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RESUMEN 

Las técnicas de recuperación primaria y secundaria son capaces de obtener juntas alrededor del 

40% del petróleo original en sitio, dejando una cantidad significativa de petróleo remanente.  

En los últimos años incrementó el interés en los métodos para recuperar la mayor cantidad 

posible de petróleo generando mayores ingresos económicos, a estos métodos se los denomina 

recuperación mejorada o técnica EOR (Emprove Oil Recovery), los cuales son una serie de 

procesos utilizados para recuperar el petróleo remanente  del yacimiento, una vez que los 

métodos tradicionales de producción primaria e inyección de agua alcanzan sus límites 

económicos.   

Los principales métodos EOR son: 

● La inyección de gas donde principalmente se inyecta ���, nitrógeno y aire. 

● Productos Químicos como polímeros (PF), surfactantes polímeros (SP) y  reactivos 

alcalinos (ASP). 

● Métodos térmicos por ejemplo Vapor in situ, combustión y agua caliente. 

Cada una de estos métodos afecta un parámetro diferente y llevará a resultados técnicos y 

económicos únicos.  

El dióxido de carbono (���) utilizado como método de recuperación mejorada es uno de los 

métodos más prometedores bajo condiciones favorables, contribuye a la recuperación de 

petróleo reduciendo la viscosidad del petróleo. 

En el siguiente trabajo analizaremos los principales parámetros bajo los cuales se puede inyectar 

el ���, con el propósito de aumentar el factor de recobro de petróleo. 

Palabras Claves: Inyección de ���  , Recuperación mejorada, factor de recobro. 
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ABSTRACT 

The current primary and secondary recovery techniques yield an estimated 40% of the 
original petroleum, leaving a significant amount as residue.  

 

In the last few years, the interest in finding competitive price methods for petroleum recovery 
has increased, these methods are known as EOR (Enhanced Oil Recovery). EOR is a group of 
processes utilized for the recovery of the remaining petroleum after the traditional methods of 
primary production and water injection reached their economic limits.  

  

 The principal methods EOR are:  

 Gas injection, where ���, nitrogen, and air are injected. 
 Chemical injection such as polymer (PF), surfactant polymer (SP), alkaline surfactant 

(ASP). 
 Thermal methods such as steam, hot water, and combustion. 

Each of these methods has different effects that would imply its own technical and economic 
results. 

 

The carbon dioxide ���, used as EOR is one of the most promising methods under favorable 
conditions. It contributes to petroleum recovery and its viscosity reduction. 

 

In our next section, we will analyze the principal parameters under which we can inject 
��� with the purpose of petroleum recovery. 

 

Key words: Injection of���,   Enhanced oil recovery, recovery factor 
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Introducción  

 

En la explotación de los hidrocarburos cada día encontramos yacimientos menos 

convencionales, donde la recuperación mejorada de petróleo ha ganado un gran protagonismo 

en la producción debido a que logra incrementar la vida productiva de un campo maduro o 

depletado mediante el aumento de energía del yacimiento. 

La recuperación mejorada mediante dióxido de carbono proporciona un método rentable en 

proyectos a gran escala, cuando se optimiza conjuntamente para la producción de petróleo. El 

��� puede ser almacenado en el yacimiento durante y después del proceso de producción 

logrando una iniciativa atractiva para los beneficios ambientales.  (Ettehadtavakkol et al., 2014).  

En las aplicaciones que tiene el ��� podemos encontrar los desplazamientos miscibles e 

inmiscibles, el factor clave que determinará el tipo de inyección es la presión mínima de 

miscibilidad (PMM). 

La presión mínima de miscibilidad es la presión más baja donde el 95% del aceite es recuperado 

a una temperatura dada. Los factores que afectan la PMM son la temperatura del yacimiento, la 

pureza del gas inyectado y la composición del yacimiento. 
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CAPÍTULO I 

 

1.1. Problema 

 

Un yacimiento es producido por distintos procedimiento de recuperación. 

La recuperación primaria es la primera etapa de la producción de hidrocarburos en esta etapa la 

energía del yacimiento es natural y el petróleo surge naturalmente con la presión de gas o agua 

de la formación. Termina cuando la presión del yacimiento ha disminuido demasiado o se están 

produciendo cantidades significativas  de agua. 

En la recuperación secundaria el reservorio es poco activo por lo cual es necesario aumentar la 

presión mediante la inyección de gas y/o agua para lograr restablecer las condiciones originales 

del reservorio. 

Después de realizar los procedimientos de recuperación primaria y secundaria podemos 

encontramos todavía una gran cantidad de petróleo en el yacimiento debido a que mediante 

estos métodos logamos obtener entre un 20% y 40% de petróleo in situ, dejando en el reservorio 

una cantidad significativa de hidrocarburo remanente por lo que es necesario utilizar técnicas 

de recuperación mejorada para aumentar las reservas de petróleo. 

La recuperación terciaria tiene como objetivo mejorar la razón de movilidad y aumentar el 

número de capilaridad logrando producir el petróleo remanente de la roca.  

Para aplicar un método de EOR es importante identificar la sostenibilidad y características del 

yacimiento (roca-fluido) para conocer el método idóneo de recuperación mejorada. 

La inyección de Dióxido de Carbono (���) es aplicable a un amplio rango de yacimientos, 

donde las presiones de miscibilidad son más bajas que las requeridas en otros procesos. 

 Es fundamental hablar sobre el desplazamiento miscible, el cual ha tenido mayor atención por 

su aumento del factor de recobro aumentando la eficiencia de barrido al mezclarse con el aceite. 
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1.2. Objetivo de la investigación  

 

1.2.1 Objetivo general  

 

Evaluación Técnica para la inyección de miscible de ���  como mecanismo de recuperación 

mejorada para el aumento de factor de recobro en un campo sintético. 

 

1.2.2 Objetivo especifico 

 Describir las generalidades de los métodos de EOR enfatizando en la inyección de ���   

 Analizar las condiciones del fluido para la aplicación de inyección de ���. 

 Determinar la factibilidad de la inyección de ��� en el campo sintetico.   

 

1.3.  Datos complementarios al problema. 

 

Los datos utilizados en el siguiente proyecto son de un campo sintético, el cual posee 4 

arenas productoras (Um, Ui, Ts y Tp). 

El campo posee una producción de 2856183 Bls y un factor de recobro de 0,235   

 

Tabla 1 Características petrofísicas del campo de estudio. 
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Fuente: (Petroamazonas EP., 2017) 

Tabla 2 Cromatografía al ingreso del compresor del gas. 

 

Fuente: (Yánez., 2017). 

Tabla 3 Cromatografía a la salida del compresor del gas. 
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Fuente: (Yánez., 2017) 

Tabla 4 Condiciones del campo de estudio 

 

Fuente: (Petroamazonas., 2017) 

1.4  Antecedentes 

 

La mayoría de los yacimientos de petróleo se encuentran en etapa de declive de producción, 

por esta razón es necesario el uso de nuevas técnicas sofisticadas que permitan modificar las 

características de fluidos y de fuerzas capilares logrando incrementar la recuperación de 

hidrocarburos. 

El Proyecto Weyburn-Midale realizado en Canadá utiliza ��� para recuperar el petróleo, el 

cual es almacenado en formaciones subterráneas.  

Demostró ser exitoso dando una nueva vida al campo extendiendo potencialmente su periodo 

operacional en más de 25 años.  

La inyección de ��� triplicó la producción, actualmente produce 26.000 bbl/d y la tasa de 

producción más baja fue de 8.000 bbl/d en 1988. (Ansarizadeh et al., 2015). 

Campo Bati Ramán ubicado en el sudeste de Turquía, operado por Turkish Petroleum 

Company, empezó su producción en el año de 1961 alcanzando su pico máximo en 1970 con 

10,000 bbl/d luego de esto la producción declinó. En 1986 alcanzó el valor mínimo de 2000 

bbl/d y se ejecutó un proyecto de ��� como EOR. La producción fue de 15000 bbl/d en 1992 

volviendo la inyección de dióxido de carbono un método de EOR exitoso bajo las condiciones 

favorables. (Ansarizadeh et al., 2015). 

Proyecto SACS- Plataforma Sleipner ubicado en el mar del norte frente a las costas de Noruega. 

La inyección de ��� se realiza en la formación Utsira, comenzó en octubre de 1996 y se ha 

inyectado más de 2 Mt de dióxido de carbono. 
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El proyecto de SACS demostró la viabilidad de eliminar el ��� y su eficacia a largo plazo. 

(Martínez et al., 2008) 

 

1.5 Justificación  

 

En el presente proyecto analizaremos la metodología para el proceso de inyección de dióxido 

de carbono miscible  con la finalidad  de prolongar la vida productiva del yacimiento.  

Considerando que obteniendo una mayor cantidad de petróleo lograremos directamente un 

mayor ingreso económico, lo que permitiría amortizar la inversión necesaria para la aplicación 

de proyectos pilotos. 

CAPÍTULO II 

Metodología 

2. Introducción a la recuperación mejorada 

 

El petróleo es un recurso no renovable, por lo que se emplean nuevas tecnologías que alteran 

las propiedades del petróleo para lograr incrementar el factor de recobro del petróleo en 

yacimientos conocidos, mediante las técnicas de recuperación terciaria logramos recuperar por 

encima del 60% del petróleo en situ  y extender la vida útil del campo por unos años más. 

Los principales métodos de recuperación terciaria son térmicos, miscibles, químicos, no 

térmicos entre otros. En el siguiente  trabajo enfatizaremos en la inyección de ���, la cual es 

una opción atractiva gracias a los beneficios ambientales, el dióxido de carbono  puede ser 

almacenado en el yacimiento durante y después del proceso de producción del petróleo. 

Uno de los parámetros importantes a considerar en las técnicas de EOR es el precio del barril 

de petróleo.  

Los fluidos inyectados deben cumplir los siguientes objetivos: 

 Aumentar la energía natural del yacimiento. 

 Establecer condiciones favorables para lograr un aumento de las fuerzas capilares. 

 Proporcionar el control de movilidad 
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 Reducir la viscosidad del petróleo.   

 

2.1 Definición de recuperación mejorada 

 

A lo largo de la vida productiva de un campo de hidrocarburos se aplica escenarios de 

recuperación primaria, secundaria y terciaria  con el objetivo de incrementar o mantener la 

recuperación de petróleo. 

Estas etapas son aplicadas a partir  de los requerimientos únicos del yacimiento y el plan de 

explotación planteado para el desarrollo.  

Recuperación primaria es la primera etapa de producción de hidrocarburos, la energía del 

yacimiento es natural los mecanismos de empuje que encontramos son: 

 Expansión de roca y fluidos por gas en solución. 

 Acuífero y/o casquete de gas.  

La presión del yacimiento es mayor que la presión del pozo. 

A medida que se expande el fluido la presión tiende a bajar de manera considerable. 

El periodo de la recuperación primaria tiene una duración variable y permite obtener 

información del comportamiento del yacimiento. 

Esta etapa termina cuando la presión de yacimiento ha disminuido considerablemente o se están 

produciendo cantidades significativas de agua.   

La recuperación secundaria permite la extracción adicional de un 10% a 20% del petróleo en el 

yacimiento. En esta etapa se inyecta un fluido externo el cual puede ser agua o gas, a través de 

pozos de inyección con el propósito de restablecer las condiciones iniciales del yacimiento y 

generar empuje de petróleo hacia los pozos productores.  

Para realizar un proceso de inyección es necesario tener en cuenta la geometría del yacimiento, 

litología, porosidad, permeabilidad, profundidad del yacimiento y las propiedades de la roca.  

Después de que el recobro primario y secundario alcanza su límite económico  el yacimiento 

aún posee alrededor de dos tercios del petróleo original in situ.  
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Con el aumento del precio del barril de crudo en la década de los 70’ se volvió costeable inyectar 

sustancias diferentes al agua del yacimiento, con el propósito de aumentar la recuperación final 

del petróleo.  

Las compañías deben establecer si abandonan el campo o van a realizar un proceso de 

recuperación mejorada. 

2.2 Recobro mejorado de petróleo 

 

Consiste en el desplazamiento de petróleo remanente por medio de inyección de sustancias que 

no se encuentran presentes en el yacimiento, e interactuando con el sistema roca/ fluido 

generando condiciones adecuadas para la recuperación de petróleo.  

Es la tercera etapa de la recuperación de petróleo y se  efectúa después de la recuperación 

secundaria, aunque estas técnicas podrían iniciarse en cualquier momento de la productividad 

de un yacimiento de petróleo. 

En esta etapa no solo conseguimos restaurar la presión de formación también conseguimos 

mejorar la eficiencia del desplazamiento, la cual está representada en la siguiente ecuación. 

	 = 	� ∗  	� 

Donde: 

	: Eficiencia total del desplazamiento. 

	�: Eficiencia de desplazamiento microscópica. 

	�: Eficiencia de desplazamiento macroscópica. 

 

2.2.1 Eficiencia del desplazamiento microscópico (	� )  

 

La eficiencia de desplazamiento microscópico es la efectividad del fluido desplazante para 

desplazar o movilizar el petróleo a escala del poro, la cual es afectada por la fuerza de tensión 

interfacial, la fuerza de tensión superficial, la mojabilidad, la presión capilar y la permeabilidad 

relativa (Baljit et al., 2014). 
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	� = ��� �  ���
���

 

 

 

Donde: 

	�: Eficiencia de desplazamiento microscópica. 

���  : Saturación inicial del petróleo, 

���  : Saturación de aceite residual.  

 

Figura  1 Desplazamiento Macroscópico 

 

Fuente: Lyons, W. & Plisga, G. (2005) [imagen] Recuperado de Standard Handbook of 

Petroleum & Natural Gas Engineering (Second edition). 

 

2.2.2 Eficiencia del desplazamiento macroscópico (	�) 

 

Está relacionada con la efectividad de los fluidos desplazantes en contacto con el yacimiento 

en un sentido volumétrico. 

La eficiencia mejora la relación de movilidad entre fluidos desplazantes y desplazados 

aumentando la eficiencia del barrido areal y barrido vertical. 

La eficiencia de desplazamiento macroscópico es afectada por la heterogeneidad, anisotropía, 

arreglos de pozos de producción e inyección y el tipo de roca matriz. 
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	� = 	� ∗ 	� 

Donde: 

	�: Eficiencia de barrido volumétrico. 

	�: Eficiencia de barrido areal. 

	�: Eficiencia de barrido vertical.  

 

  Figura 2: Barrido areal y vertica 

 

 

Fuente: (Lyons & Plisga., 2005) Standard Handbook of Petroleum & Natural Gas Engineering 
(Second edition)



11 
 

 

2.3 Clasificación de los métodos de recuperación terciaria  

Figura  3 Clasificación de los métodos de EOR 

 

Fuente: Farouq S. & Thomas S. (1996) Classification of EOR methods. Commercial processes are highlighted. [Figura]. 
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Existen varios métodos de recuperación terciaria, los cuales serán descritos a continuación. 

2.3.1 Métodos térmicos 

 

Es el proceso en el cual se introduce intencionalmente calor con el propósito de producir 

hidrocarburos, es utilizado principalmente para petróleo pesado inyectando agua caliente o 

energía térmica (vapor), con el objetivo de disminuir la viscosidad del petróleo optimizando la   

movilidad del fluido hacia los pozos de producción.  

Para que un método de inyección térmica sea realizado con  éxito se deben tomar 

consideraciones que permitan minimizar las pérdidas de calor. 

Los principales métodos térmicos son: 

 La inyección continua de vapor. 

 Inyección cíclica de vapor.  

 Combustión in situ.  

 Drenaje gravitacional asistido con vapor. 

 

2.3.1.1 Inyección continua de vapor 

 

Es el método de recuperación térmica más utilizado hasta la actualidad. Principalmente es 

utilizado en yacimientos someros y arenas no consolidadas debido a que minimizan las pérdidas 

por calor a través del pozo. 

La inyección continua de vapor es un proceso de desplazamiento térmico, el cual consiste en 

inyectar vapor de forma continua para desplazar hidrocarburos hacia pozos productores.  
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Figura  4 Inyección continua de vapor 

 

Fuente: (Villaquirán et al., 2017) Evaluación de la influencia de los gases de combustión en 

procesos de inyección continua de vapor utilizando generadores de vapor en fondo.  

 

2.3.1.2 Inyección cíclica de vapor  

 

También conocido como ¨huff and puff¨ es utilizado en yacimientos de petróleo pesado. Es un 

mecanismo de estimulación de pozos, donde el vapor es inyectado mediante el mismo pozo 

productor.  

El cual consta de tres etapas las cuales son:  

1. El vapor es inyectado al pozo continuamente, en esta etapa se introduce un tapón de 

vapor en el yacimiento. 

2. Se cierra el pozo para permitir la distribución uniforme del calor. 

3. La última etapa se produce el petróleo diluido a través del mismo pozo.  

Este procedimiento puede ser repetido cuando el petróleo regrese a su temperatura habitual. 
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Figura  5 Inyección cíclica de vapor 

 

Fuente: Realizado por el Autor. 

2.3.1.3 Combustión in situ  

 

Método en el que se genera combustión dentro del yacimiento mediante la inyección de un gas 

que contiene oxígeno, el calor que obtenemos mediante la quema de los hidrocarburos pesados 

en el lugar produce el craqueo de hidrocarburos. 

Existen dos tipos de procedimientos de combustión In situ 

 Combustión de avance frontal o convencional. 

 Combustión de avance en reversa. 

 

2.3.1.4 Drenaje gravitacional asistido con vapor 

 

También conocido como SAGD, es utilizado para petróleo extra pesados consiste en la 

inyección de vapor a la formación para reducir la viscosidad del petróleo. 

En este método se perforan los pozos horizontales paralelos a pocos metros de altura uno del 

otro, el vapor es inyectado continuamente a la formación logrando que se expanda 

uniformemente, calentando el hidrocarburo. De esta manera el petróleo adquiere movilidad y 
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drena hacia el pozo productor por gravedad hacia el pozo inferior donde es bombeado a la 

superficie. 

 

2.3.2 Métodos no térmicos  

 

Este método es utilizado en yacimientos con petróleo liviano, el objetivo de los métodos de 

recuperación terciaria no térmicos es disminuir la tensión interfacial entre los fluidos y eliminar 

los efectos de fuerzas capilares. Poseen una amplia adaptación y se clasifican en: 

 Inyección de químicos 

 Desplazamiento miscible 

 Desplazamiento no miscible. 

 

2.3.2.1 Inyección de químicos  

 

Los procesos químicos se basan en la inyección de materiales que no están presentes en los 

yacimientos, son más costosos que los métodos térmicos.  

Para estos métodos debemos considerar las condiciones de temperatura, salinidad y la dureza 

debido a que pueden cambiar las propiedades del fluido que se va a inyectar a la formación. 

Los yacimientos que poseen un acuífero activo y las formaciones con alto contenido de arcillas 

no son candidatos para estos procesos.    
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Figura  6 Inyección de químicos 

 

Fuente: (Espinoza & Torres., 2015) Técnicas de recobro y recobro mejorado en yacimientos 

con crudos livianos, pesados y extra pesados.  

 

2.3.2.1.1 Inyección de polímeros  

 

Es una modificación de la inyección de agua y consiste en añadir al agua de inyección un tapón 

de polímeros de alto peso molecular, que posteriormente se empujará a la formación por 

inyección de agua. El objetivo de este método es garantizar un mejor desplazamiento 

reduciendo la razón de movilidad entre el petróleo y el fluido desplazante mejorando la 

eficiencia de barrido. 

 

2.3.2.1.2 Inyección de surfactante 

 

Consiste en la inyección de un tapón de  surfactante, el cual reduce las fuerzas capilares 

atrapando el petróleo en los poros de la roca de formación. 

El tapón de surfactante desplaza el petróleo del contacto del yacimiento, formando un banco 

fluyente agua / petróleo que se propaga delante del tapón del surfactante. 

Este método mejora la eficiencia de barrido vertical y areal como consecuencia mejora la 

relación de movilidad. 
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La aplicación de este método resultó ser exitosa, pero no es rentable debido al alto costo de los 

surfactantes inyectados. 

 

2.3.2.1.3 Inyección de alcalinos 

 

En este proceso se agrega compuestos alcalinos al agua de inyección, estos compuestos 

reaccionan con los componentes ácidos del petróleo logrando formar surfactantes in situ, el 

compuesto más utilizado en la inyección de alcalinos es el hidróxido de sodio. 

Mediante este método logramos la reducción  de la tensión interfacial y por lo tanto la saturación 

de petróleo residual. 

 

2.5.3 Desplazamiento miscible 

 

Se caracteriza por la miscibilidad del petróleo con el gas inyectado. Consiste en inyectar un 

agente desplazante miscible en el petróleo existente. Logrando conseguir que la tensión 

interfacial se reduzca a cero (no existe interface), el número capilar se hace infinito y el 

desplazamiento de petróleo es asegurado en un 100% gracias a los poros que son barridos por 

el agente desplazante. 

En condiciones ideales el fluido desplazante y el fluido se mezclan en una zona también 

conocida como zona de transición, la cual se expande a medida que se mueve en el medio 

poroso desplazando el petróleo que esta adelante como pistón.  

Algunos de los fluidos que se pueden utilizar para la inyección de gases miscibles son: 

 GLP (gas licuado de petróleo). 

 Gas natural. 

 Dióxido de carbono (���).  

 N2.  

Existen diferentes tipos de miscibilidad según los cuales son: 

 Miscibilidad al primer contacto: Los fluidos son miscibles en cualquier proporción. 
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 Miscibilidad de contacto múltiple por condensación: Existe transferencia de masa de 

gas al petróleo, enriqueciendo la fase liquida en equilibrio y haciéndola cada vez más 

ligera. 

 Miscibilidad de contacto múltiple por vaporización: Cuando existe yacimiento con 

petróleo ligero, el proceso de transferencia de masa ocurre desde el petróleo hacia el gas 

a través de los contactos sucesivos entre el petróleo y el vapor, el cual esta enriquecido 

por la vaporización de la fracción intermedia alcanzando composición miscible. (Lake 

& Walsh., 2008) 

 

2.3.3 Inyección Microbiana 

 

También conocida como MEOR por sus siglas en Ingles (Microbial Enhanced Oil Recovery). 

En este método se utiliza una solución de microorganismos  y nutrientes en el yacimiento que 

logran alterar la estructura de los entornos microbianos existentes.  

La inyección microbiana se basa en el crecimiento de microorganismos sobre la superficie de 

las rocas del yacimiento consiguiendo el desplazamiento del petróleo. Su objetivo es 

incrementar la recuperación del petróleo que está atrapado en el medio poroso. (Hinojosa, 

2011). 
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2.4 Criterios para la selección de métodos de recuperación mejorada 

 

Tabla 5 Criterios para la selección de métodos de recuperación mejorada. 
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Fuente: (Al-Adasani & Bai., 2010) Recent Developments and Updated Screening Criteria of Enhanced Recovery Techniques. SPE 130726
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Es primordial escoger adecuadamente el método de recuperación mejorada del yacimiento para 

alcanzar un proyecto exitoso, por esta razón es necesario estudiar y analizar los distintos tipos 

de factores antes de tomar una decisión sobre el método a escoger. 

 

2.5 Introducción al proceso de inyección de ���   

2.5.1. Propiedades físicas del  ��� 

 

El  ��� es una molécula compuesta por dos átomos de oxígeno unidos covalentemente a un 

solo átomo de carbono, es un gas incoloro, inodoro y en condiciones atmosféricas no es 

inflamable, posee las siguientes propiedades físicas: 

Tabla 6 Propiedades físicas del ��� 

Peso molecular 44 �/��� 
Densidad 1.95  �/�! 

Gravedad específica con respecto al aire 1.529 

Viscosidad 0.0137 "# 

 

El dióxido de carbono se puede encontrar en diferentes estados; líquido, sólido y gaseoso esto 

depende de sus condiciones de presión y temperatura. 

Para determinar la fase en la que se encuentra, se utiliza un diagrama de fases como se muestra 

a continuación en la figura 7.  

 



 

 

 

23 
 

Figura  7 Diagrama de fases para el ��� 

 

Fuente: (Brautaset. 2009) In situ fluid dynamics and ��� injection in porous rocks. 

 

Estado líquido 

 

En este estado el dióxido de carbono se puede encontrar con las siguientes características, dando 

como resultado una fase simple favoreciendo a los procesos miscibles. 

Tabla 7 Características del CO2 en estado gaseoso. 
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Estado sólido 

 

Se presenta en estado sólido a temperaturas por debajo de -56,6 °C, en este estado se conoce 

comúnmente como hielo seco. 

 

Estado gaseoso 

 

El dióxido de carbono a presiones atmosféricas se encuentra en estado gaseoso (14,7 PSI y 60 

°F).  

Es un gas expandible y soluble con el aumento de temperatura permite expandirse más 

rápidamente ya que reduce su densidad. 

 

2.5.2 Inyección de dióxido de carbono  

 

La inyección de un yacimiento con  ���, esta se efectúa utilizando grandes cantidades de 

dióxido de carbono (alrededor del 30% del volumen poroso).  

A pesar de que el ��� no posee miscibilidad inicial con el petróleo, se consigue extraer 

componentes livianos e intermedios.  

Cuando la presión es suficiente el  ��� puede desarrollar miscibilidad y así desplazar el crudo 

desde el yacimiento hacia los pozos productores (Espinosa., 2013). 

Los procesos de inyección de  ��� pueden clasificarse en dos desplazamientos los cuales son: 

 Desplazamiento miscible. 

 Desplazamiento inmiscible. 
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2.5.3 Método de desplazamiento miscible de ��� 

 

El principio del desplazamiento miscible consiste en trasladar el petróleo del yacimiento 

mediante la inyección de un solvente como el dióxido de Carbono (���) que se disolverá en el 

petróleo completamente. 

El dióxido de carbono es utilizado como método de EOR debido a que es menos costoso que 

otros fluidos con similares características.  

El  ��� es inyectado bajo condiciones adecuadas de crudo; temperatura y presión.  

En estado líquido se hace miscible con el petróleo formando una sola fase liquida (no se forma 

interface).  

Como consecuencia de este proceso el petróleo se expande; la viscosidad disminuye, los efectos 

de tensión interfacial entre petróleo y gas es eliminada y las fuerzas capilares no existen por lo 

tanto mejora el desplazamiento del petróleo en el reservorio. 

 

2.5.4 Método de desplazamiento inmiscible mediante ��� 

 

La inyección de dióxido de carbono inmiscible es utilizada en yacimientos con petróleo pesado 

o en yacimientos de baja presión, debido a que los efectos en la reducción de la viscosidad y la 

expansión del petróleo permiten incrementar el factor de recobro de petróleo, incluso cuando 

la presión mínima de miscibilidad no es alcanzada. 

El proceso de desplazamiento inmiscible es menos eficiente que el proceso miscible en el 

recobro de petróleo. 

La principal función que cumple el  ��� en un proceso inmiscible es levantar y mantener la 

presión de reservorio.  
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2.5.5. Presión mínima de miscibilidad  

 

La presión mínima de miscibilidad (PMM) es la presión menor a la que el gas de inyección y 

el petróleo del yacimiento logran mezclarse (posee una sola fase), a través de procesos por 

múltiples contactos. 

La presión de PMM es una propiedad termodinámica y un parámetro significativo para la 

detección y selección de ���. 

La presión mínima de miscibilidad va en función de los siguientes parámetros: 

 Temperatura 

 

Es un parámetro muy importante debido a que aumenta la presión de la mínima 

miscibilidad (PMM) a medida que aumenta la temperatura.  

 

 Composición del petróleo en el yacimiento 

 

En presencia de petróleo con un alto porcentaje de metano la PMM incrementa; mientras 

que en componentes como el propano, etano y butano la presión de mínima miscibilidad  

disminuye. Por su parte cuando los componentes poseen mayor peso molecular como 

es el caso del C5+ o C7+ genera una presión de mínima miscibilidad más elevada. 

 

 Pureza del gas de inyección 

 

Es importante comprender los roles de las impurezas en el comportamiento de la fase 

liquida y las características de miscibilidad para el diseño de un ��� rentable. 

Se determinó que cuando el dióxido de carbono está contaminado en un 10% de CH4 o 

N2 aumenta el incremento de la PMM de hasta un 70% con respecto al ��� puro; 

mientras que si contiene un 37% de propano puede disminuir la PMM en un 45%.  

(Zhang et al., 2004) 

 

 

La miscibilidad del  ��� es clasificada de la siguiente forma: 
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 Miscible al primer contacto. 

 Miscible por múltiples contactos. 

 Inmisible. 

 

2.5.5.1 Miscibilidad de primer contacto 

Este proceso es caracterizado debido que al ponerse en contacto el petróleo con el dióxido de 

carbono  se mezclan todas las proporciones sin que se observe una interface. 

 

2.5.5.2 Miscibilidad por múltiples contactos 

 

Proceso mediante el cual se pone en contacto el petróleo con dióxido de carbono para que exista 

una transferencia de masa entre ambos fluidos, en el que posteriormente se genera un 

desplazamiento de petróleo. 

Existen dos mecanismos para obtener la miscibilidad por múltiple contacto los cuales son:   

 Condensación de gas de inyección. 

 Vaporización del crudo por gas de inyección.  

 

Figura  8 Desplazamiento miscible de ��� 

 

Fuente: (Castro., 2013) Inyección de  ��� como método de recuperación mejorada. 
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2.5.6. Métodos para determinar la Presión de mínima miscibilidad  
 

2.5.6.1 Métodos experimentales  

 

Se hacen a nivel de laboratorio y demandan equipos de alta precisión manejando muestras de 

petróleo y gas de inyección.  

En estas pruebas la temperatura es constante y demandan mucho tiempo.  

Las pruebas más comunes son:  

 Prueba de tubo delgado (Slim Tube). 

 Prueba de la burbuja ascendente (RBA). 

 

2.5.6.2 Analíticos y termodinámicos 

 

 Correlaciones matemáticas y gráficas. 

 Ecuaciones de estado. 

 

2.5.7 Beneficios del ��� en el petróleo 

 

Los principales beneficios del ��� utilizado en la inyección de pozos petroleros son: 

 Expansión del petróleo.  

 Reducción de la viscosidad. 

 Incremento de la densidad. 

 Produce un efecto acido sobre la formación.  

2.6.Factibilidad para la inyección de ���   
 

Un criterio fundamental para determinar la factibilidad de un proyecto de recuperación terciaria 

es hacerlo mediante la miscibilidad del ���  debido a que aumenta con la gravedad específica 

del crudo y la profundidad.  



 

 

 

29 
 

2.6.1. Peso molecular del crudo  
 

Primero debemos calcular el peso molecular del ( �$%) del petróleo del reservorio receptor. 

&'( �$%) = (7864.9
°012   3 4

4.5!67 

 

[1] 

Donde: 

&': Peso molar del �$% (g/mol). 

°012: Gravedad API del petróleo. 

 

2.6.2. Holm y Josendal modificada por Murgan  
 

Se puede evaluar la presión mínima de miscibilidad utilizando la correlación Holm y Josendal 

modificada por Murgan mediante la relación entre la gravedad específica del petróleo y el peso 

con el componente ( �$%). Esta correlación puede ser expresada analíticamente mediante la 

siguiente ecuación. 

  

1&& =  �329.558 + (7.727 × &'( �$%)  × 1.005?) 

�@4.377 ×  &'( �$%)A 

 

[2] 

Donde:  

1&&: Presión mínima de miscibilidad (Lpca). 

B: Temperatura (°F). 

&'( �$%): Peso molecular del componente �$% (g/mol). 

2.6.3. Factor de miscibilidad 

C =  1 �  1�DE
1&& �  1�DE

 

 

 

[3] 
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Donde:  

C: Factor de miscibilidad. 

1&&: Presión mínima de miscibilidad (Lpca). 

1: Presión del reservorio (Lpca). 

1�DE: Presión de vapor (Lpca). 

Tabla 8  Factor de miscibilidad 

Valor Desplazamiento 

C < 0 Inmiscible 

0 < C < 1 Parcialmente miscible 

C > 1 Miscible 

 

2.7. Cantidad de dióxido de carbono disponible  

 

Cálculo del ��� necesario para la aplicación en el reservorio se utilizan las siguientes 

ecuaciones: 

 

Fracción molar  

H� = % ���JK 
100  

 

[4] 

Peso molar de la mezcla  

1&LMNOPD =  Q HR ×  1&�  [5] 

Donde:  

HR: Composición de cada componente. 

 1&�: Peso molecular. 
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Presión Pseudocrítica 

1SO =  Q HR ×  1O� [6] 

Donde:  

HR: Composición de cada componente. 

1O�: Presión critica de cada componente (psia). 

 

Temperatura Pseudocrítica  

BSO =  Q HR ×  BO� [7] 

Donde: 

HR: Composición de cada componente. 

 BO�: Temperaturas críticas de cada componente (°R). 

 

 

Presión reducida  

1� =  1? 
1SO 

 
[8] 

 

Donde: 

1? : Presión del sistema (psia). 

1SO : Presión pseudocrítica (psia). 

 

 

Temperatura reducida  
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B� =  B? 
BSO 

 
[9] 

 

Donde: 

B? : Temperatura del sistema (°R). 

BSO : Temperatura pseudocrítica (°R). 

 

2.8.Correlación de Wichert y Aziz. 

 

La corrección del factor de compresibilidad Z del gas natural se realiza mediante la correlación 

de Wichert y Aziz (1972). Este factor en está función de la concentración de ��� yT�� es 

expresada analíticamente de la siguiente forma. 

 

U = 120 V (HWXY +  HZY[)5.\ �  (HWXY + HZY[)4.7] + 15 (HZY[5.$ � HZY[5.^ ) 

 

[10] 

Donde:  

U: Factor de ajuste (°R). 

HWXY: Contenido de dióxido de carbono (Fracción molar). 

HZY[: Contenido de hidrogeno de sulfuro (Fracción molar). 

 

2.8.1. Temperatura Pseudocrítica corregida 

 

BSO_ =  Q HR ×  BO� �  U [11] 

 

 

Donde: 
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BSO_: Temperatura pseudocrítica corregida por ��� yT��. (°R) 

HR: Composición de cada componente. 

BO�: Temperatura critica de cada componente (psia). 

U: Factor de ajuste (°R). 

 

2.8.2. Presión Pseudocrítica corregida 

 

1SO_ =  (∑ HR ×  1O� )  ×  BSO_  
∑ HR ×  BO� + HZY[ @1 � HZY[A ×  U 

[12] 

Donde:  

1SO_: Presión pseudocrítica corregida por ��� y T��. (Lpca). 

HR: Composición de cada componente. 

1O�: Presión critica de cada componente (psia). 

BSO_: Temperatura pseudocrítica corregida por ��� yT��. (°R). 

BO�: Temperatura critica de cada componente (psia). 

HZY[: Contenido de hidrogeno de sulfuro (Fracción molar). 

U: Factor de ajuste (°R). 

 

2.8.3. Densidad del gas 

 

a =  1&'
bcB  

[13] 

 

 

 

2.8.4. Flujo másico del Gas 

 



 

 

 

34 
 

��Jd = efgdReJe h ���i�fg [14] 

 

2.8.4.1 Flujo másico del ��� 
 

�WXY =  HWXY ×  �jkl  
 

[15] 

 

2.9.Cantidad de Volumen en el campo de estudio 
 

2.9.1. Volumen poroso 
 

Es fundamental el cálculo del volumen poroso para determinar la cantidad de ���  necesario 

para realizar un proyecto de recuperación terciaria factible. 

 

mE���S� = mn�nDP � moMn� [16] 

 

2.9.2. Volumen poroso del dióxido de carbono. 
 

mWXY = mE���S� × 30% 

 

[17] 

 

 

Ecuación densidad 

a =  �WXY
mWXY

 [18] 

 

 

 

Donde: 
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a: Densidad. 

�: Masa del CO2 (lb/ día).  

�: Volumen de Co2 ( #Rf!/ eRJ). 
De esta ecuación despejamos el volumen de ���  la cual quedaría de la siguiente manera: 

 

mWXY =  �WXY
a  [19] 

 

2.9.3. Relación gas - petróleo  
 

Abreviada como GOR, es la relación de gas producido con respecto al petróleo producido, la 

cual esta expresada de la siguiente forma: 

p�c =  #Rfd! ef �Jd J "�geR"R�gfd fdqágeJK.
s�d ef� #fqKó�f� #K�ei"R�e� J "�geR"R�gfd g�K�J�fd. 

[20] 

 

2.10. Propiedades del fluido 
 

2.10.1. Correlación de McCain 
 

Esta correlación es utilizada para yacimientos con concentraciones de salinidad ampliamente 

variables. Donde el factor volumétrico del agua puede determinarse mediante la siguiente 

ecuación.  (Menjura et al., 2014) 

uv = @1 + ∆m vEA  ×  (1 +  ∆m v?) [21] 

Donde: 

uv: Factor volumétrico del agua. 

∆m vE: Variación del volumen de agua durante la reducción de presión. 

∆m v?: Variación de volumen de agua debido a la reducción de la temperatura. 
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Las variables de la ecuación del factor volumétrico del agua pueden ser expresadas en función 

de presión y temperatura de la siguiente manera:  

 

∆m vE = ( �1.95301 h10x\1 × B) � ( 1.72834 h 10x4! 1� × B)
� (3.58922  h 10xy1) � (2.25341 h 10x45 1�) 

[22] 

 

∆m v? =  �1.0001h10x� + ( 1.33391h10x^ B) + (5.50654h10xy ×  B�) 

 

[23] 

Donde: 

B: Temperatura (°F). 

1: Presión (Lpca). 

Esta correlación es válida para agua con concentraciones variables de sal. Cuando la 

concentración de sal aumenta, la solubilidad del gas en el agua disminuye. (Chávez &  

Umaquiza., 2017) 

 

Gravedad especifica del agua 

 

zv = 1.0 + 0.695 h 10x7  ×  � 

 

[24] 

Donde: 

zv: Densidad del agua.  

�: Salinidad.  

 

 

 

 

Densidad del agua 
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av =  62.4 ×  zv
{v

 
[25] 

 

Donde:  

zv: Densidad del agua. 

{v: Factor volumétrico del agua. 

 

Gravedad especifica del petróleo  

z� =  141.5
131.5 + °012 

 

[26] 

 

Densidad del petróleo a determinada temperatura 

 

a�|} =  z�  ×  zv [27] 

  

a� = a�|}

1 + q � 68
1885

 [28] 

 

2.11. Ecuación de petróleo original en sitio  
 

1�	� =  7758 × 0 × ℎ ×  ∅ ×  ���
{�

 

 

[29] 

Donde: 

1�	�: Petróleo original en sitio. (BF) 

7758: Factor de conversión a un acre- ft. 

0: Área de la arena (acre). 



 

 

 

38 
 

ℎ: Espesor de la arena (ft). 

∅: Porosidad.promedio de la roca (%). 

���: Saturación inicial de petróleo (%). 

{�: Factor volumétrico de petróleo (BY/BN). 

 

2.11.1. Factor de recobro 
 

Es la cantidad recuperable de hidrocarburo que existe en el lugar. Se determina mediante la 

relación entre el petróleo producido y el POES. 

 

�c =  �#
1�	� 

[30] 

Donde: 

�c: Factor de recobro. 

�#: Producción acumulada de petróleo (BF). 

1�	�: Petróleo original in situ (BF). 

 

2.11.2. Petróleo remanente 
 

El petróleo remanente está representado por la diferencia entre el petróleo original en sitio y el 

petróleo producido esta expresado en la siguiente ecuación  

 

1fqKó�f� Kf�Jgfqf = 1�	� � �# [31] 

 

 

2.12. Saturación de agua 
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1 � �vJ"qiJ� =  1fqKó�f� Kf�Jgfgqf  ×  {�
7758 × 0 × ℎ × ∅  

[32] 

Donde: 

�vJ"qiJ�: Saturación de agua actual  

0: Área de la arena (acre). 

ℎ: Espesor de la arena (ft). 

∅: Porosidad.promedio de la roca (%). 

{�: Factor volumétrico de petróleo (BY/BN). 

2.13. Movilidad del reservorio  
  

La movilidad se define como la fase desplazante (agua o gas) dividida por la movilidad del 

fluido desplazado (petróleo).  

& =  
 v�v
����

 =   v ×  ��
 �  ×  �v

 =   �v  ×  ��
 ��  ×  �v

 

[33] 

Donde: 

&: Ecuación de movilidad. 

 v : Permeabilidad relativa del agua. 

 X: Permeabilidad relativa del petróleo. 

 ��: Viscosidad del petróleo. 

�v: Viscosidad del agua. 

 

Cuando la movilidad es igual a 1 los fluidos desplazante y desplazado son idénticos, mientras 

que cuando el factor de movilidad es menor a 1 ocurre que el petróleo fluye más que el agua. 

A esto se lo conoce como una razón de movilidad favorable, por lo tanto si nuestro factor de 

movilidad es mayor que 1 el agua fluye más que el petróleo produciendo una razón de movilidad 

desfavorable. 
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CAPÍTULO III 

Resolución de la problemática 

3.1.Parámetros para la selección de la arena productora 

 

La arena donde se va a realizar la inyección de ���  como método de recuperación mejorada 

se seleccionará bajo el criterio de la tabla 4, el cual fue planteado por Taber. 

A continuación, mediante los parámetros de las arenas productoras escogeremos el reservorio 

adecuado para realizar la inyección de dióxido de carbono: 

Tabla 9 Parámetros de la inyección de ��� 

 

Fuente: (Petroamazonas EP., 2017) 

 

Utilizando el criterio de Taber, la arena productora que cumple con los parámetros  de inyección 

de CO2 es la arena T principal debido a que esta arena posee: 

 Un espesor de amplio rango. 

 Una gravedad °API mayor a 22.  

 Una viscosidad baja lo que permitirá una buena movilidad del petróleo.  
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Tabla 10 Características de la arena T Principal 

 

 

La arena T principal cumple con todos los parámetros establecidos, siendo una buena candidata 

para un proyecto factible de inyección de dióxido de carbono. 

 

3.2.Cálculo de la presión de mínima miscibilidad 

 

El cálculo de la PMM ayuda a conocer a qué presión el petróleo se mezcla con el dióxido de 

carbono inyectado. 

Tabla 11 Cálculo de la presión de mínima miscibilidad 
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Mediante la tabla 1 y las ecuaciones 1, 2 y 3  podemos determinar que la presión de mínima 

miscibilidad es de  3832,15 lpca, por lo cual no se podría realizar una inyección de dióxido de 

carbono.  

Debido a que la PMM es mayor que la presión de reservorio 2838 Lpca, provoca una fractura 

ocasionando el colapso en la roca. 

La miscibilidad de la arena T principal es de 0,74 por lo que se considera un desplazamiento 

parcialmente miscible según la tabla 8. 

 

3.3. Cantidad de ��� disponible en el campo de estudio 

 

La cantidad de dióxido de carbono disponible en el campo de estudio se realizará mediante la 

carta de cromatografía a la entrada del compresor (Tabla 2) la cual corresponde al compresor 

CPF. 

El fluido extraído de los well pads de producción del campo es transportado en la estación 

mediante líneas de flujo. (Petroamazonas EP. 2017) 

La estación CPF posee: 

 Capacidad de procesamiento de 210.000 bfpd.  

 Capacidad de reinyección de 180.000 bfpd.  

 Capacidad de almacenamiento de 61.000. 

 

 Es importante conocer la cantidad de dióxido de carbono del compresor CPF para obtener un 

incremento de producción. Como se indica en la taba 2, la fracción molar del dióxido de carbono 

es de 25,65%, posee una presión de operación de 90 psi y una temperatura de 112°F. 

Obtenemos la fracción molar y el peso molar de la mezcla mediante las ecuaciones 4 y 5.  



 

 

 

43 
 

Tabla 12 Propiedades físico- químicas 

 

 

Los datos de presión crítica [lpca]  y temperatura crítica [°R]  obtenidos del manual GPSA el 

cual se encuentra en el Anexo 1 obtenemos la Presión y temperatura Pseudocrítica.  

Tabla 13 Propiedades físico- químicas 

 

Con los datos obtenidos de presión y temperatura pseudocríticas, los datos de presión del 

sistema 90 psi y una temperatura 112°F encontramos los valores de presión reducida y 

temperatura reducida, los cuales nos dan un valor de 0,1202 y 1,2305 respectivamente mediante 

las ecuaciones 8 y 9. 
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Para el cálculo del factor de compresibilidad mediante el uso de la gráfica de Standing y Katz 

(Anexo 2) y los nuestros valores de Pr y Tr  encontraremos el factor de compresibilidad de 0.96. 

Tabla 14 cálculo del factor de compresibilidad 

 

 

Para la corrección de gas natural por ��� y T�� donde T�� posee un valor de 0,2  utilizamos 

la correlación de Wichert y Aziz. 

Se calcula presión y temperatura pseudocrítica corregida por ��� y T�� mediante las 

ecuaciones 11 y 12. El cálculo de flujo másico del gas es de 3726000 �s eRJ�   con una densidad 

de gas de 0,54 �s �q!� . 

Para realizar el cálculo del flujo másico del ���  utilizamos la ecuación 15. 

 

 

 

 

 

 

 

Podemos observar mediante la cromatografia al ingreso del separador CPF (Tabla 2)  que la 

producción de gas metano corresponde al 46.21% mientras que la producción del Co2 dió como 

resultado 955719 �s eRJ�    equivalete al 25.65%.  

Tabla 15 Cantidad de dióxido de carbono disponible. 
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Para el calculo del nuevo factor de compresibilidad corregido por dioxido de carbono en la 

ecuación 8 y 9 obtenemos nuestra presión y temperatura corregida mediante dióxido de 

carbono.  

Utilizando de la gráfica de Standing y Katz (Anexo 2) encontraremos nuestro factor de 

compresibilidad  Z  corregido por dióxido de carbono en este caso sería de 0.98 como se indica 

en la siguiente tabla. 

 

3.4. Cantidad de dióxido de carbono disponible en el campo de estudio. 

 

Para determinar la cantidad de dióxido de carbono necesaria para la inyección miscible es 

necesario el cálculo de volumen poroso para garantizar una recuperación factible.  

El volumen poroso es determinado mediante la ecuación 16, para la cual utilizaremos los datos 

de la tabla 4 donde  el volumen total es de 180804 acre-ft y nuestro volumen neto es de 95902,32 

acre-ft.  

Para la inyección de ���, el volumen poroso se encuentra entre 25 % y 30% por lo cual se 

aplica la ecuación 17. 

 El volumen de ��� lo determinamos mediante  el flujo másico antes obtenido 955719 �s eRJ�  

y una densidad de 0,114 a condiciones de reservorio. 

El GOR es la relación entre el gas con respecto al petroleo producido, lo determinamos 

mediante la ecuación 20. 

Tabla 16 Presión y temperatura reducida corregida por ��� 
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Tabla 17 Cantidad de ���  disponible 

 

La inyección miscible de ��� en el reservorio consigue incrementar el GOR en 363,473  Pcs/Bf. 

 

3.5. Cálculo de las propiedades de los fluidos 

 

Para el cálculo del factor volumétrico del agua uv  utilizamos la correlación de McCain ya que 

el yacimiento tiene una salinidad de agua de 25300 L�
P�n��. 

Para realizar esta correlación primero debemos resolver las variables ∆m v� y ∆m v? utilizando 

las ecuaciones 22,23. 

Una vez encontrado el factor volumétrico y la gravedad específica del agua, podemos encontrar 

la densidad del agua con la ecuación 25. 

Para determinar la gravedad específica del petróleo y la densidad a 220 °F utilizamos las 

ecuaciones 26, 27, 28.   

Los resultados obtenidos se mostrarán en la siguiente tabla: 
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Tabla 18 Cálculo de las propiedades del fluido. 

 

Mediante la inyección de dióxido de carbono logramos un aumento en el °API con un valor de 

32,8438 logrando mejorar la movilidad del petróleo en el reservorio. 

 

3.6. Cálculo del petróleo remanente 

 

Mediante el cálculo del POES en la arena T principal podemos calcular el petróleo remanente.  

Para el cálculo del petróleo original en sitio necesitaremos los valores de la tabla 1, tabla 4 y 

tabla 9. 
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Tabla 19 Cálculo del petróleo remanente. 

 

La inyección de CO2 se puede extraer la cantidad de 45578389,67 Bls en la arena T principal. 

 

3.7.  Movilidad  

 

Para el cálculo de la movilidad primero debemos calcular la saturación de agua mediante la 

ecuación 34. 

Para el cálculo de movilidad utilizamos la ecuación 35 donde  v = 065,  5 = 0,20, �v =
0.28 "1 y �� = 2.18 "1. 

Tabla 20 Movilidad y saturación de agua del campo de estudio. 

 

 

 

 

 

 



 

 

 

 
 

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

    CONCLUSIONES 

 

 Se seleccionó la arena T principal debido a que cumple las  características mínimas 

según el criterio de Taber para la implementación del proyecto de  inyección de ���. 

 El factor de miscibilidad obtenido fue 0.74 dando como resultado un desplazamiento 

parcialmente miscible, esto indica que no va a existir una buena miscibilidad entre el 

petróleo y  ��� como consecuencia la inyección de ��� no es factible.  

 La cantidad de flujo másico de ��� que presenta el campo de estudio es de 955719 

[lb/día] según el estudio de cromatografía. 

 La saturación de agua obtenida es de 0,51% disminuyendo la tensión interfacial.  

 Aunque exista una buena cantidad de petróleo remanente en el reservorio 45578389 

Bls, la implementación de recuperación mejorada mediante la implementación de un 

proyecto de inyección de ��� técnicamente no es factible, ya que no posee un 

desplazamiento miscible y la saturación de agua es mayor que la saturación del 

petróleo. 

 

RECOMENDACIONES 

 

 Es importante aplicar una técnica de recuperación mejorada para aumentar el factor de 

recobro del reservorio, debido a que la inyección de dióxido de carbono no es factible 

se recomienda utilizar un método donde se utilice el volumen de agua debido a los altos 

niveles de saturación el cual es del 0.51%. 
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ANEXOS 

Anexo 1 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Fuente: (Manual de la GPSA., 2004) 



 

 

 

 
 

 

Anexo 2 

 

Fuente: (Standing & Katz., 1942) 

 


