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Resumen- El presente estudio de investigación se basa en la 

aplicación de un método de recuperación mejorada (IOR) para un 
campo petrolero maduro del Noroeste del Perú que cuenta con una 
producción de más de 100 años. El objetivo de esta investigación es 
explorar los beneficios potenciales asociados a las técnicas de 
inyección de agua, gas, inyección de agua de baja salinidad e 
inyección alterna de agua y gas, y con ello estimar el incremento de 
producción y factor de recuperación en el reservorio Pariñas, usando 
simulación numérica de reservorios. Cabe resaltar que se propone 
un nuevo enfoque de gerenciamiento de reservorios en Talara 
mediante el cual se propone un mejor uso para el exceso de 
producción de gas, o nuevas formas para disponer la producción de 
agua, que a la vez contribuya con mejorar la huella de carbono de 
este campo maduro. 

 
Keywords— Simulación Analítica, Simulación Numérica, 

Recuperación Mejorada. Factor de Recobro, Agua de Baja Salinidad. 
 

I. INTRODUCCIÓN 

Los reservorios de Talara son cuencas productoras con un 
gran potencial para la explotación de sus yacimientos además 
son una oportunidad para el estudio y aplicación de tecnologías 
para el incremento de la producción del petróleo. La presente 
investigación, propone la aplicación de nuevas técnicas de 
recuperación en campos maduros del Noroeste de nuestro Perú 
que contribuyan a aumentar su producción, la técnica de 
inyección de agua de baja salinidad en el Lote I - Talara ayudará 
acceder a reservas importantes que no se han logrado obtener 
por métodos de recuperación primaria y secundaria. 

Cabe señalar que para estimar el factor de recobro se 
realizará un modelo dinámico mediante simulación analítica y 
numérica 3D. El estudio requiere construir un modelo estático, 
basado las características petrofísicas del reservorios, el marco 
estructural y el modelo sedimentológico; una vez construido el 
modelo estático, se cargan la propiedades dinámicas del 
reservorios como modelo de fluidos, permeabilidades relativas, 
historial de producción y presiones, así como los eventos 
históricos de completación e intervenciones; con ello se 
realizará la inicialización del modelo, ajuste de historia, y el 
diseño de los escenarios de desarrollo. 

A partir de las diferentes ejecuciones del modelo de 
simulación para el bloque en estudio del yacimiento Milla 6, se 
evaluará el impacto de las técnicas de recuperación secundaria 

(inyección de gas y agua inmiscible), así como recuperación 
mejorada (inyección de agua de baja salinidad) en la producción 
incremental y factor de recuperación; se prevé además realizar 
sensibilidades y optimizaciones a las tasas de inyección a la, sin 
embargo, a pesar de ser una técnica con resultados óptimos para 
n y calidad de los fluidos inyectados. 
A. Problemática 

La International Energy Agency (IEA) estima que para el 
2030 la demanda mundial de energía seguirá dependiendo en 
un 60% del sector hidrocarburos, entre ellos el petróleo que 
contribuirá con el 35% además en el 2022 se logró una 
recuperación energética, el precio del petróleo Brent promedió 
$101/bbl su valor más alto desde el 2001, la producción 
mundial de petróleo aumentó 3.8 millones de barriles por día 
así como también el consumo a 97.3 millones de barriles por 
día [1]. Según la Sociedad Peruana de Hidrocarburos (SPH) en 
el 2014 nuestro país registró una producción de petróleo igual a 
40.63 Miles de Barriles por Día (MBDP), cantidad superior en 
4.9% respecto a los 38.70 MBPD producidos en el año 2023 
[2], [3]. 

Los campos maduros de Talara tienen más de 100 años en 
producción, siendo una problemática  las bajas presiones de 
estos yacimientos [4], por lo tanto, la industria petrolera 
necesita inversiones y nuevas tecnologías aplicadas, sobretodo 
que contribuyan a recuperar e impulsar su producción, la 
aplicación de la técnica de inyección de agua de baja salinidad 
en el Lote I específicamente en el yacimiento Milla 6, permitirá 
acceder a reservas importantes que no se han logrado obtener 
por los métodos primarios y secundarios y así estimar el factor 
de recobro aplicando la simulación matemática según las 
características petrofísicas del reservorio y propiedades de los 
fluidos existentes. 

Además, la producción excesiva de agua afecta todas las 
etapas de la vida del campo petrolero, estimándose que el 91% 
de la producción de agua a nivel mundial es reinyectada, siendo 
el 70% utilizado para recuperación de petróleo, el 21% en la 
inyección en formaciones receptoras no saturadas de 
hidrocarburos, y lo restante, se descarga a los ríos, previo 
tratamiento. Se gastan más de 50 mil millones de dólares por 
año para hacer frente a los problemas del agua indeseada. 
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B. Justificación 
Es fundamental utilizar de manera eficiente los recursos 

limitados como los yacimientos petrolíferos, debido a que 
desempeñan un papel fundamental en la economía global y 
suministro de energía [4]. Según, BP Statistical Review of 
World Energy [1], el Perú tiene un horizonte productivo de 15.5 
años lo que incentiva a invertir en tecnologías modernas y 
aplicar procesos de recuperación mejorada con el fin de 
maximizar la producción de petróleo en los distintos lotes del 
país.  

El factor de recobro en los lotes de Talara se encuentra 
entre 5 y 15%, y siendo un objetivo importante evaluar nuevas 
tecnologías de recobro mejorado que permitan incrementar el 
factor de recuperación. Una de las técnicas que ha venido 
ganando mayor aceptación es la inyección de agua de baja 
salinidad mediante la cual se altera el equilibrio químico 
establecido entre el petróleo crudo, la salmuera y la roca 
cambiando la mojabilidad del sistema [5], permitiendo 
incrementar el factor de recuperación entre 8% y 12% adicional 
[6]. Resulta necesario estudiar el desarrollo de nuevas 
tecnologías y enfoques en la industria petrolera, que puedan ser 
replicados en el Norooeste Peruano, logrando avances 
científicos y tecnológicos que no solo mejoran la recuperación 
de petróleo, sino que también tienen aplicaciones en otras áreas 
de la ciencia y la ingeniería [4]. 

 
II. RECUPERACIÓN MEJORADA DE PETRÓLEO  

La recuperación de hidrocarburos se desarrolla a través de 
las distintas fases de la explotación [7], [8], [9] y actualmente 
clasificamos la recuperación de petróleo en 3 etapas: 
recuperación primaria, recuperación secundaria y recuperación 
terciaria o mejorada.  

En la recuperación primaria el petróleo es producido 
debido la energía natural del yacimiento, la recuperación 
secundaria consiste en añadir una energía externa a través de la 
inyección de fluidos para el empuje de los hidrocarburos 
manteniendo la producción y presión del yacimiento. La 
recuperación mejorada o Enhanced Oil Recovery (EOR por sus 
siglas en inglés) es aquel proceso en el que se incrementa la 
recuperación de crudo mediante la inyección de materiales que 
no se encuentran presentes normalmente en el yacimiento, o 
materiales que comúnmente están en el yacimiento pero que son 
inyectados a condiciones específicas con el fin de alterar el 
comportamiento fisicoquímico de los fluidos del yacimiento y 
de las propiedades roca-fluido [10]. 

 

 
Fig. 1 Métodos de Recuperación Mejorada. 

Fuente: E. R. Rangel, 2015 [7]. 
 
 
 

A. Inyección de Agua de Baja Salinidad como método EOR 
La inyección de agua de baja salinidad (LSW por sus siglas 

en ingles Low Salinity Water) es reconocida como una técnica 
importante de recuperación mejorada, el principal efecto de la 
inyección de agua de baja salinidad es la reducción de la 
saturación residual de petróleo y la mejora de la eficiencia 
microscópica debido a una combinación de mecanismos 
entrelazados. En los últimos años, muchas empresas petroleras 
han realizado varios estudios y aplicaciones que dan evidencia 
del potencial de este proceso para aumentar la producción de 
petróleo [5].  

Distintos investigadores como Jadhunandan, 1990; Yildiz 
& Morrow, 1996; Tang & Morrow, 1999; McGuire et al, 2005; 
Austad et al, 2010; Morrow & Buckley, 2011 han reportado que 
la inyección de agua de baja salinidad aumenta la eficiencia de 
la recuperación de petróleo en comparación con la inyección 
convencional de agua de alta salinidad en yacimientos areno-
arcillosos [11], [12]. Bernard en 1967 fue el primero en 
observar que la recuperación de petróleo en un núcleo de 
arenisca era mayor cuando se inyectaba agua de baja salinidad 
que cuando se inyectaba agua con salinidades altas (mayores a 
5000 ppm), luego las investigaciones de Jadhunandhan & 
Morrow, 1995 y por Yildiz & Morrow, 1996 mostraron el 
efecto de la interacción de petróleo, salmuera y roca lo cual 
genera un aumento en el factor de recobro comparado con una 
inyección de agua convencional [6].   

Para Tang y Morrow (1999) el objetivo de sus 
experimentos realizados era determinar las interacciones y 
efectos entre la salmuera de inyección, el petróleo y la 
mineralogía en la mojabilidad de la roca, después de varios 
estudios a nivel laboratorio y de campo se ha demostrado que 
la técnica LSW incrementa el factor de recobro [13], [14].  

Una definición exacta de los beneficios de la inyección de 
agua de baja salinidad no existe aún, no obstante, la inyección 
de agua de baja salinidad tiene un alto potencial actuando como 
modificador de mojabilidad [15], [16] se altera el equilibrio 
químico del sistema roca-fluido, por lo que algunos 
investigadores han observado varios efectos a consecuencia de 
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esta inyección como: cambio de mojabilidad, incremento de pH 
y reducción de tensión interfacial [11]. 

 

 
 

Fig. 2 Línea de tiempo de los mecanismos propuestos para la técnica EOR 
inyección de agua de baja salinidad. 

Fuente: Rotondi et al., 2014 [5]. 
 

III. DESCRIPCIÓN TÉCNICA Y METODOLOGÍA 

La presente investigación propone la construcción de un 
modelo dinámico de reservorio, en el cual, los modelos 
preliminares interactúan entre sí complementando información 
proveniente de diversas fuentes geológicas y de reservorio.  

Primero para la caracterización del reservorio consisten en 
el estudio regional del ambiente deposicional predominante, 
análisis estructural del área construcción de mapas y secciones 
estructurales, definición de unidades estratigráficas y niveles de 
inundación isócronos, construcción de secciones 
estratigráficas, análisis del comportamiento productivo de las 
unidades de flujo, interpretación de perfiles obtención de 
valores promedios de porosidad, saturaciones y arena neta, 
preparación de mapas de propiedades petrofísicas, análisis de la 
evolución de la energía de los yacimientos construcción de 
curvas de historial de presiones y preparación de mapas de 
volumetría para estimación del petróleo in situ y reservas.  

Luego se realiza el modelo estático, se debe definir el 
modelo estructural, integrar con la información de los modelos 
sedentarios, deposicional, correlación con los perfiles, rock 
timing, identifico las litofacies, construir modelo estratigráfico, 
propago las facies, las propiedades, calcular in place e 
inicializar el modelo.  

Posteriormente, en la construcción del modelo dinámico se 
integran los modelos roca fluido, inicializar modelo, definiendo 
las regiones de equilibrio, regiones de contacto presiones, 
modelar reservorios efectivos y los fluidos, incluir los datos de 
presión (PVTs) además test con el ajuste de historia y análisis 
de incertidumbre. Seleccionar el pozo candidato para la 
inyección de agua de baja salinidad y realizar las corridas.  

Finalmente se calculan las reservas e incrementos en el 
factor de recobro de acuerdo a los resultados obtenidos en las 

corridas de evaluación de LSWI, y se presentan las 
conclusiones y recomendaciones. 

 

 
Fig. 3 Flujo de trabajo propuesto. 
Fuente: Elaborado por el autor. 

 
IV. EVALUACIÓN Y ANÁLISIS DE RESULTADOS 

A. Descripción Geológica del Yacimiento Milla 6 
La formación Pariñas tiene el reservorio Milla 6, tiene un 

área de aproximadamente 350 acres. Los límites norte y este 
están formados por la intersección de la superficie de arena con 
el contacto agua-aceite que ocurre aproximadamente a 2440 
pies bajo el agua. Su arena está bien clasificada, de medida 
gruesa a gruesa granulado, con capas cruzadas, lentes menores 
de esquisto y bolsas de conglomerado de guijarros. Los granos 
de arena son subangulares a redondeados y consisten 
principalmente en cuarzo con feldespatos, biotita, hornblenda y 
augita como minerales accesorios. 

 

 
Fig. 4 Mapa Estructural Pariñas Superior - MER 2017. 

Fuente: Elaborado por el autor. 
 

Los datos del pozo 2779 se obtuvieron en 1943, la 
porosidad promedio se estimó en 22.6 %, y la permeabilidad 
promedio al aire seco se estimó ser 780 mD. Se estimó que la 
saturación promedio de agua connata era alrededor del 35 % y 
la permeabilidad promedio para el petróleo o el gas donde el 
espacio poroso del hidrocarburo está completamente saturado 
con una sola fase se estimó en 300 mD. 
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B. Planificación del Método EOR 

Para la selección del método de recuperación mejorada se 
realizó un screening del pozo 2779 del yacimiento Milla 6 
formación Pariñas, dónde se dispone de una mayor cantidad de 
información, a continuación, se presentan los datos utilizados 
para realizar el modelo de simulación. 

 

 
Fig. 5 Producción del pozo 2779 del yacimiento Milla 6. 

Fuente: Elaborado en OFM. 
C. Modelo de Simulación 

Se elaboró un modelo dinámico para un sub-bloque del 
campo Milla 6 en el Lote I, mediante simulación matemática 
utilizando mapas estructurales e isópacos, así como la 
información disponible de propiedades petrofísicas del 
reservorio y propiedades de los fluidos existentes. Cabe señalar 
que ante la ausencia de datos de presión, se construyó un 
modelo sintético, además de usarse curvas de permeabilidad 
relativa y presiones capilares por correlaciones. Las Fig. 6 y 
Fig. 7 muestran las propiedades de roca y roca-fluidos. 

 

 
Fig. 6 Permeabilidades Relativas de Imbibición y Presión 

Capilar del Sistema Agua - Petróleo. 
Fuente: Elaborado por el autor. 

 

 
Fig. 7 Propiedades del Petróleo del Campo Milla 6. 

Fuente: Elaborado por el autor. 
 

De esta manera, se inicializó el modelo simulación del sub-
bloque 2779, en el campo Milla 6, tal como se muestra en el 
modelo de saturaciones de la Fig. 8. 

 

 
Fig. 8 Inicialización del modelo de simulación del sub-bloque 

2779 – Campo Milla 6. 
Fuente: Elaborado por el autor. 

 
Seguidamente, se trabajó en el ajuste de historia, tanto de 

la producción de petróleo y agua del sub-bloque 2779 – Campo 
Milla 6, como del pozo 2779, actual único productor de la zona 
(Fig. 9 y Fig. 10). 
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Fig. 9 Ajuste Historia de la producción de petróleo y agua del 

sub-bloque 2779 – Campo Milla 6. 
Fuente: Elaborado por el autor. 

 

 
Fig. 10 Lotes petroleros del Noreste peruano. 

Fuente: Elaborado por el autor. 
Una vez calibrado el modelo de simulación, se estableció 

un arreglo de inyector y productor, escogiendo el pozo 2879 
como inyector, por su posición estructuralmente más baja, 
quedando el pozo 2779 como único productor. 

 
El pozo 2879 fue convertido a inyector de agua de baja 

salinidad con una tasa de 1000 bbl/d, lográndose un barrido 
inicialmente homogéneo de petróleo hacia el pozo productor 
2779, situado en la parte alta de la estructura. El cambio de 
saturación de fluidos como resultado de la inyección de agua de 
baja salinidad se muestra en la Fig. 11. 

 

 
Fig. 11 Ubicación de pozos productor e inyector. 

Fuente: Elaborado por el autor. 
 
Asimismo, la Fig. 12 muestra el pronóstico de producción 

de petróleo y agua del pozo 2779, en el cual se tiene un 
incremento inicial entre 25 y 30 Bbl/d de petróleo en los 
primeros 6 años de inyección; posteriormente, en una etapa más 
madura de producción, la producción de agua se incrementa, y 
el petróleo es producido por segregación hasta estabilizarse a 
una tasa promedio de 60 Bbl/d. 

 

 
Fig. 12 Pronóstico de producción de petróleo y agua del pozo 2779. 

Fuente: Elaborado por el autor. 
 
La Fig. 12 muestra que el tiempo de llenado para este 

proyecto de inyección de agua es de 1 año, luego del cual se 
obtiene una respuesta de producción sostenida a una tasa de 25 
BOPD por casi 5 años; seguidamente se inicia el periodo de 
irrupción masiva donde la producción de petróleo llega a 
promediar 55 BOPD. 

Finalmente, la Fig. 13 muestra la producción acumulada en 
el pozo 2779 como resultado de la inyección de agua. Se aprecia 
que se tendría una producción incremental de alrededor de 280 
Mbbl adicionales de petróleo en los 20 años de historia de 
producción como resultado de la inyección de agua de baja 
salinidad, lo que equivale a un 2.5% adicional en el factor de 
recobro. 
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Fig. 13 Pronóstico de producción de petróleo del pozo 2779. 

Fuente: Elaborado por el autor. 
 
Finalmente, se muestran los pronósticos de producción y 

se aprecia un incremento del factor de recobro del 2.5%. 
 

TABLA I 
PRONÓSTICOS DE PRODUCCIÓN Y AUMENTO DEL FACTOR DE RECOBRO. 

Petróleo in situ 
(POES) 

Producción 
acumulada de 
petróleo (Bbl) 

FR (%) sin inyección 
de agua de baja 

salinidad 
11369563 5800000 0.510 

Petróleo in situ 
(POES) 

Producción 
acumulada de 
petróleo (Bbl) 

FR (%) con inyección 
de agua de baja 

salinidad 
11369563 6080026 0.535 

Fuente: Elaborado por el autor. 
 

V. CONCLUSIONES 

a. La inyección de agua de baja salinidad es una novedosa 
pero reconocida técnica de recuperación mejorada, 
aplicable especialmente a reservorios que producen bajo un 
mecanismo de depletación, y que además contienen 
hidrocarburos livianos (crudo de API > 30°), así como agua 
de formación de alta salinidad; el principal efecto de la 
inyección de agua de baja salinidad es la reducción de la 
saturación residual de petróleo y la mejora de la eficiencia 
microscópica debido a una combinación de mecanismos 
integrados. 

b. Se realizó el ajuste histórico de 100 años de producción y 
el análisis de sensibilidades dónde se eligió el pozo 2779 
como productor para la inyección de agua de baja 
salinidad; cabe señalar que se logra obtener una producción 
durante al menos 20 años en este pozo.  

c. Se identificaron que las características de la roca y el fluido 
son favorables para la inyección de agua de baja salinidad, 
a fin de tener el barrido más homogéneo posible; cabe 
mencionar, que el corte de agua llega a aumentar 
eventualmente hasta un 97%.  

d. En base a los resultados se logra aumentar el factor de 
recobro en un 2.5%, por lo tanto, se concluye que es 

factible implementar el método de inyección de agua de 
baja salinidad, sujeto a la viabilidad operativa y económica. 

 
VI. RECOMENDACIONES 

a. Realizar estudios de laboratorio que permitan evaluar la 
compatibilidad de los fluidos, simular pruebas de 
desplazamiento de núcleos y de inyectividad, así como 
evaluar la calidad del agua. 

b. Realizar un estudio de prefactibilidad que considere la 
ejecución de un proyecto piloto. 

c. Evaluar en campo las condiciones operativas requeridas 
por un proyecto piloto: características fisicoquímicas de la 
salmuera de inyección, tasa de inyección, presión de 
inyección, integridad de los pozos inyectores y 
productores, entre otros. 
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