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STRATEGI PENINGKATAN PRODUKSI MINYAK DI 

LAPANGAN X MELALUI ASP-CO2 FLOODING 
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213210813 

ABSTRAK 

Penurunan produksi minyak di lapangan tua seringkali terjadi akibat 

berkurangnya tekanan reservoir alami, yang mengakibatkan terbatasnya perolehan 

minyak. Untuk mengatasi hal ini, penerapan teknik Enhanced Oil Recovery (EOR) 

dengan menggunakan injeksi CO₂ dan Alkaline-Surfactant-Polymer (ASP). 

Penelitian ini bertujuan untuk mengevaluasi penerapan metode ASP Alternating 

CO₂ Flooding pada Lapangan X menggunakan simulasi reservoir dengan perangkat 

lunak CMG-STARS. Simulasi dilakukan dengan variasi rasio dan slug size injeksi 

CO₂ dan ASP untuk mengidentifikasi yang memberikan recovery factor (RF) 

terbaik. Hasil penelitian menunjukkan bahwa penggunaan kombinasi ASP dan CO₂ 

secara bergantian (ASPAG) meningkatkan recovery factor secara signifikan. 

Skenario dengan rasio 1:2 dan ukuran slug 0,6 menghasilkan peningkatan RF 

terbesar hingga 29,3%, yang menunjukkan bahwa injeksi CO₂ dan ASP dalam 

kombinasi ini dapat meningkatkan efisiensi recovery factor secara lebih optimal.  

Kata Kunci : Enhanced Oil Recovery (EOR), ASP Alternating CO2 Flooding 

(ASPAG), Recovery Factor. 
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OIL PRODUCTION INCREASE STRATEGY IN FIELD X 

THROUGH ASP-CO₂ FLOODING USING RESERVOIR 

SIMULATOR 

 
M. Falgi Dwi Ardhana 

213210813 

ABSTRACT  

Oil production decline in mature fields often occurs due to the reduction of natural 

reservoir pressure, leading to limited oil recovery. To address this issue, the 

application of Enhanced Oil Recovery (EOR) techniques using CO₂ injection and 

Alkaline-Surfactant-Polymer (ASP) is explored. This study aims to evaluate the 

application of the ASP Alternating CO₂ Flooding method in Field X using reservoir 

simulation with CMG-STARS software. Simulations were conducted with varying 

CO₂ and ASP injection ratios and slug size to identify that yields the best recovery 

factor (RF). The results show that the alternating use of ASP and CO₂ (ASPAG) 

significantly improves the recovery factor. The scenario with a 1:2 ratio and a slug 

size of 0.6 produced the largest RF increase of up to 29,3%, indicating that the 

combination of CO₂ and ASP injection in this ratio can enhance oil recovery 

efficiency more optimally. 

Keywords: Enhanced Oil Recovery (EOR), ASP Alternating CO2 Flooding 

(ASPAG), Recovery Factor. 
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BAB I 

PENDAHULUAN 

1.1 Latar Belakang 

Produksi minyak dari reservoir cenderung mengalami penurunan seiring 

waktu. Namun, hal ini tidak selalu berarti bahwa cadangan minyak di reservoir 

telah habis. Enhanced Oil Recovery (EOR) menawarkan solusi untuk mengangkat 

minyak yang tidak bisa diambil melalui produksi primary dan secondary. Namun, 

penerapan metode EOR harus dilakukan dengan pemilihan yang tepat agar hasil 

yang diperoleh optimal (Putra & Kiono, 2021). 

Lapangan X yang berada di Cekungan Sumatera Selatan, merupakan salah satu 

lapangan minyak yang terdiri dari formasi sandstone. Lapangan ini tergolong 

sebagai lapangan tua (mature field) dengan mekanisme solution gas drive, yang 

terletak di Provinsi Jambi. Salah satu masalah utama yang dihadapi adalah 

penurunan tenaga dorong reservoir, yang menyebabkan penurunan produksi 

minyak (Abdurrahman et al., 2018). Pada lapangan ini menunjukkan bahwa pada 

awalnya, saturasi minyak berada pada angka 0,65. Hal ini mengindikasikan bahwa 

masih terdapat cadangan minyak yang signifikan di dalam reservoir, yang 

menjadikan lapangan ini memiliki potensi untuk Enhanced Oil Recovery (EOR) 

(Abdurrahman et al., 2019). Lapangan ini terletak dekat dengan sumber gas CO₂ 

yang memiliki konsentrasi antara 30% hingga 80%, yang terdapat di Cekungan 

Sumatera Selatan (Abdurrahman et al., 2015). Hal ini dapat mendukung penerapan 

injeksi CO2 dalam rangka meningkatkan perolehan minyak. 

Injeksi gas Carbon Dioxide (CO₂) sangat dipengaruhi oleh sejumlah faktor, 

antara lain tekanan injeksi, oil swelling, sifat kebasahan (wettability), tegangan 

antarmuka (IFT), permeabilitas batuan, rasio viskositas, saturasi fluida (Kristanto 

et al., 2019). Selain itu, proses ASP (Alkaline-Surfactant-Polymer) melibatkan 

injeksi larutan berbasis air yang mengandung zat Alkaline, Surfactant, dan Polymer. 

Zat Alkaline dan Surfactant berfungsi untuk mengurangi tegangan antarmuka (IFT) 

antara fluida yang dipindahkan, sehingga meningkatkan efisiensi perpindahan dan 

mengurangi saturasi minyak residu setelah injeksi (Marques et al., 2023). 
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Berdasarkan penelitian (Li et al., 2024) hasilnya menunjukkan bahwa ASPAG 

meningkatkan efisiensi recovery factor sebesar 12–17% dibandingkan WAG dan 9–

11% lebih tinggi dibandingkan ASP flooding. Penelitian ini menggunakan 

Surfactant sodium dodecyl sulfate (SDS), Alkaline sodium carbonate (Na₂CO₃), dan 

Polymer hydrolyzed polyacrylamide (HPAM). Berdasarkan penelitian (Phukan et 

al., 2019) Kombinasi bahan kimia Surfactant seperti Sodium Dodecyl Sulfate (SDS) 

dan Sodium Carbonate (Na₂CO₃) sebagai Alkaline mampu mengurangi tegangan 

antarmuka minyak-air secara signifikan dan mendukung pembentukan foam yang 

stabil, meningkatkan efisiensi recovery factor, terutama pada reservoir dengan 

permeabilitas rendah hingga sedang. 

Peneliti berencana untuk melakukan studi simulasi ASP Alternating CO₂ 

Flooding dengan memvariasikan rasio dan slug size injeksi CO₂ dan ASP 

(Surfactant, Alkaline, dan Polymer) pada Lapangan X, yang sebelumnya belum 

dilakukan Tertiary Recovery, menggunakan simulator reservoir CMG-STARS. 

Dalam simulasi ini, rasio dan slug size injeksi CO₂ dan ASP akan diuji dengan 

skenario 9. Tujuan utama simulasi ini adalah untuk menganalisis dan mengevaluasi 

dampak variasi rasio dan slug size tersebut terhadap efisiensi recovery factor, serta 

untuk menentukan skenario yang paling optimal dalam meningkatkan perolehan 

minyak di lapangan ini. 

1.2 Tujuan Penelitian 

Penelitian ini bertujuan untuk : 

1. Mengkaji pengaruh ASP Alternating CO2 terhadap Recovery Factor 

menggunakan simulator reservoir. 

2. Menentukan skenario terbaik berdasarkan nilai Recovery Factor tertinggi 

yang diperoleh melalui penggunaan simulator reservoir. 

1.3 Manfaat Penelitian 

Penelitian ini diharapkan dapat memberikan manfaat sebagai berikut : 

1. Menyediakan referensi akademik bagi penelitian lebih lanjut yang 

membahas Enhanced Oil Recovery (EOR) menggunakan kombinasi injeksi 

CO₂ dan ASP. 
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2. Memberikan gambaran tentang aplikasi praktis dari ASP Alternating CO₂ 

Flooding (ASPAG). 

1.4 Batasan Masalah 

Agar penelitian ini lebih terarah dan tidak menyimpang dari tujuan utama, 

maka perlu ditetapkan batasan masalah yaitu : 

1. Aspek keekonomian dari penerapan metode injeksi (ASPAG) tidak dibahas 

dalam penelitian ini, sehingga penelitian ini sepenuhnya fokus pada analisis 

teknisnya. 

2. Penelitian ini akan fokus pada perbandingan hasil rasio dan Slug size injeksi 

ASP Alternating CO2 terhadap Recovery Factor. 

3. Keberhasilan penelitian ini hanya akan diukur berdasarkan nilai Recovery 

Factor 

1.5 Hipotesis Penelitian 

Penelitian ini dilakukan pengujian metode EOR yaitu ASPAG yang bertujuan 

untuk mengevaluasi pengaruh penerapan metode ASP Alternating CO₂ (ASPAG) 

terhadap peningkatan recovery factor di Lapangan X, dengan menggunakan 

berbasis perangkat lunak CMG-STARS. Hasil dari penelitian diharapkan bisa 

menunjukkan pengaruh teknik ASPAG, yang mengombinasikan injeksi CO₂ dan 

ASP dalam berbagai rasio dan slug size , dapat memberikan peningkatan signifikan 

pada recovery factor dibandingkan dengan metode konvensional.
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BAB II 

TINJAUAN PUSTAKA 

Dalam Alqur’an Surah Al-Baqarah (2:164) Allah  berfirman : “Sesungguhnya 

pada penciptaan langit dan bumi, pergantian malam dan siang bahtera yang berlayar 

di laut dengan (muatan) yang bermanfaat bagi manusia, apa yang Allah turunkan 

dari langit berupa air, lalu dengannya Dia menghidupkan bumi setelah mati 

(kering), dan Dia menebarkan di dalamnya semua jenis hewan, dan pengisaran 

angin dan awan yang dikendalikan antara langit dan bumi, (semua itu) sungguh 

merupakan tanda-tanda (kebesaran Allah) bagi kaum yang mengerti” Allah 

menyampaikan firman-Nya seluruh umat manusia bahwa kita diperintahkan oleh 

Allah SWT tentang pentingnya menggunakan sumber daya yang ada dengan 

bijaksana dan tidak berlebihan. 

2.1 Chemical Enhanced Oil Recovery (CEOR) 

Injeksi kimia merupakan salah satu metode Enhanced Oil Recovery (EOR) 

yang dilakukan dengan menambahkan bahan kimia ke dalam air injeksi. Tujuan 

utama dari proses ini adalah untuk meningkatkan perolehan minyak dengan cara 

meningkatkan efisiensi penyapuan dan mengurangi saturasi minyak dalam 

reservoir (Putra & Kiono, 2021). 

Penggunaan bahan kimia dalam proses Enhanced Oil Recovery (EOR) 

menunjukkan potensi penyapuan yang lebih tinggi dan hasil yang menjanjikan. 

Salah satu keunggulan metode injeksi kimia adalah biaya yang lebih rendah serta 

teknik penerapan yang lebih sederhana jika dibandingkan dengan metode EOR 

lainnya. Metode ini terbukti efektif dalam meningkatkan tingkat recovery factor 

(Auni et al., 2023).  

Injeksi kimia mencakup tiga teknik utama: injeksi Polymer, injeksi Surfactant, 

dan injeksi Alkaline. Injeksi Polymer bertujuan untuk meningkatkan mobilitas air 

dalam proses water flooding. Polymer dengan rantai panjang dapat menurunkan 

mobilitas air karena adanya resistensi, yang pada akhirnya meningkatkan efisiensi 

pemindahan minyak. Injeksi Surfactant bertujuan untuk mengurangi tegangan antar 

muka (IFT) antara minyak dan air, yang memungkinkan penggantian sisa minyak 

yang tidak terproduksi selama water flooding. Surfactant ini dapat menurunkan 
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nilai IFT, sementara emulsi yang terbentuk dapat meningkatkan rasio mobilitas. 

Injeksi Alkaline sebagai larutan, akan bereaksi dengan senyawa asam dalam minyak 

mentah dan membentuk Surfactant secara in-situ (Pilla, 2018). Klasifikasi kimia 

EOR dapat dilihat pada Gambar 2. 1 berikut : 

 
Gambar 2. 1 Klasifikasi Chemical EOR (Gbadamosi et al., 2019) 

2.2 Injeksi Alkaline-Surfactant-Polymer (ASP) 

Enhanced Oil Recovery (EOR) menggunakan sistem Alkaline–Surfactant–

Polymer (ASP) dikembangkan sejak 1970-an (Yang et al., 2019). Alkaline-

Surfactant-Polymer flooding merupakan gabungan dari teknik Alkaline flooding, 

Surfactant flooding, dan polymer flooding. Oleh karena itu, mekanisme 

pemindahannya adalah kombinasi dari proses-proses individu tersebut (Sheng, 

2011). 

Penggunaan Alkaline–Surfactant–Polymer (ASP) merupakan kemajuan 

signifikan dalam bidang Enhanced Oil Recovery (EOR), yang berkembang dari 

metode-metode sebelumnya melalui penelitian dan penerapan praktis di lapangan. 

Teknologi ini dapat diterapkan pada berbagai jenis reservoir, seperti reservoir pasir 

dan karbonat. ASP juga efektif pada reservoir dengan permeabilitas sedang hingga 

tinggi, serta pada reservoir dengan permeabilitas rendah. Metode ini mampu 

memulihkan baik minyak ringan maupun minyak berat (Chakraborty et al., 2025). 

Injeksi ASP lebih efektif jika diterapkan setelah proses water flooding, karena 

setelah water flooding, masih banyak minyak yang tertinggal di dalam reservoir. 

Keunggulan ASP flooding dibandingkan metode lainnya adalah kemampuannya 
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untuk meningkatkan recovery factor dengan cara mengurangi tegangan antarmuka 

(IFT) dan rasio mobilitas secara bersamaan. Seiring dengan kemajuan teknologi 

dan inovasi, berbagai upaya telah dilakukan untuk meningkatkan kualitas co-

Surfactant, Polymer, Alkaline, dan co-solven yang mampu bertahan dalam kondisi 

lingkungan yang keras. Secara umum, reservoir minyak dengan viskositas kurang 

dari 50 cP merupakan kandidat terbaik untuk penerapan ASP flooding (Khlaifat et 

al., 2022). 

Optimasi yang efektif melibatkan beberapa parameter utama, termasuk laju 

injeksi, konsentrasi bahan kimia, dan durasi injeksi slug ASP. Parameter-parameter 

ini memainkan peran penting dalam keberhasilan penerapan ASP flooding dan telah 

dijelaskan secara rinci dalam literatur ilmiah. Penting untuk mengatur laju injeksi 

secara optimal agar efisiensi penyapuan tercapai secara maksimal dan untuk 

mencegah terjadinya breakthrough. Menunjukkan bahwa laju injeksi perlu 

dikalibrasi dengan cermat untuk memastikan bahwa slug ASP dapat menyapu 

reservoir dengan efektif tanpa menyebabkan water atau gas breakthrough, yang 

dapat mengurangi efektivitas recovery  secara signifikan (Chakraborty et al., 2025). 

Proses injeksi ASP dapat dilihat pada Gambar 2. 2 berikut : 

 

 
Gambar 2. 2 Injeksi ASP (Gbadamosi et al., 2019) 
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2.3 Injeksi CO2 

Injeksi CO₂ adalah salah satu metode Enhanced Oil Recovery (EOR) di mana 

CO₂ terlarut diinjeksikan ke dalam reservoir untuk mempertahankan tekanan, 

sehingga mampu mendorong minyak keluar. Proses ini juga berfungsi untuk 

menurunkan viskositas minyak, meningkatkan volumenya, dan menurunkan 

densitas minyak. CO₂ berinteraksi dengan minyak dalam kondisi tertentu, 

menghasilkan campuran yang homogen antara CO₂ dan minyak (Refiyanto et al., 

2023). Menurut (Abdurrahman, 2013) Injeksi CO₂ adalah metode Enhanced Oil 

Recovery (EOR) yang sangat menjanjikan saat ini, selain injeksi steam. Di dunia, 

injeksi CO₂ berada di peringkat kedua setelah injeksi steam dalam hal keberhasilan 

meningkatkan produksi minyak. Saat CO₂ diinjeksikan ke dalam reservoir, gas ini 

berperan sebagai pelarut (solvent) yang menyebabkan minyak sisa setelah proses 

waterflood mengalami swelling serta penurunan viskositas. Akibatnya, volume 

minyak sisa tersebut mengembang  dan menjadi lebih ringan, sehingga minyak 

lebih mudah diproduksikan (Merchant & Consulting, 2017). 

Injeksi CO2 menghadapi beberapa tantangan yang mempengaruhi efisiensinya. 

Salah satunya adalah mobilitas CO2 yang jauh lebih tinggi dibandingkan dengan 

minyak dan air, yang menyebabkan fenomena fingering dan menurunkan efisiensi 

pendesakan makroskopik. Untuk mengatasi hal ini, salah satu pendekatan yang 

digunakan adalah dengan injeksikan CO2 dan air secara bergantian, yang dikenal 

dengan metode Water-Alternating-Gas (WAG). Namun, ada masalah lain yang 

muncul terkait dengan perbedaan densitas antara CO2, air, dan minyak. CO2, yang 

lebih ringan, cenderung bergerak ke bagian atas reservoir, mendesak minyak hanya 

di area tersebut. Karena perbedaan ini, injeksi CO2 sering kali dilakukan pada 

bagian atas reservoir untuk mengoptimalkan efisiensi pendesakan minyak (Putra & 

Kiono, 2021). 

Proses miscible terjadi ketika tekanan reservoir melebihi Minimum Miscibility 

Pressure (MMP), yang menyebabkan CO₂ yang diinjeksikan tercampur dengan 

minyak mentah, membentuk satu fase tunggal. Ketika tekanan reservoir berada di 

atas MMP, misibilitas antara CO₂ dan minyak tercapai melalui kontak ganda atau 

misibilitas dinamis. Dalam proses ini, hidrokarbon dengan molekul yang memiliki 

tingkat volatilitas sedang hingga tinggi menguap menjadi CO₂ (proses gas drive), 
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sementara sebagian CO₂ yang diinjeksikan larut ke dalam minyak (proses gas 

terkompresi). Interaksi antara minyak dan CO₂ memungkinkan kedua fase tersebut 

larut sepenuhnya tanpa adanya tegangan antarmuka, sehingga membantu 

pengembangan zona transisi yang terlarut (Setiati et al., 2020). Proses injeksi CO2 

dapat dilihat pada Gambar 2.3 berikut : 

 
Gambar 2. 3 Proses Injeksi CO2 (Refiyanto et al., 2023) 

2.4 ASP Alternating Gas (ASPAG) 

Metode Water Alternating Gas (WAG) merupakan teknik yang sering 

digunakan dalam Enhanced Oil Recovery (EOR) untuk meningkatkan recovery 

factor. Namun, metode ini memiliki kelemahan, terkait dengan mobilitas gas dan 

distribusi fluida yang tidak merata, khususnya pada reservoir dengan heterogenitas 

tinggi. Untuk mengatasi masalah ini, teknik Alkaline-Surfactant-Polymer 

Alternating Gas (ASPAG) diperkenalkan sebagai solusi hybrid yang 

menggabungkan antara injeksi gas dengan proses kimia. Dalam ASPAG, gas seperti 

CO₂ diinjeksikan bersamaan dengan larutan kimia yang mengandung Surfactant 

dan Alkaline. Tujuan utama dari kombinasi ini ialah untuk menurunkan Interfacial 

Tension (IFT) antara minyak dan air, serta mengurangi viskositas minyak, sehingga 

mempermudah pemindahan minyak. Selain itu, penggunaan Polymer dalam larutan 

air berfungsi untuk meningkatkan viskositas fluida yang diinjeksikan. Hal ini dapat 

membantu mengontrol distribusi gas dan air dalam reservoir, menghindari gas 
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channeling, dan memastikan penyapuan minyak yang lebih merata (Majidaie et al., 

2012). 

Injeksi Alkaline-Surfactant-Polymer Alternating Gas (ASPAG), Merupakan 

metode EOR yang relatif baru. Injeksi gas, seperti CO₂ ke dalam reservoir dapat 

menyebabkan gas terlarut dalam minyak, yang kemudian menyebabkan minyak 

tersebut mengembang dan viskositasnya menurun. Ketika dikombinasikan dengan 

ASP flooding, efek-efek ini secara signifikan dapat meningkatkan faktor perolehan 

minyak (Ghorbanpour & Khodapanah, 2025). Chemical Water Alternating Gas 

(CWAG) merupakan metode baru yang dikembangkan, melibatkan injeksi 

Alkaline-Surfactant-Polymer (ASP) yang dilakukan terlebih dahulu, yang diikuti 

dengan gas CO₂. Penelitian dari (Li et al., 2024)  menunjukkan bahwa ASPAG dapat 

memberikan peningkatan recovery factor yang lebih baik jika dibandingkan dengan 

metode Water Alternating Gas (WAG) konvensional maupun injeksi gas CO₂ biasa. 

Proses injeksi ASPAG dapat dilihat pada Gambar 2. 4 berikut : 

 
Gambar 2. 4 Proses ASPAG (Li et al., 2024) 

2.5 Recovery Factor 

Recovery factor (RF) adalah parameter yang digunakan untuk menilai efisiensi 

perolehan minyak atau gas dari reservoir. Secara definisi, recovery factor merujuk 

pada persentase volume total hidrokarbon yang terdapat di reservoir (hydrocarbons 

in place) yang dapat diekstraksi secara ekonomis selama masa produksi. Recovery 

factor menggambarkan sejauh mana minyak atau gas dapat diproduksi dari 

cadangan hidrokarbon dibandingkan dengan total volume yang ada dalam 

reservoir. Nilai recovery factor ini sangat dipengaruhi oleh karakteristik reservoir, 

jenis fluida hidrokarbon, serta metode produksi yang diterapkan. Setelah fase 
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produksi primary selesai, sering kali reservoir memerlukan teknik perolehan 

secondary atau tertiary, seperti injeksi air atau metode Enhanced Oil Recovery 

(EOR), untuk meningkatkan recovery factor. Dengan penerapan metode secondary, 

recovery factor dapat meningkat hingga 40% hingga 60%, tergantung pada kondisi 

reservoir dan teknologi yang digunakan. 

Faktor-faktor yang memengaruhi Recovery Factor (RF) meliputi sifat fisik 

reservoir, seperti permeabilitas, porositas, viskositas minyak, dan tekanan 

reservoir. Karakteristik batuan dan fluida juga berperan penting dalam menentukan 

sejauh mana hidrokarbon dapat diekstraksi dari formasi tersebut. Penggunaan 

teknologi Enhanced Oil Recovery (EOR) telah terbukti meningkatkan recovery 

factor secara signifikan. Oleh karena itu, perencanaan produksi yang tepat dan 

pemilihan teknologi EOR yang sesuai sangat penting untuk memaksimalkan RF. 

Langkah ini tidak hanya memberikan keuntungan ekonomi yang lebih besar, tetapi 

juga meningkatkan efisiensi pemanfaatan sumber daya alam serta mengurangi 

jumlah hidrokarbon yang tertinggal di dalam reservoir (Giyanti et al., 2025). Oil 

Recovery Stages dapat dilihat pada Gambar 2. 5 berikut : 

 
Gambar 2. 5 Oil Recovery Stages (Atia & Mohammedi, 2018) 

2.6 Screening Criteria 

Screening Criteria untuk Enhanced Oil Recovery (EOR) berfungsi untuk 

memilih metode EOR yang paling sesuai dengan karakteristik khusus dari 

reservoir. Setiap metode EOR dievaluasi berdasarkan sembilan sifat reservoir 
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utama, yaitu gravitasi minyak, viskositas minyak, porositas, permeabilitas, 

ketebalan formasi, saturasi minyak, jenis formasi, kedalaman reservoir, dan 

temperatur reservoir. Setiap kriteria memiliki batas nilai yang harus dipenuhi agar 

metode EOR dapat diterapkan dengan efektif pada reservoir tersebut (Arvis & Min, 

2025). 

Berdasarkan Tabel 2. 1 Screening Criteria, Lapangan X merupakan lapangan 

yang cocok untuk dilakukan proses Chemical Flooding dan gas injeksi.  

Tabel 2. 1 Screening Criteria  

EOR Method Gravity 
(API)

Viscosit
y (cP)

Composi
tion

Oil 
Saturati

on 
(%PV)

Formati
on Type

Average 
Permea

bility 
(md)

Depth 
(ft)

Temper
ature 
(F)

Nitrogen and 
flue gas >35 <0.4

High 
percent 
of C1 to 

C7

>40

Sandston
e and 

Carbonat
e

NC >6000 NC

Hydrocarbon

>23 <3

High 
percent 
of C2 to 

C7

>30

Sandston
e and 

Carbonat
e

NC >4000 NC

CO2 >22 <10

High 
percent 
of C5 to 

C7

>20

Sandston
e and 

Carbonat
e

NC >2500 NC

Micellar/ 
polymer,ASP,a

nd Alkaline 
flooding

>20 <35

Light, 
intermed

iate, 
some 

organic 
acids for 
alkaline 
floods

>35

Sandston
e 

perferre
d

>10 <3500 >200

Polymer >15 <150 NC >50

Sandston
e 

perferre
d

>10 <3500 >200

Combuction >10 <1200

Some 
asphaltic 
compone

nts

>50

High 
Porosity 
sand/san
dstone

>50 <3500 >100

Steam >8 <4700 NC >40

High 
Porosity 
sand/san
dstone

>200 <1500 NC

Gas Injection Methods (Miscible)

(Enhanced) Waterflooding

Thermal 

 
Sumber : (Taber et al., 1997) 
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Biru = Memenuhi 

Merah = Tidak memenuhi 

Tabel 2. 2 Urutan Metode EOR Menggunakan Tabel Taber 

Metode EOR Hasil Screening 
Criteria (%) 

CO2 100 
Micellar/ Polymer,ASP,and 
Alkaline flooding 87.5 

Nitrogen and flue gas 87.5 
Hydrocarbon 87.5 
Polymer 87.5 
Steam 75 
Combuction 75 

2.7 State Of The Art 

Tabel 2. 3 State Of The Art 

No Judul 

Penulis dan 

Tahun 

Penelitian 

Metode Hasil 

1 Numerical 

Investigatio

n on 

Alkaline-

Surfactant-

Polymer 

Alternating 

CO2 

Flooding. 

Weirong Li, Xin 

Wei, Zhengbo 

Wang, Weidong 

Liu, Bing Ding, 

Zhenzhen Dong, 

Xu Pan, Keze 

Lin and 

Hongliang Yi 

(2024) 

Studi ini 

menggunakan simulasi 

numerik untuk 

menyelidiki efektivitas 

metode ASPAG 

(Alkaline-Surfactant-

Polymer Alternating 

Gas) dalam 

meningkatkan 

recovery factor. 

Simulasi dilakukan 

dengan menggunakan 

perangkat lunak 

CMG-STARS (Versi 

2021). 

Penelitian ini 

menunjukkan bahwa 

metode ASPAG 

(Alkaline-Surfactant-

Polymer Alternating 

Gas) secara 

signifikan 

meningkatkan 

recovery factor 

dibandingkan dengan 

metode konvensional 

seperti WAG (Water 

Alternating Gas) dan 

ASP flooding. Pada 

akhir proses water 

flooding, hanya 
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sekitar 39,9% 

minyak yang dapat 

dipulihkan, 

sedangkan proses 

WAG mencapai 

54,7%, ASP flooding 

mencapai 60,8%, dan 

ASPAG mencatatkan 

hasil terbaik dengan 

recovery factor 

sebesar 71,4%. (Li et 

al., 2024). 

 

2 Enhanced 

Oil 

Recovery 

by Alkaline - 

Surfactant - 

Alternated - 

Gas/CO2 

Flooding  

Ranjan Phukan, 

Subrata Borgoha

in Gogoi, 

Pankaj Tiwari 

(2018) 

Eksperimen core 

flooding untuk 

mengevaluasi 

efektivitas teknik 

Alkaline – Surfactant – 

Alternated - Gas 

(ASAG) flooding 

dalam meningkatkan 

recovery factor. Diuji 

untuk kemampuannya 

dalam menurunkan 

tegangan antar muka 

minyak-air (IFT) ke 

nilai ultra-rendah. 

Penelitian ini 

menunjukkan bahwa 

metode Alkaline - 

Surfactant - 

Alternated - Gas 

(ASAG) flooding 

lebih efektif dalam 

meningkatkan 

recovery factor 

dibandingkan dengan 

metode Water 

Alternating Gas 

(WAG) dan 

Surfactant - 

Alternated Gas 

(SAG). Recovery 

factor yang diperoleh 

dengan ASAG 

flooding mencapai 
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19.83% OOIP setelah 

2 PV injeksi, yang 

lebih tinggi 

dibandingkan dengan 

SAG flooding 

(16.04% OOIP) dan 

WAG flooding 

(12.03% OOIP) 

(Phukan et al., 2019). 

3 Determinati

on of 

optimum 

CO2 water 

Alternating 

gas (CO2-

WAG) ratio 

in Sumatera 

Light Oil 

field 

Muslim 

Abdurrahmana, 

Fiki Hidayat, 

Ully Z. Husnaa, 

Agus Arsad 

(2019) 

Penelitian ini 

menggunakan simulasi 

numerik untuk 

menentukan rasio CO2 

terhadap air yang 

optimal dalam injeksi 

CO2-WAG di 

Sumatera Light 

Oilfield. 

Menggunakan 

perangkat lunak 

CMGWINPROP dan 

GEM. 

Penelitian 

menunjukkan bahwa 

rasio CO2 terhadap 

air 1:2 memberikan 

hasil terbaik dengan 

faktor recovery 

factor tambahan 

sebesar 35,94%. Hal 

ini menunjukkan 

bahwa rasio ini 

paling efektif dalam 

meningkatkan 

recovery factor. 

Sedangkan rasio 1:1 

memberikan faktor 

recovery factor 

tambahan sebesar 

19,52%, dan rasio 

2:1 hanya 

menghasilkan 1,49% 

(Abdurrahman et al., 

2019). 
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4 Surfactant-

alternating 

gas-

injection 

method with 

improved 

supercritical 

CO2 

injection 

efficiency 

for 

geological 

carbon 

sequestratio

n 

Seokgu Ganga, 

Jae-Eun Ryoua, 

Joo Yong Leeb, 

Jongwon Junga 

(2025). 

Penelitian ini 

mengembangkan 

metode Surfactant-

Alternating Gas 

(SAG) untuk 

meningkatkan 

efisiensi injeksi CO₂. 

Sistem injeksi yang 

melibatkan CO₂, air 

deionisasi, dan 

Surfactant anionik 

(Sodium Dodecyl 

Sulfate/SDS dan 

Sodium 

Dodecylbenzenesulfon

ate/SDBS). 

Hasil penelitian ini 

menunjukkan bahwa 

metode SAG dengan 

pengoptimalan 

konsentrasi 

Surfactant berpotensi 

untuk meningkatkan 

efisiensi injeksi CO₂ 

pada penyimpanan 

karbon geologi, 

dengan mengurangi 

tekanan kapiler dan 

memperbaiki 

penetrasi CO₂ dalam 

pori-pori yang lebih 

halus (Gang et al., 

2025). 

5 Low salinity 

surfactant 

alternating 

gas/CO2 

flooding for 

enhanced oil 

recovery in 

sandstone 

reservoirs 

Ranjan Phukan, 

Rahul Saha 

(2022) 

Penelitian ini 

melibatkan 

eksperimen core 

flooding dengan 

variasi salinitas dan 

solusi Surfactant. 

Proses yang digunakan 

bersifat siklik, di mana 

solusi salinitas rendah 

(LSS) diinjeksikan 

secara bergantian 

dengan gas CO₂ dalam 

slugs pendek untuk 

mengoptimalkan 

recovery factor. 

Penelitian ini 

menunjukkan bahwa 

penggunaan solusi 

LSS anionik dapat 

meningkatkan 

recovery factor 

secara signifikan, 

dengan tambahan 

23,16% minyak yang 

dipulihkan dari inti 

batu pasir selama 

siklus flooding 

LSSAG (Low 

Salinity Surfactant 

Alternating 
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Gas/CO₂) tersier. 

Hasil eksperimen 

core flooding 

menunjukkan bahwa 

metode LSSAG lebih 

efektif dalam 

recovery factor 

dibandingkan dengan 

metode flooding air 

salinitas tinggi 

tradisional (dengan 

recovery factor 

47,66%) (Phukan & 

Saha, 2022). 
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BAB III 

METODOLOGI PENELITIAN 

3.1 Metodologi Penelitian 

Metodologi yang diterapkan dalam penelitian ini mencakup penggunaan 

simulasi numerik dengan perangkat lunak CMG (Computer Modelling Group) 

untuk memodelkan proses Enhanced Oil Recovery (EOR) menggunakan teknik 

Alkaline Surfactant Polymer Alternating CO2. Data yang diperlukan untuk 

membangun model reservoir secara konseptual diperoleh dari berbagai sumber 

yang relevan, seperti jurnal terkait. Simulasi numerik dilakukan dengan 

memasukkan Karakteristik reservoir dan komposisi fluida reservoir. 

3.2 Jadwal Penelitian 

 Penelitian ini dilaksanakan di Pusat Studi Pengembangan Peningkatan 

Produksi Minyak Bumi dan Lingkungan (PSP3MBL) Fakultas Teknik 

Perminyakan Universitas Islam Riau. Penelitian ini berlangsung selama 4 bulan 2 

minggu, dimulai dari Oktober 2025 hingga Februari 2026. Rincian kegiatan 

penelitian dapat dilihat pada Tabel 3. 1 berikut: 

Tabel 3. 1 Timeline 
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3.3 Flowchart Penelitian 

Alur penelitian akan melalui beberapa proses yang perlu dilakukan agar 

mendapatkan hasil yang sesuai dari tujuan penelitian. Berikut merupakan alur kerja 

yang akan dilakukan saat penelitian : 

   

Studi Literatur dan Data 

Sekunder 

Input Data Ke Model 

Reservoir 

Tidak  

Iya 

Pembuatan Skenario 

Injeksi CO2 Dan Alkali-

Surfaktan-Polimer 

Analisa Hasil dan Pembahasan 

Kesimpulan 

Mulai 

Selesai 
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3.4 Karakteristik Reservoir 

Reservoir di Lapangan X terdiri dari formasi sandstone, dan karakteristik 

reservoir serta fluida yang akan digunakan dapat dilihat pada Tabel 3. 2 dan Tabel 

3. 3 berikut : 

Tabel 3. 2 Karakteristik Reservoir 

No Properti Nilai Satuan 

1 Reservoir depth 3045 ft 

2 Tekanan reservoir 1267 Psi 

3 Thickness 20 ft 

4 Temperature reservoir 158.5 F 

5 Porositas 0.16 Fraksi 

6 Permeabilitas 112 mD 

7 Saturasi minyak awal 0.65 Fraksi 

8 Luas Area 10 Acre 

9 Kompresibilitas batuan 5 x 10-6 Psi-1 

Sumber : (Abdurrahman et al., 2019)  

Tabel 3. 3 Komposisi Fluida Reservoir 

Component Symbol Mole% 

Carbon Dioxide CO2 0.29 

Nitrogen N2 0.01 

Methane C1 19.66 

Ethane C2 3.07 

Propane C3 3.33 

Iso-Butane i-C4 1.32 

n-Butane n-C4 2.02 

Iso-Pentane i-C5 1.56 

n-Pentane n-C5 1.15 

Hexanes C6 1.63 

Heptane Plus C7+ 65.96 

Sumber : (Abdurrahman et al., 2019) 
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Tabel 3. 4 Komponen Fluida Injeksi 

Component MW  (g/mol) 
Density 

(gr/cm3) 
Wt% 

Na2CO3 40 2,54 1.2 

SDS 288.38 0,99 0.3 

HPAM 8000 1,302 0.2 

Sumber : (Limbu et al., 2018), (Vikingstad et al., 2006) &(Li et al., 2024) 

Menurut (Li et al., 2024) dengan konsentrasi yang ditetapkan, proses ASPAG 

terbukti lebih efektif dalam meningkatkan recovery factor dibandingkan dengan 

metode WAG dan ASP, karena interaksi antara Surfactant, Alkaline, dan Polymer 

meningkatkan kemampuan displacement minyak, mengurangi tegangan antar 

muka, serta memperbaiki sweep efficiency, terutama pada reservoir dengan 

permeabilitas menengah hingga tinggi. Penelitian (Phukan et al., 2019) menyatakan 

Kombinasi bahan kimia seperti Sodium Dodecyl Sulfate (SDS) sebagai Surfactant 

dan Sodium Carbonate (Na₂CO₃) sebagai Alkaline dapat secara signifikan 

menurunkan tegangan antarmuka antara minyak dan air, serta mendukung 

terbentuknya foam yang stabil, yang pada gilirannya dapat meningkatkan efisiensi 

dalam recovery factor. Hydrolyzed polyacrylamide (HPAM) meningkatkan 

viskositas air injeksi sehingga mobility ratio menjadi lebih menguntungkan dan 

efisiensi penyapuan reservoir meningkat. 

3.5 Model Reservoir 

Dalam Penelitian ini, model yang dimenggunakan model konseptual Inverted 

5-Spot memiliki ukuran grid 15×15×2 dengan jumlah grid 450 dan luas area sebesar 

10 acre yang dapat dilihat dalam Gambar 3.1, berdasarkan data yang sudah ada 

dan setelah ini dilanjutkan dengan menginjeksikan CO2 dan ASP. 

 
Gambar 3. 1 Model Basecase 
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3.6 Skenario Injeksi 

Pada penelitian ini akan diterapkan 9 skenario, dengan sensitivitas parameter 

yang digunakan adalah rasio dan slug size injeksi CO2 dan ASP. Rasio dan slug size 

yang paling penting adalah jumlah CO2 dan ASP yang diinjeksi, yang dapat 

mempengaruhi efisiensi recovery factor. Berikut adalah skenario kombinasi rasio 

CO2 dan ASP yang akan digunakan dalam penelitian ini, yang dapat dilihat pada 

Tabel 3. 5 ini: 

Tabel 3. 5 Skenario Injeksi 

Skenario Rasio CO2/ASP Slug Size 

Skenario 1 1:1 0.2 

Skenario 2 1:1 0.4 

Skenario 3 1:1 0.6 

Skenario 4 2:1 0.2 

Skenario 5 2:1 0.4 

Skenario 6 2:1 0.6 

Skenario 7 1:2 0.2 

Skenario 8 1:2 0.4 

Skenario 9 1:2 0.6 

 

Menurut (Li et al., 2024) Hasil simulasi numerik menunjukkan bahwa 

metode Alkaline – Surfactant - Polymer Alternating Gas (ASPAG) lebih efektif 

dalam meningkatkan efisiensi recovery factor dibandingkan dengan Water 

Alternating Gas (WAG) dan injeksi ASP tunggal. ASPAG menggabungkan injeksi 

gas CO2 dan larutan kimia (Alkaline-Surfactant-Polymer), yang terbukti 

meningkatkan recovery factor sebesar 12–17% dibandingkan WAG, dan 9–11% 

dibandingkan injeksi ASP.
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BAB IV 

HASIL DAN PEMBAHASAN 

4.1  Inisialisasi Basecase 

Basecase dalam penelitian ini merupakan model konseptual pada lapangan X 

yang berproduksi dari primary dan secondary. Metode primary recovery bertujuan 

menghasilkan minyak pada tahap awal produksi dengan memanfaatkan energi 

alami reservoir, terutama tekanan reservoir, untuk mendorong minyak mengalir 

menuju sumur produksi. Seiring berjalannya waktu, tekanan ini umumnya menurun 

sehingga kemampuan alir alami melemah dan perolehan minyak menjadi terbatas. 

Karena itu, diterapkan secondary recovery untuk meningkatkan perolehan minyak 

melalui injeksi air  ke dalam reservoir agar minyak terdorong menuju sumur 

produksi (Mohammadi et al., 2024). Tabel 4.1 menampilkan hasil Inisialisasi 

Model Simulasi yang diperoleh melalui validasi data-data yang digunakan dalam 

simulasi model pada Lapangan X. 

Tabel 4. 1 Inisialisasi Model Simulasi 

Item Units Value 

Gross formation volume Ft3 8.7120E+06 

Formation pore volume Ft3 1.3939E+06 

Aqueous phase volume Ft3 4.8788E+05 

Original Oil In Place Ft3 9.0606E+05 

Penelitian ini melakukan simulasi basecase selama 5 tahun. Hasil simulasi 

basecase ini juga menghasilkan grafik oil recovery vs time yang berguna untuk 

melihat nilai recovery factor dari model yang telah dikembangkan. Pada Gambar 

4.1 terlihat bahwa nilai recovery factor yang diperoleh dari basecase sebesar 54,7%. 

Menurut (Kurnia et al., 2023) Enhanced Oil Recovery (EOR) untuk mengatasi 

keterbatasan metode perolehan minyak pada tahap primary dan secondary. 

Gabungan produksi primary dari mekanisme pendorong alami dan secondary 

melalui waterflooding menghasilkan recovery factor sekitar 25% hingga 50%. 

Kenaikan recovery factor yang signifikan hingga sekitar 54,7% pada basecase 

terjadi karena model sudah mencakup transisi dari primary recovery ke secondary 

recovery melalui waterflooding, sehingga setelah energi alami reservoir mulai 
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menurun, injeksi air mengambil peran penting dalam mempertahankan tekanan 

reservoir, mendorong minyak ke arah sumur produksi, dan meningkatkan sweep 

efficiency. 

Nilai tersebut masih bisa memiliki potensi untuk ditingkatkan dengan 

menambahkan metode injeksi ASP-CO2 yang dapat meningkatkan perolehan 

minyak dalam kurun waktu 2 tahun. Untuk mengatasi masalah tersebut, salah satu 

pendekatan yang dapat digunakan untuk meningkatkan produksi minyak adalah 

dengan menerapkan metode Enhanced Oil Recovery (EOR). Berdasarkan screening 

criteria dari data lapangan yang tersedia, metode Injeksi ASP dan CO2 dipilih 

sebagai solusi untuk meningkatkan tingkat perolehan minyak (Arvis & Min, 2025). 

 

Gambar 4. 1 Grafik Oil Recovery Factor Basecase 

4.2 Penentuan Skenario Injeksi ASP-CO2 Pada Lapangan X 

pada penelitian ini menggunakan metode injeksi yang dilakukan bersifat 

tercampur (miscible). Menurut (Abdurrahman et al., 2018) nilai minimum miscible 

pressure (MMP) pada Lapangan X adalah 1.775 psi pada temperatur reservoir 

158.5 ºF. Ketika tekanan reservoir mencapai minimum miscible pressure (MMP) 

pada sistem CO₂–minyak mentah, kontak berulang antara karbon dioksida dan 

minyak mentah akan terjadinya miscible (Li et al., 2024).  

Uji pengaruh ASP Alternating CO2 pada penelitian ini akan menggunakan 9 

skenario injeksi yang berbeda untuk melakukan peramalan (forecast) selama 3 

tahun, dimulai dari tahun 2027 hingga 2029 injeksi ASP-CO2 dengan tujuan untuk 

menentukan recovery factor yang paling optimal. Simulasi injeksi ASP-CO2 

dilakukan dalam empat siklus, dengan setiap siklus berlangsung selama 6 bulan. 
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Setiap siklus dibagi menjadi dua bagian, yaitu waktu injeksi CO2 pada bagian 

pertama dan waktu injeksi ASP pada bagian kedua. Pendekatan ini juga diterapkan 

berdasarkan penelitian sebelumnya oleh (Li et al., 2024). Injeksi ASP-CO2 dalam 

penelitian ini berlangsung selama 2 tahun, karena periode ini dianggap memberikan 

hasil yang lebih optimal jika dibandingkan dengan durasi injeksi yang lebih lama. 

 Lama injeksi mempengaruhi optimal recovery factor, rasio dan slug size 

merupakan faktor penting yang memengaruhi oil recovery factor dan memiliki nilai 

optimal di dalam reservoir hidrokarbon (Farad et al., 2016). Penentuan skenario 

injeksi rasio pada penelitian ini mengacu pada beberapa studi terdahulu, pada 

peneliatian (Abdurrahman et al., 2019) melakukan simulasi rasio injeksi 1:1, 1:2, 

2:1. 

Dalam penelitian ini, mengunakan surfaktan SDS, alkaline Na2CO3, dan polimer 

HPAM dan skenario yang akan diterapkan adalah rasio dan slug size dalam proses 

injeksi ASPAG,Dalam menentukan rasio ASPAG, penting untuk mengontrol 

jumlah ASP dan CO2 yang diinjeksikan. Jika jumlah ASP terlalu banyak, hal ini 

dapat menyebabkan terbentuknya tongue di dasar reservoir dan menurunkan 

macroscopic displacement. Begitu pula, jika jumlah gas terlalu banyak, dapat 

terbentuk gas tongue di bagian atas reservoir, yang mengurangi sweep efficiency 

(Ain et al., 2017). Menurut (Wahyuningrum et al., 2023) ukuran slug umumnya 

didasarkan pada volume pori total (PV) di reservoir target. Variasi nilai PV ini 

bertujuan untuk melihat dampak parameter ukuran slug terhadap recovery factor.  

Tabel 4. 2 Jumlah Fluida Injeksi Pada Satu Siklus ASPAG 

Skenario Rasio Slug Size 

Injeksi 

CO2, 

ft3/day 

Injeksi 

ASP, 

bbl/day 

Skenario1 1:1 0.2 386 69 

Skenario 2 1:1 0.4 773 138 

Skenario 3 1:1 0.6 1.159 207 

Skenario 4 2:1 0.2 515 46 

Skenario 5 2:1 0.4 1.030 92 

Skenario 6 2:1 0.6 1.545 138 
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Skenario 7 1:2 0.2 257 92 

Skenario 8 1:2 0.4 515 184 

Skenario 9 1:2 0.6 772 276 

Pemilihan rasio dan slug size juga dilakukan berdasarkan penelitian untuk 

mengamati pengaru ASP dan CO2. Dalam penelitian ini dilakukan 9 skenario injeksi 

ASP-CO2 dengan rasio 1:1, 2:1, 1:2 dan slug size 0,2 PV, 0,4 PV, 0,6 PV. Pemilihan 

periode waktu siklus injeksi pada penelitian ini mengacu pada penelitian 

sebelumnya yang dilakukan (Li et al., 2024) Proses injeksi ASPAG memiliki 

kesamaan dengan injeksi WAG, di mana setiap fase injeksi dilakukan selama 

periode 3 bulan. Dengan demikian, satu siklus ASP-CO₂ berlangsung selama 6 

bulan. 

 

Tabel 4. 3 Additional oil recovery factor 

Skenario 
Oil Recovery Factor, 

% 

Additional Oil RF, 

% 

Basecase 54,7% - 

Skenario 1 55,6% 0,9% 

Skenario 2 65,6% 10,9% 

Skenario 3 79,7% 25% 

Skenario 4 55% 0,3% 

Skenario 5 58,8% 4,1% 

Skenario 6 67% 12,3% 

Skenario 7 57,5% 2,8% 

Skenario 8 73,5% 18,8% 

Skenario 9 84% 29,3% 

Tabel 4.3 Menunjukkan bahwa peningkatan oil recovery factor (RF) terbesar 

tercatat pada skenario 9 dengan rasio 1:2 dan slug size 0,6, yang mencapai 29,3%, 

diikuti oleh skenario 3 rasio 1:1 dan slug 0,6 dengan penambahan RF yang cukup 

signifikan sebesar 25 %. Sementara itu, skenario injeksi ASP-CO2 dengan rasio 2:1 

dan slug size 0,2 memberikan penambahan RF terendah, hanya sebesar 0,3%. Hal 
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ini menunjukkan bahwa injeksi gas dengan jumlah lebih banyak dan ukuran slug 

yang kecil justru menghasilkan RF yang lebih rendah. Menurut (Ain et al., 2017), 

masalah yang dapat muncul akibat injeksi gas yang berlebihan adalah fenomena 

viscous fingering. Rasio mobilitas fasa pendorong yang lebih besar dari 1 dapat 

menyebabkan turunnya macroscopic sweep efficiency. Hal ini disebabkan oleh 

pembentukan gas tongue di bagian atas reservoir, yang mengarah pada terjadinya 

early gas breakthrough. Gas memiliki mobilitas yang sangat tinggi dalam media 

berpori, yang mempercepat terjadinya fenomena ini. 

 Pada penelitian (Abdurrahman et al., 2019) menyatakan rasio 1:2 sebagai rasio 

yang optimal. Dalam penelitiannya, dijelaskan pula bahwa perolehan minyak pada 

slug size 0,6 dapat meningkatkan oil recovery secara signifikan. Hasil penelitian 

ASP-CO2 oleh (Li et al., 2024) ASPAG mendapatkan hasil paling optimum dengan 

recovery factor 22-30,2%, Pernyataan ini sesuai dengan hasil penelitian ini bahwa 

optimasi oil recovery 29,3%. 

4.3 Pengaruh ASP Alternating CO2 Terhadap Recovery Factor 

Berdasarkan dampak berbagai rasio dan ukuran slug injeksi ASP-CO2 terhadap 

Oil Recovery Factor, dapat ditentukan rasio dan ukuran slug yang optimal di 

Lapangan X. Gambar 4.3 menunjukkan hubungan antara recovery factor (RF) 

terhadap waktu dalam penelitian ini. Grafik tersebut memperlihatkan bahwa injeksi 

ASP-CO2 dengan rasio 1:2 dan slug 0,6 menghasilkan nilai RF tertinggi 

dibandingkan dengan skenario lainnya. Ini menunjukkan bahwa nilai RF optimum 

di Lapangan X dicapai dengan rasio yang memiliki jumlah injeksi ASP lebih banyak 

dibandingkan dengan CO2. Menurut (Farad et al., 2016) dengan jumlah gas yang 

tinggi dibandingkan dengan slug kimia, yang mengakibatkan efisiensi sapuan 

makroskopik yang buruk, yang pada gilirannya menyebabkan penurunan perolehan 

minyak secara keseluruhan. Pernyatan ini sesuai dengan penelitian ini bahwa 

skenario 9 yang menggunakan rasio 1:2 memiliki nilai recovery factor paling 

optimal 29,3%. 

Peningkatan recovery factor dalam penelitian ini disebabkan oleh peran 

surfaktan yang dapat menurunkan tegangan antarmuka (interfacial tension/IFT) 

secara signifikan, yang mengubah sifat pembasahan batuan. Pengaruh ini semakin 
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kuat dengan adanya kontribusi alkali yang membantu mengurangi tingkat adsorpsi 

surfaktan anionik pada permukaan batuan reservoir. Selain itu, penambahan 

polimer meningkatkan viskositas fluida injeksi, yang pada gilirannya memperbaiki 

rasio mobilitas dan meningkatkan sweep efficiency (Mohsenatabar & Reza, 2020). 

Saat CO₂ diinjeksikan ke dalam reservoir, gas ini berperan sebagai pelarut (solvent) 

yang menyebabkan minyak sisa setelah proses waterflood mengalami swelling serta 

penurunan viskositas. Akibatnya, volume minyak sisa tersebut mengembang  dan 

menjadi lebih ringan, sehingga minyak lebih mudah diproduksikan (Merchant & 

Consulting, 2017) 

Pada Gambar 4.3 grafik ini menunjukkan bahwa injeksi ASP-CO2 sangat tepat 

untuk diterapkan pada lapangan X, Hal ini menunjukkan bahwa volume 

displacement efficiency pada Lapangan X lebih dipengaruhi oleh ASP dibanding 

efek CO2 flooding. Menurut (Li et al., 2024) ASP-CO2 mampu meningkatkan sweep 

efficiency dan displacement efficiency oleh ASP-CO2. Injeksi bergantian antara gas 

CO2 dan ASP meningkatkan kemampuan aliran microscopic minyak serta 

memperluas volume sweep gas secara macroscopic. 

 

Gambar 4. 2 Recovery factor vs Waktu pada berbagai skenario 

Berdasarkan hasil simulasi yang lakukan pada Gambar 4.3 tersebut, terlihat 

adanya variasi peningkatan oil recovery factor pada setiap skenario dibandingkan 

kondisi basecase. Nilai recovery factor pada basecase tercatat sebesar 54,7% dan 

menjadi acuan evaluasi kinerja skenario lainnya. Skenario 1 dan Skenario 4 

menunjukkan peningkatan recovery factor yang relatif kecil, masing-masing 

Primary 
secondary 

ASPAG 
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sebesar 0,9% dan 0,3%. Peningkatan yang lebih signifikan mulai terlihat pada 

Skenario 2, Skenario 6, dan Skenario 8, dengan tambahan recovery factor berturut-

turut sebesar 10,9%, 12,3%, dan 18,8%. Hasil terbaik ditunjukkan oleh Skenario 3 

dan Skenario 9. Skenario 3 menghasilkan recovery factor sebesar 79,7% dengan 

tambahan 25%, sedangkan Skenario 9 memberikan hasil paling optimal dengan 

recovery factor mencapai 84% dan additional oil recovery factor sebesar 29,3%. 

Menurut (Abdurrahman et al., 2019) Dalam menentukan rasio dan slug, sangat 

penting untuk menjaga jumlah air dan gas yang diinjeksi. Terlalu banyak air dapat 

menyebabkan pembentukan water tongue di bagian bawah reservoir dan 

mengurangi pemindahan makroskopik. Selain itu, terlalu banyak gas juga dapat 

menyebabkan pembentukan gas tongue di bagian atas reservoir, sehingga efisiensi 

penyapuan menjadi lemah. Penelitian (Abdurrahman et al., 2018) lain juga 

menjelaskan bahwa peningkatan ukuran slug CO2 dapat meningkatkan produksi 

kumulatif minyak. Namun, jika total volume CO2 yang diinjeksi melebihi 1 PV, 

perolehan minyak yang dihasilkan tidak menunjukkan peningkatan yang signifikan. 

 
Gambar 4. 3 Oil Rate dan Water Cut Skenario 9 Vs Time 

Pengaruh berbagai rasio dan slug injeksi ASP-CO2 terhadap laju produksi 

minyak di Lapangan X pada skenario 9 dengan nilai recovery factor tertinggi dapat 

dilihat pada Gambar 4. 4 hasil dari simulasi memperlihatkan rasio 1:2 dan slug size 

0,6 menghasilkan laju produksi tertinggi, dengan peningkatan laju alir minyak yang 

mulai terlihat pada akhir siklus ketiga, rata-rata laju produksi minyak per hari 

adalah sebesar 155 bbl/day. Pada kondisi basecase primary dan secondry, 

memberikan laju produksi rata-rata sebesar 600 bbl/day pada tahapan primary. 

Primary 

Secondary 

ASPAG 

Cycle 1 

Cycle 2 
Cycle 3 Cycle 4 
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Seiring berjalannya waktu, tekanan pada tahapan primary menurun sehingga 

kemampuan alir alami melemah dan perolehan minyak menjadi terbatas. Pada 

tahapan secondry laju produksi sebesar 545 bbl/day namun mengalami penurunan 

lebih lanjut, keterbatasan mekanisme dorongan air dalam mengalirkan minyak ke 

sumur produksi. Selain itu, water cut basecase pada injeksi air (Water Flooding) 

yang dihasilkan tetap stabil, sekitar 99,9%, yang menunjukkan bahwa sebagian 

besar fluida yang diproduksi terdiri dari air, sementara kontribusi minyak terbilang 

sangat kecil.  Air yang diinjeksi cenderung mengalir lebih cepat melalui jalur 

dengan pori-pori yang lebih besar, sementara tidak efektif dalam mendorong 

minyak memiliki pori-pori lebih kecil. Fenomena ini umum terjadi dalam proses 

waterflooding, di mana air yang diinjeksikan lebih mudah mengalir melalui jalur 

dengan permeabilitas tinggi, yang mengarah pada terjadinya early water 

breakthrough dan peningkatan water cut yang signifikan (Ghedan et al., 2009). 

Penurunan water cut setelah injeksi ASP-CO2 pada scenario 9 terdapat 

penurunan water cut 38 % yang menunjukkan bahwa injeksi ASP (Alkaline-

Surfactant-Polymer) bertindak untuk mengurangi interfacial tension (IFT) antara 

air dan minyak dalam reservoir. Namun, setelah peningkatan sementara pada oil 

production rate, kita melihat adanya penurunan oil rate yang bersamaan dengan 

peningkatan water cut pada periode berikutnya. Hal ini menunjukkan bahwa 

meskipun injeksi ASP-CO₂ awalnya meningkatkan produksi minyak, seiring 

berjalannya waktu, produksi minyak menurun karena air mulai diproduksi dalam 

jumlah yang lebih besar daripada minyak. Hal ini terlihat pada grafik, di mana 

setelah fase injeksi CO₂ dan ASP, terjadi penurunan produksi minyak yang diikuti 

dengan kenaikan water cut yang menunjukkan bahwa air mendominasi dalam aliran 

fluida yang diproduksi. 
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Gambar 4. 4 IFT Skenario 9 Vs Time 

 
Gambar 4. 5 Distribusi IFT 

Pada Gambar 4. 5 menunjukkan interfacial tension (IFT) hasil dari injeksi ASP-

CO₂, kita dapat melihat perubahan signifikan yang terjadi sepanjang waktu. Pada 

awalnya, sebelum dilakukan injeksi, IFT berada pada nilai 27 dyne/cm, yang 

menunjukkan adanya tegangan antarmuka tinggi antara minyak dan air di dalam 

reservoir. Tegangan ini mengindikasikan bahwa minyak dan air tidak tercampur 

dengan baik, yang menyulitkan pergerakan minyak dalam reservoir. setelah injeksi 

ASP-CO₂ terjadi penurunan tajam dalam nilai IFT, yang turun drastis hingga 10-2 

dyne/cm. Penurunan ini menunjukkan bahwa ASP-CO₂ berhasil mengurangi 

interfacial tension antara minyak dan air menjadi lebih mudah dipisahkan, sehingga 

minyak dapat mengalir dengan lebih lancar ke sumur produksi, sementara air yang 

terbawa akan berkurang secara signifikan. Injeksi CO2 berfungsi untuk 

meningkatkan mobilitas minyak dengan menurunkan viskositas minyak (Li et al., 

2024).  

inj

k 
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Gambar 4. 6 Oil Viscosity Skenario 9 Vs Time 

 
Gambar 4. 7 Distribusi Viskositas Minyak 

Pada Gambar 4.7 viskositas minyak yang awalnya 0,31 cp stelah di injeksikan 

CO2 terjadi penurunan viskositas 0,12 cp sehingga minyak menjadi lebih ringan dan 

mobilitasnya meningkat di media berpori. Penurunan viskositas ini 

mengindikasikan bahwa CO₂ berhasil mengurangi viskositas minyak dan 

meningkatkan mobilitasnya. Namun, setelah penurunan viskositas, terjadi kenaikan 

kembali viskositas minyak, meskipun injeksi ASP-CO₂ masih berlangsung. 

Kenaikan ini dapat disebabkan oleh berkurangnya efektivitas injeksi CO₂ setelah 

gas tersebut bergerak lebih jauh di dalam reservoir dan mulai kehilangan 

kemampuannya untuk terus mengurangi viskositas minyak. Setelah kenaikan 

tersebut, viskositas minyak akhirnya stabil pada angka 0,16 cp, yang menunjukkan 

bahwa meskipun injeksi CO₂ dan ASP telah berhasil meningkatkan produksi 

minyak, efektivitasnya menurun seiring berjalannya waktu karena gas CO2 terlepas 

dari minyak sehingga viskositas meningkat. CO2 yang terlarut dalam minyak dapat 

inj 
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menyebabkan penurunan viskositasnya. Besarnya penurunan viskositas ini 

bergantung pada viskositas awal minyak, dengan penurunan yang lebih signifikan 

terjadi pada minyak yang memiliki viskositas awal tinggi (Chathurangani & 

Halvorsen, 2015). 

 

 
Gambar 4. 8 Saturasi Minyak vs Waktu 

 
Gambar 4. 9 Distribusi Saturasi Minyak 

Pada awal produksi, saturasi minyak inisial pada lapangan X adalah sebesar 

0,65. Setelah dilakukannya injeksi ASP-CO2 selama 2 tahun terdapat perubahan 

saturasi minyak pada reservoir lapangan X yang dapat dilihat pada Gambar 4. 9 

menampilkan dampak dari berbagai skenario injeksi ASP-CO2 terhadap penurunan 

rata-rata saturasi minyak di Lapangan X. Injeksi dengan rasio 1:2 dan slug size 0,6 

menunjukkan penurunan saturasi minyak yang paling cepat dibandingkan dengan 

inj 
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skenario lainnya. Selain itu, penurunan saturasi yang tercatat juga lebih besar. Pada 

tahap awal, CO₂ yang diinjeksikan ke dalam reservoir minyak berinteraksi dengan 

minyak yang ada di dalam pori batuan. CO₂ memiliki kemampuan untuk 

melarutkan sebagian komponen minyak yang lebih ringan, mengurangi 

viskositasnya, dan meningkatkan mobilitas minyak tersebut. Fenomena ini dikenal 

dengan istilah oil swelling, di mana volume minyak meningkat karena CO₂ masuk 

ke dalam minyak, yang memungkinkan lebih banyak minyak tergerak menuju 

sumur produksi. 

Hasil pada penelitian ini ASP-CO2 menunjukkan cakupan sweep yang lebih luas 

serta displacement efficiency minyak yang lebih baik. Menurut (Li et al., 2024) 

saturasi minyak menurun dipengaruh gravitasi dan permeabilitas, gas CO₂ yang 

lebih banyak akan masuk ke lapisan-lapisan dengan porositas tinggi di bagian atas, 

sementara bahan ASP lebih cenderung menembus lapisan-lapisan berporositas 

tinggi di bagian bawah. Selain itu, peningkatan viskositas air akibat polimer yang 

ditambahkan dapat memperluas makroskopik. 

 

Gambar 4. 10 Kurva Permeabilitas Relatif  Setelah Injeksi ASP 

Pada penelitian ini, seperti yang terlihat Pada Gambar 4. 11 Curva 

Permeabilitas Relative, dapat dilihat perubahan yang terjadi setelah injeksi ASP-

CO₂. Sebelum dilakukan injeksi ASP-CO₂, kondisi awal menunjukkan Sor 0,3 dan 

Sw 0,7. Namun, setelah injeksi ASP-CO₂, Sor berkurang menjadi 0,18, sementara 

Sw meningkat menjadi 0,82, yang mengarah pada kondisi water-wet. Sebelumnya, 

Sor:0,3 Sor:0,18 
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titik perpotongan antara kro dan krw berada pada sw 0,56, namun setelah injeksi 

ASP, titik perpotongan antara kro dan krw berada pada sw 0,61. Menurut (Herawati 

et al., 2022) Perubahan ini terjadi karena proses adsorpsi yang terjadi pada 

surfaktan, yang dapat mengubah sudut kontak. Perubahan sudut kontak tersebut 

mempengaruhi kondisi wettability pada reservoir.
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BAB V 

PENUTUP 

5.1 Kesimpulan 

Berdasarkan penelitian mengenai ASP-CO2 yang telah dilakukan, dapat 

disimpulkan bahwa: 

1. Hasil dari simulator reservoir dengan menggunakan Model Konseptual 

Inverted 5-Spot menunjukkan bahwa pengaruh rasio dan slug size injeksi 

ASP-CO2 terhadap produktivitas Lapangan X adalah semakin besar jumlah 

injeksi ASP dalam perbandingan ASP-CO2, semakin tinggi additional oil 

recovery factor 

2. Skenario Injeksi ASP-CO2 yang optimum dilakukan untuk meningkatkan 

perolehan minyak pada Lapangan X adalah Skenario 9, dengan rasio 1:2 dan 

slug 0,6 dengan additional oil recovery factor sebesar 29,3% 

5.2 Saran 

Saran yang dapat diberikan untuk penelitian selanjutnya, yaitu sebagai 
berikut:  

1. Penelitian selanjutnya dapat melakukan uji sensitivitas pada parameter lain, 

seperti heterogenitas untuk mengetahui efek dari injeksi ASP-CO2 terhadap 

peningkatan recovery factor.  

2. Penelitian selanjutnya dapat melakukan variasi rasio dan slug size yang 

berbeda dengan penelitian ini, sehingga dapat melihat potensi peningkatan 

recovery factor. 
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LAMPIRAN 

Item Units Value 

Gross formation volume Ft3 8.7120E+06 

Formation pore volume Ft3 1.3939E+06 

Aqueous phase volume Ft3 4.8788E+05 

Original Oil In Place Ft3 9.0606E+05 

 

A. PERHITUNGAN SLUG SIZE 0,6  

Dik = PV = 1.393.900 ft3 > 1393900
5.61458

 = 248.264 bbl 

  Cycle time = 6 bulan = 2 cycle 

  Half cycle = 3bulan = 1 cycle 

  Peramalan = 2 Tahun = 4 cycle 

  Slug size =0.6 

 

a. Perhitungan slug size 

Slug size 0,6 PV = 0.6 x total 𝑃𝑜𝑟𝑒 𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒 = 0.6 x 248,264 = 148.958 

b. Perhitungan cycle 

Injeksi 1 cycle = 148.958
4

 =37.240 bbl 

Half injeksi = 37.240
2

 =18.620 bbl 

c. Perhitungan laju injeksi 

1. Skenario CO2-ASP (Rasio 1:1) 

Injeksi ASP = 18.620
90 𝑑𝑎𝑦

 =207 bbl/day 

Injeksi CO2 = 207 x 5,6 = 1.159 ft3/day 

2. Skenario CO2-ASP (Rasio 2:1) 

Half cycle = 37.240
3

 =12.413 

Injeksi CO2 = 12.413 𝑥 2 x 5.6
90 𝑑𝑎𝑦

 =1.545 ft3/day 

  Injeksi ASP = 12.413
90 𝑑𝑎𝑦

= 138 bbl/day  

3. Skenario CO2-ASP (Rasio 1:2) 
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Injeksi CO2 = 12.413 x 5,6
90 𝑑𝑎𝑦

= 772ft3/day 

Injeksi ASP = 12.413 𝑥 2
90 𝑑𝑎𝑦

=  276 bbl/day 

 

B. PERHITUNGAN SLUG SIZE 0,4  

Dik = PV = 1.393.900 ft3 > 1393900
5.61458

 = 248.264 bbl 

  Cycle time = 6 bulan = 2 cycle 

  Half cycle = 3bulan = 1 cycle 

  Peramalan = 2 Tahun = 4 cycle 

  Slug size = 0.4 

 

a. Perhitungan slug size 

Slug size 0,4 PV = 0.4 x total 𝑃𝑜𝑟𝑒 𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒 = 0.4 x 248,264 = 99.306 

b. Perhitungan cycle 

Injeksi 1 cycle = 99.306
4

 =24.827 bbl 

Half injeksi = 24.827
2

 =12.414 bbl 

c. Perhitungan laju injeksi 

1. Skenario CO2-ASP (Rasio 1:1) 

Injeksi ASP = 12.414
90 𝑑𝑎𝑦

 = 138 bbl/day 

Injeksi CO2 = 138 x 5,6 = 773 ft3/day 

2. Skenario CO2-ASP (Rasio 2:1) 

Half cycle = 24.827
3

 =8.276 

Injeksi CO2 = 8.276 𝑥 2 x 5.6
90 𝑑𝑎𝑦

 =1.030 ft3/day 

  Injeksi ASP = 8.276
90 𝑑𝑎𝑦

= 92 bbl/day  

3. Skenario CO2-ASP (Rasio 1:2) 

Injeksi CO2 = 8.276 x 5,6
90 𝑑𝑎𝑦

= 515ft3/day 

Injeksi ASP = 8.276 𝑥 2
90 𝑑𝑎𝑦

=  184 bbl/day 
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C. PERHITUNGAN SLUG SIZE 0,2  

Dik = PV = 1.393.900 ft3 > 1393900
5.61458

 = 248.264 bbl 

  Cycle time = 6 bulan = 2 cycle 

  Half cycle = 3bulan = 1 cycle 

  Peramalan = 2 Tahun = 4 cycle 

  Slug size =0.2 

 

a. Perhitungan slug size 

Slug size 0,2 PV = 0.2 x total 𝑃𝑜𝑟𝑒 𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒 = 0.2 x 248.264 = 49.653 

b. Perhitungan cycle 

Injeksi 1 cycle = 49.653
4

 =12.413 bbl 

Half injeksi = 12.413
2

 =6.207 bbl 

c. Perhitungan laju injeksi 

1. Skenario CO2-ASP (Rasio 1:1) 

Injeksi ASP = 6.207
90 𝑑𝑎𝑦

 = 69 bbl/day 

Injeksi CO2 = 69 x 5,6 = 386 ft3/day 

2. Skenario CO2-ASP (Rasio 2:1) 

Half cycle = 12.413
3

 = 4.138 

Injeksi CO2 = 4.138 𝑥 2 x 5.6
90 𝑑𝑎𝑦

 =515ft3/day 

  Injeksi ASP = 4.138
90 𝑑𝑎𝑦

= 46 bbl/day  

3. Skenario CO2-ASP (Rasio 1:2) 

Injeksi CO2 = 4.138 x 5,6
90 𝑑𝑎𝑦

= 257ft3/day 

Injeksi ASP = 4.138 𝑥 2
90 𝑑𝑎𝑦

=  92 bbl/day 
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D. Recovery Factor Skenario 

 
Basecase 

 
Skenario 1 

 
Skenario 2 
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Skenario 3 

 
Skenario 4 

 
Skenario 5 



46 
 

 
 

 
Skenario 6 

 
Skenario 7 

 
Skenario 8 
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Skenario 9 

E. Hasil Injeksi (5, 10, dan 20 Tahun) 

 
Injeksi 5 Tahun 

 
Injeksi 10 Tahun 
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Injeksi 20 Tahun 
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