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Resumen

El almacenamiento geológico de dióxido de carbono (CO2)

es una estrategia tecnológica clave dentro de las

ac�vidades enfocadas a reducir emisiones de CO2 a gran

escala y con ello contribuir a la mi�gación del cambio

climá�co. La viabilidad técnica y la seguridad a largo plazo

de los proyectos de captura y almacenamiento de carbono

(CCS) penden de una comprensión detallada del

comportamiento termodinámico del CO2 bajo condiciones

de presión y temperatura propias del subsuelo. Este

ar�culo ofrece una revisión dirigida a geólogos e

ingenieros petroleros sobre las propiedades

termodinámicas más relevantes del CO2 y su aplicación en

el diseño y evaluación de proyectos de almacenamiento

profundo.

Se analiza el papel del estado supercrí�co del CO2 —

relevante a profundidades mayores a 800m— en la

op�mización del volumen inyectado, la eficiencia del

desplazamiento en medios porosos y la estabilidad del

almacenamiento. El CO2 en este estado presenta una

combinación de alta densidad, baja viscosidad y elevada

energía interna, lo que mejora su comportamiento como

fluido de inyección, así como su interacción con la

litología/mineralogía y los fluidos en el yacimiento. Las

variaciones de estas propiedades del CO2 con la presión y

temperatura influyen en la flotabilidad, la disolución en

salmueras, la generación de ácido carbónico y las

reacciones de mineralización que pueden inmovilizar el

carbono en forma de carbonatos estables.

En el presente trabajo también discute cómo las

propiedades termodinámicas del CO2 permiten definir

condiciones óp�mas para la selección de formaciones

geológicas candidatas, mediante criterios de selección que

consideran la profundidad, presión de poro, porosidad,

permeabilidad, temperatura y composición mineralógica,

principalmente. Estos parámetros influyen directamente

en los mecanismos de atrapamiento estructural, capilar,

por solubilidad y mineral, y son fundamentales para

minimizar riesgos de fuga y maximizar la eficiencia del

almacenamiento. Se muestran visitas de campo en

depósitos naturales de traver�no asociados con agua con

alta concentración de CO2 en Hierve el Agua, Oaxaca, y en

Crystal Geyser, Utah, que ilustran procesos de disolución y

mineralización del carbono.

Finalmente, se presentan herramientas conceptuales

como los diagramas de fase y las ecuaciones de estado

para modelar el comportamiento del CO2 en escenarios de

almacenamiento. Se destaca la importancia de integrar la

termodinámica con la caracterización geológica y

geoquímica para seleccionar si�os adecuados y diseñar

operaciones seguras y duraderas.

Abstract

Geological storage of carbon dioxide (CO2) is a key

technological strategy within large-scale efforts to reduce
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CO2 emissions and thus contribute to climate change

mi�ga�on. The technical feasibility and long-term safety

of carbon capture and storage (CCS) projects depend on a

detailed understanding of the thermodynamic behavior of

CO2 under the pressure and temperature condi�ons

typical of the subsurface. This ar�cle provides a review

aimed at geologists and petroleum engineers on the most

relevant thermodynamic proper�es of CO2 and their

applica�on in the design and evalua�on of deep storage

projects.

The role of the supercri�cal state of CO2—relevant at

depths greater than 800m—is analyzed in rela�on to

op�mizing the injected volume, improving displacement

efficiency in porous media, and enhancing storage

stability. In this state, CO2 exhibits a combina�on of high

density, low viscosity, and high internal energy, which

improves its performance as an injec�on fluid and

influences its interac�onwith lithology/mineralogy and in-

situ fluids. Varia�ons in these CO2 proper�es with pressure

and temperature affect buoyancy, dissolu�on in brines,

carbonic acid forma�on, and mineraliza�on reac�ons that

can immobilize carbon as stable carbonates.

This work also discusses how the thermodynamic

proper�es of CO2 help define op�mal condi�ons for

selec�ng candidate geological forma�ons, using selec�on

criteria that primarily consider depth, pore pressure,

porosity, permeability, temperature, and mineral

composi�on. These parameters directly influence

structural, capillary, solubility, and mineral trapping

mechanisms, and are cri�cal to minimizing leakage risks

and maximizing storage efficiency. We provide examples

of natural traver�ne deposi�on associated with CO2-rich

water in Hierve el Agua, Oaxaca, and at Crystal Geyser in

Utah, illustra�ng processes of carbon dissolu�on and

mineraliza�on.

Finally, conceptual tools such as phase diagrams and

equa�ons of state are presented to model CO2 behavior in

storage scenarios. The importance of integra�ng

thermodynamics with geological and geochemical

characteriza�on is emphasized to support the selec�on of

suitable sites and the design of safe and long-las�ng

opera�ons.

1. Introducción
Ante la urgencia de mi�gar los efectos del calentamiento

global y cumplir con los compromisos del Acuerdo de París

(IEA, 2024; UNFCCC, 2015), el desarrollo de tecnologías

eficaces para la reducción de emisiones de gases de efecto

invernadero se ha vuelto prioritario, como es el caso del

dióxido de carbono (CO2). En este contexto, la captura y

almacenamiento geológico de dióxido de carbono (CCS:

Carbon, Capture & Storage) representa una estrategia

clave para reducir las emisiones industriales de CO2 a gran

escala. La descripción termodinámica del CO2 en estado

supercrí�co (CO2-SC) es fundamental para el diseño y

operación de proyectos de captura y almacenamiento de

CO2 en ingeniería de yacimientos (Benson and Cole, 2008).

La compresibilidad del CO2-SC (Figura 1), influenciada por la

presión y la temperatura, afecta directamente su

comportamiento durante la inyección y almacenamiento,

determinando su capacidad para llenar y permanecer en

los espacios porosos de las formaciones almacenadoras.

Las ecuaciones de estado son herramientas

indispensables para modelar sus propiedades

termodinámicas y predecir transiciones de fase entre

estados gaseoso, líquido y supercrí�co, lo que op�miza las

estrategias de inyección y monitoreo (Gallagher et al.,

1993). Asimismo, la solubilidad del CO2-SC en agua de

formación es relevante para evaluar reacciones químicas

que pueden modificar las caracterís�cas del yacimiento,

como la formación de ácido carbónico (Ellis and Golding,

1963). Por úl�mo, la mineralización, donde el CO2-SC

reacciona con minerales del subsuelo para formar

carbonatos estables, aporta un mecanismo de

almacenamiento permanente y seguro. Estos aspectos

termodinámicos permiten desarrollar proyectos de CCS

más eficientes y confiables, garan�zando su sostenibilidad

a largo plazo.
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Figura 1. Representación de la compresibilidad del CO2 y el cambio de estado de fase gaseosa a supercrí�ca (NETL,

2024).

2. Termodinámica del CO2

Dependiendo de las condiciones de presión y

temperatura, el CO2 puede exis�r en cuatro estados de la

materia: sólido, líquido, gas y fluido supercrí�co (Figura 2).

Los tres primeros estados son fácilmente iden�ficables a

través de la experiencia co�diana, ya que están presentes

en múl�ples contextos sensoriales de la vida diaria. El

estado supercrí�co, en cambio, corresponde a una

condición �sica menos intui�va y no observable

directamente en ambientes naturales cercanos a la

superficie. Este estado no representa una anomalía ni una

ruptura del equilibrio termodinámico (Equilibrio Vapor-

Líquido descrito con ecuaciones cúbicas de estado), sino

una región específica del diagrama de fases en la que

desaparece la dis�nción entre las fases líquida y gaseosa,

la cual ocurre cuando la sustancia es some�da a

condiciones de presión y temperatura superiores a su

punto crí�co; en el caso del CO2, esto sucede por encima

de 31.1 °C y 1071 psi (Sandler, 2006).

En este estado supercrí�co, el fluido conserva una

densidad elevada, comparable a la de un líquido, mientras

que su viscosidad y difusividad se asemejan a las de un

gas. No existe tensión superficial, ya que ha desaparecido

la interfaz entre fases, y el sistema se comporta como una

sola fase en equilibrio, aunque con caracterís�cas

intermedias. Sin embargo, el estado supercrí�co no debe

confundirse con condiciones metaestables, en las cuales el

sistema permanece temporalmente fuera del equilibrio

termodinámico. Un ejemplo co�diano de metaestabilidad

ocurre al calentar agua en un horno de microondas dentro
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Figura 2. Diagrama de Fases del CO2.

de un recipiente limpio y sin rugosidades, en ausencia de

centros de nucleación, el agua puede alcanzar

temperaturas superiores a su punto de ebullición sin

iniciar el cambio de fase (Cho et al., 2014). Esta condición

es inestable: al introducir una cuchara o verter azúcar, se

libera de forma abrupta la energía acumulada, generando

una ebullición súbita. Aunque este fenómeno no

corresponde a un estado supercrí�co, sí ilustra cómo un

fluido puede presentar un comportamiento inusual

cuando las condiciones �sicas impiden el desarrollo

normal de las transiciones de fase.

La fase supercrí�ca es especialmente significa�va en el

contexto del almacenamiento geológico de CO2. En este

estado, el CO2-SC �ene una densidad considerablemente

alta, lo que facilita su inyección eficiente en formaciones

geológicas que �enen propiedades adecuadas de

porosidad y permeabilidad. Esta caracterís�ca op�miza no

solo el volumen efec�vo de almacenamiento, sino que

también mejora la movilidad y el control del CO2-SC dentro

del yacimiento, permi�endo que se almacenen grandes

can�dades del gas en espacios rela�vamente reducidos.

Esta propiedad es fundamental para la viabilidad técnica y

económica de los proyectos de almacenamiento de CO2-SC

a largo plazo. Una comprensión clara de las transiciones de

fase permite a los ingenieros diseñar sistemas de

inyección y monitoreo más robustos, que garan�cen que

se mantengan las condiciones óp�mas necesarias para

preservar el CO2-SC en el subsuelo. La ges�ón adecuada de

estas transiciones, junto con la consideración de las

condiciones ambientales y geológicas locales, es clave
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para realizar inyecciones seguras y efec�vas, minimizando

el riesgo de fugas y op�mizando la captura de carbono.

2.1 Termodinámica de fluidos y ecuaciones de
estado
El análisis del comportamiento del CO2 en condiciones de

almacenamiento geológico requiere una descripción

precisa de la termodinámica de fases, en par�cular de las

relaciones entre presión, temperatura y volumen molar.

Estas relaciones se representan en el diagrama de fases

presión–temperatura (P–T), que delimita las regiones de

existencia de cada estado de la materia (sólido, líquido,

gas y supercrí�co), así como las zonas de transición entre

ellos. La curva de equilibrio vapor-líquido (VLE) define los

estados en los que coexisten ambas fases en equilibrio

termodinámico, y culmina en el punto crí�co, una

condición singular donde convergen las propiedades de

las fases líquida y gaseosa, más allá de la cual el fluido

entra en estado supercrí�co.

El modelado cuan�ta�vo de estas relaciones se realiza

mediante ecuaciones de estado (EoS), expresiones

termodinámicas que relacionan presión, volumen y

temperatura del fluido. La ecuación de Van der Waals

(Waals, 1873) fue la primera formulación empírica en

describir el comportamiento de gases no ideales, al

incorporar el volumen finito de las moléculas y las fuerzas

de atracción intermoleculares. Sin embargo, su capacidad

predic�va es limitada para condiciones de alta presión o

cerca del punto crí�co, lo que restringe su aplicabilidad en

ingeniería. En la Figura 3 se presenta la compresibilidad

del CO2 a 38 °C con base en datos experimentales del NIST,

comparada con predicciones de dis�ntas EoS

desarrolladas en épocas recientes. La transición de fase

vapor a supercrí�co se observa cerca de 1071 psi donde se

acentúa la compresibilidad. La ecuación de Peng-Robinson

(PR) subes�ma la compresibilidad en esa región, mientras

que las versiones de Redlich-Kwong (RK, SRK) muestran

inconsistencias. En cambio, las ecuaciones de Patel-Teja

Figura 3. Compresibilidad de CO2 derivada de Ecuaciones de Estado.
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(PT) y Schmidt-Wenzel (SW) representan con mayor

precisión el comportamiento observado (Patel and Teja,

1982; Peng and Robinson, 1976; Redlich and Kwong, 1949;

Schmidt and Wenzel, 1980).

La relevancia de la compresibilidad para ingeniería de

yacimientos radica en que este parámetro determina el

volumen que el CO2 puede ocupar en el medio poroso de

la roca almacén. Por ello, la elección de una ecuación de

estado adecuada es clave para caracterizar con precisión

el comportamiento del fluido en condiciones de inyección

y almacenamiento geológico. Una es�mación confiable de

la compresibilidad mejora la evaluación del volumen in

situ y permite predecir con mayor certeza el desempeño

del yacimiento bajo condiciones supercrí�cas.

2.2 Propiedades de flujo
El comportamiento supercrí�co del CO2-SC se manifiesta

con claridad en el incremento progresivo de su densidad

conforme aumenta la presión. A 80 °C, el CO2-SC supera su

punto crí�co y transita hacia un estado denso-

comprimido, alcanzando valores superiores a 600kg/m³ a

presiones cercanas a 3000psi (Figura 4). Esta densidad es

intermedia entre la de los gases comprimidos (como el

CH₄ y el N₂, que se estabilizan en torno a 150–200kg/m³)

y la de H2O líquido, que permanece prác�camente

constante alrededor de 1000kg/m³ (NIST, 2024). Este

Figura 4. Compara�vo de densidad a °80 C

en diferentes fluidos (Datos de NIST, 2026).

Figura 5. Compara�vo de viscosidad a °80

C en diferentes fluidos (Datos de NIST,

2026).
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aumento de densidad convierte al CO2-SC en un fluido con

propiedades de transporte más eficaces, mejorando su

capacidad de barrido y desplazamiento enmedios porosos

durante la inyección.

En cuanto a la viscosidad, el CO2 supercrí�co man�ene

valores bajos -entre 0.04 y 0.07 cP-, superiores a los del

metano en condiciones equivalentes (Figura 5), pero muy

por debajo de la viscosidad del agua líquida (0.36 cP). Esta

combinación de alta densidad y baja viscosidad le confiere

al CO2-SC una movilidad intermedia, favorable para su

inyección en formaciones profundas, ya que permite una

buena capacidad de penetración sin generar gradientes de

presión excesivos. Aunque el CH4 también se encuentra en

estado supercrí�co a estas condiciones, su densidad es

sensiblemente menor y su viscosidad ligeramente inferior,

lo que reduce su eficacia como fluido de desplazamiento o

como agente de almacenamiento estable.

El nitrógeno, incluido como referencia de gas cuasi-ideal,

muestra un comportamiento casi lineal y poco sensible a

la presión tanto en densidad como en viscosidad, lo que

evidencia su baja interacción intermolecular. Este

contraste acentúa la singularidad del CO2, cuyo

comportamiento supercrí�co refleja una elevada

compresibilidad y una transición de fase difusa que le

permite adoptar caracterís�cas similares a un líquido sin

perder la capacidad de fluir como gas. Esta versa�lidad

�sica del CO2 es clave para su desempeño en proyectos de

almacenamiento geológico, especialmente en

formaciones profundas donde la interacción con la matriz

de la roca almacén, la eficiencia de inyección y la

estabilidad del almacenamiento están estrechamente

vinculadas a estas propiedades termo�sicas.

2.3 Propiedades de Energía interna

La energía interna molar de los fluidos en condiciones de

yacimiento es un parámetro fundamental para

comprender su comportamiento termodinámico durante

procesos de inyección, producción o interacción con la

Figura 6. Energía Interna. Se indica la presión cri�ca, a la cual ocurre el cambio de fase

de vapor a supercrí�co (Datos de NIST, 2026).
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matriz de la roca almacén (Sasaki and Sugai, 2011). A 80 °C,

la comparación entre CO2-SC, CH4, N2 y H2O revela

diferencias significa�vas en la capacidad de

almacenamiento de energía por mol (Figura 6), las cuales

�enen implicaciones directas para el diseño y operación

de proyectos de CCS. En par�cular, el CO2 en estado

supercrí�co exhibe valores de energía interna

considerablemente superiores a los del metano o el agua

líquida bajo las mismas condiciones.

La gráfica de la figura 6 muestra que el CO2-SC parte de una

energía interna cercana a 20kJ/mol y disminuye

gradualmente con el incremento de presión, reflejando

una compresibilidad significa�va y una sensibilidad

térmica elevada. Este comportamiento contrasta con la

del comportamiento cuasi-estable del CH4 y del N2 en fase

gaseosa o supercrí�ca, cuyas energías internas

permanecen constantes alrededor de 13kJ/mol y 8 kJ/

mol, respec�vamente. En el caso del agua líquida, la

energía interna se man�ene baja y estable, cercana a 5kJ/

mol, mientras que el vapor de agua parte de valores más

altos (~ 45kJ/mol) y no presenta con�nuidad en la curva

debido a su coexistencia bifásica a estas condiciones.

Estas diferencias son determinantes para el análisis del

comportamiento térmico del CO2-SC una vez inyectado en

formaciones o yacimientos profundos. Su alta energía

interna implica una mayor capacidad para transferir calor

al medio poroso, lo cual puede inducir gradientes térmicos

y afectar propiedades petro�sicas como la porosidad, la

permeabilidad y la presión de poro. Además, los cambios

de energía interna con la presión permiten modelar de

manera más precisa la respuesta del CO2-SC en escenarios

de compresión, expansión o interacción con agua de

formación, condiciones todas relevantes en la predicción

de su migración y estabilidad dentro del reservorio.

Desde una perspec�va operacional, la evolución de la

energía interna del CO2-SC debe ser considerada en

modelos acoplados de flujo, calor, geoquímica y mecánica

de rocas, especialmente en formaciones heterogéneas

con presencia de fases múl�ples (Pruess, 2008). A

diferencia del metano, el CO2-SC presenta una mayor

solubilidad en agua de formación, lo que facilita su

disolución y posterior interacción geoquímica con los

minerales de la roca almacén o yacimiento. En rocas

sedimentarias, como los carbonatos fracturados del

sureste de México o carbonatos de la cuenca Tampico-

Misantla (CNH México, 2022; Dávila et al., 2010), el CO2-SC

disuelto puede inducir procesos de disolución,

intercambio iónico y eventual precipitación de carbonatos

secundarios en fracturas y porosidad intergranular,

modificando la permeabilidad y favoreciendo cierto grado

de retención mineral. Por otro lado, en rocas volcánicas,

como los basaltos y andesitas ricos en silicatos de calcio,

magnesio y hierro, el CO2-SC es especialmente eficaz para

promover reacciones de mineralización a través de la

formación de carbonatos estables como calcita, magnesita

o siderita (Raza et al., 2022; Schaef et al., 2009). Este

mecanismo, observado en experiencias internacionales

como el proyecto CarbFix en Islandia, ofrece una vía de

almacenamiento permanente de carbono (Ma�er et al.,

2011). La mayor reac�vidad, polaridad y energía interna

del CO2-SC, en comparación con el CH4, lo hacen

termodinámicamente más propenso a par�cipar en estos

procesos de almacenamiento, lo que representa una

ventaja desde el punto de vista de la seguridad,

durabilidad y eficiencia del almacenamiento geológico

(White et al., 2005). En este contexto, el análisis

compara�vo con otros fluidos de formación proporciona

un marco ú�l para an�cipar el comportamiento del CO2-SC

en dis�ntos regímenes geológicos.

3. Interacciones del CO2 con rocas y fluidos de
formación
El almacenamiento de CO2 en formaciones geológicas ha

sido estudiado a detalle, iden�ficando mecanismos de

almacenamiento, interacciones fluido-CO2-SC y roca-CO2-SC

que controlan la distribución, movilidad y estabilidad del

gas inyectado (Hannis, 2012; Michael et al., 2009). Estos

mecanismos incluyen disolución en agua de formación,

atrapamiento estructural en trampas geológicas, capilar

en los poros, adsorción en superficies minerales y

reacciones geoquímicas que conducen a la mineralización
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del carbono. La Figura 7 ilustra de forma esquemá�ca

estos procesos dentro de un sistema poroso, mostrando la

presencia de CO2 en fase supercrí�ca (CO2-SC) y su

interacción con zonas de agua de diferente salinidad, así

como su retención en la roca almacén mediante diversos

mecanismos �sicos y químicos.

3.1 Trampa Estructural
El CO2 en trampa estructural se refiere a la acumulación de

CO2 en fase libre (usualmente en estado supercrí�co) en la

porción superior de la roca almacén, confinado por una

roca sello impermeable que impide su migración ver�cal.

Este mecanismo es análogo al almacenamiento de

hidrocarburos y depende de la geometría del yacimiento,

la con�nuidad del sello y la diferencia de densidad entre el

CO2-SC y el agua de formación, lo que genera una fuerza de

flotación que favorece su ascenso (Chadwick et al., 2008).

Una vez inyectado, el CO2 se desplaza a través del medio

poroso siguiendo trayectorias preferenciales controladas

por la heterogeneidad de la roca y su porosidad efec�va,

acumulándose en zonas estructuralmente elevadas. La

baja viscosidad del CO2-SC, en comparación con el agua,

contribuye a un frente de avance más móvil y a la posible

formación de canales de flujo preferente. Aunque, es uno

de los mecanismosmás inmediatos y conmayor capacidad

volumétrica, su estabilidad a largo plazo puede estar

sujeta a la integridad del sello y a posibles vías de fuga

estructurales o fracturas naturales o inducidas

(Chiaramonte et al., 2008), por lo que, su monitoreo

con�nuo y una caracterización detallada del sello son

fundamentales para garan�zar la seguridad del

almacenamiento de CO2.

3.2 Entrampamiento capilar

Figura 7. Esquema de los mecanismos de interacción del CO₂ en la roca almacén, incluyendo los principales

mecanismos de entrampamiento en el espacio poroso y matriz de la roca. Se muestra la coexistencia con agua de

dis�nta salinidad y el control de la roca sello sobre su migración.
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El atrapamiento capilar, también referido como residual,

ocurre cuando el CO2-SC al desplazarse a través del medio

poroso queda confinado en poros individuales o

agrupaciones de poros debido a fuerzas capilares que

superan la presión de desplazamiento (Zhang et al., 2017).

Este fenómeno es común en medios con distribución

heterogénea del tamaño de poro y alta saturación de

agua, donde pequeñas burbujas de CO2-SC quedan

inmovilizadas sin posibilidad de volver a migrar (o

remigración). A diferencia del almacenamiento

estructural, el atrapamiento capilar no depende de la

geometría del yacimiento ni de un sello �sico con�nuo,

por lo que puede operar localmente en toda la roca

almacén. Además, como lo discute Moodie et. al (2022),

este mecanismo también puede funcionar como una

barrera dinámica en la interfaz entre la roca almacén y la

roca sello, actuando como un mecanismo efec�vo de

contención si el CO2-SC no puede superar la presión de

entrada en la roca suprayacente. La eficiencia del

atrapamiento capilar está influenciada por la mojabilidad

del sistema, la histéresis de las curvas de permeabilidad

rela�va y la geometría de los poros, y representa una de

las formasmás estables y seguras de inmovilización a largo

plazo.

3.3 Mineralización

En ciertos escenarios geológicos, el CO2-SC puede

reaccionar con minerales del subsuelo, como silicatos

cálcicos y magnesianos presentes en rocas máficas y

ultramáficas, para formar minerales carbonatados

estables como calcita, magnesita o siderita. Este proceso,

conocido como mineralización, cons�tuye un mecanismo

de almacenamiento permanente, ya que convierte el CO2

gaseoso o disuelto en fases sólidas inmóviles. Los

ambientes más favorables para la mineralización incluyen

formaciones basál�cas, serpen�nitas y perido�tas

(Kelemen et al., 2011; Power et al., 2013), así como zonas

fracturadas con alta superficie reac�va o sistemas

hidrotermales ac�vos. Aunque el CO2 en estado

supercrí�co presenta mayor densidad y reac�vidad, la

mineralización puede ocurrir también con CO2 disuelto,

siempre que exista agua en el sistema. Las reacciones

suelen depender de condiciones específicas de presión y

temperatura, �picamente entre 800 y 2200 psi y entre

50 °C y 150 °C, respec�vamente. La presencia con�nua de

agua de formación es esencial, ya que las reacciones se

dan en solución acuosa y requieren transporte iónico. Si

bien este proceso es ciné�camente lento en condiciones

naturales, puede acelerarse mediante técnicas de

es�mulación geoquímica. Por su carácter irreversible, la

mineralización representa una vía altamente segura para

el almacenamiento geológico de CO₂, aunque su

aplicabilidad está limitada a formaciones con la

mineralogía y las condiciones adecuadas.

3.4 Adsorción

La adsorción del CO2-SC es un mecanismo adicional de

almacenamiento que ocurre a escala microscópica,

principalmente en materiales con alta área superficial y

microporosidad, como filosilicatos y compuestos

orgánicos. Este proceso no requiere conec�vidad porosa,

ya que el CO2-SC se fija sobre las superficies internas de la

matriz mediante fuerzas de Van der Waals, aprovechando

su alta densidad y energía interna. En formaciones ricas en

materia orgánica, como lu�tas carbonáceas, carbones

minerales o carbonatos bituminosos, la adsorción puede

inducir aumentos locales en la presión de poro, reducción

de la permeabilidad efec�va por expansión volumétrica de

la matriz, y alteraciones en la respuesta geomecánica del

sistema.

Este mecanismo es par�cularmente importante en

yacimientos de gas metano en carbón (CBM), donde el

CO2-SC desplaza al metano previamente adsorbido y

permite un almacenamiento eficiente de carbono. Sin

embargo, la expansión de la matriz puede obstruir las vías

de flujo y comprometer la inyec�vidad. Para contrarrestar

este efecto, se han propuesto estrategias como la

inyección alternada de CO2-SC y otros fluidos, que ayudan a

mantener el equilibrio de presiones y preservar la

conec�vidad del sistema poroso (Vega-Or�z, 2021).

Estos procesos también pueden actuar sobre la roca sello,

par�cularmente si con�ene minerales con afinidad por el

CO₂, como esmec�tas, ilitas o residuos orgánicos. En estos
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casos, la adsorción puede contribuir a la retención del gas

y limitar su movilidad, aunque también es necesario

evaluar posibles cambios estructurales o mineralógicos

que puedan comprometer su capacidad de confinamiento

a largo plazo.

La cuan�ficación de la adsorción se realiza comúnmente

mediante isotermas de Langmuir, las cuales se ob�enen

experimentalmente a través de métodos estandarizados,

como la norma ASTM D2710 para materiales carbonosos.

Estas curvas definen dos parámetros clave: la capacidad

máxima de adsorción (VL) y la presión de Langmuir (PL),

que permiten es�mar la fracción de CO2-SC retenida por

adsorción en función de la presión del sistema. En la tabla

1 se presentan valores �picos de isotermas de Langmuir

para dis�ntos �pos de roca (Busch et al., 2007; US-EIA,

2013; Vega Or�z, 2021; Weniger et al., 2010) .

Tabla 1. Parámetros de isotermas de Langmuir para rocas
de yacimiento.

3.5 Salinidad
Las interacciones entre el CO2-SC y los fluidos del reservorio,

especialmente las salmueras, influyen de forma directa en

la capacidad de almacenamiento y en la dinámica de

distribución del gas (Juanes et al., 2011; Yan et al., 2011).

Uno de los mecanismos relevantes es la disolución del CO2-

SC en el agua de formación, que contribuye al

almacenamiento en fase disuelta y modifica el tamaño, la

forma y el alcance de la pluma de CO2-SC inyectado. La

Figura 7 muestra cómo el CO2-SC en fase supercrí�ca �ende

a disolverse en zonas con menor salinidad, generando una

interfaz de mezcla ac�va cuya progresión depende de la

composición química del agua y del régimen de flujo en el

reservorio.

La solubilidad del CO2-SC decrece con el aumento de la

salinidad, aguas con altos contenidos de sólidos disueltos

totales (TDS) presentan menor capacidad de disolución.

Este efecto es especialmente importante en salmueras

profundas con TDS superiores a 100,000 ppm, donde la

fracción de CO2-SC que puede incorporarse a la fase acuosa

es limitada, restringiendo la dispersión de la pluma y

aumentando el volumen de gas libre (Brennan, 2014). En

contraste, en formaciones con agua de baja salinidad, el

CO2-SC disuelto puede alcanzar una mayor distribución

espacial, generando un sistema más estable frente a la

remigración.

Desde el punto de vista norma�vo y ambiental, se

establece un umbral de 10,000 ppm de TDS para

diferenciar acuíferos salinos de potenciales fuentes de

agua dulce, por lo que las operaciones de inyección deben

dirigirse a formaciones con salinidad superior a ese valor

(IEA-GHG, 2009). La interacción entre el CO₂ disuelto y los

minerales del reservorio puede inducir procesos de

disolución o precipitación que modifican la porosidad y la

permeabilidad del sistema, así como la integridad de la

roca sello. Por estas razones, la caracterización geoquímica

detallada y la modelación acoplada de los procesos �sico-

químicos son fundamentales para el diseño y operación

segura del almacenamiento geológico.

3.6 Acido carbónico

Cuando el CO2-SC entra en contacto con el agua de

formación, puede disolverse y formar ácido carbónico

(H2CO3), lo que introduce un componente geoquímico

fundamental en el almacenamiento geológico. Esta

reacción es más probable en la interfaz entre el CO2-SC en

fase supercrí�ca y el agua del reservorio, especialmente

en zonas con baja salinidad, donde la solubilidad del CO2-SC

es mayor. La Figura 7 representa este proceso en la región

de mezcla entre ambas fases, donde la generación de

ácido carbónico reduce el pH local y modifica la

composición del agua de formación.

La formación de H2CO3 ocurre únicamente después de la

disolución del CO2-SC, por lo que su efecto geoquímico se

limita a regiones donde ambas fases coexisten. En

Tipo de roca o material VL (mmol/g) PL (MPa)

Carbón mineral (bituminoso) 5.0 – 8.0 2 – 4

Roca orgánica rica (shale) 1.5 – 2.5 4 – 6

Mudstone carbonáceo 0.8 – 1.2 5 – 8

Caliza (CaCO₃) 0.2 – 0.5 10 – 15
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sistemas dominados por entrampamiento estructural,

donde la fase libre de CO2-SC se acumula en contacto

directo con la roca sello, la formación de ácido carbónico

es menos probable a menos que exista una película de

agua o microzonas saturadas que permitan su generación.

Sin embargo, si estas microzonas están presentes, la

acidez resultante podría inducir alteraciones �sico-

químicas en minerales sensibles, lo cual representa un

riesgo potencial para la integridad del sello a muy largo

plazo. Además, el ácido carbónico puede agravar procesos

de corrosión en elementos del pozo, como tuberías,

empaques y cementos, lo que refuerza la necesidad de

u�lizar materiales resistentes a la corrosión y de

implementar un monitoreo geoquímico con�nuo para

garan�zar la seguridad del sistema.

3.7 Estabilidad de los mecanismos de entrampamiento

La estabilidad de los mecanismos de entrampamiento

geológico fue analizada por Benson et al. (2005) y se

ilustra en la Figura 8, donde se observa la evolución

temporal de los diferentes procesos que controlan la

retención del CO2-SC tras la inyección. Inicialmente, el CO2-SC

permanece almacenado principalmente por atrapamiento

estructural, dependiente de la geometría del reservorio y

la integridad del sello. Este mecanismo ofrece una alta

capacidad de volumen, ya que permite acumular grandes

can�dades de CO2-SC en fase libre (supercrí�ca o gaseosa),

pero también implica un mayor riesgo de fuga, debido a

que el CO2-SC puede migrar si existen fallas no selladas,

fracturas reac�vadas o discon�nuidades en el sello. Con el

�empo, adquieren mayor relevancia mecanismos más

estables como el atrapamiento residual por capilaridad, la

disolución del CO2-SC en el agua de formación

(atrapamiento por solubilidad), y finalmente la

mineralización, en la que el CO2-SC reacciona químicamente

con la roca almacén para formar carbonatos sólidos. Estos

mecanismos �enen menor capacidad volumétrica, pero

son significa�vamente más seguros: el CO2-SC disuelto o

Figura 8. Evolución temporal de los

mecanismos de entrampamiento y

su contribución a la retención

estable del CO₂ en almacenamiento

geológico. (Adaptado de Benson et.

al, 2005).
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mineralizado queda inmovilizado a nivel molecular, lo que

reduce drás�camente la probabilidad de fuga. Esta

transición hacia formas de atrapamiento más

permanentes representa un incremento progresivo en la

estabilidad del almacenamiento geológico y una

disminución del riesgo asociado en el largo plazo.

3.8 Permeabilidad Rela�va.

En medios porosos naturales, como formaciones

geológicas profundas, el flujo de fluidos suele ocurrir en

condiciones mul�fásicas, donde dos o más fases (por

ejemplo, agua y gas) coexisten y compiten por el espacio

poroso disponible. En estos sistemas, la permeabilidad

rela�va representa la fracción de la permeabilidad

absoluta del medio que está disponible para una fase

específica en presencia de otras y es un parámetro

adimensional, dependiente de la saturación de los fluidos,

que permite cuan�ficar cómo varía la capacidad de flujo

de cada fase a medida que cambia la distribución de

saturaciones. Por ejemplo, en un sistema H2O-CO2, cuando

la saturación de agua es alta, la permeabilidad rela�va del

CO2 es baja, y viceversa (Burnside and Naylor, 2014).

Este comportamiento se describe mediante curvas de

permeabilidad rela�va, fundamentales para modelar

procesos de inyección y desplazamiento de gases en el

yacimiento. Uno de los modelos más u�lizados para

representar estas curvas es el modelo de Brooks–Corey,

que emplea tres parámetros clave: i) el exponente N (que

controla la forma de la curva), ii) la saturación irreducible

de agua (Swirr, por debajo de la cual el agua deja de fluir), y

iii) la permeabilidad rela�va final del gas (krg), que indica la

capacidad máxima de flujo del gas cuando el agua ha

alcanzado su saturación irreducible.

En sistemas H2O-CO2, los valores �picos de krCO₂, son bajos

(0.2-0.5), y Swirr rela�vamente alto (>0.4), reflejando una

mojabilidad fuerte hacia el agua (water-wet), que re�ene

una mayor fracción del agua en el medio. En cambio, en

sistemas H2O-CH₄, debido a la menor polaridad y tensión

interfacial del CH4, se observan mayores valores de krg
(0.4-0.6) y saturaciones irreducibles más bajas, lo que se

traduce en una mayor movilidad rela�va del metano (Zeng

et al., 2018).

En la tabla 2 se presentan valores representa�vos de los

parámetros Brooks–Corey para dis�ntos �pos de roca,

aplicables a simulaciones de flujo mul�fásico en contextos

de almacenamiento de CO2 o de producción de gas:

Tabla 2. Parámetros de permeabilidad rela�va Brooks-
Corey �picos para sistemas H2O-CO2 y H2O-CH4

4. Criterios de evaluación y selección de candidatos
CCS
La evaluación de yacimientos para la implementación de

tecnologías de captura y almacenamiento de carbono

(CCS) requiere un análisis detallado de las propiedades

geológicas que garan�cen la viabilidad y seguridad del

almacenamiento subterráneo de CO2. En este contexto, se

adopta el modelo del Norwegian Petroleum Directorate

(Cashion, 1967; NPD, 2015) y el Servicio Geológico de

Estados Unidos, USGS, (Blondes et al., 2013; Brennan et

al., 2009), el cual establece criterios clave centrados en las

caracterís�cas de las rocas almacenadoras y de sello. Entre

los parámetros considerados destacan la estructura del

acuífero, la profundidad, la porosidad y la permeabilidad

del yacimiento, así como la calidad y con�nuidad de las

formaciones sello. Estos factores son determinantes para

minimizar los riesgos de fuga, op�mizar la capacidad

efec�va de almacenamiento y asegurar la estabilidad a

largo plazo de los proyectos, con implicaciones directas

para la sostenibilidad energé�ca y ambiental.

Sistema n krg Swirr
Areniscas

H2O–CO2 3–5 0.3–0.5 0.4
H2O–CH4 2–4 0.4–0.6 0.35

Carbonatos
H2O–CO2 2.5–6 0.2–0.4 0.45
H2O–CH4 2–5 0.3–0.5 0.4

Basalto
H2O–CO2 3–5 ~0.3 0.4
H2O–CH4 2–4 ~0.4 0.35

Lutitas carbonáceas (mudstones)
H2O–CO2 4–8 0.2–0.4 0.5
H2O–CH4 3–6 0.3–0.5 0.45
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El éxito en la selección de candidatos para CCS depende de
la calidad y disponibilidad de datos geológicos, geo�sicos
y geoquímicos. Es fundamental contar con un inventario
robusto que incluya registros sísmicos, análisis de
porosidad y permeabilidad, perfiles de presión de poro y
estudios estructurales. Esta información permite
caracterizar con precisión tanto la roca almacén como las
unidades de sello, evaluar su integridad y delimitar la
presencia de discon�nuidades estructurales o condiciones
que puedan comprometer el confinamiento del CO2-SC. Las
Tablas 3 y 4 presentan los criterios de evaluación y
priorización de parámetros de acuerdo con el NPD y el
USGS, donde se diferencian criterios de alta, media y baja
prioridad en función de su impacto en la seguridad del
sistema.

Tabla 3. Criterios de evaluación y selección de candidatos
CCS.

Tabla 4. Jerarquización de datos y propiedades de

yacimientos candidatos para CCS.

La selección de yacimientos para almacenamiento

geológico de CO2 debe incorporar una evaluación explícita

de los riesgos geotécnicos y opera�vos, como se muestra

en la Figura 9. Durante la inyección de CO2, el aumento

progresivo de presión en la roca almacén puede generar

una redistribución de esfuerzos en el subsuelo,

provocando deformaciones en el sello superior que

comprometan su capacidad de confinamiento

(Szulczewski et al., 2014). Si el sello presenta

heterogeneidades o espesor insuficiente, la deformación

podría inducir microfracturas o mecanismos de filtración

lenta. Por otro lado, la sobrepresión en el reservorio

puede ac�var fallas preexistentes que atraviesen el sello o

se conecten con otras formaciones, facilitando así la

migración no controlada del CO2 y aumentando el riesgo

de fugas hacia acuíferos suprayacentes o incluso hacia la

superficie. La profundidad máxima de yacimiento se ha

es�mado en 3500 m (Burruss, 2009) basado en el

incremento de presión en el punto de inyección asociado

al aumento de densidad del CO2 bajo condiciones

supercrí�cas.

La figura 9 también destaca la posibilidad de sismicidad

inducida, derivada de la reac�vación de fallas en

condiciones de esfuerzo cercano al límite de estabilidad

(Zoback and Hennings, 2023). Aunque los eventos

sísmicos suelen ser de baja magnitud, su ocurrencia puede

dañar pozos cercanos o modificar la permeabilidad de las

estructuras de sello, deteriorando la capacidad de

aislamiento. Además, en zonas con infraestructura

preexistente, la integridad del pozo se convierte en un

factor crí�co: columnas mal cementadas, pozos an�guos

abandonados sin estándares actuales o trayectorias mal

alineadas pueden actuar como rutas ver�cales de

migración del CO2. En estos casos, el gas puede

desplazarse por los anulares o zonas de cementación

deteriorada, alcanzando unidades permeables más

superficiales o incluso escapar a la atmósfera, con

implicaciones regulatorias, económicas y ambientales.

Frente a estos riesgos, el diseño y la construcción de pozos

para proyectos de inyección de CO2 requieren una visión

Clasificación de Datos (NPD & USGS

Propiedades del
Yacimiento

Rango Alto Rango Bajo

Estructura del acuífero Mapeo Geológica. Límites
conocidos

Inclinado. Límites no delimitados

Trampas Estructuras sellantes bien
delimitadas

Trampas delimitadas con poca
confiabilidad

Presión de poro Hidrostática o menor Sobre presionado

Profundidad 800-3500 < 800 m o > 3500 m

Yacimiento Homogéneo Heterogéneo

Espesor > 50 m < 15 m

Porosidad promedio > 25% < 15 %

Permeabilidad > 500 mD < 10 mD

Jerarquización de Datos (NPD & USGS)

Rango Alto Rango
Bajo

Parámetros no aceptables

Capas sello Mas de un
sello

Un sello

Propiedades de la
roca sello

Barrera de
presión

probada / >
100 m espesor

< 50 m
Espesor

Ausencia de roca sello

Composición de la
roca sello

Alto contenido
de arcillas.
Homogéneo

Areniscas
finas

Fallas geológicas
No fallas

geológicas en
el sello

Falla
atravesando
el sello

Fallas tectónicamente activas

Trabajos de
estimulación

afectando el sello
No Fracturas

Inyección
de arena Chimeneas activas con fugas de gas

Pozos (exploración o
producción)

No pozos
perforados en

el sello

Alto
número de
pozos
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Figura 9. Riesgos potenciales durante la inyección de CO2, incluyendo sobrepresión, fuga por fallas,

sismicidad inducida, deformación del sello e integridad del pozo.

preven�va e integral que también considere los efectos

geoquímicos del gas sobre los materiales del pozo. En

par�cular, la corrosión inducida por CO2 en ambientes

húmedos y ácidos puede comprometer la integridad

estructural a mediano y largo plazo, como se observa en la

figura. Un ejemplo de medidas adoptadas para mi�gar

este riesgo se observa en el pozo inyector mostrado en la

Figura 10, correspondiente al campo Aneth, en Utah, EUA

(Chidsey Jr et al., 2006; Vanden Berg, 2016) donde se

desarrolla un proyecto de recuperación mejorada de

petróleo mediante inyección de CO2 (EOR-CO2). En este

caso, se ha instalado un cabezal fabricado con aleación

AISI 316, seleccionada por su alta resistencia a la corrosión

en presencia de dióxido de carbono. La u�lización de

materiales adecuados, tanto en la superficie como en las

secciones profundas del pozo, es clave para asegurar la

longevidad opera�va del sistema, prevenir fallas por

degradación acelerada y cumplir con los estándares

regulatorios exigidos en proyectos de almacenamiento e

inyección de CO2.

Otros problemas potenciales incluyen la interacción

geoquímica entre el CO2, con los minerales de la roca

almacén y los fluidos de la formación, lo que podría

modificar la porosidad o inducir disolución o precipitación

secundaria. Esto puede alterar la distribución de esfuerzos

locales y, a largo plazo, afectar la integridad del sistema de

confinamiento. Finalmente, fenómenos como la

formación de chimeneas de gas, evidenciadas en estudios

sísmicos en otras regiones, cons�tuyen indicios de rutas

de migración ver�cal asociadas a sellos comprome�dos o
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Figura 10. Pozo inyector de CO2, equipado con

cabezal de aleación AISI 316 para resis�r la

corrosión en condiciones propias de EOR-CO2.

zonas de debilidad estructural. Por estas razones, la

evaluación de riesgos en proyectos de CCS no debe

limitarse a una validación está�ca del reservorio, sino

incluir simulaciones acopladas de presión, flujo y

geomecánica que an�cipen posibles escenarios de falla

durante todo el ciclo de vida del proyecto.

4.1 Yacimientos naturales de CO2

En la naturaleza existen eventos geológicos de

emanaciones naturales de CO2, como Hierve el Agua, en

Oaxaca, México, y Crystal Geyser, en Utah, EUA (Figuras 11

y 12), que cons�tuyen ejemplos análogos de interacciones

termodinámicas y demineralización inorgánica del CO2. En

ambos casos, aguas subterráneas enriquecidas en CO2

ascienden a la superficie a través de fracturas naturales o

pozos abandonados; al disminuir la presión durante su

ascenso y al entrar en contacto con la atmósfera, el CO2

disuelto se desgasifica, lo que provoca un cambio en la

química del agua y genera la precipitación de traver�no,

una forma de carbonato de calcio. Aunque estos procesos

ocurren a baja presión y temperatura, ilustran de manera

clara los mecanismos geoquímicos básicos involucrados

en la fijación mineral del CO2: el dióxido de carbono

disuelto en agua forma ácido carbónico (H2CO3), el cual

reacciona con ca�ones disueltos como calcio (Ca²⁺),

magnesio (Mg²⁺) o hierro ferroso (Fe²⁺) para formar

minerales carbonatados estables.

En el caso de Hierve el Agua, ubicado en el estado de

Oaxaca, México (Lat. 16.8656, Long. -96.2760), el

fenómeno se origina por la emergencia de aguas

subterráneas carbonatadas a través de un sistema de

fracturas en rocas sedimentarias (Figura. 11B) (Cano et al.,
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Figura 11. Formaciones rocosas en Hierve el Agua, Oaxaca. Aguas subterráneas cargadas de CO2 emergen por

fracturas, se desgasifican y precipitan carbonato de calcio.

2023; Hernández Santana et al., 2009). Estas aguas,

enriquecidas en dióxido de carbono (CO2) y calcio (Ca²⁺),

ascienden por gradientes de presión y temperatura hasta

alcanzar la superficie, donde ocurre una desgasificación

natural del CO2. Este proceso altera el equilibrio químico

del sistema y provoca la precipitación de carbonato de

calcio (CaCO3) en forma de traver�no (Figura 11C). El

traver�no precipita en la superficie, conformando una

serie de terrazas escalonadas, canales y acumulaciones

�po cascada petrificada. Estas formaciones se han

desarrollado gradualmente a lo largo de miles de años,

como resultado de la deposición con�nua de carbonato en

condiciones de sobresaturación .

Por otro lado, el Crystal Geyser, ubicado cerca de Green

River, Utah (Lat. 38.9383° N, Long. -110.1353° W), es un

sistema de traver�no generado a par�r de un pozo de

perforación exploratoria realizado en la década de 1930, el

cual intersectó un acuífero profundo cargado de agua

subterránea y CO2 (Weaver, 2018). Aunque la intención

original era buscar petróleo, la perforación accidental dio

lugar a un conducto ver�cal que permite la liberación

periódica de CO2 y agua, generando erupciones del �po

géiser de CO2 frío, ya que el sistema no está vinculado a

una fuente hidrotermal. El agua emergente, al

experimentar una rápida descompresión, libera CO2 a la

atmósfera (desgasificación), lo que causa una

sobresaturación en carbonato y promueve la precipitación

de traver�no. Este traver�no forma terrazas, canales de

flujo y estructuras bandeadas alrededor de la boca del

pozo y a lo largo de su trayectoria hacia el río Green River

(Fig. 12B). Actualmente, la boca del pozo original sigue

ac�va y visible (Fig. 12C). La tubería metálica muestra

severa corrosión interna, resultado de la interacción

sostenida con agua ácida rica en CO2. Crystal Geyser es un
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Figura 12. Crystal Geyser, Utah. Géiser ‘frío’ causado accidentalmente en 1930’s durante la perforación de un pozo

petrolero, al interceptar un acuífero con CO2 a presión.

excelente análogo superficial para estudiar procesos de

reacción agua-roca, movilidad del CO2, precipitación

mineral y degradación de infraestructura en presencia de

gases ácidos, todos ellos relevantes en el contexto de

proyectos de CCS (Espinoza et al., 2018).

5. Conclusiones
Las propiedades termodinámicas del CO2 son esenciales

para comprender su comportamiento en condiciones de

almacenamiento geológico profundo. En estado

supercrí�co, el CO2 presenta alta densidad, baja viscosidad

y una energía interna significa�va, caracterís�cas que

permiten su inyección eficiente y favorecen su retención a

través de diversos mecanismos �sicos y geoquímicos.

Estas propiedades varían en función de la presión,

temperatura y composición del sistema, por lo que su

análisis detallado resulta clave para an�cipar su movilidad,

distribución y estabilidad en el subsuelo.

El enfoque termodinámico, basado en ecuaciones de

estado y diagramas de fases, permite modelar con mayor

precisión las transiciones de fase, la solubilidad del CO2 en

salmueras, la adsorción en matrices microporosas y las

reacciones de mineralización en rocas reac�vas. Estas

herramientas contribuyen al diseño de estrategias de

inyección adaptadas a diferentes �pos de reservorios, así

como a la evaluación de la evolución del sistema a lo largo

del �empo.

La termodinámica del CO2 actúa como fundamento

técnico para la simulación y análisis integral de proyectos

CCS. Su incorporación en la caracterización de

formaciones, el modelado acoplado de flujo y

geomecánica, y la evaluación de riesgos opera�vos,
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mejora la capacidad de predicción del comportamiento

del sistema y refuerza la viabilidad de soluciones de

almacenamiento geológico a largo plazo.
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