otros gastos energéticos de almacenamiento, 

transporte, construcción de gasolineras, etcétera de, supongamos otro 5%, entonces la 

energía neta que resultaría sería de 0,9 x 0,9 x 0,95 = 0,77, y a través de la ecuación 

obtendríamos una TRE = 4,34. Mucho menos que la que le sale a Cleveland. 

Pero aceptemos el TRE = 10 de Cleveland, lo que quiere decir que el indicador ha pasado 

de un valor de cien a otro de diez o menos en unos 60 años y continúa bajando a medida 

que los petróleos dulces y ligeros comienzan a escasear y la industria va explotando 

yacimientos de petróleos pesados cuyo refinado es cada vez más costoso en términos 

económicos y energéticos.  

Los primeros petróleos utilizados eran ligeros y dulces LSC, pero el aumento de la 

demanda hizo que cada vez fueran utilizándose cada vez más los petróleos pesados HC y 

con contenidos de azufre superiores al medio punto porcentual (véase la entrada 

“Petróleos dulces y ácidos, pesados o ligeros). La industria del refinado es capaz de tratar 

unos y otros, pero a costa de mayores esfuerzos económicos y energéticos y del uso de 

más productos químicos para el craqueo de los HC. Además, con la motorización de la 

sociedad moderna, los petróleos pesados que se pueden quemar casi directamente en la 

industria como si fueran carbón –como es el caso de los chapapotes pesados venezolanos 

(Venezuela Orinoco Oil Belt) o del crudo pesado de las arenas canadienses (Athabasca Oils 
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Sands)- dejaron de ser la parte del león de la producción petrolífera, que pasó a ser la 

correspondiente a los refinados de alto octanaje para locomoción terrestre, marítima o 

aérea (gasolinas, gasoil, querosenos); a eso hay que añadir los cada vez más estrictos 

controles ambientales en países desarrollados que hicieron virar el consumo doméstico 

desde el carbón al gasoil, lo que acentuó la demanda de refinados con alto octanaje.  

En definitiva, la demanda era cada vez mayor, la oferta cada vez menor y muy concentrada 

en unos cuantos operadores, y los precios se disparaban tanto por el aumento de los 

costes como por determinados acontecimientos geopolíticos se aprovechaban para dejar 

los precios en el sitio que les correspondía desde la óptica de las petroleras. Debido a las 

características de la economía mundial, el precio del barril de petróleo puede oscilar o 

variar en relación a la oferta y la demanda en el consumo, de los períodos de crecimiento o 

de crisis, de la cantidad de reservas disponibles, de la especulación en los mercados de 

futuros y de determinados acontecimientos sociopolíticos que suceden en los países 

productores. Todo ello ha sido la causa de que a lo largo de la historia los precios han 

oscilado dentro de un rango medio entre los veinte a los casi ciento setenta dólares por 

barril (véase la entrada “Precios del petróleo”). 

Hasta 1979, los precios del barril se mantuvieron relativamente estables durante la mayor 

parte del siglo XX y siempre por debajo de los veinte dólares. La crisis del petróleo de 1973 

(también conocida como Primera crisis del petróleo) comenzó el 17/10/1973, a raíz de la 

decisión de la Organización de Países Árabes Exportadores de Petróleo OPEP) de no 

exportar más petróleo a los países que habían apoyado a Israel durante la guerra del Yom 

Kippur. Esta medida incluía a Estados Unidos y a sus aliados de Europa Occidental. El 

aumento del precio unido a la gran dependencia que tenía el mundo industrializado del 

petróleo provocó un fuerte efecto inflacionista y una reducción de la actividad económica 

de los países afectados. Estos países respondieron con una serie de medidas permanentes 

para frenar su dependencia exterior (Blinder, 1979). Como consecuencia de la crisis, el 

precio del barril subió por encima de los veinte dólares y desde entonces no ha dejado de 

subir.  

El 8/09/1978 tuvo lugar el Viernes Negro en Teherán: se produjeron revueltas en contra 

del Sha (a pesar de que se había declarado la ley marcial) duramente reprimidas por el 

ejército. En noviembre, 37.000 trabajadores de las refinerías iraníes se declararon en 

huelga, pasando la producción de seis Mbd a uno y medio (Time, 1978) y numerosos 

trabajadores extranjeros abandonaron el país. Finalmente, el Sha huyó del país el 16 de 

enero de 1979. El 22/09/1980 comenzó la guerra entre Irán e Irak. La congelación de las 

exportaciones iraníes provocó la casi instantánea subida de precios, lo que afectó al 

mercado global del petróleo. El precio del barril de petróleo alcanzó los cuarenta dólares.  

En ese nuevo contexto, la Organización Internacional de la Energía promovió alternativas 

energéticas para dar respuesta a una potencial falta de energía; parte de la industria volvió 

al consumo de carbón; en los Estados Unidos se impusieron restricciones en la fabricación 

de los vehículos (los cuatro grandes de Detroit anunciaron que nunca volverían a fabricar 

coches que pesaran más de dos toneladas ni que consumieran más de nueve litros a los 

cien), mientras que algunos países como Japón, que se vio privado de una parte 

considerable de sus suministros, optaron por la energía nuclear. Finalmente, a finales de 

1981 la situación se empezó a normalizar con la bajada generalizada de precios por parte 

de los países productores sin que nunca de bajara el listón de los veinte dólares. 

Aún así, la demanda crecía inexorablemente y aparecían signos evidentes de que a pesar 

de que las reservas mundiales de crudo probadas se mantienen en secreto (Murray y King, 

2012), la estimación de los recursos probados de algunas compañías estaban inflados. En 



 

168 

2004, la superpetrolera Royal Dutch Shell reconocía que las reservas probadas de petróleo 

y gas de la compañía eran inferiores en un 25% a lo que decían sus libros. Casi 

simultáneamente, otra compañía de petróleo y gas, El Paso, admitía que sus reservas 

habían sido sobreestimadas en un 40%. En 2010 Chevron reemplazó menos de la cuarta 

parte del petróleo y el gas que había vendido el año anterior (Carroll, 2011). 

Durante más de una década, los mayores operadores de petróleo y gas (los "Majors" como 

se les llama colectivamente) no han sido capaces de ampliar sustancialmente sus tasas de 

reemplazo de reservas (Seeking Alpha, 2011). De hecho, aproximadamente una cuarta 

parte del incremento en volumen de sus reservas proviene de adquisiciones en lugar de las 

perforaciones, como la adquisición de XTO Energy por ExxonMobil, que es una 

consolidación más que un crecimiento orgánico (Rogers, 2013a).  

Todos esos datos son indicios de un alarmante hecho constatado: desde 1986, con la 

única excepción de 1991, año tras año se había extraído más petróleo del que se 

descubría, de que por cada barril de crudo detectado se consumían cuatro y la 

confirmación de que la era del petróleo barato había terminado, una sentencia que 

firmaron el geólogo irlandés Colin Campbell y un ingeniero francés Jean Lahèrrere en 

Scientific American (Campbell y Lahèrrere, 1998).  

A comienzos del nuevo milenio, el Departamento de Energía de Estados Unidos anunció 

que la demanda mundial de petróleo se incrementaría en un 57% entre 2001 y 2025. En 

mayo de 2004, el barril de Brent alcanzó su valor más alto desde la década de los 90: 

treinta y siete dólares (Marzo, 2004), una bagatela comparada con su precio cuatro años 

después, cuando alcanzó el pico máximo de ciento cuarenta y siete dólares.  

Con los precios estabilizados alrededor de los cuarenta dólares por barril, se llegó hasta 

2007, cuando comenzó la era de la especulación que hizo que el precio del barril llegara 

hasta los ciento cuarenta y siete dólares a mediados de 2008 con precios a futuro de 185 

dólares (Engdahl, 2008; Wallace, 2008). El 26/05/2008, cuando el petróleo estaba a 

ciento treinta y cinco dólares el barril, la Agencia Internacional de la Energía encargó una 

investigación (Bain, 2008) sobre la posibilidad de que el mundo comenzara a no tener 

suficiente petróleo en cuatro años, cuando la producción mundial alcanzara unos noventa 

y cinco Mbd. No fue necesario ni llegar al 2012 ni a los noventa y cinco Mb/d. Ya en 2010, 

y con una producción inferior a los ochenta y cinco Mbd, la demanda había superado a la 

oferta en unos cinco Mbd (Ferrer, 2011). Al fenómeno no había sido ajena la creciente 

modernización productiva de China, que tiene mucho carbón pero ningún petróleo, donde 

el consumo había crecido en cuatro Mbd durante la primera década de 2000, una cantidad 

que suponía dos quintas partes de todo el aumento mundial de la demanda en ese periodo 

de tiempo. 

La demanda seguía al alza y los precios andaban por las nubes. A raíz de la primera crisis, 

las petroleras ya habían comenzado a explotar lo que habían desdeñado en los viejos 

tiempos: los petróleos no convencionales. Su explotación era más costosa, pero no había 

disponible nada mejor. Cuando la especulación comenzó a disparar los precios, la 

extracción de esos petróleos dejó de parecer tan costosa a pesar de su baja TRE. El 

rendimiento energético de estos petróleos no convencionales es claramente inferior al del 

petróleo convencional, debido a la gran cantidad de energía que es necesario invertir en la 

manipulación de las enormes cantidades del material en el que están embebidos los 

hidrocarburos y en su tratamiento térmico. Hay expertos que evalúan la TRE de parte de 

estos hidrocarburos por debajo de la unidad, aunque lo más razonable es que estén por 

debajo de 5:1 (Gupta y Hall, 2011).  
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El porcentaje de los hidrocarburos no convencionales en la producción mundial, que había 

sido de tan sólo un 3% en 1965, ha aumentado hasta el 20% (Prieto, 2012), lo que 

significa que el rendimiento energético de los hidrocarburos mundiales está disminuyendo 

por una doble vía: por el descenso de las TREs en los convencionales y por la participación 

cada vez mayor en el conjunto de los no convencionales con TREs muy bajas, lo que 

conduce a un conclusión muy sencilla: cada vez se gasta más energía en obtener una 

cantidad dada, lo que conduce a la insostenibilidad energética del modelo global de 

desarrollo basado en la quema de combustibles fósiles. 

Tight gas y tight oil 

Véase: “Gas confinado y petróleo confinado”.  

Tolueno 

El tolueno o metilbenceno (C6H5CH3) es la materia prima a partir de la cual se obtienen 

derivados del benceno, el ácido benzoico, el fenol, la caprolactama, la sacarina y 

diisocianato de tolueno (TDI), materia prima para la elaboración de poliuretano, 

medicamentos, colorantes, perfumes, TNT y detergentes. Se usa también como mezcla 

para aumentar el octanaje de las gasolinas. 

Topping  

Véase “Destilación atmosférica del crudo”. 

Upstream 

En la jerga petrolífera, el upstream agrupa a los procesos de exploración, perforación y 

extracción, y excluye todos los demás como el transporte o la refinería.  
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