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RESUMEN 

El presente trabajo de titulación comprende la evaluación de la factibilidad técnica 

y económica recobro mejorado usando micelas en la arenisca X-1 del Campo Wao de la 

Cuenca Oriente de Ecuador. Para el cumplimiento de este proyecto se determinaron las 

condiciones estáticas y dinámicas de la arenisca X-1 del Campo Wao para someterla a un 

piloto de inyección de micelas, la estimación del volumen de reservas de petróleo 

recuperables por inyección de micelas mediante el software EORgui® y del cálculo de 

los factores económicos de implementar el proyecto piloto y su rentabilidad. Como 

resultado se determinó que es factible realizar técnica y económicamente este piloto con 

lo cual se podría obtener hasta 2,1 MM STB de petróleo totales usando con 4 arreglos de 

pozos con una relación de 4 inyectores por pozo productor y un área de barrido 240.000 

m2 por arreglo. 

Palabras claves: Recuperación mejorada, polímeros, micelas 
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ABSTRACT 

 

 
The present titration work includes the evaluation of the technical and economic 

feasibility of improved recovery using micelles in the X-1 sandstone of the Wao Field of 

the Oriente Basin of Ecuador. To carry out this project, the static and dynamic conditions 

of the X-1 sandstone of the Wao Field were determined to subject it to a micelle injection 

pilot, the estimation of the volume of oil reserves recoverable by micelle injection using 

the EORgui® software and the calculation of the economic factors of implementing the 

pilot project and its profitability. As a result, it was determined that it is technically and 

economically feasible to conduct this pilot, which could obtain up to 2.1 MM STB of 

total oil using 4 arrays with a ratio of 4 injectors per producing well and a flooding area 

of 240,000 m2 per-array. 

Keywords: Enhanced oil recovery, polymers, surfactants. 
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INTRODUCCIÓN 

 

 
El Campo Wao se encuentra ubicado al noroeste de la región amazónica del país y hace 

parte de la Cuenca Oriente. La arenisca X-1 es un reservorio declarado comercial a partir 

de 1995. Tiene perforados 190 pozos, de los que 182 están en producción, 1 en espera de 

reacondicionamiento y 7 cerrados por alta producción de agua. Las reservas de este 

reservorio son las que se presentan en la Tabla 1. 

 

 
Tabla 1 

 
Reservas de la Arenisca X-1 del Campo Wao 

 
 

 

CAMPO 

 

 

ARENISCA 

 

 
POES 

MM bbl 

 
Reservas 

(1P+2P+3P) 

MM bbl 

Recursos 

Contingentes 

3C 

MM bbl 

Wao X-1 7.200 800 600 

Fuente: EP PETROECUADOR (2022) 

 

 

 

El mecanismo de producción natural del reservorio X-1 es mediante empuje hidráulico de 

fondo, el mismo que actualmente se encuentra bajo inyección de agua. Sin embargo, por 

la heterogeneidad del reservorio, el agua de fondo no incide en el mecanismo de empuje, 

por lo tanto, la presión ha disminuido hasta alcanzar el punto de burbuja en una de las 

plataformas de pozos perforados. Esto fue tomado en consideración, por lo que se tomó 

la decisión de implementar un piloto de inyección para recuperación secundaria. Las 

reservas recuperables en este sector del yacimiento se estiman en unos 20 millones de 

barriles de petróleo, de los cuales hasta el momento se han recuperado 0,5 millones de 

barriles, por lo que podría ser un candidato para otro modelo de recuperación para mejorar 

el barrido e incrementar el recobro de las reservas remanentes de petróleo. 
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Planteamiento de la investigación (Fundamentación de la investigación) 
 

El nivel de reservas recuperadas a lo largo de la vida productiva del reservorio X-1 es 

muy baja, por lo tanto, es importante la revisión del estado del arte de las metodologías 

de recuperación de reservas mediante recobro mejorado como tratamiento posterior a la 

recuperación secundaria. El uso de micelas se ha convertido en una de las metodologías 

que más rendimientos ha alcanzado respecto a otros métodos de recobro mejorado en el 

mundo, lo cual se evidencia en la literatura científica consultada, por tanto, sería de interés 

para el país empezar a estudiar este tipo de metodología para ser implementada en 

yacimientos maduros que actualmente se encuentran en procesos de producción primaria 

o secundaria. 

La complementación del estudio de factibilidad se abordará también desde la economía 

del proyecto piloto, para determinar la conveniencia de su implementación para beneficio 

de la empresa operadora del campo. 

La información contenida en este estudio es un comienzo para la evaluación de otros 

yacimientos, los mismos que puedan ser sometidos a este mismo proceso de recuperación 

mejorada, para intentar recuperar a una mejor eficiencia volúmenes residuales de 

petróleo, los mismos que, no han podido ser barridos por la metodología en uso 

actualmente como método de producción de reservas. 

 

 
Formulación del problema de investigación 

 

Debido a los bajos niveles de recuperación obtenidos mediante inyección de agua, el 

estado de la técnica en recuperación mejorada indica que es posible implementar el 

método de inyección de micelas como método post-recuperación secundaria para 

incrementar el recobro. Para esto es necesario realizar un screening (análisis multicriterio) 

para estudiar la factibilidad de la implementación de este método, conociendo las 

variables necesarias para lograr tal fin. 

 

 
Objetivo General: 

 

Evaluar la factibilidad técnica y económica recobro mejorado usando micelas en la 

arenisca X-1 del Campo Wao de la Cuenca Oriente de Ecuador. 
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Objetivos Específicos: 
 

1. Determinar las condiciones estáticas y dinámicas de la arenisca X-1 del Campo 

Wao para someterla a un piloto de inyección de micelas. 

2. Estimar el volumen de reservas de petróleo recuperables por inyección de micelas 

mediante el software EORgui®. 

3. Calcular los factores económicos de implementar el proyecto piloto y su 

rentabilidad. 

Planteamiento hipotético 
 

Es factible considerar la implementación de inyección de micelas, como tratamiento 

posterior al proceso de recuperación secundaria por inyección de agua, considerando 

variables tales como: tipo de polímero y surfactante y concentraciones, salinidad de agua 

de formación, volumen de pre-colchón de agua dulce, complejidad geológica del 

yacimiento, volúmenes de inyección, tasa de absorción del polímero en la roca, costo 

económico del piloto, etc. 



4 

 

CAPÍTULO 1. MARCO TEÓRICO REFERENCIAL 

 
 

1.1. Revisión de literatura 

 

 
El recobro mejorado de petróleo (EOR por sus siglas en inglés), comúnmente conocido 

como recuperación terciaria, es un método utilizado para maximizar el recobro de petróleo 

de los yacimientos maduros cuya producción ha alcanzado su pico y esta empieza a declinar. 

La planificación para mejorar, maximizar las estrategias de producción de petróleo a 

través de los métodos EOR es uno de los desafíos más críticos que enfrenta la industria 

petrolera en la actualidad. EOR implica la inyección de fluidos especializados de 

propiedades diferentes al agua y de gases no miscibles. Este método moviliza y recupera 

el crudo que ha quedado rezagado o que no se puede producir económicamente por 

métodos convencionales. Aproximadamente del 30 al 60% o más del petróleo original en 

sitio (POES) de los yacimientos se puede extraer usando EOR en comparación con los 

métodos de recuperación primaria y secundaria con un 20–40% en promedio. 

Varios tipos de metodologías EOR, tales como inyección de vapor convencional, 

inyección cíclica de vapor, drenaje asistido por gravedad (SAGD), combustión in situ, 

inyección de químicos que incorporan surfactantes, polímeros y álcalis (SPA), surfactante 

con espuma, inyección de gas que involucra N2, CO2, humo, NGL e inyección de fluidos 

microbianos (que también se conoce como recuperación microbiana de petróleo), entre 

otros (Das, 2012). 

Los mecanismos más importantes tomados en consideración en la inyección de químicos 

en general son la reducción de la tensión interfacial entre el crudo y el agua de formación, 

la solubilización de petróleo liberado, el cambio hacia una mojabilidad de la roca más 

intensiva al agua, la reducción de la movilidad entre el petróleo y el fluido de 

desplazamiento. Se ha determinado que la inyección de químicos permite recuperar más 

petróleo de los yacimientos agotados, entre estos métodos se tienen la inyección de 

surfactantes polímero-micelares, álcalis, inyección de polímeros, etc. Entre las técnicas 

de EOR, el proceso de inyección de polímeros micelares (IPM) tiene el potencial 

necesario, ya que utiliza surfactante para reducir la tensión interfacial (IFT, por sus siglas 
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en inglés) y, por lo tanto, permite que el petróleo fluya a través del medio poroso con 

mayor facilidad (Pillon, 2008). 

El efecto sinérgico beneficioso al combinar surfactante y álcali en una inyección química 

ha sido reportado en la literatura (Martin, Oxley, & Lim, 1985). Las fuerzas capilares se 

reducen con la adición de tensioactivos, que atrapan el petróleo dentro de los poros de la 

roca. La inyección de surfactante ayuda a desplazar la mayor parte del petróleo del 

yacimiento contactado, por reducción de la tensión interfacial entre la fase oleosa y la fase 

acuosa. La inundación con surfactante en los yacimientos de petróleo es una forma 

efectiva de recuperar una fracción del petróleo remanente y es ampliamente reconocida 

por proporcionar un IFT ultra bajo (≈10−3 mN/m) entre el petróleo y la solución acuosa 

que contiene tensioactivo. 

Khabeev (2006) demostró mediante simulación numérica multicomponente y bajo 

condiciones isotérmicas que una mezcla de polímero/micelas fue capaz de alcanzar 

resultados satisfactorios como para ser tomado en cuenta como un método de 

recuperación mejorado de petróleo. Las ecuaciones tomadas en consideración además 

toman en cuenta otros parámetros tales como la percolación y absorción en el medio 

poroso. 

Babakhani et al. (2011) a partir de sus investigaciones encontraron que alrededor del 60% 

de las reservas de petróleo fueron recuperadas con la ayuda de inyección de químicos. El 

surfactante reduce el valor de la IFT y la solución polimérica controla la movilidad y 

aumenta la eficiencia de barrido volumétrico, lo que mejora la recuperación de petróleo 

(Babakhani, Azhdarpour, & Zare, 2011). 

Gurgel et al. (2008) también destacaron el uso de diversos métodos químicos para 

incrementar el desplazamiento de petróleo en yacimientos agotados, el mismo que se 

puede lograr mediante ultra bajas tensiones interfaciales y la reducción de la viscosidad 

del fluido en los yacimientos de petróleo. Mencionan la importancia de la tensión 

interfacial, las propiedades fisicoquímicas de los sistemas químicos y las características 

geológicas de la matriz de la roca para la planificación y desempeño a obtenerse mediante 

técnicas de optimización y modelado (Gurgel, Moura, Dantas, Barros Neto, & Dantas 

Neto, 2008). 
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Mandal (2015) en su investigación también encontró que la inyección de químicos trabaja 

principalmente en dos mecanismos básicos: aumento de la eficiencia de desplazamiento 

macroscópica y microscópica. El aumento de la eficiencia macroscópica se puede obtener 

mediante la inyección de polímeros los cuales incrementan la viscosidad del fluido 

desplazante y mejora la relación de movilidad mientras que el aumento de la eficiencia 

microscópica se puede obtener mediante la inyección de álcali/surfactante a través de la 

reducción de la IFT, emulsificación de aceite y agua, solubilización de películas 

interfaciales, inversión de la mojabilidad, entre otros mecanismos (Mandal, 2015). 

La reducción de la IFT contribuye a mejorar el recobro de petróleo en los yacimientos 

agotados. Si se reduce la IFT, la emulsificación del petróleo residual será más fácil y el 

método de EOR aplicado podrá ser más eficiente. Mucha de la literatura científica apoya 

de manera particular este fenómeno (Nagalajan & Wasan, 1993), (Shen, Zhu, Li, & Wu, 

2010). El surfactante juega un papel importante en la reducción de la IFT al ser absorbido 

en la interfaz líquido-líquido y altera las propiedades de mojabilidad de la roca del 

yacimiento y del líquido (petróleo). 

Por su parte, Dang et al. (2014), indican que la predicción del rendimiento de una 

inyección de polímeros micelares en un yacimiento complejo requiere un modelo preciso 

que represente las características del yacimiento, las propiedades químicas y los 

mecanismos de desplazamiento que afectan el rendimiento de la inyección. Estos autores 

mencionan que la inyección de agua solo es eficiente para reservorios homogéneos y es 

necesario aplicar la inyección de químicos para reservorios altamente heterogéneos en el 

proceso de recuperación terciaria de hidrocarburos. Agregan, además que para aumentar 

la recuperación de petróleo es recomendable utilizar la inyección de polímeros micelares 

(Deng, Chen, Nguyen, & Bae, 2014). Algo que también Verkruyse y Salter, S (1985) ya 

indicaron en un primer estudio de la aplicación de los polimeros micelares para 

incrementar el recobro de petroleo residual. 

De acuerdo con Druetta y Picchioni (2018) quienes realizaron el analisis de los resultados 

de la simulacion 2D del proceso de inyeccion de surfactante/polímero en un reservorio, 

se evidenció el potencial de los métodos químicos EOR para barrer el petróleo residual 

mediante la combinación de las propiedades interfaciales de los tensioactivos, reduciendo 

la tension interfacial y mejorando las propiedades viscoelásticas de los polímeros. 
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Sun et al. (2020) estudiaron el efecto de la inyeccipon de polimero/surfactante y 

comprobaron que es muy prometedor pero que tambien presenta muchos retos como 

técnica de EOR químico. Las pruebas de campo indicaron que el recobro mediante 

polímero/surfactante puede generar un factor de recuperación incremental del 20% del 

POES en yacimientos de alta permeabilidad como el Campo Liaohe en China. En esta 

investigación se alcanzaron valores tan altos como 12 veces la tasa de producción inicial. 

Chukwuma Godwin et al. (2022) realizaron una simulación mediante el software Eclipse 

100® de la inyeccion de polimeros micelares con el objetivo de conocer el 

comportamiento de la recuperacion mejorada en un yacimiento homogéneo. Las variables 

utlizadas fueron el caudal de petróleo producido, presión de reservorio y saturación de 

petróleo, durante un intervalo de 100 días. En el desarrollo del modelado se alcanzaron 

un caudal máximo diario de producción de petróleo de 205 STB al día 68, una presión 

máxima de reservorio de 4470 psia el día 75 con y una saturación de petróleo 

continuamente decreciente. El estudio de sensibilidad se lo realizó en términos de la 

velocidad de adsorción/inyección del polímero, velocidad de inyección del 

polímero/producción de crudo, crudo producido/presión de reservorio, todos en función 

del tiempo. El resultado general demostró que la adsorción del polímero debilita la tensión 

interfacial de la fase de petróleo en sitio. 

Seright (2016) presenta un artículo muy útil para determinar cuánto polímero se debe 

inyectar, tomando en cuenta una amplia gama de factores, incluyendo los económicos, a 

la hora de tener que tomar una decisión para un proyecto de este tipo. Las 

recomendaciones ahí anotadas sirven de mucho para otros investigadores que deseen 

implementar un piloto de recuperación mejorada por polímeros. 

 

 
1.2. Métodos de recobro mejorado 

 

Los procesos de recobro de petróleo comprenden tres etapas que dependen de la 

expansión o energía del sistema roca-fluidos que se producen: recuperación primaria de 

petróleo, la cual se realiza mediante a la energía natural del yacimiento; recuperación 

secundaria, la cual comprende de la inyección de fluidos al yacimiento (gas o agua) para 

recuperar o mantener la presión del reservorio e incrementar la eficiencia de recobro de 
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los hidrocarburos; finalmente, la recuperación terciaria o mejorada la cual consiste en 

métodos térmicos, químicos e inyección de gases miscibles (Sheng, 2010). 

Los procesos de EOR no solo se enfocan en la última etapa de recuperación, sino que 

también se los puede implementar en cualquier etapa de la vida productiva los reservorios 

para incrementar el recobro de los hidrocarburos. 

Estos procesos de EOR se los pueden agrupar de la siguiente manera: 
 

• Fluidos Térmicos: se en inyectan con el fin de mejorar la viscosidad del crudo y 

su movilidad en el yacimiento. Las técnicas más usadas son: inyección de vapor, 

segregación gravitacional asistida por vapor (SAGD por sus siglas en inglés) y la 

combustión en sitio. Estas técnicas se utilizan principalmente en reservorios con 

gravedades que oscilan entre 5 y 20° API y viscosidades entre 200 a 2000 cP 

(Trejo Ramírez & Gutiérrez García, 2013), (Jaimes et al., 2019; Sun et al., 2021). 

• Gases miscibles: la inyección de gases miscibles al yacimiento (hidrocarburos o 

no hidrocarburos) tienden incrementar el número capilar y disminuir la tensión 

interfacial entre el fluido inyectado y el petróleo del medio poroso. Algunos de los 

gases utilizados son CO2, gases de producción, gases quemados, N2, entre otros 

(Koyanbayev et al., 2022), (Song et al., 2020). 

• Químicos: los cuales son utilizados para mejorar la tensión interfacial entre el 

petróleo y el agua y de esta manera incrementar la movilidad del petróleo en el 

reservorio. El uso de químicos entre otros objetivos tiene la de alterar la 

mojabilidad de la roca, como agentes espumantes para bloqueo de zonas de alta 

permeabilidad, inyección de soluciones de polímeros, álcalis y/o geles diluidos en 

agua para aumentar la viscosidad y mejorar la eficiencia de (Li, y otros, 2018). 

 

 
El costo de los procesos de EOR químico es alto debido al precio de la materia prima y 

las cantidades necesarias para implementar un proceso de recobro mejorado, por lo que 

fue necesario desarrollar nuevas metodologías para combinar la acción de soluciones 

acuosas mixtas de polímeros y surfactantes – álcalis para obtener mejores resultados en 

la práctica (Olajire, 2014). 
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1.2.1 Surfactantes 
 

La molécula de los surfactantes tiene una cola soluble en la fase oleosa (hidrofóbica) y 

una cabeza soluble en la fase acuosa (hidrófila) (Kamal, Hussein, & Sultan, 2017), este 

tipo de moléculas son llamadas sustancias anfifílicas (Fernández et al., 2009) por su 

afinidad tanto por las sustancias polares y no polares. Los grupos hidrófobos de los 

tensioactivos pueden consistir en hidrocarburos, fluorocarbonos o cadenas cortas de 

polímeros, por otro lado, la parte hidrófila de las moléculas caracterizadas por los 

tensioactivos puede ser aniónica, catiónica, anfótera o no iónica. Debido a las propiedades 

de estas sustancias, los surfactantes se ubican en la interfaz de dos líquidos (agua-aceite), 

como se muestra en la Ilustración 1, de acuerdo con el grupo funcional de la cabeza y la 

cola respectivamente (Salager, 2002). 

Ilustración 1 

 
Ubicación de las moléculas del surfactante 

 

 

Fuente: Adaptado de (Trejo Ramírez & Gutiérrez García, 2013) 

 

 

 

Los surfactantes tienen dos modos de acción diferentes, el primero es la adsorción como 

se muestra en la Ilustración 1, donde las moléculas se organizan según sus grupos 

funcionales en la interfaz de dos líquidos, y el segundo modo de acción es la asociación. 

Esto ocurre después de que se completa la adsorción y las moléculas comienzan a 

asociarse para formar moléculas más grandes llamadas micelas a medida que aumenta la 

concentración de surfactante. Este aumento de concentración que provoca la formación 

de micelas se denomina concentración micelar crítica (CMC). Estas micelas tienen la 

parte estructural unida hacia el disolvente y la parte no unida hacia el interior de la micela, 
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como se muestra en la Figura 2. Estas moléculas más grandes pueden obstruir el cuello 

de los poros y crear obstrucciones en los canales de flujo. (Mendoza, 2010) 

 

 
Ilustración 2 

 
Creación de las micelas 

 

 
Fuente: tomado de (Trejo Ramírez & Gutiérrez García, 2013) 

 

 

 

1.2.2 Clasificación de los Surfactantes 
 

Los surfactantes se pueden clasificar de acuerdo con su naturaleza iónica de la cabeza de 

la molécula(Massarweh & Abushaikha, 2020; Ramírez Martínez, 2019) en: 

1 Aniónicos: se utilizan de preferencia en la industria de los hidrocarburos. Cuando 

se ionizan en solución acuosa, desarrollan una carga negativa y, aunque algunos 

minerales de roca tienen carga negativa, la capacidad de adsorción de las rocas 

es menor en comparación con otros tipos de tensioactivos. Estos tipos incluyen 

sulfonatos de petróleo, agentes espumantes como el lauril sulfato y dispersantes 

de tipo lignosulfonato. (Trejo Ramírez & Gutiérrez García, 2013). 

2 Catiónicos: Cuando este tipo de tensioactivo se disocia en solución acuosa, crea 

una carga positiva en su cadena lipófila. La mayoría de este tipo corresponden a 

compuestos que contienen nitrógeno del tipo sal de amina de ácidos grasos. Son 

surfactantes costosos (Mendoza, 2010). 

3 No-iónicos: según Han et al. (2020) entre sus características se puede indicar que 

no se ionizan en solución acuosa y no presentan carga en su cadena, presentan 
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alta resistencia a la salinidad y se usan como co-surfactantes de surfactantes 

primarios. 

4 Anfotéricos: tienen cargas tanto negativas como positivas, según el medio en el 

cual pueden actuar como surfactantes catiónicos o aniónicos. Debido a su alto 

costo, se usan muy poco en recuperación mejorada (Han et al., 2022). 

 

1.2.3 Caracterización de los Surfactantes 
 

La caracterización de los surfactantes es importante, ya que mediante esto es posible 

realizar el diseño de los fluidos a inyectarse para el incremento del recobro de petróleo, 

con lo cual se debe verificar que tipo de carácter debe tener el tratamiento (lipofílico o 

hidrofílico) o solo contar con la medida de la concentración limite en la cual se pueden 

formar micelas (Massarweh & Abushaikha, 2020). 

 
 

1.2.4 Concentración micelar crítica (CMC) 
 

Es la concentración en la cual el surfactante comienza a generar micelas de manera 

espontánea. Cualquier adición de surfactante por encima de la CMC generará más 

micelas. La adición de tensioactivos por encima de la CMC reduce la tensión superficial 

o interfacial, según el sistema. La generación de micelas se puede utilizar en una variedad 

de aplicaciones en medios porosos, pero en un proceso donde un surfactante actúa como 

reductor de tensión interfacial o durante un cambio de mojabilidad, necesita penetrar el 

medio poroso, pero se forman micelas. se debe al tamaño molecular. aumenta, evita que 

los químicos entren a través de los cuellos de los poros, causando obstrucciones en los 

canales de flujo, por tanto, se transforma en un agente de puenteo (Han et al., 2022). Ver 

Ilustración 3. 
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Ilustración 3 

 
Formación de micelas 

 

Nota: CAC es la concentración crítica del agregado micelar. Los valores de T corresponden a los tiempos 

en los cuales se obtienen la formación de productos. 

Fuente: Adaptado de Druetta y Picchioni (2018). 

 

 
1.2.5 Balance HL (Hidrófilo-Lipofílico) 

 
El Balance Hidrófilo-Lipofílico (HLB por sus siglas en inglés) es un número que indica 

la capacidad del surfactante a solubilizarse en el agua o en el petróleo y con esto, la 

tendencia a formar emulsiones directas o inversas a agua-petróleo. Los tensioactivos con 

bajo índice HLB tienden a ser más solubles en aceite y forman emulsiones directas. Si 

la mineralización de la formación es baja, se deben seleccionar tensioactivos con valores 

de HLB más bajos. Por otro lado, si la salinidad de la formación es alta, se deben 

seleccionar surfactantes con un valor HLB más alto, que son más hidrófilos y pueden 

crear micro emulsiones de fase media con alta salinidad. 

El rango HLB se encuentra para la molécula de surfactante se encuentra entre 0 y 20, 

donde 0 es totalmente hidrófoba y 20 significa que posee componentes completamente 

hidrofílicos. Las propiedades de los surfactantes pueden ser predichas con estos valores 

(Ramirez, 2019). 

Una clasificación un poco más detallada se puede visualizar en la Tabla 2. 

https://pubmed.ncbi.nlm.nih.gov/?term=Picchioni%20F%5BAuthor%5D
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Tabla 2 

 
Clasificación y aplicaciones de tensioactivos 

 
HLB Características de las dispersiones acuosas Aplicaciones 

0-4 Inmiscibles en agua, no se dispersan en agua anti espuma 

4-6 se dispersan con dificultad; tienden a separarse dos fases emulsificantes W/O 

6-9 
dispersiones de aspecto lechoso; tienden a separarse en 
dos fases 

emulsificantes O/W 
humectantes 

9-10 dispersiones estables de aspecto lechoso emulsificantes O/W 

10-13 dispersiones traslúcidas o claras emulsificantes O/W 

13-40 disoluciones transparentes 
emulsificantes O/W, 
detergentes 

Fuente: Adaptado de https://amoliva.webs.ull.es/38.pdf 

 

 

 

1.2.6 Relación de solubilización 

 
Es la relación entre el volumen de la fase oleosa disuelta en la fase de micro emulsión y 

el volumen de tensioactivo y se ha encontrado que está relacionado con el volumen de 

agua disuelta en la fase de micro emulsión (Sheng, 2010). Esta relación es directamente 

proporcional a la tensión interfacial, ya que el valor más bajo de este se obtiene cuando 

el agua y la fase oleosa alcanzan el mismo valor de solubilidad. 

 

 
1.2.7 Relación de afinidad A 

 
Es un parámetro que permite medir la afinidad de los surfactantes con la fase oleosa o 

acuosa dada por la Ec. (1) propuesta por Winsor (Sheng, 2010): 

 
Fco 

A = 
Fcw 

Ec. (1) 

 

Donde A es la relación de afinidad, Fco es la interacción de las moléculas de la fase aceite 

con el surfactante y Fcw es la interacción entre las moléculas de agua y el surfactante. 

Se puede decir que: 

• Si A < 1, la miscibilidad relativa con agua aumenta y/o la miscibilidad relativa 

con aceite disminuye. 

 

• Si A > 1, la miscibilidad relativa con el aceite aumenta y/o la miscibilidad 

https://amoliva.webs.ull.es/38.pdf
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relativa con el agua disminuye. 

 

 
 

1.2.8 Micro emulsión de surfactantes 

 
Debido a las propiedades de los tensioactivos ubicados en la interfaz agua-aceite y que 

reducen la tensión interfacial entre los dos líquidos, una mezcla estable entre los tres 

líquidos forma una tercera fase y forma una micro emulsión, que juega un papel 

importante. proceso de reciclaje debido a sus propiedades que pueden aumentar o 

disminuir la retención en medios porosos. 

La clasificación propuesta por Winsor en 1954 tras el desarrollo del diagrama ternario, 

se utilizan tres tipos de micro emulsiones, y el comportamiento de las fases está 

directamente afectado por la salinidad de la salmuera. En los tensioactivos aniónicos, el 

aumento de la salinidad del agua salada disminuye la solubilidad del tensioactivo en la 

fase acuosa, por lo que este migra de la fase acuosa a la fase aceitosa al incrementarse la 

salinidad (Salager et al, 2015). 

 

 
Ilustración 4 

 
Micro emulsión tipo I 

 

 
 

Fuente: Tomado de (Soto, 2019) 

 

 

 

Las micro emulsiones de tipo I se caracterizan por una baja salinidad, la presencia de 

tensioactivos en la fase acuosa y la retención de la fase oleosa de los tensioactivos. Este 
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tipo de sistema tiene dos fases, a saber, una fase oleosa sin tensioactivos y una micro 

emulsión con agua como fase externa. Por lo tanto, tiene más peso como se muestra en 

la Ilustración 4. 

Por otro lado, las micro emulsiones tipo II se caracterizan por su alta salinidad donde el 

surfactante comienza a migrar hacia la fase oleosa provocando que se solubilice creando 

en consecuencia dos fases, tal como se muestra en la Ilustración 5. 

Cuando se tiene una salinidad intermedia, el surfactante se solubiliza en partes iguales 

entre la fases oleosa y acuosa, y se crean tres fases, las cuales se las puede visualizar en 

la Ilustración 6. La parte superior contiene la fase oleosa con pequeñas partes del 

surfactante en suspensión, en la parte intermedia se forma la micro emulsión de partes 

iguales de crudo y agua y la parte inferior agua. 

 

 
Ilustración 5 

 
Micro emulsión tipo II 

 

 
 

Fuente: Tomado de (Soto, 2019) 
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Ilustración 6 

 
Micro emulsión tipo III 

 

 

Fuente: Tomado de (Soto, 2019) 

 

 

 
1.2.9 Número capilar 

 

Es la relación entre las fuerzas viscosas y las fuerzas capilares actuando sobre el fluido 

desplazado la cual se puede incrementar mediante el incremento de la IFT usando un 

surfactante o mediante el incremento de la viscosidad del polímero (Ahmed et al., 2023) 

 
∆𝑃𝑣𝑖𝑠 𝜇𝑣 

𝑁𝑐𝑎   = 
∆𝑃 

=   
𝜎 

𝑐𝑎𝑝 

Ec. (2) 

 

Donde 
 

𝑁𝑐𝑎 = número capilar 
 

∆𝑃𝑣𝑖𝑠 = fuerzas viscosas 
 

∆𝑃𝑐𝑎𝑝 = fuerzas capilares 

 

𝜇, 𝑣, 𝜎 = viscosidad, velocidad y tensión interfacial, respectivamente. 

 

 
1.3. Conceptos generales de reservas y su clasificación 

 

1.3.1 Conceptos generales de reservas 
 

La terminología de reservas se encuentra condensada dentro del Sistema de 

Gerenciamiento de Recursos Hidrocarburíferos (Petroleum Resources Management 



17 

 

System), la misma que hace parte de los resultados del grupo de trabajo conformado por 

la Asociación Americana de Geólogos del Petróleo (AAPG), la Sociedad de Ingenieros 

de Petróleo (SPE), la Sociedad de Ingenieros de Evaluación de Petróleo (SPEE) y el 

Consejo Mundial del Petróleo (WPC). 

Esta terminología también ha sido adoptada por el Ministerio de Energía y Minas de 

nuestro país y toma como referencia para la elaboración de los informes anuales de 

reservas y energía (Ministerio de Energía y Minas de Ecuador, 2018). 

Los mismos son los que se presentan a continuación en la Tablas 3 y 4. 

 
Tabla 3 

 
Reservas 

 

Concepto Definición 

Reservas Son cantidades estimadas de petróleo y gas y 

sustancias relacionadas que se estiman serán 

recuperadas, a una fecha dada, mediante la 

aplicación de proyectos de desarrollo siendo muy 

importante que exista producción económica bajo 

los precios y costos actuales. 

Reserva Original Es el volumen de hidrocarburos a condiciones 

atmosféricas, que se espera recuperar 

económicamente con los métodos y sistemas de 

explotación aplicables a una fecha específica. Se 

puede decir que es la fracción del recurso que podrá 

obtenerse al final de la explotación del 

yacimiento. 

Reservas probadas Las reservas probadas de hidrocarburos son 

cantidades estimadas de crudo, gas natural y 

líquidos del gas natural los cuales demuestran que 

pueden ser recuperables mediante métodos 

económicos en un horizonte planificado acorde a 

las regulaciones gubernamentales a partir de una 

fecha dada. Así mismo, se consideran probadas si 

la productividad comercial del yacimiento se 

sustenta en datos de producción reales o pruebas de 
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Concepto Definición 

 producción concluyentes. Se las clasifica en 

desarrolladas y no desarrolladas. 

Reservas no probadas Son aquellos volúmenes de hidrocarburos que han 

sido evaluados a condiciones de superficie, al 

extrapolar características y parámetros de 

yacimiento más allá de la certidumbre razonable. 

También se incluyen las reservas comerciales 

producibles que no han sido explotadas. 

Reservas desarrolladas Son aquellos volúmenes de hidrocarburos que se 

espera sean producidos por pozos perforados 

inclusive reservas detrás de tubería. 

Reservas no desarrolladas Son aquellos volúmenes de hidrocarburos que se 

espera sean producidos mediante pozos nuevos o 

instalaciones de producción nuevas, para lo cual es 

necesario realizar una inversión económica que 

permita ponerlas en producción a condiciones 

económicamente viables bajo normativas 

gubernamentales. 

Reservas probables Son el tipo de reservas no probadas que sugieren 

que son factibles de ser producidas 

comercialmente mediante el análisis de la 

información disponible al momento de la 

evaluación comercial. 

Reservas posibles Son aquellos volúmenes de hidrocarburos los 

cuales se infiere son menos factible su 

recuperación mediante métodos comerciales al 

momento de su evaluación. 

Pronósticos de producción Los pronósticos de producción derivados de los 

estudios de reservas técnicas deberán desarrollarse 

en el sistema base institucional que se emplee para 

la fundamentación de las reservas. 

Reserva remanente Es el volumen de hidrocarburos medido a 

condiciones estándar, que queda por producirse 
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Concepto Definición 

 económicamente de un yacimiento a determinada 

fecha, con las técnicas de explotación aplicables. 

En otra forma, es la diferencia entre la reserva 

original y la producción acumulada de 

hidrocarburos en una fecha específica. 

 

Nota: Tomado del Suplemento de las definiciones de Reservas de Petróleo de la SPE/WPC y de las 

definiciones de Recursos Petroleros de la SPE/WPC/AAPG. Fuente: (SPE, 2001) 

 

 

Tabla 4 

 
Recursos 

 

Concepto Definición 

Recursos petroleros El término recursos tiene por concepto, definir 

todas las cantidades de petróleo que se presentan 

en la naturaleza dentro o sobre la corteza terrestre. 

Se conoce como Recursos Petroleros al volumen de 

hidrocarburos, evaluados a condiciones de 

superficie, a las cantidades estimadas en un 

principio, se les denomina volumen original total, 

el cual puede estar descubierto o no descubierto y 

a sus valores recuperables se les denomina recursos 

prospectivos, recursos contingentes o 

reservas de hidrocarburos. 

Recursos prospectivos Es la cantidad de hidrocarburos estimada, a una 

fecha dada, de acumulaciones que todavía no se 

descubren pero que han sido inferidas, y que se 

estiman potencialmente recuperables. Está basada 

en información geofísica y geológica del área de 

estudio y en analogías en áreas donde el volumen 

original de hidrocarburos ha sido descubierto e 

inclusive hasta producido. 

Recursos contingentes Son aquellas cantidades de hidrocarburos, 

estimadas, a una fecha dada; y que se consideran 
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Concepto Definición 

 potencialmente recuperables de acumulaciones 

conocidas, pero que bajo condiciones económicas 

de evaluación a esa misma fecha no se consideran 

económicamente recuperables. 

 

 
Nota: Tomado del Suplemento de las definiciones de Reservas de Petróleo de la SPE/WPC y de las 

definiciones de Recursos Petroleros de la SPE/WPC/AAPG. Fuente: (SPE, 2001) 

 

 
1.3.2 Clasificación general de reservas 

 

La clasificación general de reservas se la puede resumir en la siguiente Ilustración 7. 

Siendo esta la más actualizada hasta el momento y que permite un mejor entendimiento 

de los conceptos revisados anteriormente. 

 
 

Ilustración 7 

 
Clasificación de reservas y recursos. 

 

 
Fuente: Tomado de (Flores-Trujillo & Ramírez-Ramírez, 2016). 
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CAPÍTULO 2. METODOLOGÍA 

2.1. Contexto de la investigación 
 

La investigación se realiza en el Campo Wao, Arenisca X-1, Oriente Ecuatoriano. 

2.2. Diseño y alcance de la investigación 
 

Investigación de carácter no experimental. Se procede con modelamiento numérico del 

comportamiento de la inyección de polímero micelar mediante el software EORgui® 

2.3. Tipo y métodos de investigación 
 

Tipo de investigación: Cuantitativo. 
 

Método de investigación: Hipotético-Deductivo. Se parte de una hipótesis en la que se 

estima que el método de inyección de micelas pueda ser el más conveniente para el 

recobro mejorado de petróleo en un campo maduro como método posterior de un proceso 

de recuperación secundaria por inyección de agua. 

2.4. Población y muestra 
 

Población de estudio: pozos de producción, pozos inyectores y reservorio X-1. 
 

Muestra: resultados históricos de producción del yacimiento X-1 mediante producción 

natural y por recuperación secundaria. 

2.5. Técnicas e instrumentos de recolección de datos 
 

Técnicas Cuantitativas: datos históricos de producción de crudo, gas y agua; costos de 

producción, costos de químicos, tratamiento de agua, y otros. 

2.6. Procesamiento de la evaluación: Validez y confiabilidad de los instrumentos 

aplicados para el levantamiento de información. 

Validación de los resultados se la realizará mediante la comparación de resultados 

históricos y mediante bibliografía especializada del tema en proyectos aplicados en otros 

yacimientos alrededor del mundo. 

2.7. Procedimiento evaluativo. 
 

El procedimiento evaluativo para el desarrollo de la investigación se compone de los 

siguientes pasos: 
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• Procesamiento de los datos relacionados con el campo Wao y el reservorio X1 y 

evaluación del escenario actual. 

• Selección del mejor método de recuperación mejorada mediante la técnica de 

screening o filtrado. 

• Modelamiento de varios escenarios productivos bajo inyección de polímeros 

micelares. 

• Análisis de factibilidad económica del proyecto de recobro mejorado con 

polímeros micelares. 

 

 
Tabla 5 

 
Procedimiento evaluativo 

 

 
Procesamiento de 

datos 

 
Selección del mejor 

método 

 
 

Modelamiento 

Análisis de 

factibilidad 

económica 

 

 

 
Geología 

Mineralogía 

Producción histórica 

Factor de recobro 

estimado al 12% 

Continuidad areal y 

lateral del reservorio 

Razón de Movilidad 

factible por polímeros 

micelares. 

 
Screening 

 

Volumen de polímero y 

surfactante 

Estimación del 

incremento de 

producción 

 

 

 
TIR 

VAN 

B/C 

 

 

2.7.1 Procesamiento de datos. 
 

La base datos que compone el historial de producción del campo Wao contiene 

información que data del año 1995 hasta el 2023. La información, en su mayor parte 

contiene tanto la instalación de subsuelo, los trabajos de mantenimiento y 

reacondicionamiento de los pozos. Como en la mayor parte de pozos de la zona de estudio, 

el sistema de levantamiento artificial preferentemente usado son las bombas 

electrosumergibles. 
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En el año 2017 se empieza a implementar un piloto de inyección de agua con el fin de 

mantener la presión del reservorio y mejorar el barrido de petróleo. El piloto de 

recuperación secundaria se estima que dure unos 20 años efectivo, incorporando el 

proceso de desmantelamiento de las instalaciones de superficie, como se muestra en la 

Ilustración 8. 

 

 
Ilustración 8 

 
Piloto de recuperación secundaria 

 

 

2.7.2 Selección del mejor método de recuperación mejorada. 
 

El método de screening o filtrado es muy útil al momento de escoger el mejor método de 

acuerdo con las condiciones de operación, de geología y de composición mineralógica de 

un yacimiento. También juega un rol importante los valores de recobro deseados para el 

método de inyección de polímeros micelares. Los parámetros para tomar en consideración 

en el proceso de filtrado del método de recobro mejorado se presentan en la Tabla 6 y los 

resultados del software EORgui en la Ilustración 9. 

Tabla 6 

 
Criterios de screening para EOR químico 

 

Proceso 

EOR 

Densidad 

(API) 

Viscosidad 

(mPa-s) 

Saturación 

de petróleo 

(%) 

Tipo de 

roca 

Espesor 

neto 

(m) 

Permeabilidad 

(10-15 m2) 

Profundidad 

(m) 

Temperatura 

(°C) 

 
Polímero 

 
>25 

 
5-125 

 
>10 

Preferible 

Arenisca 

 
NC 

 
>20 

 
<2700 

 
<90 
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Proceso 

EOR 

Densidad 

(API) 

Viscosidad 

(mPa-s) 

Saturación 

de petróleo 

(%) 

Tipo de 

roca 

Espesor 

neto 

(m) 

Permeabilidad 

(10-15 m2) 

Profundidad 

(m) 

Temperatura 

(°C) 

Surfactante- 

polímero 

 
>15 

 
20-30 

 
>30 

Preferible 

Arenisca 

 
>3 

 
>20 

 
<2700 

 
<90 

 
Alcalino 

 
13-35 

 
<200 

 
>10 

Preferible 

Arenisca 

 
NC 

 
>20 

 
<2700 

 
<90 

Nota: NC parámetro No Crítico. Fuente: tomado de (Vesna, Branko, & Dušan, 2014). 

 

 

 

 

Ilustración 9 

 
Resultados del screening con EORgui 

 

 

 
2.7.3 Modelamiento de escenarios. 

 

Para el desarrollo del modelamiento se tomaron 4 arreglos de inyección pozos con 

diferentes áreas de drenaje para evaluar el área de drenaje efectiva de acuerdo con el 

método de recobro mejorado. Cada arreglo considera 4 pozos inyectores y 1 pozo 

productor. 

A continuación, en la Tabla 7, se muestran las áreas de cada arreglo para el modelamiento. 
 

Tabla 7 
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Áreas para modelamiento 
 

Arreglo de pozos 

 

para modelar 

Área 

 

m2 

A1 80.000 

A2 120.000 

A3 180.000 

A4 240.000 

 

 
 

2.7.4 Factibilidad económica. 
 

La factibilidad económica del proyecto se la realiza a través del análisis del flujo de caja 

proyectado a lo largo del horizonte o vida útil (Zamorano, 2020), (Baena, 2014). 

En este caso, se tomaron en cuenta el valor actual neto (VAN), la tasa interna de retorno 

(TIR) y la relación beneficio costo (B/C). 

El VAN, es el flujo de caja descontado 𝐹𝑛 en cada periodo n traído a valor presente 

mediante la tasa de descuento r, el cual se calcula de la siguiente manera: 

 

 
 

𝑁 
𝐹𝑛 

𝑉𝐴𝑁 = −𝐼𝑜 + ∑ (1 + 𝑟)𝑛 

𝑛=1 

Ec. (3) 

 

En donde 𝐼𝑜 representa la inversión inicial y 𝐹𝑛 = 𝐵𝑛 − 𝐶𝑛, como se verá más adelante. 

 

 

La TIR, en cambio se calcula con la siguiente formula 
 

𝑁 𝐹𝑛
 

0 = −𝐼 + ∑      
𝑜 (1 + 𝑇𝐼𝑅)𝑛 

𝑛=1 

Ec. (4) 

 

O lo que es lo mismo decir que la TIR es la mínima tasa que hace que el VAN sea nulo. 
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La relación beneficio costo B/C, es la relación entre los beneficios 𝐵𝑛 y costos 𝐶𝑛 

descontados a la tasa r obtenidos a lo largo de la vida útil del proyecto en cada periodo n. 

Esto es 

 

 

𝐵 + ∑𝑁   𝐵𝑛 
 

𝑜 𝑛=1 (1 + 𝑟)𝑛 
𝐵/𝐶 = 

𝐼 + 𝐶 + ∑𝑁 𝐶𝑛
 

𝑜 𝑜 𝑛=1 (1 + 𝑟)𝑛 

Ec. (5) 

 

El análisis de este indicador se lo realiza de la siguiente manera 

 

 

• B/C > 1 indica que los beneficios superan los costos, por consiguiente, el proyecto 

debe ser tomado en cuenta. 

• B/C = 1 los beneficios son iguales a los costos. No existen ganancias. 

• B/C < 1, los costos son mayores que los beneficios. El proyecto no se toma en 

cuenta. 
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CAPÍTULO 3. RESULTADOS Y DISCUSIÓN 

 

 
3.1. Modelamiento estático y dinámico de la inyección de polímero micelar 

 

Los siguientes datos presentados en la Ilustraciones 10 y 11 corresponden a los resultados 

obtenidos en el modelamiento mediante el programa EORgui. 

 

 

 

 
Ilustración 10 

 
Datos del reservorio X-1 para el modelamiento 

 

 
Fuente: simulador EORgui. 
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Ilustración 11 

 
Datos del proceso de inyección para el modelamiento 

 

 

 

 
Fuente: simulador EORgui. 

 

 

 

3.2. Estimación del volumen de reservas recuperables de petróleo y otros 

parámetros 

A continuación, en la Ilustraciones 12 y 13 y en la Tabla 8 se presentan los resultados 

obtenidos mediante el modelamiento de las condiciones de inyección. Se presenta un área 

de barrido por arreglo de 240.000 m2, el cual proporciona los mejores resultados al 

momento de evaluar el recobro de petróleo. La carga de la información del reservorio se 

la toma como referencia a la base datos de petrofísica del campo Wao. 
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Ilustración 12 

 
Resultados del modelamiento bajo las condiciones establecidas 

 

 

 

 
Fuente: simulador EORgui. 
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Ilustración 13 

 
Resultados del modelamiento de producción estimada 

 

 

Fuente: simulador EORgui. 

 

 

 
Tabla 8 

 
Resultados del modelamiento 

 

Indicador o variable Resultado 

Número Capilar 7,55-3 

Vida útil por arreglo 10,5 años 

Número de arreglos necesarios para cubrir el área 

de interés 

 

4 

Barriles de petróleo recuperados en los 4 arreglos 2,104 MMSTB 

Barriles petróleo recuperado por arreglo 0,526 MM STB 

Producción acumulada de agua por arreglo 2,98 MM STB 

Gas acumulado por arreglo 14,22 MM SCF 

Libras de polímero requerido por arreglo 2,5 MM lb 

Barriles de surfactante requeridos por arreglo 0,11 MM BBL al 100% total en peso 

Nota: se consideró un área de barrido de 240.000 m2 y una concentración de surfactante de 0,05% del peso 
total del fluido inyectado como polímero. 

Fuente: simulador EORgui. 
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3.3. Análisis económico y de rentabilidad del proyecto 
 

Para proceder al cálculo primero es necesario establecer el nivel de inversiones iniciales 

y de desmantelamiento o de salida del proyecto. Los mismos se presentan en la Tabla 9. 

 

 
Tabla 9 

 
Inversiones estimadas para el proyecto 

 

Rubro Monto 

Dólares 

 

Estudios petrofísicos. 

Diseño del sistema polimérico. 

Pruebas de compatibilidad e interacción polímero-roca. 

 

 

 
250.000 

 

 
 

Estudios estáticos y dinámicos del reservorio X-1 

 

 
 

50.000 

 

Conversión de pozos productores a inyectores. 
 

1.200.000 

 
Perforación de pozos nuevos (2) 

 
6.000.000 

 
Desmantelamiento y remediación ambiental 

 
2.000.000 

 
Total, USD (moneda corriente) 

 
9.500.000 

Fuente: valores estimados de datos de campo. 

 

 

 

Se estima una vida útil total de 12 años, considerando un tiempo de desmantelamiento de 

las instalaciones de 1,5 años luego de terminada la vida del modelo de inyección de 

polímeros el cual incluye remediación ambiental del área del proyecto. 
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Escenario 1: 
 

Para el análisis económico se consideró un precio por barril de USD 65,00 tomando en 

consideración los pronósticos de Agencia Internacional de Energía (EIA por sus siglas en 

inglés) (EIA, 2023), un costo de producción de USD 30,00, una tasa de descuento de 

3,25% semestre vencido. 

Los cálculos se los realizaron semestralmente para ajustar los valores de ingresos y 

egresos. Los resultados se presentan en la Tabla 10. 

Tabla 10 

 
Flujo económico del proyecto 

 
 

Periodo 
 

BOPD 
Precio 

de barril 
USD 

Costo de producción 
por barril 

USD 

Ingresos netos 
por barril 

USD 

Ingresos totales 
por semestre 

USD 

Egresos totales 
por semestre 

USD 

Ingresos netos 
totales 

USD 

0      -9.500.000,00 -9.500.000,00 

1 - 65,00 30,00 35,00 - - - 

2 - 65,00 30,00 35,00 - - - 

3 137,50 65,00 30,00 35,00 1.631.093,75 752.812,50 878.281,25 

4 275,00 65,00 30,00 35,00 3.262.187,50 1.505.625,00 1.756.562,50 

5 258,82 65,00 30,00 35,00 3.070.294,12 1.417.058,82 1.653.235,29 

6 242,65 65,00 30,00 35,00 2.878.400,74 1.328.492,65 1.549.908,09 

7 226,47 65,00 30,00 35,00 2.686.507,35 1.239.926,47 1.446.580,88 

8 210,29 65,00 30,00 35,00 2.494.613,97 1.151.360,29 1.343.253,68 

9 194,12 65,00 30,00 35,00 2.302.720,59 1.062.794,12 1.239.926,47 

10 177,94 65,00 30,00 35,00 2.110.827,21 974.227,94 1.136.599,26 

11 161,76 65,00 30,00 35,00 1.918.933,82 885.661,76 1.033.272,06 

12 145,59 65,00 30,00 35,00 1.727.040,44 797.095,59 929.944,85 

13 129,41 65,00 30,00 35,00 1.535.147,06 708.529,41 826.617,65 

14 113,24 65,00 30,00 35,00 1.343.253,68 619.963,24 723.290,44 

15 97,06 65,00 30,00 35,00 1.151.360,29 531.397,06 619.963,24 

16 80,88 65,00 30,00 35,00 959.466,91 442.830,88 516.636,03 

17 64,71 65,00 30,00 35,00 767.573,53 354.264,71 413.308,82 

18 48,53 65,00 30,00 35,00 575.680,15 265.698,53 309.981,62 

19 32,35 65,00 30,00 35,00 383.786,76 177.132,35 206.654,41 

20 16,18 65,00 30,00 35,00 191.893,38 88.566,18 103.327,21 

21 - 65,00 30,00 35,00 - - - 

22 - 65,00 30,00 35,00 - -1.000.000,00 -1.000.000,00 

23 - 65,00 30,00 35,00 - -1.000.000,00 -1.000.000,00 

Fuente: simulación de datos de campo e históricos con valores de mercado de fluidos 
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Con estos resultados obtenidos, se procede a determinar el VAN, TIR y la B/C. Entonces, 

se tiene: 

VAN = USD 2.152.182,36 
 

TIR = 6,20% semestral 
 

VAN ingresos = USD 23.448.625,25 
 

VAN egresos + inversiones = USD 21.296.442,90 

B/C = 1,10 

 
 

Con estos resultados, se puede indicar que el proyecto se acepta ya que el VAN es 

positivo, la TIR es mayor que la tasa de descuento, y la B/C es mayor que 1,0. 

 

 
El comportamiento de los ingresos anuales se presenta en la Ilustración 14. 

 

 

Ilustración 14 

 
Comportamiento de los Ingresos netos anuales para el Escenario 1 
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Escenario 2: 
 

Se realizó el análisis de sensibilidad para encontrar el punto de equilibrio del proyecto, 

cuando el precio de producción por barril se incrementa a USD 35,97, los indicadores del 

proyecto son los siguientes 

 

 
VAN = USD -1.483,68 

 

TIR = 3,25% semestral 
 

VAN ingresos = USD 23.448.625,25 
 

VAN egresos + inversiones = USD 23.450.108,94 

B/C = 1,00 

 
 

Siendo aquí importante anotar que cuando el precio de venta del barril de petróleo se 

mantenga constante en USD 65,00 y los costos de producción se incrementen por encima 

de USD 35,97, el proyecto se vuelve inviable económica y financieramente. Ver la Tabla 

11. 

Por tanto, es necesario establecer que cuando se mantiene constante el precio de venta de 

petróleo en USD 65,00, el costo de producción debe encontrarse por debajo de USD 35,97 

para que el proyecto sea viable económicamente. 

 

 
Tabla 11 

 
Flujo económico proyectado cuando costo de producción se incrementa y el precio del barril se mantiene 

constante 

 

 
 

 
Periodo 

 
BOPD 

Precio 
de barril 

USD 

Costo de producción 
por barril 

USD 

Ingresos netos 
por barril 

USD 

Ingresos totales 
por semestre 

USD 

Egresos totales 
por semestre 

USD 

Ingresos netos 
totales 

USD 

0      -9.500.000,00 -9.500.000,00 

1 - 65,00 35,97 29,03 - - - 

2 - 65,00 35,97 29,03 - - - 

3 137,50 65,00 35,97 29,03 1.631.093,75 902.622,19 728.471,56 

4 275,00 65,00 35,97 29,03 3.262.187,50 1.805.244,38 1.456.943,13 
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Periodo 
 

BOPD 
Precio 

de barril 
USD 

Costo de producción 
por barril 

USD 

Ingresos netos 
por barril 

USD 

Ingresos totales 
por semestre 

USD 

Egresos totales 
por semestre 

USD 

Ingresos netos 
totales 

USD 

5 258,82 65,00 35,97 29,03 3.070.294,12 1.699.053,53 1.371.240,59 

6 242,65 65,00 35,97 29,03 2.878.400,74 1.592.862,68 1.285.538,05 

7 226,47 65,00 35,97 29,03 2.686.507,35 1.486.671,84 1.199.835,51 

8 210,29 65,00 35,97 29,03 2.494.613,97 1.380.480,99 1.114.132,98 

9 194,12 65,00 35,97 29,03 2.302.720,59 1.274.290,15 1.028.430,44 

10 177,94 65,00 35,97 29,03 2.110.827,21 1.168.099,30 942.727,90 

11 161,76 65,00 35,97 29,03 1.918.933,82 1.061.908,46 857.025,37 

12 145,59 65,00 35,97 29,03 1.727.040,44 955.717,61 771.322,83 

13 129,41 65,00 35,97 29,03 1.535.147,06 849.526,76 685.620,29 

14 113,24 65,00 35,97 29,03 1.343.253,68 743.335,92 599.917,76 

15 97,06 65,00 35,97 29,03 1.151.360,29 637.145,07 514.215,22 

16 80,88 65,00 35,97 29,03 959.466,91 530.954,23 428.512,68 

17 64,71 65,00 35,97 29,03 767.573,53 424.763,38 342.810,15 

18 48,53 65,00 35,97 29,03 575.680,15 318.572,54 257.107,61 

19 32,35 65,00 35,97 29,03 383.786,76 212.381,69 171.405,07 

20 16,18 65,00 35,97 29,03 191.893,38 106.190,85 85.702,54 

21 - 65,00 35,97 29,03 - - - 

22 - 65,00 35,97 29,03 - -1.000.000,00 -1.000.000,00 

23 - 65,00 35,97 29,03 - -1.000.000,00 -1.000.000,00 
 

Fuente: simulación de datos de campo e históricos con valores de mercado de fluidos 

 

 

 

El comportamiento de los ingresos anuales se presenta en la Ilustración 15. 

 

 

Escenario 3: 
 

Es importante señalar que al mantenerse constante el precio de producción por barril en 

USD 30,00, el precio mínimo de venta del barril de petróleo debe ser de USD 59,03 para 

que el proyecto sea viable económicamente (Ver Tabla 12). Con estos datos, el cálculo 

del VAN, la TIR y la B/C se tienen, a continuación 

 

 
VAN = USD -1.483,68 

 

TIR = 3,25% semestral 
 

VAN ingresos = USD 21.294.959,21 
 

VAN egresos + inversiones = USD 21.296.442,90 
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B/C = 1,00 

 

 

Ilustración 15 

 
Comportamiento de los Ingresos netos anuales para el Escenario 2 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
Tabla 12 

 
Flujo económico proyectado cuando costo de producción se mantiene constante y el precio de venta del 

barril de petróleo disminuye 

 

 

Periodo 
 

BOPD 
Precio 

de barril 
USD 

Costo de producción 
por barril 

USD 

Ingresos netos 
por barril 

USD 

Ingresos totales 
por semestre 

USD 

Egresos totales 
por semestre 

USD 

Ingresos netos 
totales 

USD 

0      -9.500.000,00 -9.500.000,00 

1 - 59,03 30,00 29,03 - - - 

2 - 59,03 30,00 29,03 - - - 

3 137,50 59,03 30,00 29,03 1.481.284,06 752.812,50 728.471,56 

4 275,00 59,03 30,00 29,03 2.962.568,13 1.505.625,00 1.456.943,13 

5 258,82 59,03 30,00 29,03 2.788.299,41 1.417.058,82 1.371.240,59 

6 242,65 59,03 30,00 29,03 2.614.030,70 1.328.492,65 1.285.538,05 

7 226,47 59,03 30,00 29,03 2.439.761,99 1.239.926,47 1.199.835,51 

8 210,29 59,03 30,00 29,03 2.265.493,27 1.151.360,29 1.114.132,98 

9 194,12 59,03 30,00 29,03 2.091.224,56 1.062.794,12 1.028.430,44 

10 177,94 59,03 30,00 29,03 1.916.955,85 974.227,94 942.727,90 

Ingresos netos anuales 

-Escenario 2- 
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Periodo 
 

BOPD 
Precio 

de barril 
USD 

Costo de producción 
por barril 

USD 

Ingresos netos 
por barril 

USD 

Ingresos totales 
por semestre 

USD 

Egresos totales 
por semestre 

USD 

Ingresos netos 
totales 

USD 

11 161,76 59,03 30,00 29,03 1.742.687,13 885.661,76 857.025,37 

12 145,59 59,03 30,00 29,03 1.568.418,42 797.095,59 771.322,83 

13 129,41 59,03 30,00 29,03 1.394.149,71 708.529,41 685.620,29 

14 113,24 59,03 30,00 29,03 1.219.880,99 619.963,24 599.917,76 

15 97,06 59,03 30,00 29,03 1.045.612,28 531.397,06 514.215,22 

16 80,88 59,03 30,00 29,03 871.343,57 442.830,88 428.512,68 

17 64,71 59,03 30,00 29,03 697.074,85 354.264,71 342.810,15 

18 48,53 59,03 30,00 29,03 522.806,14 265.698,53 257.107,61 

19 32,35 59,03 30,00 29,03 348.537,43 177.132,35 171.405,07 

20 16,18 59,03 30,00 29,03 174.268,71 88.566,18 85.702,54 

21 - 59,03 30,00 29,03 - - - 

22 - 59,03 30,00 29,03 - -1.000.000,00 -1.000.000,00 

23 - 59,03 30,00 29,03 - -1.000.000,00 -1.000.000,00 

Fuente: simulación de datos de campo e históricos con valores de mercado de fluidos 

 

 

 

El comportamiento de los ingresos anuales se presenta en la Ilustración 16. 

 

 

Ilustración 16 

 
Comportamiento de los Ingresos netos anuales para el Escenario 3 
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Los resultados del análisis económico en los tres escenarios se pueden resumir en la Tabla 

13, a continuación. 

 

 
Tabla 13 

 
Resumen de los indicadores económicos del proyecto en los tres escenarios 

 

 

 

Indicadores 

Escenario 1 

 

(barril de petróleo en 

$60,00 y costos de 

producción de $30,00) 

 
Escenario 2 

 

(incremento del costo 

de producción a $35,97) 

Escenario 3 

 

(disminución del precio 

del barril de petróleo 

debajo de $59,03) 

VAN USD 2.152.182,36 USD -1.483,68 USD -1.483,68 

TIR 6,20% semestral 3,25% semestral 3,25% semestral 

B/C 1,10 1,00 1,00 

 

 

 

 

En la Ilustración 14 se presenta el área o ventana crítica de rentabilidad del proyecto, en 

donde el área sombreada representa los límites que se pueden tomar para que el proyecto 

no sea viable financiera y económicamente. Los valores por fuera de esta área o ventana 

ocasionarían que el proyecto sea rentable para su implementación. Para que el área pase 

de ser una zona crítica, los precios (de venta y de producción del crudo) deben ser 

optimizados para lograr que el proyecto sea viable. Para que esto ocurra es necesario hacer 

una revisión sobre lo anotado por Seright (2016) en la parte económica de proyectos de 

inyección de polímeros. 
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Área crítica de rentabilidad 

37 

36 
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32 
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58.8 59 59.2 59.4 59.6 59.8 60 60.2 

precio por barril, dólares 

Ilustración 17 

 
Área o ventana crítica de rentabilidad del proyecto de recobro mejorado 

 

 

 

 
   

   

   

 

 

 

 

 

 

 

3.4. Discusión de resultados 
 

Los cálculos mediante el software EORgui® demuestran la capacidad de incremento de 

barrido de petróleo residual que tienen los polímeros micelares, los cuales permiten un 

mejor recobro de las reservas remanentes de petróleo dentro del yacimiento. Como se 

indicó antes, el reservorio X-1 está bajo un piloto de recuperación secundaria por 

inyección de agua, el mismo que presenta un alto nivel de corte de este fluido en la 

producción actual, pero con reservas de petróleo por ser recuperadas aún, por lo que este 

yacimiento es un buen candidato para ser tomado en cuenta para un piloto de recuperación 

mejorada. 

Debido a la naturaleza de los polímeros, estos tienen un efecto pistón dentro del reservorio 

con la concentración adecuada del polímero y que permita maximizar sus propiedades 

viscoelásticas para permitir un mejor barrido en comparación con la inyección de agua. 

Es importante tomar en cuenta que los polímeros micelares conllevan una tasa de 

adherencia a la roca, por lo que cuando se realicen los ajustes de parámetros para 

determinar el modelo de inyección actualizado deben realizarse estudios tanto de 

compatibilidad fluido-roca, tanto como de tensión interfacial para mejorar la movilidad 

del petróleo mediante la incorporación de la concentración adecuada de surfactante, la 
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misma que también tienda a disminuir formación de emulsiones estables y/o bloqueos por 

emulsión dentro de la roca, lo cual pueda generar problemas en el barrido del petróleo 

remanente en el reservorio X-1 y por tanto afectar el factor de recobro de petróleo. 

Las reservas recuperadas estimadas están en el orden 2,104 MMSTB por cuatro arreglos 

de pozos de 240.000 m2 cada uno, hacen que sea viable un piloto de este tipo, 

considerando que el precio del barril de petróleo se encuentre por encima de los USD 

65,00 y que el costo de producción, incluyendo los químicos necesarios, así como otras 

operaciones necesarias no sobrepasen los USD 35,97 por barril de petróleo producido, el 

cual corresponde al punto de equilibrio. 

 

 
3.5. Propuesta 

 

Una vez realizados los modelamientos y los análisis económicos del proyecto, se puede 

proponer realizar un piloto de inyección de polímeros micelares, mismo que requiere un 

volumen de 0,11 MM bbl de surfactante y 2,5 MM lb de polímero por arreglo de pozos. 

Los arreglos de pozos están conformados por 4 pozos inyectores y un pozo productor, 

mismos que producirán un estimado de 2,104 MM STB de petróleo totales durante una 

vida productiva de 10,5 años del piloto de inyección micelar, además de 14,22 MM SCF 

de gas natural asociado y 2,98 MM STB de agua acumulada por arreglo de pozos. 

Se tomarán en cuenta inversiones iniciales de USD 9,5 MM para convertir pozos y otros 

estudios necesarios para el ajuste de los parámetros del modelo de recobro terciario 

además de USD 2,00 MM para el cierre o desmantelamiento de las facilidades de 

superficie y para remediación y reparación ambiental que sean necesarios. 
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CONCLUSIONES 

 

 
Una vez desarrollada la etapa de desarrollo del proyecto de titulación, y en base a los 

resultados obtenidos se puede concluir que: 

Se ha determinado la factibilidad técnica y económica del recobro mejorado mediante 

polímeros micelares en la arenisca X-1 del Campo Wao de la Cuenca Oriente de Ecuador. 

Para esto, se determinó mediante las condiciones estáticas y dinámicas de la arenisca X- 

1 del Campo Wao que es factible someterla a un piloto de inyección de micelas, para lo 

cual fue necesario realizar el filtrado mediante la técnica de screening de las condiciones 

necesarias para llevar a cabo el proyecto y la revisión de literatura científica y técnica 

actualizada. 

Se estimó el volumen de reservas de petróleo recuperables por inyección de micelas 

mediante el software EORgui®, del cual se desprende que es factible recuperar 2,104 MM 

STB de petróleo totales mediante la incorporación de 4 arreglos con una relación de 4 

inyectores por pozo productor. El área de cada arreglo es de 240.000 m2, y la producción de 

agua y gas en cada uno de ellos es de 2,98 MM STB de agua y 14,22 MM SCF 

respectivamente. Además, según los cálculos se requieren 0,11 MM bbl de surfactante y 

2,5 MM lb de polímero por arreglo de pozos, con una vida útil de 10,5 años del modelo 

de inyección. 

Los indicadores económicos del proyecto indican que en el escenario promedio se tendría 

un VAN de USD 2.152.182,36, una TIR de 6,20% semestre vencido y una B/C de 1,10, 

los mismos que comprueban la viabilidad financiera y económica del proyecto para ser 

implementado 
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RECOMENDACIONES 

 

 
Se recomienda la implementación de otro tipo de simuladores para el análisis y 

comportamiento de fluidos para recuperación secundaria y terciaria a condiciones de 

presión y temperatura de fondo para evaluar su rendimiento en procesos de inundación, 

en especial en casos que se obtengan saturaciones críticas de los fluidos. 
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