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Resumen: La simulacion numérica de yacimientos es la principal herramienta
utilizada para determinar el comportamiento del flujo de fluidos bajo diversas
condiciones de explotacion. Esta herramienta considera implicitamente la variacion
de las propiedades fisicas de los fluidos a través del yacimiento y a lo largo del
tiempo de produccion. Actualmente la Escuela de Ingenieria de Petroleo cuenta con el
recientemente desarrollado simulador de yacimientos SYEP, desarrollado como
alternativa a los costosos simuladores comerciales. Esta herramienta consta de un
modulo generador de propiedades fisicas de fluidos con base en correlaciones
empiricas (GPVT). En este modulo se encuentra implementada una sola correlacion
para cada propiedad de fluidos, lo cual limita su aplicabilidad para diferentes
condiciones de yacimientos. El objetivo de este Trabajo Especial de Grado es
implementar las correlaciones de PVT mas utilizadas a nivel mundial considerando
sus rangos de aplicabilidad de acuerdo a las caracteristicas de fluidos y yacimiento.
Las correlaciones implementadas permitieron el desarrollo de un modulo generador
de propiedades PVT mejorado, dando origen a GPVT2.0. En este nuevo programa se
introducen las caracteristicas basicas de los fluidos y yacimiento, se seleccionan las
correlaciones apropiadas para esas caracteristicas de acuerdo sus rangos de
aplicabilidad y se generan las propiedades de fluidos en forma tabular y grafica. La
importancia pedagodgica radica en educar al usuario acerca de los rangos de
aplicabilidad de las correlaciones alli implementadas, y su correcta seleccion
dependiendo de las caracteristicas del yacimiento al cual se le quieran calcular las
propiedades PVT, y como ésta seleccion influye en el resultado generado. Se
validaron las correlaciones implementadas en GPVT2.0 mediante la comparacion con
otro programa generador de propiedades de fluidos desarrollado por Amoco Corp.
Adicionalmente se validaron los resultados generados por GPVT2.0 realizando una
comparacion con un analisis de fluidos de un yacimiento de crudo mediano del
occidente de Venezuela, el cual fue desarrollado por CoreLab. Estas comparaciones
indicaron que los resultados generados por GPVT2.0 fueron completamente
satisfactorios, con lo cual se puede proceder a su utilizacion inmediata en SYEP.
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INTRODUCCION

El desarrollo del Simulador de Yacimientos Escuela de Petroleo (SYEP) se encuentra
en su fase inicial, en proceso de incorporarle nuevos médulos que puedan llevar a
cabo funciones y trabajos que realizan actualmente los simuladores comerciales

similares.

Actualmente el simulador posee la aplicacion Generador de PVT (GPVT) que incluye
so6lo dos correlaciones para el célculo de las propiedades fisicas del petrdleo, tres
correlaciones para las propiedades fisicas del gas y dos para las propiedades fisicas
del agua. Estas correlaciones tienen un rango de aplicabilidad reducido, lo que
disminuye la precision y confiabilidad de los PVT’s generados si las condiciones del
yacimiento son diferentes al rango de aplicabilidad para las cuales fueron

desarrolladas.

El desarrollo de este Trabajo Especial de Grado tiene importancia desde el punto de
vista técnico y pedagogico. La importancia técnica radica en que se podra evidenciar
las diferencias que existen en los resultados de un proceso de generacion de
propiedades PVT cuando se usan correlaciones sin tomar en cuenta el rango de

aplicabilidad. También se podra constatar la consistencia de los datos PVT generados.

La importancia pedagdgica de este trabajo es que la Escuela de Petréleo de la U.C.V.
contaria con una herramienta de simulacion numérica de yacimientos que incluye un
modulo Generador de PVT (GPVT2.0) consistente, probado y con un amplio rango de
aplicabilidad, disminuyendo la dependencia de paquetes comerciales de simulacion
numérica de yacimientos que implican la utilizacion de recursos econdmicos, que

pudieran ser destinados para otro fin en beneficio del estudiantado.

La simulacion numérica permite por medio de sistemas de ecuaciones fundamentadas



en la ecuacion de balance de masa y en la Ley de Darcy, relacionar:

e Las propiedades geométricas y petrofisicas de la roca como: porosidad,
permeabilidad, arcillosidad (net-to-gross), profundidades y espesores.

e Los datos PVT, de petroleo negro (black-oil) proporcionan: factores volumétricos
de formacion (8., S y Pe), relacion gas-petroleo y viscosidades (i, tw y Uyo)-

e Las condiciones de borde, locales y globales, tales como: condiciones
operacionales de los pozos (BHP min., THP min.), asi como el numero y

arquitectura de los pozos (vertical u horizontal).

El resultado de este proceso genera la distribucion de presiones y saturaciones de

fluidos a través del yacimiento.

Luego del acoplamiento con el modelo del pozo (Peaceman®) con la simulacion
numérica, se va a obtener las tasas de fluidos considerando las condiciones
anteriormente mencionadas, y como resultado final la produccion acumulada de

petroleo, agua y gas.

El objetivo de este Trabajo Especial de Grado es mejorar el modulo de Generador de
PVT para petroleo, gas y agua a partir de la inclusion de correlaciones con amplio
rango de aplicacion, creando asi el nuevo modulo generador de propiedades de

fluidos GPVT2.0.

Los objetivos especificos de este trabajo son:

e Seleccionar, programar e implantar las correlaciones de propiedades PVT de
petréleo, agua y gas en SYEP.

e Demostrar la importancia de la aplicacion correcta de las correlaciones,
dependiendo de las condiciones del yacimiento.

e Mejorar el proceso de visualizacion de graficos y generador de tablas de

propiedades PVT del SYEP.



CAPITULO1

1 MARCO TEORICO
1.1 Analisis PVT

Los Analisis de PVT son resultados de pruebas de laboratorio que se practican a
muestras representativas de los fluidos de un yacimiento petrolifero para simular su
comportamiento ante los cambios de presion y temperatura que experimentan en su

transito desde el medio poroso hasta el tanque de almacenamiento.

Estas pruebas deben simular el proceso de liberacion de gas — petroleo desde el

yacimiento hasta los separadores.

1.1.1 Pruebas que se le practican a las muestras

e Composicion de la Muestra

e Liberacion Instantanea

e Liberacion Diferencial

e Volumen Constante

e Liberaciéon Compuesta

e Prueba de Separadores

e Variacion de la Viscosidad

Para poder realizar las pruebas antes mencionadas, es necesario contar con muestras

representativas del yacimiento en estudio.

A continuacion se presenta una breve descripcion de las pruebas de laboratorio que se

le practican a las muestras de fluidos de yacimientos.

15



1.1.1.1 Composicion de la Muestra

El anélisis composicional de los fluidos nos permite determinar el porcentaje molar
de los componentes. Las técnicas usadas en la determinacion de la composicion de
una mezcla de hidrocarburos incluyen cromatografia y destilacion. Muestras gaseosas
son analizadas Unicamente por cromatografia desde el Ci hasta el Ci:. Muchas veces

el analisis s6lo alcanza hasta el Cs*o C7'.

La composicion de una muestra de fondo o recombinada se puede obtener haciendo
una liberacion instantanea (flash) en el laboratorio, y el gas liberado es analizado
separadamente del liquido remanente. En este caso es necesario hacer
recombinaciones para obtener la composicion de la muestra de yacimiento. El
informe muestra el analisis composicional del fluido del yacimiento. Usualmente, se
reporta la composicion de la muestra individual de liquido y de gas del separador

junto con la composicion del fluido recombinado.

La recombinacion de la muestra de gas y petréleo debe basarse en la RGP del
separador. Si la RGP disponible es la de gas del separador con respecto al liquido de
tanque, entonces debe determinarse el factor de merma del liquido del separador para

saber cuanto de este se debe utilizar en la recombinacidn.

1.1.1.2 Liberacion Instantanea

La prueba consiste en llevar una muestra de fluido del yacimiento a una celda PVT en
el laboratorio, con una presion mayor o igual a la del yacimiento y a temperatura del
yacimiento. La presion se va reduciendo por etapas produciendo incrementos en el

volumen, los cuales son medidos, como se puede apreciar en la Figura 1.1.

Durante la prueba la composicion del fluido se mantiene constante, debido a que en

ningiin momento el gas liberado es retirado de la celda. El comportamiento de la

16



presion con respecto al volumen es casi lineal para presiones altas (fluido
monofasico), al disminuir la presiéon se produce un cambio en la pendiente, este

cambio de pendiente corresponde al cambio de fase 6 aparicion de una segunda fase.

Para el caso de yacimientos de gas condensado o yacimientos de petrdleo volatil (alto
encogimiento y mayor vaporizacion) se utilizan celdas visuales, y para yacimientos
de petréleo negro (bajo encogimiento y menor vaporizacién) se usa una celda no

visual.

Caracteristicas resaltantes de la Liberacion Instantanea:

e Se realiza a temperatura constante

e Seinicia con una presion mayor a la presion de burbujeo (Pp)
e Se va disminuyendo la presion en varias etapas

e Se va midiendo el volumen total (gas + liquido)

La liberacion de gas en la superficie es de tipo instantanea, ya que el gas y el liquido
se mantienen en contacto en la tuberia de produccion, las lineas de flujo y en los
separadores, no existen cambios de la composicion total del sistema, hay agitacion
permanente y equilibrio entre las fases. Cuando el gas liberado en el yacimiento no

llega a la saturacion de gas critica (Sg.) se estd produciendo una Liberacion

Instantanea.
Presion Presion Presion
inicial inicial inferior a P,
>4 >
Petroleo Petroleo Gos

Petroleo

//
o 7 T

Figura 1.1 Diagrama del Proceso de Liberacion Instantanea

-
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De la prueba de liberacion instantanea se obtienen los siguientes resultados:

e Presion de burbujeo

e Volumen relativo de la muestra en funcion de la presion (V/Vy,)

e Compresibilidad del petroleo (por encima del punto de burbujeo) en funcion de la

presion

1.1.1.3 Liberacion Diferencial

Es un estudio a composicion variable, el cual se realiza en el laboratorio para simular
el comportamiento de los fluidos en el yacimiento, durante la disminuciéon de la
presion. El proceso comienza con una presion igual a la presion de burbujeo y a

temperatura de yacimiento.

Luego se expande la muestra hasta una presion inferior manteniendo la temperatura
de yacimiento constante. La celda es agitada hasta alcanzar el equilibrio entre las
fases. El gas liberado es desplazado de la celda a presion constante, como se aprecia

en la Figura 1.2.

El gas liberado es medido utilizando un gasémetro y posteriormente es analizado para
obtener su composicion y gravedad especifica. También se toman medidas de los
volumenes de muestra antes (liquido y gas) y después de liberar el gas (liquido) a la

presion a la cual se realizo la liberacion diferencial.
El proceso es repetido por etapas hasta alcanzar la presion atmosférica.
Posteriormente la temperatura es reducida a 60 °F y el volumen remanente de liquido

es medido, y se le denomina petroleo residual.

La diferencia que existe entre la prueba de liberacion diferencial y la prueba de

liberacion instantanea es que en la prueba diferencial el gas que sale de solucion es
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removido de la celda de prueba. El fluido remanente en la celda va perdiendo
progresivamente componentes livianos, lo que origina una variacion de la

composicidn del sistema y por ello una variacion del diagrama de fases.

La liberacion de gas en el yacimiento se considera intermedia entre diferencial e
instantanea aunque se acerca mas a diferencial, debido a la elevada caida de presion

en la cercania a los pozos.

Caracteristicas resaltantes:

e Agotamiento de presion a través de varias separaciones gas - petroleo

e Se retira el gas que se libera en cada etapa de despresurizacion, lo que implica una
variacion en la composicion del fluido

e Temperatura constante hasta alcanzar la Py,

e Se inicia la prueba con una presion mayor que la presion de burbujeo

e Luego de cada disminucioén de presion hay que esperar el equilibrio para que se

libere todo el gas a esa presion.

Presion de Presion inferior
burbujeo alaPb
> >
Petroleo Gas Patrdlan

Petrolen

1
g

Figura 1.2 Diagrama del Proceso de Liberacion Diferencial

De la prueba diferencial se obtiene:
e Relacion gas petrdleo en solucion (Ry)

e Factor volumétrico del petréleo (5,)
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e Factor volumétrico total (5,

e Densidad del petroleo (p,)

e Factor de compresibilidad del gas,( Z)

e Factor volumétrico del gas, (5,)

e Gravedad especifica del gas, (yg)

e Gravedad API del crudo residual, (°4PI)

1.1.1.4 Liberacion a Volumen Constante

En la prueba diferencial se desaloja todo el gas que se libera de solucion a cada etapa
de despresurizacion, (como se aprecia en la Figura 1.3), esto implica que todo el gas
que se libera en el yacimiento es inmediatamente producido y que la respuesta del
yacimiento depende de la fase liquida, asi que no describe adecuadamente el proceso
de liberacion de gas que ocurre cuando se explotan yacimientos de petroleo volatil y

condensado.

Lo que ocurre en la prueba de liberacioén a volumen constante es una declinacion de la
presion promedio de un yacimiento volumétrico de gas condensado o petroleo volatil.
En este yacimiento ocurre condensacion retrégrada al descender la presion del
yacimiento por debajo de la presion de rocio y revaporizacion del liquido al continuar

disminuyendo la presion.

De la prueba de liberacion a volumen constante se obtiene:

e Composicion del fluido producido vs. presion del yacimiento

e Saturacion de condensado en el yacimiento, condensacion y re-vaporizacion, que
ocurre durante el agotamiento de la presion

¢ Balance de materiales en el yacimiento que provee de la presion del yacimiento

en funcion de los volumenes producidos.
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Figura 1.3 Diagrama del proceso de Liberacion a Volumen Constante

A continuacion se presenta una comparacion entre los tipos de liberacion

mencionados anteriormente.

Tabla 1.1 Comparacion entre las tres Liberaciones

(Tomado de Farias, L.55)

Informacion

medida

Liberacion Liberacion Liberacion a
Instantanea Diferencial Vol. Constante
1. Presion de 1. Factor 1. Presion de

saturacion
2. Volumen total de
fluido

3. Factor de
compresibilidad
del gas (2)

4.Compresibilidad
del liquido
subsaturado

Volumétrico de
Formacion de
petrdleo

2. Densidad del
petroleo

3. Factor de
compresibilidad
del gas (2)

4. Viscosidad del
liquido y gas

5. Relacion gas
petroleo

6. Gravedad
especifica del gas

saturacion

2. Factor de
compresibilidad

del gas (2)

3. Viscosidades del
gas y del liquido

4. Saturacion del
liquido

5. Fraccion del gas
removido
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Tabla 1.1 Comparacion entre las tres Liberaciones (continuacion)

* No se extrae |* La composicion | * El volumen del
fluido de la celda de | del fluido contenido | sistema a la presion
prueba. en la celda cambia | de rocio debe ser
* También se le | constantemente por | medido
Comentarios | conoce como | la extraccion de | cuidadosamente.
liberacion a masa | componentes mas | * El yacimiento
constante. livianos. (celda de prueba) es

* La viscosidad del
gas es usualmente

representado por un
fluido biféasico.

calculada.

1.1.1.5 Liberacion Compuesta

La liberaciéon compuesta combina la liberacion diferencial y la instantanea para
reproducir mejor la liberacion que efectivamente ocurre en todo el sistema yacimiento

- instalaciones de superficie.

El experimento se realiza usando dos celdas, una principal que simula las condiciones
del yacimiento, y otra de menor volumen denominada celda auxiliar que simula las
instalaciones de superficie. Inicialmente la celda principal se carga con crudo
representativo a una presion superior a la presion de burbujeo y a la temperatura del
yacimiento para asegurar que el fluido inicial sea monoféasico. La celda auxiliar est4

vacia al empezar el experimento.

El volumen final de petroleo que queda en la celda auxiliar luego que se han simulado
las separaciones instantaneas correspondientes a separadores y al tanque de prueba es

usado para calcular el factor volumétrico del petrdleo y la relacion gas petréleo.

1.1.1.6 Prueba de Separadores

Son pruebas de liberacion instantdnea que se realizan en uno o varios separadores en
el laboratorio, con el objeto de medir el efecto de las condiciones de separacion (P'y

T) en superficie sobre las propiedades del crudo (Boy Rs).
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Al variar la presion de separacion se puede obtener una presion 6ptima que produzca
la mayor cantidad de petréleo en el tanque. El procedimiento a seguir para realizar
una prueba de separador, es tomar una muestra de fluido del yacimiento y llevarla a
una celda en el laboratorio a temperatura de yacimiento y presion mayor a la de

burbujeo.

El liquido de la celda se traslada a un sistema de separacion por etapas, el nimero de
etapas depende de la presion a la que se encuentre originalmente el fluido y de la

RGP.

De la prueba de separadores se obtiene:

e Factor volumétrico del petroleo a Py,

e Relacion gas - petroleo a P, en cada etapa de separacion y total
e Gravedad API del petrdleo de tanque

e Composicion del gas separado en cada etapa

Las pruebas de separacion son usualmente repetidas para varias presiones. La presion
Optima de separacion es la presion que permite la méxima produccion de petroleo con
la maxima gravedad API, la minima relacion gas petréleo y con el minimo factor

volumétrico del gas.

1.1.1.7 Variacion de Viscosidad

La viscosidad del petréleo con gas en solucion se determina experimentalmente
usando un viscosimetro de bola rodante o tubo capilar que permiten medir Lo a
cualquier presion y temperatura. El agotamiento de presion se realiza a temperatura
constante siguiendo un proceso de liberacion diferencial. La viscosidad del gas se

determina generalmente a través correlaciones que se describen mas adelante.
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El liquido usado en cada medida es el liquido remanente de la prueba diferencial al

cual se la ha extraido todo el gas que contenia en solucion a esa presion.

1.1.2 Limitaciones de las Pruebas de Laboratorio

La muestra de fluido tomada no representa adecuadamente la composicion original de
los fluidos del yacimiento cuando:
e La muestra se toma a presion de yacimiento menor a la presion de burbujeo

e El pozo produce agua y/o gas libre

Los procesos de liberacion de laboratorio no simulan el proceso combinado

diferencial — instantdneo que ocurre en el yacimiento.

Hay que tener mucho cuidado al extrapolar los resultados del laboratorio al campo, ya
que pequefios errores en las pruebas producen grandes y graves errores en el balance
de materiales, cotejo y prediccion. En el muestreo de separador, pequenos errores
(5%) en la tasa de petrdleo y en la tasa de gas, producen errores en la presion de

burbujeo de hasta 150 Ipc.

1.2 Correlaciones Matematicas

Cuando no se cuenta con informacion experimental o las muestras de las pruebas no
son confiables, se hace necesario determinar las propiedades de los fluidos mediante
correlaciones empiricas. Estas correlaciones son desarrolladas a partir de datos de
laboratorio o de campo, y son presentadas en forma de ecuaciones numéricas o
expresiones analiticas. En la literatura existe gran variedad de estas correlaciones, las
cuales se obtuvieron a partir de estudios realizados a diferentes tipos de crudos, por lo
tanto el uso de cualquiera de estas debe ser sustentado con argumentos sélidos de

produccion que adopte el modelo seleccionado.
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1.3 Propiedades de los Fluidos

1.3.1 Propiedades Fisicas del Petroleo

e Gravedad Especifica, y,:

La Gravedad Especifica del Petroleo, 7, se define como la razon de la densidad del
petroleo a la densidad del agua dulce, ambas medidas a la misma presion y
temperatura.

v, _ P (1.1)
Py

La Gravedad Especifica (adimensional) normalmente es reportada como 60°/60°, esto
significa que las dimensiones del petroleo y del agua fueron medidas a 60°F y a

presion atmosférica.

Para el petréleo es de uso comun la gravedad API (American Petroleum Institute),

definida mediante la siguiente relacion:

141.5
Yo

° API =

~1315 (1.2)

Donde, °API, es la gravedad API del petréleo, y y, la gravedad especifica petroleo a
60°/60°. Obsérvese que petroleos mas livianos que el agua y, < 1.0, tienen *API >

10, y mas pesados que el agua tienen °API < 10. Al agua, %, = 1.0, le corresponde

una °API de 10.

e Presion de Burbujeo, Py:

La presion de burbujeo, P, o presion de punto de burbujeo como también se le llama,

se define como la presion a la cual se forma la primera burbuja de gas al pasar un
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sistema del estado liquido al estado bifasico, donde la fase liquida esta en equilibrio

con una cantidad infinitesimal de gas libre.

A presiones por debajo de la presion de burbujeo se forman dos fases en equilibrio:
liquida (crudo con gas en solucidon) y gaseosa (gas natural). La fase liquida esta
constituida por crudo saturado con gas natural, por esto a estas presiones se les llama

de saturacion, Pi.

e Solubilidad del Gas en el Petroleo, R, :

La razon gas disuelto - petroleo (gas en solucion) o solubilidad del gas en el petroleo,
R, se define como el nimero de pies cibicos normales (PCN) de gas que pueden
disolverse en un barril normal (BN) de petroleo cuando ambos son llevados a las

condiciones de presion y temperatura prevalecientes en el yacimiento.

Se dice que un crudo estd saturado con gas cuando tiene en soluciéon la méxima
cantidad de gas que el admite, y en este caso, al reducir un poco la presiéon ocurre

liberacion de gas.

Si el crudo tiene una cantidad de gas inferior a la que puede admitir a ciertas
condiciones de Py T se dice que el crudo esta subsaturado (no saturado), o sea, que
tiene una deficiencia de gas. En un crudo, si se dispone de suficiente gas y se puede
someter el petroleo a altas presiones y temperaturas, puede decirse que el gas es

infinitamente soluble en el petroleo.

Lo que limita la solubilidad del gas en el petrdleo en el yacimiento, son las
condiciones de presion y temperaturas que alli existan y por supuesto la cantidad del
gas disponible. Por esta razén se encuentran yacimientos con capa de gas inicial
(exceso de gas a las condiciones de Py T existentes) y yacimientos subsaturados (no

saturados).
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Petréleo
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Figura 1.4 Comportamiento de R; vs. presion a temperatura constante

Presion (Lpca)

En la Figura 1.4 se observa que R, aumenta con la presion hasta llegar a la presion de
burbujeo, P, a partir de la cual se mantiene constante. La razon de esto, es que al
llegar al punto de burbujeo no existe mas gas disponible para entrar en solucién con
el petroleo. Asi, por arriba de la presion de burbujeo el petroleo estd subsaturado ya
que una disminucion de presion no causa liberacion de gas (R, es constante); sin
embargo, por debajo de la presion de burbujeo el petroleo estd saturado, ya que una

disminucion de presion origina una liberacion de gas.

Los factores que afectan la solubilidad del gas en el petroleo son:

e Presion: Al aumentar la presion, aumenta R;

o Temperatura: Al aumentar la temperatura disminuye R

e Gravedad del petroleo: Al aumentar la gravedad API aumenta R,

e QGravedad del gas: Al aumentar la gravedad especifica del gas aumenta R;

e Tipo de Liberacion: La manera como se separa el gas del petroleo produce

diferentes valores de R;, segln si es instantanea ¢ diferencial.

e Factor Volumétrico de Formacion, f,:

El Factor Volumétrico de Formacion, f,, se define como el volumen que ocupa a

condiciones de yacimiento un barril normal de petréleo més su gas en solucion.
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También, puede definirse como el cambio de volumen que experimenta la fase
liquida al pasar de las condiciones de yacimiento a las condiciones de superficie

como consecuencia de la expansion liquida y/o liberacion del gas en solucion.

Factor
Volumétrico de
Formacion
del Petréleo

BY/BN
( ) Presion del Punto

]
|
1
1
1
1
1
|
|
/ de Burbujeo
1
1

Presion (Lpca) o

Figura 1.5 Comportamiento de S, vs. presion a temperatura constante

Debido a que no se libera gas de solucion cuando la presion disminuye desde su valor
inicial hasta la presion de burbujeo (asumiendo que la presion inicial es mayor que la
presion de burbujeo), el fluido de yacimiento permanece en estado monofasico
(petréleo subsaturado), sin embargo, como los liquidos son ligeramente compresibles,
el volumen aumenta un poco desde la presion inicial hasta la presion de burbujeo,

como se puede observar en la Figura 1.5.

Por debajo de la presion de burbujeo, la expansion liquida continua, pero su efecto
sobre el aumento en volumen es insignificante comparado con un efecto mucho

mayor: la reduccion en el volumen liquido debido a la liberacion del gas en solucion.

e Compresibilidad del Petréleo, C,:

oy eqe . , . . -1
En general, la compresibilidad isotérmica de un fluido, C en Ipc™, se define como el
cambio fraccional en volumen cuando la presion es cambiada a temperatura

constante, esto es:
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1 (ov
c_——x(a—Pl (1.3)

Donde ¥V se refiere a volumen, P a presion y T a temperatura.

La compresibilidad de un petréleo subsaturado (petrdleo que esta por arriba de la

presion del punto de burbujeo) se define de la siguiente manera:

ST CAPRTLA T ",
Vo aP T po aP T ﬂo aP T

Como el volumen de un liquido subsaturado disminuye a medida que la presion

aumenta, C, es positiva. Para algunos crudos de ciertos yacimientos, C, es
esencialmente constante por arriba del punto de burbujeo, mientras que en otros varia

con la presion.

e Factor Volumétrico Total, f;:

El Factor Volumétrico Total o Bifasico, f;, se define como el volumen que ocupa a
acondiciones de yacimiento un barril normal de petréleo mas su gas originalmente

(inicialmente) en solucion.

En otras palabras, este factor incluye el volumen liquido, f, mas el volumen de la
diferencia entre la solubilidad inicial del gas en el petroleo, Ry;, y la solubilidad actual
del gas en el petroleo R, en el yacimiento. Si el factor volumétrico del gas es f, en
BY/PCN, para el gas en solucion, el factor volumétrico total puede determinarse

mediante la siguiente ecuacion:

B, =B, +R; =R)*p, (1.5)
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Donde:

b Factor Volumétrico total, BY/BN

Do Factor Volumétrico del petroleo, BY/BN

Lo Factor Volumétrico del gasa Py 7, BY/PCN
Ry Solubilidad del gas en el petroleo a P, PCN/BN
R;: Solubilidad del gas en el petréleo a P, PCN/BN

Factor | e
Volumétricode | et
Formacion [ .t
del Petrdleo | .
“““

BY/BN L,
( ) Presién del Punto

/ de Burbujeo

Presion (Lpca)
Figura 1.6 Comportamiento de S,y f:Vs. presion a temperatura constante
Por arriba de la presion de burbujeo, Ry, = R,, y el Factor Volumétrico Total es igual

al Factor Volumétrico del petroleo, S, = f,. El comportamiento de £, vs. Presion se

observa en la Figura 1.6
Sin embargo, por debajo de la presion de burbujeo a medida que la presion disminuye
el f, disminuye pero el f; aumenta debido a que el término (R,; - R,) x S, aumenta
puesto que S, aumenta y R, disminuye mientras que R,; es un valor constante.

e Viscosidad del Petroéleo, u,:
En general, la viscosidad de un fluido es una medida de la friccion interna o

resistencia que ofrecen sus moléculas a fluir (moverse). En el caso de petroleo deben

distinguirse dos tipos de viscosidad: viscosidad de un petrdleo sin gas en solucion, y
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viscosidad de un petroleo a determinada P y T llevando consigo la cantidad de gas,

R, que puede disolverse a esas condiciones.

En ambos casos, el efecto de la temperatura es disminuir la viscosidad, sin embargo,
la presion en el primer caso aumenta la viscosidad y en el segundo la disminuye, ya
que el efecto de disminucion de la viscosidad por gas en solucion es mayor que el
efecto por compresibilidad del petréleo. El comportamiento de la viscosidad con el

cambio de presion se observa en la Figura 1.7.

[}

Presién del Punto de

/ Burbujeo

Viscosidad del
Petréleo (cn)

Presion (Lpca)

Figura 1.7 Comportamiento de x, vs. presion a temperatura constante

La unidad de medida de la viscosidad dindmica o absoluta, 1, normalmente referida
como viscosidad es el centipoise o poise. Una relacion entre varios sistemas de
unidades esta dado por:

1 ¢p=0.01 poise =0.001 Pa.s =6.72 X 10™ Ibs/(pie-seg) (1.6)

La viscosidad cinematica de un fluido, v, es la viscosidad absoluta, x, dividida por la

densidad, p en grs/cm’. Esto es:

y=*H (1.7)
P

Donde, la unidad medida es el stoke o centistoke (1cst = 0.01 stokes).
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La ecuacion (1.7) requiere el conocimiento de la densidad como funciéon de 7. La

siguiente ecuacion puede ser utilizada para determinar la densidad a la temperatura de

interés:

p, = p,,(1.022-0.000378T) (1.8)
Donde:
Do: Densidad del petréleo a 1 atm. y 7, Ibs/pie’
Dol : Densidad del petréleo a condiciones normales, (p,; = 62.4 7,), bs/pie’
T: Temperatura, °F

El efecto de la temperatura sobre la viscosidad de petréleos sin gas en solucion

(muertos) y productos destilados, es disminuirla.
e Densidad del Petrdleo, p,:

La Densidad del Petroleo, p, en lbs/pie’, a presiones menores o iguales a la presion

de burbujeo (P < Pp) se determina mediante la siguiente ecuacion:

3507, +0.0764y , R,

Po 56150, (1)
Donde:
Dot Densidad del petréleo, Ibs/pie’
Lo Factor volumétrico del petroleo, BY/BN
R Solubilidad del gas en el petréleo, PCN/BN
Yo Gravedad especifica del petroleo, (agua = 1)
Yed: Gravedad especifica del gas disuelto, (aire = 1)
350: Densidad del agua condiciones normales
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0.0764: Densidad del aire a condiciones normales, Ibs/pie’

5.615: Factor de conversion

Y a presiones mayores que la presion de punto de burbujeo (P > P;), se determina

mediante la siguiente ecuacion:

P, = Py explC, - (B, - P)] (1.10)
Donde:
Do Densidad del petréleo, Ibs/pie’
Pob: Densidad del petrdleo a Py, lbs/pie3
Py: Presion de burbujeo, Ipca.
Co: Compresibilidad isotérmica del petroleo, Ipc™

1.3.2 Propiedades Fisicas del Gas

e Gravedad Especifica, y,:

La Gravedad Especifica del Gas se define como la razéon de densidad del gas a la
densidad del aire, ambas medidas a las mismas condiciones de presion y temperatura.
Como la gravedad del gas se mide generalmente a condiciones normales (14.7 Ipca y

60°F), tanto el gas como el aire se comportan como gases ideales y puede escribirse:

_Pe
P

Ve (1.11)

e Factor de Compresibilidad Z:

Las ecuaciones aplicadas a los gases ideales solo se cumplen a presiones y
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temperaturas relativamente bajas. Con el proposito de utilizar la ecuacion general de

los gases a altas presiones y temperaturas es necesario modificar la ecuacion.

PV =nRT (1.12)

El método mas comun de corregir estas ecuaciones, consiste en introducir un factor
de correccion denominado Factor de Compresibilidad o de desviacion del gas, Z. Asi

la Ec. (1.12) se convierte en:

PV =nZRT (1.13)

Este factor adimensional es afectado por presion, temperatura y composicion del gas,

y varia por lo general entre 0.70 y 1.20; 1 representa el comportamiento ideal.

Este factor se puede obtener experimentalmente dividiendo el volumen real de n
moles de un gas a Py T por el volumen ideal ocupado por la misma masa de gas a

iguales condiciones de Py T.

El valor de Z para diferentes gases ha sido determinado en base a la Ley de los
Estados Correspondientes, el cual establece que a las mismas condiciones de presion
y temperatura seudorreducidas, todos los gases tienen el mismo Factor de
Compresibilidad Z.

e Presion y Temperatura Seudocriticas de Gases Naturales, P,. y T;.:

Son conceptos que se introdujeron con la idea de estudiar el comportamiento de las

mezclas gaseosas.

Una serie de métodos han sido propuestos para determinar estas propiedades

seudocriticas cuando se conoce la composicion de la mezcla gaseosa, en general
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suponen que cada componente contribuye a la presion y temperatura seudocriticas en
proporcion a su porcentaje de volumen en el gas y a la presion y temperatura criticas,

respectivamente, de dicho componente.

e Presion y Temperatura Seudocriticas del Componente Pesado,

Pscc7+y Tscc7+:

En el andlisis cromatografico del gas natural y del gas condensado, solo se analizan
los componentes hidrocarburos del metano al hexano, C; a Csy los componentes no

hidrocarburos N,, CO,, H>S'y O..

El resto, o sea los elementos mas pesados que aparecen en pequefias proporciones
como el Cg; (hexanos y componentes mas pesados) o C7+ (heptanos y componentes
mas pesados) se expresan como un solo componente del sistema y generalmente son

caracterizados por su peso molecular y gravedad especifica.
e Factor Volumétrico del Gas, f,:

El Factor Volumétrico del Gas se define como el volumen (generalmente en barriles o
pies cubicos) que ocupa en el yacimiento, la unidad volumétrica (generalmente 1

barril o 1 pie cubico) de gas a condiciones normales.

Este factor relaciona el volumen de gas en el yacimiento al volumen del mismo en la
superficie, es decir, a condiciones normales (14.7 Ipca y 60°F). Aplicando la Ley de
los Gases Reales (PV = nZRT) a condiciones normales y a condiciones de

yacimiento, se tiene:

4 nZRT /P
B, =& =" (1.14)
V, nZRT /P

gl
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Ve= Volumen de gas a condiciones normales

Vel = Volumen de gas a condiciones de yacimiento

Donde:
Para la misma masa de gas nR se cancelan, y dado que P; y 7; son condiciones

normales (14.7 Ipca. y 60°F), luego Z; 1.0 y la ec. (1.14) se reduce a:

ZTP, .
B, = S L. YD 0.028272,[])—07} (1.15)
ZT,P (1.0)(60+460)P PCN
Si se desea expresar S5, en BY/PCN, se divide por 5.615:
B, = 0.005032 (1.16)
P
Donde
Be=  Factor Volumétrico del Gas, PCY/PCN o BY/PCN
Z = Factor de compresibilidad del gas, adim.
P = Presion, Ipca.
T = Temperatura, R ( =°F +460)
En algunos casos se utiliza el inverso de S, (factor de expansion del gas, E,):
E, :L:35.37i, PN | _ 98.8i, PN (1.17)
p ZT | PCY /ZT | BY

g

Para calcular S, 0 E; a una determinada presion y temperatura, el valor del factor de
compresibilidad, Z, a esas condiciones debe ser conocido. Por lo tanto, si no se
dispone de un valor experimental de Z, entonces necesario recurrir a los métodos que

se presentaran en la seccion correspondiente en el capitulo 3 para su determinacion.
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e Compresibilidad del Gas, Cg:

La compresibilidad isotérmica de un gas, C, en Ipc”, se define como el cambio
fraccional en volumen cuando la presion es cambiada a temperatura constante, esto

€S

C :_i(a_Vj (1.18)
¢ yler),

Donde V' se refiere a volumen, P a presion y el subindice 7 a temperatura.

El término compresibilidad de un gas, no debe confundirse con el término factor de
compresibilidad del gas. El cambio en volumen con presion para gases a condiciones

isotérmicas (caso frecuente en yacimientos), es expresado por la ley de gases reales:

_ nZRT
P

4

0 V= constante x % (1.19)

Diferenciando con respecto a la presion a temperatura constante, y sustituyendo en la
ec. (1.18) resulta:

C, :1—1(8—ZJ (1.20)
P z\opr),

Asi conociendo la relacion Z vs. P a temperatura constante, se puede determinar el

gradiente (0Z/0P) T y por lo tanto evaluar C, para cualquier gas real.

Para el caso especial de los gases ideales, Z = 1.0 y (0Z / 0P) = 0, y la

compresibilidad simplemente es el reciproco de la presion:

C =

1
= (1.21)



e Viscosidad del Gas, ug:

La viscosidad de un gas es, en general, considerablemente mas baja que la de un
liquido, ya que las distancias intermoleculares de un gas son mayores que las de un
liquido. Ademas, todos los gases tienen comportamiento reoldgico Newtoniano y se

rigen por la ley de viscosidad de Newton.

Los siguientes factores afectan la viscosidad de un gas natural:

e A bajas presiones (< 1000 — 1500 Ipca) a medida que aumenta la temperatura
aumenta la viscosidad del gas debido al incremento de la energia cinética de las
moléculas que producen gran nimero de choques intermoleculares.

e A elevadas presiones (>1000 — 1500 lpca) a medida que aumenta la temperatura
disminuye la viscosidad del gas debido a la expansion térmica de las moléculas. A
elevadas presiones las distancias intermoleculares de los gases son pequefias y un
gas tiende a comportarse como un liquido.

e A cualquier temperatura, la viscosidad de un gas aumenta con el incremento de
presion debido a la disminucion de las distancias intermoleculares.

e A medida que un gas es mas pesado, sus moléculas serdn mas grandes y por tanto

su viscosidad serd mayor.

La viscosidad de un gas natural puede ser determinada experimentalmente o por
medio de ecuaciones. La determinacion de u, en el laboratorio es dificil debido a que
su valor es muy pequeio (= 0.2 cp) para ser medido con exactitud. Por esta razon, se

prefiere utilizar correlaciones graficas o numéricas para su determinacion.

e Densidad del Gas, p,:
La densidad del gas, p, en Ibs/pie’, puede determinarse aplicando la ley de los gases

reales:

PV =nZRT (1.22)
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Donde la constante R tiene un valor de 10.73. Las otras variables tienen unidades de:

Ipca, pie’, Ib.-mol, R. El numero de moles puede ser expresado como:

n= ﬁ (1.23)

Combinando estas ecuaciones y resolviendo para la densidad (m/V):

p, = % - —((21%?763))}; yT s - 2.70% (1.24)
Donde:
Pe= Densidad del gas a Py T, lbs/pic’
Vo= Gravedad especifica del gas, (aire = 1)
Z= Factor de compresibilidad del gas, adimensional
P= Presion, Ipca
T= Temperatura, R

1.3.3 Propiedades Fisicas del Agua

e Solubilidad del Gas en el Agua, R;,:

La razon gas disuelto (o gas en solucion) — agua o solubilidad del gas en el agua, se
define como el nimero de pies cibicos normales (PCN) de gas que pueden disolverse
en un barril normal (BN) de agua cuando ambos son llevados a las condiciones de

presion y temperatura prevalecientes en el yacimiento.

Por lo general, el agua de formacion contiene gases disueltos. La mayoria de estos

gases son hidrocarburos, sin embargo, otros gases tales como CO, N, y H>S
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normalmente estan presentes. La solubilidad de estos gases generalmente disminuye

con un aumento en la salinidad del agua, y aumenta con la presion.
e Factor Volumétrico del Agua, S,,:

El factor volumétrico del agua, f,, en BY/BN, en forma similar al petréleo, se define
como el volumen que ocupa en el yacimiento la unidad volumétrica de agua a

condiciones normales mas su gas en solucion.

El valor de f,, depende de presion, temperatura y de la salinidad del agua que afecta
la solubilidad. La variacion de f,, con presion es diferente a la del petréleo, o sea, que

aumenta con disminucion de presion.

Cuando la presion del yacimiento es reducida desde su presion inicial a la presion de
burbujeo (asumiendo que la presion inicial es mayor que la presion de burbujeo), el
factor volumétrico del agua aumenta debido a la expansion del agua en el yacimiento.
A presiones por debajo de la presion de burbujeo, se libera gas, pero el factor
volumétrico continila aumentado debido a que la disminucién (merma) en el volumen
de agua, resultante de la liberacion de gas, es insuficiente para contrarrestar la
expansion del liquido. Este efecto se debe a la baja solubilidad del gas natural en el

agua.
e Compresibilidad del Agua, C,,:

La compresibilidad isotérmica del agua, C, en Ipc’, a presiones mayores que la

presion de burbujeo se define de manera similar que para el petréleo, esto es:

CW:_LWVWJ :L(%j :_L[%j (1.25)
V 6P T pw 8P T ﬂw 8P T

w
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Esta propiedad es afectada por la presion, temperatura y solubilidad del gas en el
agua, la cual a su vez es afectada por la salinidad. Asi, un aumento en presion causa
una reduccion en la compresibilidad, mientras que un aumento en temperatura

produce un aumento en esta propiedad.

Por otro lado, a una presioén y temperatura dada, el efecto del gas disuelto en el agua
es aumentar la compresibilidad en relacion al agua pura a las mismas condiciones de
P y T, mientras que un aumento en la salinidad del agua disminuye la

compresibilidad.

Para presiones menores que la presion de burbujeo, la compresibilidad del agua esta

CW:_L(%j +&(%j (1.26)
B\ 0P ) B, P ),

e Viscosidad del Agua, u,,:

definida por:

La viscosidad del agua, u,, en cp, depende de presion, temperatura y sélidos disueltos.
Asi, la viscosidad del agua aumenta con un incremento de presion, disminuye con un
aumento temperatura y aumenta con un incremento en la concentracion de sélidos
disueltos. El efecto de los gases disueltos en el agua podria reducir la viscosidad, sin

embargo, aun no se ha publicado informacion al respecto.
e Densidad del Agua, p,,:
La densidad del agua, p,, en lbs/pie’, puede ser determinada utilizando la misma

aproximacion que para un sistema gas — petroleo, excepto que los efectos del gas en

solucion normalmente son despreciados, esto es:
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pwl 6247\4/

P, = ﬂ_w = ,B—W (1.27)
Donde:

Pw= Densidad del agua a Py T, 1b./pie’

Pl = Densidad del agua a condiciones normales, 1bs/pie’

Y = Gravedad especifica del agua, adimensional

Py = Factor volumétrico del aguaa Py T, BY/BN

La gravedad especifica del agua de formacién, y,, puede ser estimada mediante la

siguiente ecuacion si se conoce la concentracion de los solidos disueltos:
7, =1.0+0.695x107°S (1.28)

Donde, S es la concentracion de soélidos disueltos (salinidad) en mg/litro.
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CAPITULO 11

2  CORRELACIONES IMPLEMENTADAS

2.1  Propiedades Fisicas del Petrodleo

A continuacion se formularan las correlaciones mas usadas para el calculo de las

propiedades fisicas del petroleo.

2.1.1 Presion de Burbujeo, P,

2.1.1.1 Correlacion de Standing, M.B."%:

Standing encontrdé una correlacion entre el denominado factor de correlacion, F, y la
presion de burbujeo, P,. Se usaron crudos/gas de California. Los gases presentes en
las mezclas se encontraban libres de N> y H>S, pero el CO; estaba presente en algunas
muestras en concentraciones menores al 1% (%molar). Los datos para el desarrollo de
la correlacion fueron obtenidos en el laboratorio mediante una Liberacion Instantanea

en dos etapas.

0.83
R, (0.000917-0.0125-° APT)
F= i 10 (2.1)

g

P, =18.2[F —1.4] (2.2)
Donde:
Py= Presion de burbujeo, Ipca
Ry = Solubilidad del gas en el petroleo a P > Py,
T= Temperatura del yacimiento, °F
Vo= Gravedad especifica del gas, (aire=1)
°API = Gravedad API del petroleo
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Tabla 2.1 Rango de los datos para la ec. (2.2)

Parametros Valores

Presion de burbujeo, Ipca 130 — 7000
Temperatura, °F 100 — 258
Factor volumétrico del petroleo, BY/BN 1.024 - 2.15
Solubilidad del gas en el petroleo, PCN/BN 20— 1425
Gravedad del petroleo, °API 16.5-63.8
Gravedad especifica del gas, (aire=1) 0.59-0.95
Presion (Ipca): 1? etapa del separador 265 — 465

2% etapa del separador 14.7
Temperatura del separador, °F 100

El error promedio de la correlacion cuando se aplicd a los datos utilizados en su

desarrollo fue de 4.8% y 106 Ipc.

2.1.1.2 Correlacién de Vasquez, M.E. y Beggs, H.D.*:

La correlacion es la siguiente:

b= Sbc3 ° API
e eXp( T+460j
Donde:
Py= Presion de burbujeo, Ipca
Ry = Solubilidad del gas en el petroleo a P > P,, PCN/BN
T= Temperatura del yacimiento, °F
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Yec =
°API =

Gravedad especifica del gas corregida a 100 Ipcm, (aire=1)

Gravedad API del petroleo

Tabla 2.2 Valores de las constantes seglin los °API para la ec. (2.3)

Constantes
"API C C C;
’API <30 0.0362 | 1.0937 | 25.724
’API > 30 0.0178 | 1.1870 | 23.931

Tabla 2.3 Rango de los datos para la ec. (2.3)

Pardametros °API <30 ’API > 30
Numero de puntos de datos 1141 4863
Presion de burbujeo, Ipca 15-4572 15 - 6055
Temperatura, °F 162 180
Factor volumétrico del petrdleo, BY/BN 1.042 — 1.545 1.028 —2.226
Solubilidad del gas en el petréleo, PCN/BN 0-2831 0-2199
Gravedad del petroleo, °API 5.3-30 30.6 — 59.5
Gravedad especifica del gas, (aire=1) 0.511 -1.351 0.53 -1.259

Desarrollaron esta correlacion con 27 crudos diferentes, y se reportd un error

promedio de —0.545%.

Debido a que la gravedad del gas depende de las condiciones bajo las cuales el gas es
separado del petroleo, Vasquez y Beggs desarrollaron una correlacion para
normalizar la gravedad del gas a una presion de separacion de 100 Ipcm (114.7 Ipca).
Esta presion fue tomada como representativa de las condiciones promedias de

separacion en el campo. La gravedad especifica del gas obtenida de la correlacion
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debe ser utilizada en las correlaciones desarrolladas por Vasquez y Beggs. La

correlacion es la siguiente:

Vee =Vg | 145912x107°° AP -T, - log{lﬁi7ﬂ (2.4)
Donde:
Yee = Gravedad especifica del gas corregida a 100 Ipcm, (aire=1)
Yo = Gravedad especifica del gas sin corregir, (aire=1)
°API = Gravedad API del petroleo
Ty, = Temperatura del separador, °F
Py, = Presion del separador, Ipca

Si Ty, y Py, son desconocidas, la gravedad especifica del gas sin corregir, j, debe ser

utilizada en las correlaciones anteriores.

Tabla 2.4 Rango de los datos para la ec. (2.4)

Rango de los datos
Presion del separador, Ipca 60 — 565
Temperatura del separador, °F 76 — 150
Gravedad API del petrdleo 17—-45
Gravedad especifica del gas, (aire=1) 0.58—-1.2

2.1.1.3 Correlacion de Glaso, 0.%

La correlacion es la siguiente:

2
P, = 1O[1.7669+1.7447~10gF—0.30218(10gF) ] 2.5)
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Donde:

0816 0.172
F= (R”’ J T 5% (2.6)

Ve °API
Py= Presion de burbujeo, Ipca
Ry = Solubilidad del gas en el petroleo a P > P,, PCN/BN
T= Temperatura del yacimiento, °F
Vo= Gravedad especifica del gas, (aire=1)
°API = Gravedad API del petroleo

Tabla 2.5 Rango de los datos para la ec. (2.5)

Rango de los datos

Presion de burbujeo, Ipca 165 — 7142
Temperatura, °F 80 —280
Gravedad API del petrdleo 22.3-48.1
Factor volumétrico del petréleo, BY/BN 1.025 —2.588
Solubilidad del gas en el petroleo, PCN/BN 90 — 2637
Gravedad especifica del gas, (aire=1) 0.65-1.276
Presion (Ipca): 1* etapa del separador 415

2% etapa del separador 15
Temperatura del separador, °F 125

Para el desarrollo de esta correlacion se usaron 45 muestras de crudos, la mayoria de

la region del Mar del Norte. Se report6 un error promedio de 1.28%.

Adicionalmente, Glaso desarroll6 las siguientes ecuaciones para corregir la presion de

burbujeo por efecto de gases no-hidrocarburos: N,, CO; y/o H>S.
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Cy, =1.0+|(-2.65x107*° 4PI +5.5x107 )- T +(0.0931° AP - 0.8295)]y,, +

2.7)
+[(1.954x107" 0 4PT** )T +(0.027.° API - 2.366) |y, *

C., =1.0-693.8y., T (2.8)
co, co,

Cps =1.0-(0.9035+0.0015° API )y,, ¢ +0.019(45-° API )y, i (2.9)

Donde, T en °F y yn2 yco2 ¥ yuzs las fracciones molares de N,, CO; y H>S en los

gases de superficie.

Las siguientes correcciones son simplemente factores de multiplicacion aplicados a la
presion de burbujeo calculada, por lo tanto, cualquier factor de correccion pude ser

utilizado con cualquier correlacion de Pp, esto es:

PpCrn2= Cno. Py (2.10)
PpCco2= Ccoz. Py (2.11)
PpCrizs= Crs. Py (2.12)

Segun el autor estas correcciones son necesarias, despreciar su uso puede resultar en

errores del 30% o mas en la estimacion de la presion de burbujeo.

2.1.1.4 Correlacién de la TOTAL, C.F.P.>:

La correlacion es la siguiente:
_ b CT—C,° API)
B=C|=%| 1097 (2.13)

Donde:
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Py = Presion de burbujeo, Ipca

Ry = Solubilidad del gas en el petroleo a P > P, PCN/BN
T= Temperatura del yacimiento, °F

Yo = Gravedad especifica del gas, (aire=1)

°API = Gravedad API del petroleo

Esta correlacion fue obtenida a partir de 366 analisis PVT de crudos del Oriente de

Venezuela. El andlisis estadistico mostré que el 86.5% de los andlisis presentaron un

error menor del 20% en el célculo de la P, por esta correlacion en comparacién con

los valores experimentales.

Tabla 2.6 Valores de las constantes seglin los °API para la ec. (2.13)

Constantes
’API C; G, C; Cy
API <10 12.847 0.9636 0.000993 0.034170
10 <°API <35 25.2755 0.7617 0.000835 0.011292
35<°API< 55 216.4711 0.6922 -0.000427 0.023140
2.1.1.5 Correlacion de Al-Marhoun, M.A.%:
La correlacion es la siguiente:
- 0.715082 ~1.87784 31437 pl.
P, =5.38088x10" - R, e : LT (2.14)

Donde:

Py = Presion de burbujeo, Ipca

Ry = Solubilidad del gas en el petroleo a P > P,, PCN/BN
T= Temperatura del yacimiento, R
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Vo = Gravedad especifica del gas, (aire=1)

Yo = Gravedad especifica del petroleo, (agua = 1)

Se desarrolld esta correlacion a partir de 69 analisis PVT de crudos del Medio

Oriente. Al-Marhoun reportd un error promedio de 0.03% entre las presiones de

burbujeo medidas y calculadas con la correlacion.

Tabla 2.7 Rango de los datos para la ec. (2.14)

Rango de los datos

Presion de burbujeo, Ipca 20 —3573
Temperatura, °F 74 — 240
Gravedad API del petroleo 19.4 - 44.6
Factor volumétrico del petroleo, BY/BN 1.032 - 1.997
Solubilidad del gas en el petroleo, PCN/BN 26 — 1602
Gravedad especifica del gas, (aire=1) 0.752 - 1.367
Factor volumétrico total, BY/BN 1.032 — 6.982
N, en gases en superficie, % molar 0.0 -3.89
CO; en gases en superficie, % molar 0.0-16.38
H,S en gases en superficie, % molar 0.0-16.13

2.1.1.6 Correlacion de Dokla, M.E. y Osman, M.E.”:

La correlacion es la siguiente:

P, = 0.836386x10* .RSbo.724047 y ~1.01049 Ly

g

0.107991  +-0.952584
-T

Donde:
Py = Presion de burbujeo, Ipca
Ry = Solubilidad del gas en el petroleo a P > P,, PCN/BN
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T= Temperatura del yacimiento, R
Vo = Gravedad especifica del gas, (aire=1)

Yo = Gravedad especifica del petroleo, (agua = 1)
En el desarrollo de esta correlacion se utilizaron 51 andlisis PVT de crudos de los
Emiratos Arabes Unidos. Dokla y Osman reportan un error promedio relativo de

0.45% entre las presiones de burbujeo medidas y las calculadas con la correlacion.

Tabla 2.8 Rango de los datos para la ec. (2.15)

Rango de los datos
Presion de burbujeo, Ipca 590 — 4640
Temperatura, °F 190 — 275
Factor volumétrico del petroleo, BY/BN 1.216 —2.493
Solubilidad del gas en el petréleo, PCN/BN 81 — 2266
Gravedad especifica del gas, (aire = 1) 0.789 — 1.290
Gravedad especifica del petrdleo, (agua = 1) 0.8236 - 0.886
Factor volumétrico total, BY/BN 1.032 - 6.982
Nz en gases en superficie, % molar 0.1-1.85
CO; en gases en superficie, % molar 0.37-8.9
H;,S en gases en superficie, % molar 0.0-6.02

2.1.1.7 Correlacion de Petrosky, G.E., Jr. y Farshad, F.F.%:

La correlacion es la siguiente:

B, =112.727[F —12.34] (2.16)
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Donde:
P b =
Rsb =

Ve
°API =

R 0574
F = b . 10(4.561x10‘5 Tl-”“—7.916x10‘4-°AP11-541)
— 08439

g

(2.17)

Presion de burbujeo, Ipca

Solubilidad del gas en el petroleo a P > P,, PCN/BN
Temperatura del yacimiento, °F

Gravedad especifica del gas, (aire=1)

Gravedad API del petroleo

Un total de 81 andlisis PVT de crudos del Golfo de México fueron utilizados en el

desarrollo de esta correlacion. Petrosky y Farshad reportan un error promedio relativo

de —0.17% para esta correlacion.

Tabla 2.9 Rango de los datos para la ec. (2.16)

Rango de los datos
Presion de yacimiento, Ipca 1700 — 10692
Presion de burbujeo, Ipca 1574 — 6523
Temperatura, °F 114 - 288
Factor volumétrico del petroleo, BY/BN 1.1178 — 1.6229
Solubilidad del gas en el petrdleo, PCN/BN 217 - 1406
Gravedad especifica del gas, (aire=1) 0.5781 —0.8519
Gravedad API del petroleo 16.3-45.0
Compresibilidad del petréleo x 10 Ipc™' 3.507 — 24.64
N, en gases en superficie, % molar 0.0-3.72
CO; en gases en superficie, % molar 0.0-0.79
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2.1.1.8 Correlacion de Kartoatmodjo, T. y Schmidt, yAL

La correlacion es la siguiente:

Donde:
P, b —
Rsb =

Yec T
°API =

Pb:

R

sb

Gt 10

Presion de burbujeo, Ipca

Solubilidad del gas en el petroleo a P > P, PCN/BN

Temperatura del yacimiento, °F

Cy-°API
T+460

cy

Gravedad especifica del gas corregida a 100 Ipcm., (aire=1)

Gravedad API del petrdleo

(2.18)

Se desarroll6 esta correlacion a partir de 740 muestras diferentes de crudos del Sud-

Este de Asia (Indonesia), Norte América, Medio Oriente y América Latina. Las

muestras fueron separadas en dos grupos debido a la volatilidad de los crudos. El

primer grupo contenia crudos con gravedades < 30 °4PI, y el segundo crudos con

gravedades > 30 °4PI. Kartoatmodjo y Schmidt reportan un error promedio relativo

de 3.34032% para la correlacion.

Tabla 2.10 Valores de las constantes para la ec. (2.18) segtn los °API

Constantes
’API C C; C; Cy
‘’API <30 0.05958 0.7972 13.1405 0.9986
’API > 30 0.03150 0.7587 11.2895 0.9143
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Tabla 2.11 Rango de los datos para la ec. (2.18)

Rango de los datos
Presion de burbujeo, Ipca 14.7 - 6054.7
Temperatura, °F 75 -320
Factor volumétrico del petroleo, BY/BN 1.007 — 2.144
Solubilidad del gas en el petroleo, PCN/BN 0.0 — 2890
Gravedad especifica del gas, (aire=1) 0.379 - 1.709
Gravedad API del petroleo 14.4 —58.9

Similar a Vasquez y Beggs, Kartoatmodjo y Schmidt desarrollaron la siguiente
correlacion para corregir la gravedad especifica del gas a una presion de separacion

de 100 Ipcm. (114.7 Ipca.)

Ve =Vg | 14+0.15950 APTO478 . =024 -log[lf:7ﬂ (2.19)
Donde:
Yoo = Gravedad especifica del gas corregida a 100 Ipcm., (aire=1)
Yo = Gravedad especifica del gas sin corregir, (aire=1)
°API = Gravedad API del petréleo
Ty, = Temperatura del separador, °F
Py, = Presion del separador, Ipca

Esta correlacion presenta un error promedio relativo de —0.5524%.

Tabla 2.12 Rango de los datos para la ec. (2.19)

Rango de los datos
Presion del separador, Ipca. 14.7-514.7
Temperatura del separador, °F 65— 186
Gravedad especifica del gas, (aire=1) 0.379 —1.709
Gravedad API del petroleo 14.4 — 58.9
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2.1.1.9 Correlacién para el Area Mayor de Socororo’":

La correlacion para calcular la presion de burbujeo se basé en la correlacion de Total,

aplican los mismo rangos de aplicabilidad y viene dada por la siguiente ecuacion:

0.6519
Pb — 49.3914( isb ) . 1O(O.OOO42~T—O.0066~°API) (2.20)
g

2.1.2 Solubilidad del Gas en el Petroleo, R,

2.1.2.1 Correlacion de Standing, M.B.%:

La correlacion es la siguiente:

P o L

R =y, H@ + 1.4) 1000125 AP’-O-O""””} 2.21)
Donde:
Ry = Solubilidad del gas en el petréleo a P < P, PCN/BN
P = Presion de interés, Ipca
T= Temperatura del yacimiento, °F
Yo = Gravedad especifica del gas, (aire=1)
°API = Gravedad API del petrdleo

La exactitud de los resultados obtenidos con la correlacion presentd un error del 10%

respecto a los valores determinados experimentalmente.

2.1.2.2 Correlacién de Vasquez, MLE. y Beggs, H.D.*:

La correlacion es la siguiente:
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R =C -y, - P© ~exp(%) (2.22)
Donde:
R, = Solubilidad del gas en el petrdleo a P < P,, PCN/BN
P = Presion de interés, Ipca
T= Temperatura del yacimiento, °F
Yoo = Gravedad especifica del gas corregida a 100 Ipcm., (aire=1)
°API = Gravedad API del petroleo

Vasquez y Beggs reportan un error promedio de —0.7% para la correlacion. La Tabla

2.3 muestra los valores de las constantes segtin los *API.

2.1.2.3 Correlacion de Glaso, 0.%

La correlacion es la siguiente:

1.2255
R =y, {F%} (2.23)

F = 10[2.8869—(14.1811—3.3093logP)0'5] (2.24)

Donde:

R, = Solubilidad del gas en el petréleo a P < P, PCN/BN

P = Presion de interés, Ipca

T= Temperatura del yacimiento, °F

Yo = Gravedad especifica del gas, (aire=1)

°API = Gravedad API del petrdleo
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2.1.2.4 Correlacion de TOTAL, C.F.P.>:

La correlacion es la siguiente:

Cy
R =y, -{ﬁ-lo@‘”‘“@”} (2.25)

1
Donde:
R, = Solubilidad del gas en el petréleo a P < P, PCN/BN
P = Presion de interés, Ipca
T= Temperatura del yacimiento, °F
Yo = Gravedad especifica del gas, (aire=1)
°API = Gravedad API del petroleo

Tabla 2.13 Valores de las constantes segun los °API para la ec. (2.25)

Constantes
’API C; C; G Cy
API<10 12.2651 0.030405 0.0 0.9669
10 <°API <35 15.0057 0.0152 4.484x10™ 1.0950
35 <°API <45 112.925 0.0248 -1.469x10” 1.1290

2.1.2.5 Correlacion de Al-Marhoun, M.A.%:

La correlacion es la siguiente:

R = [185.84321 p. yg1.87784 .7/0—3.1437 132657 ]‘.3984 (2.26)
Donde:
R, = Solubilidad del gas en el petréleo a P < P, PCN/BN
P = Presion de interés, Ipca
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T= Temperatura del yacimiento, R
Vo = Gravedad especifica del gas, (aire = 1)

Yo = Gravedad especifica del petroleo, (agua = 1)

2.1.2.6 Correlacion de Dokla, M.E. y Osman, M.E.”:

La correlacion es la siguiente:

R, =[0.11956x107 . oy 10100 010791 ossasss |1 2.27)
Donde:
R,= Solubilidad del gas en el petréleo a P < P,, PCN/BN
P = Presion de interés, Ipca
T= Temperatura del yacimiento, R
Yo = Gravedad especifica del gas, (aire = 1)
Yo = Gravedad especifica del petroleo, (agua = 1)

2.1.2.7 Correlacion de Petrosky, G.E., Jr. y Farshad, F.F.%:

La correlacion es la siguiente:

)

1.73184
R = {%’ 0.8439 ( P n 12.34j ) 107.916x10*4»°AP1‘-54'°—4.561x10*5 oion } (2.28)

112.727
Donde:
R, = Solubilidad del gas en el petrdleo a P < P,, PCN/BN
P = Presion de interés, Ipca
T= Temperatura del yacimiento, °F
Yo = Gravedad especifica del gas, (aire=1)
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°API = Gravedad API del petroleo

Petrosky y Farshad reportan un error promedio relativo de —0.05%. La tabla 2.9

presenta el rango de los datos utilizados en su desarrollo.

2.1.2.8 Correlacion de Kartoatmodjo, T. y Schmidt, 7’:

La correlacion es la siguiente:

as ( oN -"APIJ

R =C -y, P% 10 " (2.29)
Donde:
R,= Solubilidad del gas en el petrdleo a P < P,, PCN/BN
P = Presion de interés, Ipca
T= Temperatura del yacimiento, °F
Yoo = Gravedad especifica del gas corregida a 100 Ipcm., (aire=1)
°API = Gravedad API del petrdleo

Kartoatmodjo y Schmidt reportan un error promedio de —4.6839% para la correlacion.

La tabla 2.10 presenta los valores de las constantes C;, C,, C; y Cy de acuerdo a la

gravedad API del crudo.

2.1.2.9 Correlacién para el Area Mayor de Socororo™':

La ecuacion que estima el valor de la Rsb, presenta el mismo formato que la ecuacion

de la correlacion de Total, y posee su mismo rango de aplicabilidad:
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P IOY 1.2656
R =y |t~ 2.30
* yg(31.8568J (2:30)

Donde Y viene dada por:

Y =(0.0107-° 4PI)—(~0.00008 - T) (2.31)

2.1.3 Factor Volumétrico de Formacion, 3,

Las siguientes correlaciones permiten determinar f, a la presion del punto de

burbujeo (P = Py).

2.1.3.1 Correlacion de Standing, M.B."%:

Standing encontrd una correlacion entre el denominado “factor de correlacion F”,y

el factor volumétrico de formacién del petréleo a la presion del punto de burbujeo,

ﬁob-

Se determina /' por la siguiente ecuacion:

F=R, 7= +125T (2.32)

Yo

El Factor Volumétrico de formacion del petroleo esta dado por la ecuacion:

B, =0.9759 +12x107 - F'? (2.33)
Donde:
Lo» = Factor Volumétrico de formacion del petréleo a P,, BY/BN
Ry = Solubilidad del gas en el petrdleo a P > P, PCN/BN
T= Temperatura del yacimiento, °F
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Vo = Gravedad especifica del gas, (aire = 1)

Yo = Gravedad especifica del petroleo, (agua = 1)

Standing reporta un error promedio de 0.01% para la correlacion. La tabla 2.1
presenta el rango de los datos utilizados en su desarrollo. El rango de “F” es: 150 <

F < 1880.

2.1.3.2 Correlacién de Vasquez, MLE. y Beggs, H.D.*:

La correlacion es la siguiente:

,Bob=1.0+Cl~Rsb+C2(T—6O)( APIJ+C3-RSb(T—60)[ AP]] (2.34)
Y e

gc

Donde:

Lo» = Factor Volumétrico de formacion del petrdleo a P, BY/BN
Ry = Solubilidad del gas en el petrdleo a P > P, PCN/BN

T= Temperatura del yacimiento, °F

Yoo = Gravedad especifica del gas corregida a 100 Ipcm., (aire=1)
°API = Gravedad API del petroleo

Viasquez y Beggs reportaron un error promedio de 4.7% para la correlacion.
La tabla 2.14 presenta los valores de las constantes C;, C; y C; de acuerdo a la

gravedad API del crudo.

Tabla 2.14 Valores de las constantes segiin los °API para la ec. (2.34)

Constantes
"API C C; C;
°API <30 4.677x10™ 1.751x107 -1.8106x107
°API > 30 4.670x10™ 1.100x10™ 1.3370x10”
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2.1.3.3 Correlacion de Glaso, 0.%

La correlacion es la siguiente:

:Bob 1.0+ 10[—6.58511+2.91329~logF—0,27683(10gF)2] (2.35)
Donde
0.526
F=R, (V_gj +0.968T (2.36)
Vo
Po» = Factor Volumétrico de formacion del petrédleo a P, BY/BN
Ry = Solubilidad del gas en el petroleo a P> P,, PCN/BN
T= Temperatura del yacimiento, °F
Yo = Gravedad especifica del gas, (aire = 1)
Yo = Gravedad especifica del petroleo, (agua = 1)

Glaso reporta un error promedio de —0.43% para la correlacion. La tabla 2.5 presenta

el rango de los datos utilizados en el desarrollo de la correlacion.

2.1.3.4 Correlacion de TOTAL, C.F.P.:

La correlacion es la siguiente:

°API
Vg

B, =1.022+4.857x10™ - R, —2.009x107*(T - 60{

R, (T -60 API
Ve

Donde:

J+17.569x10" :
(2.37)

Lo» = Factor Volumétrico de formacion del petrdleo a P,, BY/BN

Ry = Solubilidad del gas en el petrdleo a P > P, PCN/BN

62



T= Temperatura del yacimiento, °F
Yo = Gravedad especifica del gas, (aire=1)

°API = Gravedad API del petroleo
El estudio estadistico realizado por TOTAL determiné que el 97% de 289 valores de
Po» calculados con la correlacion, present6d un error del 10% en comparacion con los

valores experimentales.

2.1.3.5 Correlacion de Al-Marhoun, M.A.%:

La correlacion es la siguiente:

B, =0.497069 + 0.862963x107 T + 0.182594x107 F +0.318099x10 F

(2.38)

Donde:

F=R, 0.74239 7, 0.323294 70—1.20204 (2.39)
Pob = Factor Volumétrico de formacién del petroleo a P,, BY/BN

Ry = Solubilidad del gas en el petroleo a P > P,, PCN/BN

T= Temperatura del yacimiento, R

Yo = Gravedad especifica del gas, (aire = 1)

Yo = Gravedad especifica del petroleo, (agua = 1)

Al-Marhoun reporta un error promedio de —0.01% respecto a los valores
experimentales determinados con la correlacion. La tabla 2.7 presenta el rango de los

datos utilizados en el desarrollo de la correlacion.

2.1.3.6 Correlacion de Dokla, MLE. y Osman, M.E.”:

La correlacion es la siguiente:
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B, =0.431935x107" +0.156667x107>T +0.139775x10 > F +0.380525x107° F'> (2.40)

Donde:

F= RSbo.773572 . g0.4o402 . 0—0.882605 (2.41)
Pob = Factor Volumétrico de formacioén del petroleo a P,, BY/BN

Ry = Solubilidad del gas en el petrdleo a P > P, PCN/BN

T= Temperatura del yacimiento, R

Yo = Gravedad especifica del gas, (aire = 1)

Yo = Gravedad especifica del petrdleo, (agua = 1)

Dokla y Osman reportan un error promedio relativo de 0.023% respecto a los valores
experimentales determinados con la correlacion. La tabla 2.8 presenta el rango de los

datos utilizados en el desarrollo de la correlacion.

2.1.3.7 Correlacion de Petrosky, G.E., Jr. y Farshad, F.F.%:

La correlacion es la siguiente:

B, =1.0113+7.2046x107° . F>*% (2.42)

Donde:
7/ 0.2914
0.3738 .

F=R, [ T J+ 0.246267 %" (2.43)
Po» = Factor Volumétrico de formacion del petréleo a P,, BY/BN
Ry = Solubilidad del gas en el petroleo a P> P,, PCN/BN
T= Temperatura del yacimiento, °F
Yo = Gravedad especifica del gas, (aire = 1)
Yo = Gravedad especifica del petroleo, (agua = 1)
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Petrosky y Farshad reportan un error promedio relativo de —0.01% para la

correlacion. La tabla 2.9 presenta el rango de los datos utilizados en su desarrollo.

2.1.3.8 Correlacion de Kartoatmodjo, T. y Schmidt, yAL

La correlacion es la siguiente:

B, =0.98496+1.0x10™" - F'? (2.44)
Donde:
F — RSb0.755 . ngO.ZS . 7/071.5 . 045T (245)
Po» = Factor Volumétrico de formacion del petrédleo a P,, BY/BN
Ry = Solubilidad del gas en el petroleo a P> P,, PCN/BN
T= Temperatura del yacimiento, °F
Yoo = Gravedad especifica del gas corregida a 100lpcm., (aire=1)
°API = Gravedad API del petroleo

Kartoatmodjo y Schmidt reportan un error promedio de —0.104% para la correlacion.
La tabla 2.11 presenta el rango de los datos utilizados en el desarrollo de la

correlacion.

Las correlaciones antes formuladas pueden ser utilizadas para estimar valores de f, a
presiones por debajo de la presion de burbujeo. En este caso, se debe utilizar R, a la

presion deseada en vez de Rjp.

Los valores f, por debajo del punto de burbujeo estan afectados tanto por la
solubilidad como por la compresibilidad, mientras que por arriba del punto de
burbujeo la solubilidad es constante y por tanto solo influye la compresibilidad. Por

lo tanto, si se conoce la compresibilidad del petroéleo puede determinarse S, a
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presiones mayores que la presion del punto de burbujeo (P > P,) mediante la

siguiente ecuacion:

B, =B, -explC, (P, - P)] (2:46)
Donde:
Po= Factor Volumétrico de formacion del petroleo a P > P,, BY/BN
Pob = Factor Volumétrico de formacioén del petroleo a P,, BY/BN
Py= Presion de burbujeo, Ipca
P= Presion de interés, Ipca
C,= Compresibilidad isotérmica del petroleo, Ipc™

2.1.3.9 Correlacién para el Area Mayor de Socororo™':

En la determinacion de la correlacion del Bos, se usdé como base la correlacion de

Standing, quedando la correlacion generada como se muestra a continuacion:

1.1979

0.8805
B, =0.9529+1.1417-10° [Rsb [QJ +1.7278-T} 2.47)
7,

2.1.4 Compresibilidad del petréleo, C,

La compresibilidad de crudos subsaturados varia de 5 a 100x10° Ipc™, los valores
mayores corresponden a altas gravedades AP, mayores cantidades de gas disuelto y a

mayores temperaturas.

Las siguientes correlaciones permiten determinar Co a presiones mayores que la

presion del punto de burbujeo (P > Py).
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2.1.4.1 Correlacion de Vasquez, M.E. y Beggs, H.D.%:

La correlacion es la siguiente:

—1433+5R, +17.2T - 1180y, +12.61° API

C, = T (2.48)

Donde:
Co = Compresibilidad isotérmica del petroleo, Ipc™
R, = Solubilidad del gas en el petréleo, PCN/BN

= Presion de interés, Ipca
T= Temperatura del yacimiento, °F
Yoo = Gravedad especifica del gas corregida a 100 Ipcm., (aire=1)
°API = Gravedad API del petrdleo

Un total de 4486 puntos de datos fueron utilizados en el desarrollo de esta
correlacion. La tabla 2.15 presenta el rango de estos datos. Vasquez y Beggs no

reportan el porcentaje de error de la correlacion.

Tabla 2.15 Rango de datos para la correlacion (2.48)

Rango de los datos
Presion, Ipca 141 - 9515
Solubilidad del gas en el petroleo, PCN/BN 9.3-2199
Factor volumétrico del petroleo, BY/BN 1.066 —2.226
Temperatura del separador, °F 76 — 150
Gravedad API del petroleo 15.3-59.5
Gravedad especifica del gas, (aire=1) 0.511 -1.351

2.1.4.2 Correlacion de Petrosky, G.E., Jr. y Farshad, F.F 3.

La correlacion es la siguiente:
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Co —1.705x107" .RSO<69357 _7g0.1885 0 Apy03272 06729 | p-05906 (2.49)

Donde:

Co = Compresibilidad isotérmica del petroleo, Ipc™

R, = Solubilidad del gas en el petroleo, PCN/BN
= Presion de interés, Ipca

T= Temperatura del yacimiento, °F

Yo = Gravedad especifica del gas, (aire=1)

°API = Gravedad API del petroleo

Petrosky y Farshad reportan un error de —0.17% para esta correlacion. La tabla 2.9

presenta el rango de los datos utilizados en su desarrollo.

2.1.4.3 Correlacion de Kartoatmodjo, T. y Schmidt, 7.

La correlacion es la siguiente:

c 6.8257R V.0 gp[O6I3  poT6006 |, 033505

, 10" = (2.50)

Donde:
Co = Compresibilidad isotérmica del petroleo, Ipc™
R, = Solubilidad del gas en el petroleo, PCN/BN

= Presion de interés, Ipca
T= Temperatura del yacimiento, °F
Yo = Gravedad especifica del gas corregida a 100 Ipcm., (aire=1)
°API = Gravedad API del petrdleo

Un total de 2545 puntos de datos fueron utilizados en el desarrollo de esta

correlacion. Kartoatmodjo y Schmidt reportan un error promedio de 0.30078% para la
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correlacion.

2.1.5 Viscosidad del petroleo, u,

Las siguientes correlaciones permiten determinar la viscosidad de crudos “sin gas en

solucion (muertos)”’, p.q en cp., a presion atmosférica y temperatura de yacimiento.

2.1.5.1 Correlacion de Beal, cl.:

En esta correlacion la viscosidad del petrdleo libre de gas (muerto) estd en funcion de

la gravedad API del petrdleo y a varias temperaturas.

En el desarrollo de esta correlacion se utilizo un total de 655 datos de viscosidades de
crudos sin gas en solucion a 100°F y 98 y 98 datos a temperaturas mayores de 100°F
obtenidos 492 campos diferentes, 358 de los cuales correspondian a los Estados

Unidos. La tabla 2.16 presenta el rango de estos datos.

Tabla 2.16 Rango de datos para la ec. (2.51)

Rango de los datos
Temperatura, °F 98 — 250
Gravedad API del petroleo 10 -52.5
Viscosidad, cp 0.865 — 1.55

La correlacion de Beal es la siguiente:

1.8x10’ 360 |°
0, :{0.32+ YT }{“200} (2.51)

Donde:

o = anti 10g(0.43 + 8.33 j (2.52)
° API
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od = Viscosidad del petréleo libre de gas a 1 atm. y 7, cp.
°API = Gravedad API del petroleo

T= Temperatura del yacimiento, °F

Beal report6 un error promedio de —1.58% para esta correlacion.

2.1.5.2 Correlacién de Beggs, H.D. y Robinson, J.R."..:

La correlacion es la siguiente:

M, =107 =1 (2.53)
Donde:
‘- y- 1163
y= 10*
z= 3.0324 - 0.02023. °API
Uod = Viscosidad del petroleo libre de gas a 1 atm. y 7, cp.
°API = Gravedad API del petroleo
T= Temperatura del yacimiento, °F

Un total de 460 datos de viscosidades de crudos sin gas en solucion obtenidos de 600
muestras diferentes de crudos fueron utilizados en el desarrollo de esta correlacion.

La tabla 2.17 presenta el rango de estos datos.

Tabla 2.17 Rango de datos para la ec. (2.53)

Rango de los datos
Presion, Ipca. 15 —5265
Temperatura, °F 70 — 295
Gravedad API del petroleo 16 — 58
Solubilidad del gas en el petroleo, PCN/BN 20-2070
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Beggs y Robinson reportan un error promedio de —0.64% entre las viscosidades

medidas y las calculadas con la correlacion.

2.1.5.3 Correlacion de Glaso, 0.4

La correlacion es la siguiente:

,uod — 3 141x1010 . T—3.444 (10go AP])(10.31310gT—36.447) (254)
Donde:
od = Viscosidad del petréleo libre de gas a 1 atm. y 7, cp.
°API = Gravedad API del petroleo
T= Temperatura del yacimiento, °F

Esta correlacion se desarrollo a partir de 26 muestras diferentes de crudos cubriendo

el rango de datos mostrados en la tabla 2.18

Tabla 2.18 Rango de datos para la ec. (2.54)

Rango de los datos
Temperatura, °F 50-300
Gravedad API del petrdleo 20.1 —48.1
Viscosidad, cp 0.616 —39.1

2.1.5.4 Correlacion de Egbogah, E.0.".:

La correlacion es la siguiente:

log[log(x,, +1)]=1.8653—0.025086-> API —0.5644log T (2.55)

Donde:
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od = Viscosidad del petréleo libre de gas a 1 atm. y 7, cp.
°API = Gravedad API del petroleo

T= Temperatura del yacimiento, °F

Egbogah reporta un error promedio de 6.6% para la correlacion. El rango de los datos

utilizados en el desarrollo de la correlacion presentaban las siguientes caracteristicas:

59 < T(°F)< 176 y 5 < "API < 58

2.1.5.5 Correlacion de Kartoatmodjo, T. y Schmidt, 7.

La correlacion es la siguiente:

L, = 16.0x108 . 728177 (10g° AP])(5.7526 log T-26.9718) (2.56)
Donde:
od = Viscosidad del petréleo libre de gas a 1 atm. y 7, cp.
°API = Gravedad API del petroleo
T= Temperatura del yacimiento, °F
Tabla 2.19 Rango de datos para la ec. (2.56)
Rango de los datos

Temperatura, °F 75 -320

Gravedad API del petroleo 14.4 —-58.9

Viscosidad, cp 0.5 -682

En el desarrollo de esa correlacion se utilizo un total de 661 muestras diferentes de
crudos, y los autores reportan un error promedio de —13.158%. La tabla 2.19 presenta

el rango de los datos utilizados en su desarrollo.
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Las siguientes correlaciones permiten determinar la viscosidad de crudos “con gas en
solucion (vivos)”, ue» €n cp., a presiones menores o iguales a la presion del punto de

burbujeo.

2.1.5.6 Correlacion de Chew, J.N. y Connally, C.A., Jr.B:

La correlacion es la siguiente:

Moy = At1,)" 2.57)

Donde 4 y b son funciones de R;. Los autores reportaron estos parametros
inicialmente en una figura, pero para fines matematicos de la programacion en SYEP

se tomo el ajuste que Standing le hizo a la misma figura, resultando las siguientes

ecuaciones:
A=antilog|R (2.2x107 R, —7.4x10™* )] (2.58)
0.68 0.25 0.062
b= 8.62x107° R + 1.1x1073 R + 3.74x1073 R (2.59)
10510 QIO P TaOTR

Estas ecuaciones reprodujeron valores de 4 y b de la tabla 2.21 con la siguiente
precision: un error promedio con una desviacion estandar de diferencias de —0.21% y

2.79% para A, y de —0.10% y 0.36% para b, respectivamente.

Tabla 2.20 Rango de datos para la ec. (2.57)

Rango de los datos
Presion de burbujeo, Ipca. 132 — 5645
Temperatura, °F 72 -292
Solubilidad del gas en el petroleo, PCN/BN 51 -3544
Viscosidad del petréleo muerto, cp 0.377 - 50

En el desarrollo de esta correlacion se utilizoé un total de 457 muestras de crudos de
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Canadd, Estados Unidos y Sur Ameérica. La tabla 2.20 presenta el rango de estos

datos.

Tabla 2.21 Valores de Ay, usados en la ec. (2.57)

R, PCN/BN A b

0 1.000 1.000
50 0.898 0.931
100 0.820 0.884
200 0.703 0.811
300 0.621 0.761
400 0.550 0.721
600 0.447 0.660
800 0.373 0.615
1000 0312 0.578
1200 0.273 0.548
1400 0.251 0.522
1600 0.234 0.498

2.1.5.7 Correlacién de Beggs, H.D. y Robinson, J.R."":

La correlacion es la siguiente:

Donde:
a=10.715 (R, + 100) "
b=5.44 (R, + 150y

/Llob = a(/’lod )b
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Un total de 2073 datos de viscosidades de crudos con gas disuelto obtenidos de 600
muestras diferentes fueron utilizados en el desarrollo de esta correlacion. La tabla
2.17 presenta el rango de los datos utilizados en su desarrollo. Los autores reportan

un error promedio de —1.83% para la correlacion.
2.1.5.8 Correlacién de Kartoatmodjo, T. y Schmidt, Z.’:

La correlacion es la siguiente:

u,, =—0.06821+0.9824 4 +40.34x107 4 (2.63)
Donde:
A=(0.2001+0.8428x10 000k ), (043:051650) (2.64)
b= 1070.00081&. (2.65)

Un total de 5321 puntos de datos fueron utilizados en el desarrollo de esta
correlacion, la cual reportd un error promedio de 0.8034% respecto a los valores

experimentales.

Las correlaciones anteriores permiten determinar u,, hasta la presion de burbujeo. La
viscosidad de crudos a presiones mayores que la presion de burbujeo (crudos
subsaturados), se determina conociendo la viscosidad en el punto de burbujeo, i,

mediante las siguientes correlaciones.

2.1.5.9 Correlacion de Beal, c.'

Esta correlacion permite determinar el incremento en viscosidad, Au,, por cada 1000

Ipc de aumento de presion por arriba de Py,
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El autor reportd inicialmente la correlacion en una figura, pero para fines
mateméticos de la programacion en SYEP se tom6 el ajuste que Standing’ Ie hizo a la
misma figura. Para 11 valores leidos de la figura original de Beal, la ecuacion

presento un error promedio de 0.01%.

M, —H,p 1.6 0.56
=0.024 +0.038 2.66
OOOI(P—})b) ﬂob :Llob ( )

En el desarrollo de esta correlacion se utilizaron 52 datos de viscosidades tomados de
26 muestras de crudos de 20 campos diferentes, 11 de los cuales pertenecian a
California. La mitad de los datos fueron tomados de crudos a la presion de burbujeo,
mientras los datos restantes fueron obtenidos de crudos a presiones mayores que la
presion de burbujeo.

Tabla 2.22 Rango de datos para la ec. (2.66)

Rango de los datos a Py > Py
Presion, Ipca 140 — 4135 15155515
Solubilidad del gas en el petréleo, PCN/BN 12 - 1827 -—--
Viscosidad, cp 0.142 — 127 0.16 315

La tabla 2.22 presenta el rango de los datos utilizados en el desarrollo de la

correlacion. Beal reporta un error promedio de 2.7% para la correlacion.

2.1.5.10 Correlacion de Vasquez, M.E. y Beggs, H.D. *:

La correlacion es la siguiente:

e [ﬂ (2.67)

Donde:
m=2.6P" exp(~11.513-8.98x107° P) (2.68)
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Esta correlacion fue obtenida a partir de 3143 puntos de datos. La tabla 2.23 presenta
el rango de datos utilizados en su desarrollo. Vasquez y Beggs reportan un error

promedio de —7.54% para la correlacion.

Tabla 2.23 Rango de datos para la ec. (2.67)

Rango de los datos
Presion, Ipca. 141 - 9515
Solubilidad del gas en el petroleo, PCN/BN 9.3-2199
Gravedad API del petrdleo 153-59.5
Gravedad especifica del gas, (aire=1) 0.511-1.351
Viscosidad, cp 0.117 — 148

2.1.5.11 Correlacion de Kartoatmodjo, T. y Schmidt, yAL

La correlacion es la siguiente:
a1, =1.000814,, +1.127x10° (P— P, Y- 65.17x10™ - 11, % +0.03811,,"" ) (2.69)

Esta correlacion fue desarrollada a partir de 3588 puntos de datos obtenidos de 661
analisis PVT. Kartoatmodjo y Schmidt reportaron u error promedio de —4.287% para

la correlacion.

2.1.6 Densidad del petroleo, p,

La Densidad del Petrdleo, p, en Ibs/pie’, a presiones menores o iguales a la presion

de burbujeo (P < Py) se determina mediante la siguiente ecuacion:
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350y, +0.0764 R,

Po 56150, (1.9)
Donde:
Lo Densidad del petréleo, Ibs/pie’
Po: Factor Volumétrico del petroleo, BY/BN
R: Solubilidad del gas en el petréleo, PCN/BN
Yo Gravedad especifica del petrdleo, (agua = 1)
Ved : Gravedad especifica del gas disuelto, (aire = 1)
350: Densidad del agua condiciones normales, 1b./bls
0.0764: Densidad del aire a condiciones normales, Ibs/pie’
5.615: Factor de conversion, pie’/bls

La gravedad especifica del gas disuelto, y,4, se obtiene de una figura, a la cual Brill y

Beggs'* le hicieron el siguiente ajuste:

Y= % ~3.5715x10°° -°API - R, (2.70)

Una limitacién impuesta a 4 es la siguiente: ), < ¢ = 0.56 donde 0.56 es la
gravedad especifica del metano, y y, es la gravedad especifica del gas producido en el

separador.

Y a presiones mayores que la presion de punto de burbujeo (P > Pb), la densidad del

petrdleo se determina mediante la siguiente ecuacion:

po :pob exp[Co(IDb_P)] (110)
Donde:
Do Densidad del petréleo, lbs/pie’
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Pob: Densidad del petréleo a Pb, Ibs/pie’
Py: Presion de burbujeo, Ipca.

Co: Compresibilidad isotérmica del petroleo, Ipc™

2.2 Propiedades Fisicas del Agua

A continuacion se formularan las correlaciones mas usadas para el calculo de las

propiedades fisicas del agua.

2.2.1 Solubilidad del Gas en el Agua, R;,,

2.2.1.1 Correlacion de Culberson, O.L. y McKetta, J.J., Jr.'5:

Los autores presentaron originalmente su correlacion en una figura, en donde la
solubilidad del gas metano en agua pura (no salina), Ry, estd en funcion de presion y

temperatura.

La siguiente ecuacion ajusta la figura de la correlacion dentro de un 5% para todo el
rango de temperatura y para presiones de 1.000 a 10.000 Ipca.'®. Se recomienda no

utilizar esta ecuacion para presiones menores de 1.000 Ipca.

R, = A+BP+CP’ (2.71)

Donde:
A=8.15839-6.12265x10T +1.91663x10*T* —2.1654x107' T (2.72)
B=1.01021x107 —7.44241x10°T +3.05553x107' 7% — 2.94883x107'° 7" (2.73)
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—9.02505+0.1302377 —8.53425x107* 7% +2.34122x107° T
—2.37049x107°T*

]x10_7 (2.74)

P = Presion, Ipca.

T=  Temperatura, °F

Luego se le debe efectuar una correccion a Ry, por salinidad, la cual se desarrolld
originalmente en una figura y cuya ecuacion que la ajusta dentro de un 3% de error

promedio es:

st _ 10—0.0840655ST’O'285854

(2.75)

SWp

Donde T en °F y S (salinidad) en porcentaje por peso de solidos disueltos (1% =
10.000 ppm).

El rango de datos para la ec. (2.75) es: 0 <S(%) <30 y 70 <T(°F) <250"°.

2.2.1.2 Correlacién de McCoy, R.L.":

La correlacion es la siguiente:

2
R, =A+BP+CP (2.76)

Donde:

A=212+3.45x10"T -3.59x10°T" (2.77)
B=0.0107—-5.26x10"T +1.48x107'T*

C=-8.75x10" +3.9x10°T —1.02x107"' T*

P = Presion, Ipca.

T= Temperatura, °F
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El factor de correccion por salinidad esta dado por:

R
S 2 1-(0.0753-1.73x10T)- S (2.78)

swp

Donde T en °F y S (salinidad) en porcentaje por peso de solidos disueltos (1% =
10.000 ppm).

2.2.2 Factor Volumétrico del Agua, S,

Las siguientes correlaciones permiten determinar el factor volumétrico del agua a

presiones menores o iguales a la presion del punto de burbujeo (P <Py).

2.2.2.1 Correlacién de McCain, W.D., Jr.'®:

Esta correlacion estd en funcion del cambio de volumen durante la reduccion de
presion, AV,,, y el cambio en volumen debido a la reduccién en temperatura es

representado por A4Vy; como funciones de presion y temperatura.

El factor volumétrico del agua puede determinarse utilizando estos valores mediante

la siguiente ecuacion:
B, =[+av, 1+av,,) (2.79)

Donde:
AV, = —1.0001x107% +1.33391x107* 7 + 5.50654x107" T* (2.80)

AV, = -1.95301x10~° pT —1.72834x107" p*T —3.58922x10" p

(2.81)
—2.25341x107" p?

Penlpca.y Ten °F.
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Esta correlacion es valida para aguas de yacimientos con concentraciones de sal

ampliamente variables. Asi, un aumento en la concentracién de sal causa un ligero

aumento en el coeficiente de expansion térmica del agua, lo cual produce un ligero

aumento en AVy,. Un aumento en la concentracion de sal causa una disminucion en la

solubilidad del gas en el agua, causando una ligera disminucién en AV,,. Estos

cambios en AVy; y AV, estan dentro del 1% para concentraciones de sal en el rango

de 0 a 30%.

2.2.2.2 Correlacién de McCoy, R.L."":

La correlacion es la siguiente:

B,, = A+ BP+CP?

Donde para agua pura libre de gas:

A=0.9947+58x10°T +1.02x10°°T?
B=-4228x10"°+1.8376x10°*T —6.77x107"' T*
C =103x107"" —1.3855x10 2T +4.285x107° T"*

y para agua pura saturada con gas:
A=0.9911+6.35x10°T +8.5x107" T'*

B=-1.093x10"°-3.497x10°T + 4.57x10 2T
C =-5.0x10"6.429x10"° T —-1.43x107°T*

Donde P en Ipca. y T en °F.

El factor de correccion por salinidad esta dado por'®:

(3.23x10* —8.5x10™" PYT - 60)’

wp
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Donde P en Ipca., T en °F y S (salinidad) en porcentaje por peso de solidos disueltos

(1% = 10.000 ppm).

El factor volumétrico del agua a presiones mayores que la presion del punto de
burbujeo (P > P;), se determina de la misma manera que para un sistema gas-

petroleo, esto es:

B. =By -explC, (P, P (2.86)
Donde
Pu= Factor volumétrico del aguaa P > P,, BY/BN
Lwb= Factor volumétrico del agua a P, BY/BN
Py= Presion de burbujeo, Ipca.
= presion de interés, Ipca.
C,= Compresibilidad isotérmica del agua, Ipc™

2.2.3 Compresibilidad del Agua, C,,

Las siguientes correlaciones permiten determinar la compresibilidad del agua a

presiones mayores que la presion del punto de burbujeo (P > Pp).

2.2.3.1 Correlacion de Dodson, C.R. y Standing, M.B.":

Esta correlacion se present6 originalmente en una figura, en donde la compresibilidad
del agua pura libre de gas, C,, estd en funcion de presion y temperatura, esta
correlacion requiere ademas una correccion que debe efectuarse por efectos del gas
disuelto. Por fines de programacién de la misma, se tomé el ajuste*® que se hizo a la

misma, de esta forma queda:

_A+BT+CT’?

Cup 10°

(2.87)
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Donde:

A=3.8546-1.34x10"*P

B=-0.01052+4.77X10" P (2.88)
C=3.9267X10" -8.8x10™"°P

P = Presion, Ipca.

T=  Temperatura, °F

y el factor de correccion C,,, por solubilidad del gas estd dado por™":

C
—* =1+8.9x10°R_, (2.89)

wp
R,,,= solubilidad del gas en el agua en PCN/BN

La correccion de C,, por efectos de solidos disueltos esta dada por'®:

C
=148 5251072 + 27210 T = 1.14x10° T +1.121x10° T°* (2.90)

wp

Donde, T en °F y § (salinidad) en porcentaje por peso de solidos disueltos

(1%=10.000 ppm).

2.2.3.2 Correlacion de Osif, T.L.:

La correlacion es la siguiente:

1
C =
" 7.033P +541.55 —537T + 403300

(2.91)

Donde, P en Ipca., T en °F y S (salinidad) en grs/litro (= ppm / 58443).
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En el desarrollo de esta ecuacion se utilizd el siguiente rango de datos: 1000 < P

(Ipca.) <20000, 200 < T (°F) <270 y 0 < S (grs/litro) < 200
Osif no presenta estimados de exactitud de sus resultados o de la ecuacion.

A presiones menores que la presion del punto de burbujeo (P < Pp), la

compresibilidad del agua esta definida por*:

ST A ALY o)
B\ oP ). B, 0P )

En esta ecuacion, el primer término del lado derecho es C,,a P > P, y se determina

mediante las correlaciones presentadas anteriormente.

El segundo término del lado derecho se determina separandolo en tres partes, el factor

volumétrico del gas, f,, se determina mediante la ecuacion:

B, = 0.005032—5,—PBC);V (2.93)

El cual se comentard mas adelante en la seccion de Propiedades Fisicas del Gas.
McCain'® sugiere usar un valor de 0.63 para la gravedad especifica del gas liberado
del agua para determinar un valor del factor Z para la ec. (2.93). Este valor es basado
sobre datos limitados y su exactitud es desconocida, sin embargo, los valores

obtenidos parecen ser razonables.
El factor volumétrico del agua, p,, se determina mediante las correlaciones

presentadas anteriormente. La derivada (OR,, / OP)r se determina mediante la

siguiente correlacion.
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2.2.3.2.1 Correlacion de Ramey, H.J., Jr.22%:

Esta correlacion se presentd originalmente en una figura, pero por razones de

., . e . . .1
programacién de la misma se utilizo el ajuste que le hizo McCain'®.

(8st j = B+2CP (2.94)
oP ),

Se obtuvo diferenciando la ec. (2.71). Es de notar que esta ecuacion no ajusta muy
bien la curva original de Ramey. Una expresion similar para (ORy, / OP)r se obtiene

diferenciando la ec. (2.76)
La correlacién permite determinar la derivada (ORsw / OP)T. Este valor debe ser
multiplicado por el factor de correccion de la ec. (2.78) para considerar el efecto de

los soélidos disueltos. Ramey recomienda no utilizar esta correlacion cuando la

temperatura exceda de 250°F.

2.2.4 Viscosidad del Agua, u,,

Las siguientes correlaciones permiten determinar la viscosidad del agua.

2.2.4.1 Correlacion de Van Wingen, N.2:

Esta correlacion se presenta originalmente en una figura, pero por la necesidad de

programarla, se tomé el ajuste que se le realizo™.
11, = exp(1.003-1.479x10 T +1.982x10° T?) (2.95)

Donde, u,encp.y T en °F.
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La viscosidad del agua estd en funcion de temperatura para varias presiones. Los

efectos de presion y salinidad son despreciables.
2.2.4.2 Correlacién de Matthews, C.S. y Russel, D.G.*:

Esta correlacion se presenta originalmente en una figura, pero por la necesidad de
programarla, se tomé el ajuste que se le realiz6™. La viscosidad del agua a presion

atmosférica, u,; en cp., estd en funcion de temperatura y salinidad.

My =4 +§ (2.96)

Donde

A =-0.04518+0.009313135 — 0.000393S*
B =70.634+0.09576S"

T=  Temperatura, °F
S'=  Salinidad, % por peso de s6lidos disueltos (1% = 10.000 ppm)

y el factor de correccion por presion, estd dado por:
f=1+3.5x10"2 P*(T - 40)) (2.97)

Donde, P en Ipca. y T en °F. Estas correlaciones fueron desarrolladas para el siguiente

rango de datos: P (Ipca.) < 10000, 60 < T (°F) <400, S (%) < 26.

2.2.4.3 Correlacion de McCain, W.D., J r.'%

Esta correlacion es también un ajuste de las curvas de la figura de la correlacion de

Matthews y Russel, y estd dada por:

p,=A-T (2.98)
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Donde

A=109.574—8.40564-S +0.313314- 5> +8.72213x10™ - S°
B=-1.12166+2.63951x107> - § —6.79461x10™* - §* —5.47119x107° - §° +
1.55586x107° - *

T=  Temperatura, °F

S = Salinidad, % por peso de solidos disueltos (1% = 10000 ppm)

Esta correlacion ajustas las curvas de la figura de Matthews y Russel dentro de un 5%
para temperaturas entre 100 y 400°F y salinidades hasta 26%. El factor de correccion
por presion fue desarrollado originalmente en una figura®®, pero por razones de

.y ’ . s 16
programacion, se uso6 el ajuste que le hicieron™.

H
/J wl

=0.9994 +4.0295x10° P +3.1062x10~° P* (2.99)

Donde, P en Ipca.
Los datos utilizados en el desarrollo de esta ecuacidon presentaban un rango de
temperatura desde 86.5 a 167 °F y presiones hasta 14.000 Ipca. La ec. (2.99) ajusta la

curva en un 4% para presiones menores de 10000 Ipca. y en 7% para presiones entre

10000 y 14000 Ipca.

2.2.4.4 Correlacién de McCoy, R.L.":

La correlacion es la siguiente:

247.8 j

M, = 0.02414x10(”40 (2.100)

Donde, u,, encp.,y T en K (=5/9 °F +255.37)

La correccion de u,,, por salinidad estd dada por'®:
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e 121875107 8% +2.18x1074 S5 +
Hop (2.101)

(T°° —1.35x10 2T )2.76x107° S — 3.44x10* %)

Donde, T en °F y S (salinidad) en porcentaje por peso de solidos disueltos (1% =

10000 ppm.).

2.2.5 Densidad del Agua, p,

La siguiente correlacion permite determinar la densidad del agua.

2.2.5.1 Correlacién de McCain, W.D., Jr. %

Esta correlacion se presenta originalmente en una figura, pero por la necesidad de
. : .16
programarla, se tomo el ajuste que se le realiz6 ", dentro de un 0.1% de error. La
. .. -3 r s 7
densidad de la salmuera a condiciones normales, p,; en lbs/pie’ esta en funcion del

porcentaje total de s6lidos disueltos.

P, = 62.368+0.4386035 +1.60074x107S* (2.102)

Donde, S es la salinidad en porcentaje por peso de solidos disueltos (1% = 10000
ppm.).

2.3 Propiedades Fisicas del Gas

A continuacion se formulardn las correlaciones mas usadas para el calculo de las

propiedades fisicas del gas.

2.3.1 Presion y Temperatura Seudocriticas de Gases, P,y Ty,

Una serie de métodos o reglas de combinacion han sido propuestas para determinar
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estas propiedades seudocriticas cuando se conoce la composicion de la mezcla
gaseosa. Estos métodos o reglas de combinacién suponen que cada componente
contribuye a la presion y temperatura seudocriticas en proporcion a su porcentaje de
volumen en el gas y a la presion y temperaturas criticas, respectivamente de dicho

componente.

Entre los métodos o reglas de combinacion mas conocidos se tienen los siguientes:

2.3.1.1 Método de Kay, W.B.”:

La presion y temperatura seudocriticas estan dadas por:

P, (2.103)
scM:Zy, P,
T (2.104)
scM:Zy, T,
Donde:
Py = Presion seudocritica de la mezcla, Ipca.
Teers = Temperatura seudocritica de la mezcla, R
P, = Presion critica del componente i, Ipca.
T.= Temperatura critica del componente i, R
n = Numero de componentes en la mezcla

2.3.1.2 Correlacion de Brown, G.G., Katz, D.L., Oberfell, G.G. y Alden, R.C.28:

Esta correlacion se presenta originalmente en una figura, pero por la necesidad de
, . - ,28
programarla, se tomo el ajuste que se le realizo™.

Gas Natural:

Py =677 +157 yye =37.5¢ i’ (2.105)

Tope =168+325y 0 —12.57 (2.106)
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Gas condensado:

P =706 =517y e =111y 1 (2.107)

Toe =187 43307 e = 7157 e’ (2.108)

La presion y temperatura seudocriticas, Py y T, estdn en funcion de la gravedad
especifica del gas, y, (aire = 1), y puede ser utilizada para gas natural en general o

para condensado.

Las curvas en la figura de la correlacion representan mezclas gaseosas con cantidades
despreciables de N> CO; y H,S. Si la mezcla gaseosa contiene cantidades apreciables
de componentes no hidrocarburos (mayor de 5% por volumen), la gravedad
especifica de la mezcla debe ser corregida por estos componentes. Asi, yus es la
gravedad especifica de la mezcla total de gas, la gravedad especifica de la porcion de

gas hidrocarburo, ygnc, esta dada por29;

Ve —0.967yy =152y, —1.18y, ¢
}/gHC =
l_yzv2 ~Yco, ™ Vu,s

(2.109)

Donde:

verc = Gravedad especifica de la porcion de gas hidrocarburo, (aire=1)
7ev = Gravedad especifica de la mezcla total de gas, (aire=1)

yn2= Contenido de Ny, fraccion molar

yco2= Contenido de CO,, fraccién molar

yms= Contenido de H,S, fraccion molar

En la ec. (2.109), ymc >0.55 (gravedad especifica del metano).

2.3.1.3 Correlacion de Sutton, R.P.:

Sutton desarroll6 las siguientes ecuaciones para gas natural:
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Pye =756.8 =131y yye —3.67 e’ (2.110)

Ty =169.2+349.5y 0 — 747/gﬁ,c2 (2.111)

Estas ecuaciones fueron obtenidas a partir de 264 muestras diferentes de gas en el

siguiente rango de gravedades especificas: 0.571 < youc <1.679

Finalmente, la presion y temperaturas seudocriticas de la mezcla total de gas, Pscr y

. . . . 29
Tsemr se determinan mediante las siguientes ecuaciones “:

Pov :(l_yzvz ~Yco, _J’st)'Psch +493yy, +1071yqo, +1306y,, o (2.112)

Ty = (1 — VN, T Vco, T Vu,s ) Tipe +227yy, +548y o, +672y, s (2.113)

En estas ecuaciones, la presion y la temperatura seudocriticas de la porcion de gas
hidrocarburo Ps.yc v Tiene, pueden ser representadas por las ecuaciones anteriores

dependiendo del tipo de gas hidrocarburo considerado.

2.3.2 Presion y Temperatura Seudocriticas del Componente Pesado

Las siguientes correlaciones permiten determinar la presion y temperatura

seudocriticas del C :

2.3.2.1 Correlacién de Mathews, T.A., Roland, C.H. y Katz, D.L.,*":

Mathews y Cols. en base a una serie de micro-destilaciones de fracciones de C7; de
condensados obtuvieron una correlacion grafica por medio de la cual puede
determinarse la presion y temperatura seudocriticas del C;; en funcidon de la
gravedad especifica, yc7+ (agua = 1) y del peso molecular, Mc7,. Para fracciones de

pentanos y compuestos mas pesados, Cs;. y hexanos y compuestos mas pesados, Cs+,
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la correlacion también puede ser utilizada. Por la necesidad de programar la

correlacion, se tomo el ajuste que se le realizo™":

Pcq =1188-43 110g(MC7+ - 61'1)+ [23 19— 85210g(Mc7+—53.71 )](7c7+ - 0-8)(2-1 14)

T, =608+364log(M ., —71.2)+(2450logM ... —3800)logy ., (2.115)

Donde:

Pyerv = Presion seudocritica del C7+, Ipca.
Tscer+ = Temperatura seudocritica del C74, R
Me7e = Peso molecular del C7., 1bs/Ib-mol

yer+ = Gravedad especifica del C74, (agua = 1)

La precision de estas ecuaciones en el ajuste de mas de 20 valores de las curvas de

Mathews y Cols. es la siguiente®":

Tabla 2.24 Precision para las ecs. (2.114-115)

Datos Pscc 7+ Tscc7+

Numero de puntos 25 28

Error relativo promedio -0.51% -0.29%
Desviacion estandar 1.61% 0.97%

2.3.2.2 Correlacion de Kessler, M.G. y Lee, B.I.>%:
Las correlaciones son las siguientes:

8.3634 - 20260 —[0.24244 22898 01185 7JTbx103 ¥
7/C7+ 7C7+ ]/(37.;.
Pscc7+ = eXp
[1 4685+ 2948 0'472f7ij2x107 - (0.42019 n ﬂ]T;xlOm
Yers Yers Y+

(2.116)
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5
T.cr. = 3417 +811y,,, +(0.4244+0.1174y ., )T, +(0.4669 —3.2623y ... )x%

b

(2.117)
Donde:
Pycrv = Presion seudocritica del C74, Ipca.
Tsecr+ = Temperatura seudocritica del C74, R
Yo+ = Gravedad especifica del C7+, (agua=1)
T, = Temperatura de ebullicion, R

La temperatura de ebullicion se determina mediante la siguiente ecuacion

desarrollada por Whitson™:

Tb — [4.5579MC7+0.15178 . yc7+0415427 :Ij (21 18)

.29 . .
Standing™, recomienda tomar los siguientes valores para condensados cuando no se
conoce el peso molecular ni la gravedad especifica del componente pesado: Mg+ =

128 (equivalente al Cy), Ps.c7+ =385 Ipca. y Tocr+= 1100 °F

Las sumatorias de las ecs. (2.103 - 104) deben incluir la P, y T, del C7+ determinadas

por las ecs. (2.114 -115) 0 (2.116 - 117).

2.3.3 Factor de Compresibilidad del Gas, Z

El valor de Z para diferentes gases ha sido determinado en base a la Ley de los
Estados Correspondientes, el cual establece que a las mismas condiciones de presion
y temperatura seudorreducidas, todos los gases tienen el mismo Factor de

Compresibilidad Z.
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P, =5
;M (2.119)
TS‘V =
YT

seM
Donde Py T son la presion y temperatura absolutas a la cual se desea determinar Z'y

Psery Tienr la presion y temperatura seudocriticas, tal como se discutié anteriormente.

2.3.3.1 Método de Sarem, AM.:

Este método para determinar Z se basa en los Polinomios de Legendre de grado 0 a 5.

La ecuacion basica de ajuste es:

5 5
Z=3 2 4;P(x)P,(y) (2.120)
i=0  j=0
Donde:
_ 2P, -I5
14.8
) 2.121
_ 27, -4 @120
T

Los polinomios de Legendre de grado 0 — 5, P;y P; tienen las siguientes formas:

P,(a)=0.7071068
P(a)=1224745
P,(r) = 0.7905695(3c> 1)
P,(a)=0.9354145(5¢" - 3c)

)=

)=
P,(ar) = 0.265165(350* —30a” +3)
P,(@)=0.293151(63a° - 700 +15¢)
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Donde a se reemplaza por “x”y

“_ .

y

tabla 2.25 presenta los valores de los coeficientes 4;.

Tabla 2.25 Valores de los coeficientes 4;;

al efectuar la sumatoria de la ec. (2.120). La

1 Jj=0 Jj=1 Jj=2 Jj=3 j=4 Jj=5

0 2.1433504 | 0.0831762 | -0.0214670 | -0.0008714 | 0.0042846 | -0.0016595
1 0.3312352 | -0.1340361 | 0.0668810 | -0.0271743 | 0.0088512 | -0.002152
2 0.1057287 | -0.0503937 | 0.0050925 | 0.0105513 | -0.0073182 | 0.0026960
3 0.0521840 | 0.0443121 | -0.0193294 | 0.0058973 | 0.0015367 | -0.0028327
4 0.0197040 | -0.0263834 | 0.019262 | -0.0115354 | 0.0042910 | -0.0081303
5 0.0053096 | 0.0089178 | -0.0108948 | 0.0095594 | -0.0060114 | 0.0031175

Para los intervalos 0.1 < P, < 149 y 1.05 < T, < 2.95, el error del método con

respecto a los valores leidos en las curvas de Standing y Katz fue menor de 0.4%. El

método de Sarem puede ser utilizado cuando el gas natural contiene impurezas

corrigiendo Psey v Tserr por €l método de Wichert y Aziz

2.3.3.2 Método de Hall, K.R. y Yarborough, L.*"%:

35, 36

Hall y Yarborough basados en la ecuacion de estado de Starling-Carnahan

desarrollaron las siguientes ecuaciones para el calculo de Z:

Donde:

t:

y

_0.06125P, -1 -exp|-1.2(1-1)’

siguiente ecuacion:

y
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Reciproco de la temperatura seudorreducida, t = 7. / T

Densidad reducida, la cual se obtiene a partir de la solucion de la

(2.122)



Donde:

2, .3 4
_ap, ¢ XY FY TV gt cpP =g (2.123)

A=0.06125-1-exp|-1.2(1- 1)’ ]
B=14.76-1-9.761 + 4.58¢°

C=90.7-1t—242.2t* +42.4¢°
D=2.18+2.82¢

(2.124)

Para obtener buenos resultados con éste método, se recomienda que Py, y T, estén

entre los siguientes rangos 0.1 <P, <24.0y .2<T,<3.0

Para gases naturales con impurezas se recomienda corregir Pscas ¥ Tiepr por €l método

de Wichert y Aziz.

Debido a que la ec. (2.123) es no lineal, se requiere una solucion de ensayo y error

para resolverla. Un método de ensayo y error frecuentemente utilizado, es el método

de Newton-Raphson® el cual utiliza el siguiente procedimiento iterativo (aplicado a

este caso):

1.

Suponer un valor inicial de y; y calcular F(y;), donde F(y) es el término de la
derecha de la ec. (2.123).

Si F(yl) = 0 6 se encuentra dentro de una tolerancia especificada (+10-4), se
puede considerar que y; es la solucién. En caso contrario, calcular un nuevo

valor de y utilizando la siguiente aproximacion (Series de Taylor):

V2= ) (2.125)

dF(y,)

dy
Donde la expresion para dF(y) / dy se obtiene derivando la ec. (2.123) con

respecto a y a T, constante, esto es:
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dF 1+4y+4y° —4y° + p*

—= —2By +CDy"™" (2.126)
dy (1-»)°
3. Hacer y; = y, y repetir el paso 2. Continuar el procedimiento hasta obtener la
solucion.
4. Sustituir el valor correcto de y en la ec. (2.122) para obtener Z.
2.3.3.3 Método de Brill, J.P. y Beggs, H.D.?*':
La ecuacion para el calculo de Z es la siguiente:
Z=a+174 +CP,” (2.127)
exp(B) ‘
Donde:
A=13%T, —0.92)" -0.36T, —0.10
B=(0.62-0.23T, )P, + 0066 037 P’ +% > ¢
T, —0.86 ‘ 107~ (2.128)

C =0.132-0.32logT,
D = antilog(0.3106 —0.49T, +0.1824T,%)

Para obtener buenos resultados con éste método, se recomienda que Py, y Ty, estén

entre los siguientes rangos:0< P, <13y 1.2<T7,<2.4

El método no es valido para temperaturas seudorreducidas fuera del rango de 1.2 a
2.4. Para gases naturales con impurezas se recomienda corregir Py v Tsepr por el

método de Wichert y Aziz.

2.3.3.4 Método de Dranchuk, P.M., Purvis, R.A. y Robinson, D.B.*":

Este método es el resultado de un ajuste realizado a la ecuacion de estado de

Benedict, Webb y Rubin*?> (BWR), la cual escribieron en la siguiente forma:
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5
Z:1+(A1 +%+A—33Jp, +(A4 Jrﬁ}o,2 T/

sr

(2.129)

4, (1+Agpr2)/;rz eXp(_ Agp,,z)

Sr

La densidad reducida, p,, se calcula mediante la siguiente expresion (obtenida de la

Ley de los gases):

P
p =t = _ 007 (2.130)

En esta ecuacion se tomo el factor de compresibilidad del gas en el punto critico, Z. =
0.27, considerado como un valor apropiado para mezclas compuestas principalmente
por metano. Ademas, utilizando datos de 1500 puntos®, se determinaron los

siguientes valores para las constantes A; — A4

Tabla 2.26 Valores de las constantes 4; _g
A;-0.31506237 A;--1.0467099 A;--0.57832729
Ay-0.53530771 As--0.61232032 | As--0.10488813
A7-0.68157001 As-0.68446549

El método reprodujo los 1500 puntos de datos con un error absoluto de 0.54% y una
desviacion estdndar de 0.00445. Los rangos de aplicacion del método son:

0.2<Psr<30.0,1.05<7;,<3.0

Para gases naturales con impurezas se recomienda corregir Ps.s V Tyenr por el método

de Wichert y Aziz.
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Para resolver la formulacion implicita de la densidad reducida, se debe utilizar un
procedimiento iterativo de ensayo y error. Si se utiliza el método iterativo de Newton

— Raphson, se tiene:

Lo,  @13)

sr Sr sr

4, A A A A,p,’°
1+(Al+T—2+—33}pr+(A4+T—5jpr2+Lp’+
F=Z7

2

A1+ 4,p, )5’3 expl- 4,p,%)

Sr

y
A, A A > 544 p)°
or =1+| 4+ >+ pr+2A4+—5 p,+556p,+
8Z T, sr T\vr Z T;r Z Z];r
: : (2.132)
24 V)
Z;”; [1+Agpr (4,0,%) ]exp(— 4p,%)

2.3.3.5 Método de Dranchuk, P.M. y Abou-Kassem, J JHA:

Este método es muy similar al anterior, sin embargo Dranchuk y Abou-Kassem
utilizaron la ecuaciéon de estado de Starling ** la cual escribieron en la siguiente

forma:

(2.133)

4, (ﬁ + A82 ]prS + 4y (1 +4up, );)_rzexp(_ Anprz)

Se utilizo la ec. (2.130) para la densidad reducida y mediante un procedimiento

similar al método anterior y utilizando los mismos 1500 puntos, determinaron los

siguientes valores para las constantes A; — A;;:
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Tabla 2.27 Valores de las constantes 4; _ ;;

A;-0.3265 A,--1.07 Az --0.5339
Ay-0.01569 As=-0.05165 As-0.5475
A7;--0.7361 As-0.1844 A9-0.1056
Ap=-0.6134 A;1-0.721

El método reprodujo los 1500 puntos de datos con un error absoluto de 0.307%. Los

rangos de aplicacion del método son: 0.2 <P, <30.0y 1.0 < T7,,<3.0

Para P, < 1.0 con 0.7 < 7,,-< 1.0, pero produce resultados inaceptables en la region

de 7T,,= 1.0 y Py, > 1.0. Para gases naturales con impurezas se recomienda corregir

Pserr v Tsenr por el método de Wichert y Aziz.

Para resolver la ec. (2.133) se debe utilizar un procedimiento iterativo de ensayo y

error. Si se utiliza el método iterativo de Newton — Raphson, se tiene:

T, T7

sr

A A
or =1+ A4 +2+—=+
aZ T, TS' T

7 7T’

sr

T

sr sr

2.3.3.6 Método de Gopal, V.N.%:

2

A A P,
A9(_7 + _8}%5 + 4y, (1 + Allpr2 )F

_o  (2.134)

sr sr

(2.135)

4, A \p,  24,p,° :
5A9(_7+T82J o 1+A11Pr2_(‘411pr2) exp(—AMp,,z)

Gopal desarroll6 las siguientes ecuaciones para el calculo del factor Z:
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Tabla 2.28 Ecs. desarrolladas por Gopal segun Py, y T,

Rango de P, | Rango de T, Ecuaciones para Z
1.05y 1.2 | Py (1.6643 T, —2.2114)-0.3647 T, +1.4385
02y1.2 1.2+y 14 | P, (0.05227,-0.8511)-0.0364 T}, +1.0490
14+y2.0 | Py, (0.13917—0.2988)+0.0007 T, +0.9969
20+y3.0 | P,(0.0295T, —0.0825)+0.00097,+0.9967
1.05y 1.2 | Py, (-1.3570T,, +1.4942)+4.6315T,,—4.7009
1.2+y2.8 1.2+y14 | P,(0.1717T,—0.3232)+0.5869T,+0.1229
14+y2.0 | P, (0.0984T;, —0.2053)+0.06217,.+0.8580
20+y3.0 | P,(0.02117,—0.0527)+0.0127T,,+0.9549
1.05y 1.2 | P, (-0.3278T,, +0.4752)+1.8223T,,—1.9036
28ty5.4 1.2+y 14 | P, (-0.25217, +0.3871)+1.60877T,,.—1.6635
14+y2.0 | P, (-0.0284T,, +0.0625)+0.4714T,.—0.0011
2.0+y3.0 | Py, (0.00417; +0.0039)+0.06077,,+0.7927
54+y15 1.05y3.0 P (0.711+43.66T,) " **"-1.637/(0.319T,,
+0.522)+2.071

El método de Gopal puede ser utilizado cuando el gas natural contiene impurezas

corrigiendo Pg.yr ¥ Tsenr por el método de Wichert y Aziz.

2.3.4 Factor Volumétrico del Gas, f;

El Factor Volumétrico del Gas se define como el volumen (generalmente en barriles o
pies cubicos) que ocupa en el yacimiento, la unidad volumétrica (generalmente 1
barril o 1 pie cibico) de gas a condiciones normales. Este factor relaciona el volumen

de gas en el yacimiento al volumen del mismo en la superficie, es decir, a condiciones

normales (14.7 Ipca y 60°F).

Aplicando la Ley de los Gases Reales (PV = Nzrf) a condiciones normales y a
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condiciones de yacimiento, se tiene:

B _Q _ nZRT/P
* V, nZRIT/P
Vo= Volumen de gas a condiciones normales
Vel = Volumen de gas a condiciones de yacimiento

(1.14)

Donde, para la misma masa de gas nR se cancelan, y dado que P; y 7; son

condiciones normales (14.7 Ipca. y 60°F), luego Z; 1.0 y la ec. (1.14) se reduce a:

P = ZTP (1.0)(60+460)P

Si se desea expresar f; en BY/PCN, se divide por 5.615:

B, = 0005032, BL
£ P PCN

Pe=  Factor Volumétrico del Gas, PCY/PCN o BY/PCN
Z = Factor de compresibilidad del gas, adim.
P = Presion, Ipca.

= Temperatura, R ( = °F + 460)

En algunos casos se utiliza el inverso de S, (factor de expansion del gas, E):

E =2 35378 PN _ 1558 P
< B, ZT’° PCY Zr
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Para calcular S, 0 E; a una determinada presion y temperatura, el valor del factor de
compresibilidad, Z, a esas condiciones debe ser conocido. Por lo tanto, si no se
dispone de un valor experimental de Z, entonces es necesario recurrir a los métodos
que se presentaron anteriormente.

2.3.5 Compresibilidad del Gas, C,

Se desarrollaron diferentes métodos para determinar la Compresibilidad del Gas, los

cuales se presentan a continuacion:

2.3.5.1 Método de Mattar, L., Brar, G.S. y Aziz, K*:

Mattar y Cols. desarrollaron la siguiente expresion analitica para determinar la

compresibilidad seudorreducida. La expresion es la siguiente:

1027 ( JT
1B
Z

" P, Z'T, al
OP.

La derivada (&Z / dp,) 1, se obtiene diferenciando la ec. (2.129), la ecuacion de estado

(2.136)

desarrollada por Dranchuk, Purvis y Robinson*', esto es:

4

A A A P
[6—ZJ = 4, +—2+—33+2(A4 +—5jPr +54,4, ——+
T T

aljr T sr
(2.137)

sr sr

L S

sr

sr

: eXp(‘ Asprz )

Utilizando las ecs. (2.136) y (2.137) y la definicion de compresibilidad

seudorreducida, la compresibilidad de un gas puede ser determinada siempre que la
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presion y la temperatura del gas se encuentren dentro de los rangos especificados por
la ecuacion de Dranchuk y Cols. Las ecs. (2.136) y (2.137) no deben utilizarse a
valores de T, menores de 1.4y Py, entre 0.4 y 3.0.

Una manera alterna de determinar la compresibilidad de un gas, es a partir de la

definicién de compresibilidad seudorreducida:

' £ p Z\oP

sr sr

C =C,-P :l—l[a—zj (2.138)
T,

Asi el gradiente (dZ / JP)r,» se obtiene derivando analiticamente los métodos

anteriormente presentados para determinar Z, esto es:

2.3.5.2 Sarem, A.M.:

sr J

5 5 OP.
(aa_zj 3 Ag(aB(X)j ( J(y)j (2.139)
P, T, i=0 j=0 aPsi T, ap” Ty

Donde los Polinomios de Legendre de grado 0 — 5, y argumentos x ¢ y estan dados

por:
Tabla 2.29 Polinomios de Legendre
Py(x)=0.0 Py(y) =0.7071068
P, (x)=0.16551 P (v) = 1.224745y
P> (x) = 0.641002x P> (y) =0.7905695(3y" — 1)
Ps(x) = 0.379221(5x*— 1) Ps(y) = 0.9354145(5y" - 3y)
Py (x) =0.716652(7x° — 3x) Py (v) =0.265165(35y" — 30y + 3)
Ps(x) = 0.594225(21x" — 14x*+ 1) Ps(y) =0.293151(63y° — 70y" + 15 y)
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2.3.5.3 Hall, K.R. y Yarborough, L.:

La ec. (2.122) puede expresarse como:

AP,
Z=—" (2.140)
y
y asi se tiene:
(_GZ j A A (_@ ] (2.141)
aPSV TM y y aPsr Tar'

Donde:

v oy (=)' (2.142)

oP, r 1+4y+4y2 —4y3 +y4 —(1—y)4(23y—CDy(D’1))
2.3.5.4 Brill, J.P. y Beggs, H.D.:
( oy ] ~ 1- 4

oP, ) 0.132 1.92
Ty 0.62—0237 )+| ——"=—0.074|P. +————-P° |-exp(B
|:( sr) [T;r _ 086 Sr 109(]7\_r_1) sr p( )
+cpp, "
(2.143)

2.3.5.5 Gopal, V.N.:

La exactitud de las siguientes ecuaciones no ha sido verificada, sin embargo, pueden

ser utilizadas dentro de los rangos de presion y temperatura especificados por las

106



ecuaciones de las cuales fueron obtenidas.

Tabla 2.30 Ecs. Desarrolladas por Gopal segin Py, y T,

Rango de P, | Rango de T, Ecuaciones para (8_2]
o )1
1.05y 1.2 1.6643T, —2.2114
02y1.2 1.2+y 1.4 0.05227, —0.8511
1.4+y2.0 0.13917,, —0.2988
2.0+y 3.0 0.02957,, —0.0825
1.05y 1.2 ~1.35707,, +1.4942
1.2+y2.8 1.2+y 1.4 0.1717T, —0.3232
1.4+y2.0 0.09847,, —0.2053
2.0+y 3.0 0.02117,, —0.0527
1.05y 1.2 —0.3278T,, +0.4752
2.8+y 5.4 1.2+y 1.4 ~0.25217, +0.3871
1.4+y 2.0 ~0.0284T, +0.0625
2.0+y 3.0 0.00417, +0.0039
54+y 15 1.05y3.0 (0.711+3.66T, )"

2.3.6 Viscosidad del Gas, u,

Las siguientes correlaciones permiten determinar la viscosidad del gas:

2.3.6.1 Correlacion de Carr, N.L., Kobayashi, R. y Burrows, D.B.*#

Esta correlacion se presentd originalmente en una figura, pero por razones de
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programacion se usé el ajuste que se le hiciera %’

py = (1.709x10 ~2.062x10y, T +8.188x10° —6.15x10 logy,  (2.144)

Permite determinar la viscosidad del gas a presion atmosférica y temperatura del
yacimiento, iy, a partir de su peso molecular o gravedad especifica. Permite también
realizar las correcciones por contenido de H,S, CO, y/o N> Asi, si el gas contiene

impurezas, Uy se corrige de la siguiente manera:

Hoe =My +Coo +Cy s +Cy (2.145)
Donde:
Uge = Viscosidad del gas a 1 atm. y T, corregida por impurezas, cp.
g = Viscosidad del gas a 1 atm. y 7, sin corregir por impurezas, cp., ec. (2.144)
Ccoz2, Cmzs, Ona = Correcciones por presencia de H,S, CO; y/o N, cp.,
estos valores de obtienen de:

Cy. = vy, (8:48x107 logy, +9.59x107)

Ceo, = Ve, (9.08x107 logy, +6.24x107) 0.146)

Chs = V1.5 (8:49x107 log y, +3.73x10° ) '
T = Temperatura, °F
7 = Gravedad especifica del gas, (aire = 1)
yn2= Contenido de N, fraccion molar
vco2= Contenido de CO,, fraccion molar

yes= Contenido de H,S, fraccion molar

El error de ajuste de la ec. (2.144) a las curvas originales fue de 0.38% para valores

en los rangos de: 0.55 <y, <1.55y 100 < 7(°F) < 300.

La viscosidad del gas a la presion requerida se obtiene mediante la determinacion del
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cociente ug/ 1y, €l cual se puede calcular analiticamente mediante el siguiente ajuste

presentado por Dempsey > *:

ln &T‘Ar = aO +a1})sr -i_aZ})sr2 +a3})sr3 +
/’lgl

2 3
Tsr(a4 +a5P§r +a6])sr +a7])sr )+

2 2 3
T, (as +ay,P, +a,P,” +a,P, )"‘

(2.147)

sr

3 2 3
T, (a12 +asP, +a,P," +a;P, )

El ajuste de Dempsey presenta buenos resultados cuando P y Ti. estan entre los

siguientes intervalos: 1.0 <P, <20y 1.2<7,,<3.0

Donde:
Tabla 2.31 Constantes para hallar el cociente ug/ 1y,

ap=-2.46211820 E+00

as=3.60373020 E-01

a;p=8.39387178 E-02

a;=2.97054714 E+00

a7=-1.04432413 E-02

a;3=-1.86408848 E-01

a,=-2.86264054 E-01

ag=-7.93385684 E-01

a;4=2.03367881 E-02

a3 = 8.05420522 E-03

a9=1.39643306 E+00

a;5=-6.09579263 E-04

as = 2.80860949 E+00

ajo=-1.49144925 E-01

as=-3.49803305 E+00

ann=4.41015512 E-03

Finalmente, u, esta dada por:

(2.148)

2.3.6.2 Correlacion de Lee, A.L., Gonzalez, M.H. y Eakin, B.E.>:

Lee y Cols. midieron experimentalmente la viscosidad de 4 gases naturales con
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impurezas (CO,, N;) a temperaturas desde 100 hasta 340°F y presiones desde 100 a

8000 Ipca. A partir de los datos experimentales obtuvieron la siguiente ecuacion:

B K- exp(ngY)

iy (2.149)

Hg
Donde:

1.5
K- (9.4+0.02M )T

209 +19M +T

X = 3.5+9;;6+0.01M

Y=24-02X

PM
=1.4935x107° —
Pe ZT

ug = Viscosidad del gasa Py T, cp.
pe= Densidad del gas, grs/cc.
= Peso molecular del gas (= 28.96 ), Ibs/Ib-mol
Z = Factor de compresibilidad del gas, adim.
P = Presion, Ipca.

T=  Temperatura, R

La ec. (2.149) reprodujo los datos experimentales con una desviacion estandar de

2.69% y una desviacion méaxima de 8.99%.

2.3.7 Densidad del Gas, p,

Otra manera de calcular la densidad del gas p,, diferente a la expresada en la ec.
(1.24) es considerando la Ley de la Conservacion de la Masa para una cantidad dada

de gas. Esto es:
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(Png )2 = (Png )1 (2.150)

Lo cual indica que el cambio en densidad de condiciones de yacimiento (2) a
condiciones normales (1), estd dado por el cambio en volumen puesto que la masa

permanece constante. De la igualdad anterior se tiene:

o n4
Py =% (2.151)

g2

Como el cambio en volumen estd dado por el factor volumétrico del gas, S, la

densidad del gas a Py T esta dada por:

p, =2 (2.152)

Donde el factor volumétrico del gas, f,, es en PCY/PCN.

La densidad del gas a condiciones normales, p; en Ibs/pie®, esta dada por:
P, =0.0763y, (2.153)

Se debe recordar que si el gas contiene componentes no hidrocarburos (CO», N, etc.),

estos deben ser considerados en el calculo de Z.

2.4 Compilacion de las correlaciones.

A continuacién se presentan en las Tablas 2.32, 2.33 y 2.34, las correlaciones que se
incluyeron en GPVT2.0 para el célculo de las diferentes propiedades para petroleo,

gas y agua respectivamente.
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Tabla 2.32 Correlaciones incluidas en GPVT2.0 para el petrdleo

Propiedad Autor Aiio de publicacion
Standing 1977
Vasquez & Beggs 1980
Glaso 1980
TOTAL 1983
Py, Ry, Bo (P <Py) | Al-Marhoun 1988
Dokla & Osman 1992
Petrosky y Farshad 1993
Kartoatmodjo y Schmidt 1994
Mendoza y Pifia 2002
Viazquez & Beggs 1980
Bo (P> Py) Petrosky y Farshad 1993
Kartoatmodjo y Schmidt 1994
Beal 1946
Viscosidad del Beggs y Robinson 1975
petrodleo muerto Glaso 1980
Egbogah 1983
Kartoatmodjo y Schmidt 1994
Viscosidad Chew y Conr.lally 1959
(P<Py) Beggs y Roblnson . 1975
Kartoatmodjo y Schmidt 1994
. . Beal 1946
VISPCS Slidad Vazquez & Beggs 1980
( b) Kartoatmodjo y Schmidt 1994

Tabla 2.33 Correlaciones incluidas en GPVT2.0 para el gas

Propiedad Autor Aiio de publicacion
Brown y Katz 1948
Pey Te Sutton 1985
Mathews, Roland y Katz 1942
Pey Tedel e, Kessler y Lee 1976
Correccion por Wichert - Aziz 1972
CO, HySYy N,
Sarem 1961
Hall y Yarborough 1973
7 Brill y Beggs 1974
Dranchuk, Purvis y 1974
Robinson
Dranchuk y Abou-Kassem 1975
Be Leyde GasesReales | = -
. . Carr y Kobayashi 1954
Viscosidad Lee y Gonzilez 1966
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Tabla 2.34 Correlaciones incluidas en GPVT2.0 para el agua

Propiedad Autor Aiio de publicacion
B McCain 1990
v McCoy 1983
Van Wingen 1950
Matthews y Russel 1967
Viscosidad McCain 1990
McCoy 1983
Numbere 1977
R Culberson y McKetta 1951
SW McCoy 1983

Las correlaciones que se incluyeron en el Generador de PVT para estimar las
propiedades de los fluidos pertenecientes al Area Mayor de Socororo son las que
Mendoza y Pifia>' generaron en su estudio, en el cual observaron que la correlacion
mas conveniente a ser tomada como base en la generacion de correlaciones para
predecir los valores de P»y Rsv» fue la generada por TOTAL y que para el caso de la
estimacion del Bob, la que mas se ajusto fue la correlacion de Standing. En vista que la
generacion de correlaciones para el Area Mayor de Socororo esta basada (en su
mayoria) en las generadas por TOTAL, se consulto ademas a la publicacion
Correlaciones P.V.T.*® para poder enmarcar mejor atn el rango de aplicabilidad de

las mismas.

Las correlaciones que estaban implementadas en GPVT, se muestran en la Tabla 2.35

Tabla 2.35 Correlaciones que estaban implementadas en GPVT

Propiedad a calcular Correlacion a utilizar
Presion de Burbujeo (Py) Vazquez — Beggs
Viscosidad (P < Pp) Beggs — Robinson
Viscosidad (P > Pp) Viézquez — Beggs
Factor Volumétrico de Formacion (f,) Vazquez — Beggs
Relacion Gas en Solucion — Petroleo (Ry) Viézquez — Beggs
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CAPITULO III

3 METODOLOGIA E IMPLEMENTACION

El estudio del comportamiento de produccion de los yacimientos requiere el
conocimiento de las propiedades fisicas de sus fluidos. Estas propiedades se
determinan en el laboratorio mediante analisis de muestras de fondo o de superficie.
Sin embargo, esta informacion no estd disponible en muchos casos, por tal motivo es

necesario usar correlaciones empiricas.

Las correlaciones empiricas constituyen herramientas basicas para el calculo de las
propiedades fisicas de los fluidos, cuando no se dispone de analisis PVT. Estas
herramientas son obtenidas a partir de informacion de laboratorio, y por esta razon, su
aplicacion a condiciones diferentes a las cuales fueron obtenidas puede generar

graves errores.

GPVT es una herramienta aplicada a la generacion de propiedades PVT de los fluidos
a través de las correlaciones implementada en SYEP. La funcion principal de GPVT
es generar las propiedades PVT de los fluidos del yacimiento (petréleo, agua y gas)
en forma de tablas y graficos, mediante la aplicacion de correlaciones publicadas en

la literatura.

Con base en esto, el presente trabajo estuvo dirigido hacia la compilacion de
correlaciones adicionales a las ya incluidas en SYEP, la implementacion de estas en
el GPVT y la validaciéon de las mismas, lo cual permitid desarrollar el programa

GPVT2.0 en el simulador SYEP.

Para ello se procedi6 de la siguiente manera:

o Revision bibliografica de las principales correlaciones
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o Programacion de las correlaciones e implementacion en GPVT
o Validacion de las correlaciones implementadas en GPVT2.0

o Validacion de las propiedades PVT con un analisis de laboratorio

Algunas de las propiedades que pueden ser generadas por GPVT2.0 son: factores
volumétricos de formacion, viscosidades, relaciéon gas — petréleo o gas — agua en

solucion y presion del punto de burbujeo, entre otras.

Para contribuir con el desarrollo de nuevos moédulos o procesos que puedan ser
incorporados en GPVT2.0, se incluye el codigo fuente de las correlaciones

programadas (ver ANEXO 1).

3.1 Revision bibliografica de las principales correlaciones

Se realizé una revision bibliografica y de publicaciones de la Society of Petroleum
Engineers (SPE) para encontrar las correlaciones desarrolladas por diferentes autores,

para el calculo de las propiedades de fluidos.

. .y . . , ege g , . R 2
En la revision bibliogréfica se utilizo la Guia Correlaciones Numéricas P.V.T. * en la
cual se encuentran distintas correlaciones para el célculo de las propiedades de
fluidos (PVT). Dichas correlaciones son las que poseen menor porcentaje de error con

respecto a los datos de campo, seguin las observaciones de cada uno de los autores.

Standing' fue el primero en desarrollar las ecuaciones de Rss, Boby Psen funcion de la
gravedad API, de la gravedad especifica del gas y de la temperatura. A partir de sus
correlaciones, comenzaron a surgir nuevas, basadas en ésta para estimar las
propiedades de los fluidos. Desde entonces, se desarrollaron una gran cantidad de
correlaciones en diferentes regiones del mundo a fin de caracterizar las propiedades

de los fluidos.
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También se implementaron las correlaciones desarrolladas por Mendoza y Pifia>' que

fueron desarrolladas para el Area Mayor de Socororo.

3.2 Programacion de las correlaciones e implementacion en GPTV.

Para permitir la generacion de tablas de propiedades PVT y sus respectivos graficos
para petréleo, gas y agua, se programé el GPVT2.0 en ambiente VISUAL BASIC 6.0
basado en GPVT.

La programaciéon de GPVT2.0 estd conformada por seis archivos de extension

“FRM” y un archivo de extension “.BAS”, los cuales se describen a continuacion:

Archivos tipo Formulario (.FRM):

Nombres de los archivos: CORRELACIONES.FRM, PVT CHEQ 1.FRM,
PVT CHEQ 2.FRM, PVT CHEQ 3.FRM, PVT CHEQ 4.FRM y
PVT CHEQUEAR.FRM.

Son los archivos principales de GPVT2.0. Contienen los formularios con el cuerpo del

programa y estd compuesto por 1124 lineas de codigo.

Archivo tipo Médulo (.BAS):

Nombre del archivo: MODULO CORRELACIONES.BAS

Archivo que contiene la declaracion de las variables y las funciones programadas
para el calculo de las propiedades PVT de los fluidos. Esta compuesto por 632 lineas
de codigo (ver ANEXO 1).

3.3 Validacion de las correlaciones implementadas en GPVT2.0

Para comprobar que la programacion de todas las correlaciones estuviera correcta, se
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genero6 una tabla de propiedades PVT y sus respectivos graficos para compararlos con
los resultados de un programa desarrollado por Amoco Corp.*®, que calcula también

las propiedades de los fluidos.
En la Tabla 3.1 se observan los datos de entrada (tomados de CoreLab™) que se
usaron en el programa de Amoco Corp. y en GPVT2.0 con la finalidad de generar las

tablas PVT y graficos respectivos.

Tabla 3.1 Caracteristicas del yacimiento

Parametros Valor
T (°F) 209
°API 28.5

Ve 0.765
R, (PCN/BN) 498

3.4 Validacion de las propiedades PVT con un analisis de laboratorio

Para comprobar que las propiedades de fluidos generadas estuvieran correctas, se
genero una tabla de propiedades PVT (con los datos de la Tabla 3.1) y sus respectivos
graficos para compararlos con los resultados de analisis PVT (ver ANEXO 2)
elaborado por CORE LABORATORIES INTERNATIONAL, S.A.54, del pozo SVS
182, perteneciente al Campo Lama en el estado Zulia y que se encontraba para el afio

1983 asignado a Corpoven, S.A.

Si bien es cierto que la precision de los resultados de ensayos de laboratorio
realizados a muestras representativas de los fluidos del yacimiento es mayor que la
que tienen las correlaciones empiricas, lo que se quiso demostrar con la comparacion
entre los resultados del analisis del laboratorio y los de GPVT2.0 es la validez de las

correlaciones programadas por medio de la consistencia de los resultados obtenidos.

117



La tabla de propiedades PVT y gréficos, se generaron con todas las correlaciones
incluidas, previo chequeo del rango de aplicabilidad de cada una y usando las que

sirvan para las caracteristicas del yacimiento en estudio.
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3.5 Diagrama de flujo de GPVT

La metodologia con la que se desarroll6 el inicial GPVT se muestra en la Figura 3.1.
Esta metodologia tiene predeterminada la correlacion para el calculo de cada una de
las propiedades PVT. El usuario ingresa los datos del yacimiento y luego GPVT

genera las propiedades en forma tabular y grafica.

Este metodologia plantea la limitacion del uso de una sola correlacion para cada
propiedad, sin considerar el rango de aplicabilidad de la misma, incurriendo en
errores de imprecision cuando el rango de aplicabilidad de la correlacion

predeterminada no abarque los datos del yacimiento que se estan introduciendo.

Py Viscos. Bo Viscos. Viscos.
(P<Pb) (P> Py 0il (P<Py)
muerto

Generar
PVT

Figura 3.1 Diagrama de flujo de GPVT
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3.6 Diagrama de flujo para desarrollar GPVT2.0

La metodologia con la que se desarroll6 GPVT2.0 se muestra en la Figura 3.2. Al

inicio el usuario introduce los datos caracteristicos del yacimiento. Luego GPVT2.0

le permite seleccionar la correlacion que va a usar para el célculo de cada una de las

propiedades PVT dependiendo del rango de aplicabilidad de cada correlacion

implementada. La seleccion solo se puede hacer entre las correlaciones cuyos rangos

de aplicabilidad abarquen los datos introducidos. Luego se generan las propiedades

en forma tabular y grafica. Este metodologia plantea la innovacion del chequeo de los

rangos de aplicabilidad de las mismas, lo que garantiza una mayor precision en las

propiedades PVT generadas que la que tenian los resultados que eran generados por

GPVT.

v v v v v v v
Bo Viscos. Viscos. Viscos.

Py Oil (P<Py (P> Py)

muerto
No No No
Si Si Si Si Si
A
Generar
PVT

Figura 3.2 Diagrama de flujo de GPVT2.0
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CAPITULO IV

4 RESULTADOS

4.1 Programacion e inclusion de GPVT2.0

El resultado de este Trabajo Especial de Grado es un nuevo moédulo generador de
propiedades PVT (GPVT2.0), que a diferencia de el modulo generador de PVT
anterior (GPVT), incluye varias correlaciones con amplio rango de aplicacion y

plantea una metodologia diferente y mas confiable para generar las propiedades PVT.

GPVT2.0 es una herramienta aplicada a la generacion de propiedades PVT de los
fluidos a través de correlaciones empiricas. La funcion principal de esta aplicacion es
generar las propiedades PVT de los fluidos presentes en el yacimiento (petréleo, agua
y gas) en forma tabular y grafica, mediante la aplicacion de correlaciones

desarrolladas por diversos autores.

== SIMULADOR DE YACIMIENTOS ESCUELA DE PETROLED _||:I|5|

Archivo  Aplicadiones  Aplicaciones Adicionales Manuales  Avuda

DESCRIPCION DEL CASD
REALIZAR
Nombre del Caso: N* de Celdas en = l— SIMULACION
N” de Celd. e
e Celdas en PRE
N* de Celdas en 2 l— DE RE

EDITOR
DE DATOS

REPORTES

GENERAR CASQ
NUEVO

ABRIR CASO
EXISTENTE

Figura 4.1 Ventana principal de la Aplicacion SYEP
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Se ingresa a GPVT2.0 teniendo la herramienta SYEP instalada y abierta como se
ilustra en la Figura 4.1 y haciendo clic en el boton Generador de PVT del Menu

Aplicaciones Adicionales ubicado en la parte superior de la pantalla (Figura 4.2).

Archivo  Aplicaciones sl e=lslulp =0 ook == Manuales  Awuda

Generador de Reportes

Generador de PYT

Figura 4.2 Menu Aplicaciones Adicionales — Boton Generador de PVT

Al ejecutar la aplicacion se abre la ventana mostrada en la Figura 4.3.

= Generacicn de Propiedades PYT E||§|El
Archiva  Gemerar PYT - Ayuda

Gaz Agua |

Temperatura del v acimiento li m Presicn de Burbuizo [Pb] ’7 Chequear
Relacin Gas-Petrdlen Inicial - [ ’Wl Relacion Gas en Solucitn-Petrslea (R [ Chequear
Gravedad del Petrdleo |— ’m Factor Yolumétiico de Formacidn [Bo] [P<=Pb) |7 Chequear
Gravedad Especifica del Gas l— ’m Factor Yolumetiico de Farmacidn [Bo] [F>Pb) ,7 Chequear

Viscosidad del Petrélea Muerto Chequear
:‘:‘ Viscosidad [P<=Pb] Chequear
izcosidad [P>Pb| Chequear

S

Figura 4.3 Ventana principal de GPVT2.0

La ventana principal de GPVT2.0 se encuentra conformada por las siguientes

secciones:

Men principal: Ubicado en la parte superior de la ventana. El menu principal consta

de tres menus generales que son: Archivo, Generar PVT y Ayuda.

El Menu Archivo permite cerrar la aplicacion, el meni Generar PVT permite activar

122



la pantalla para la introduccion de los datos necesarios para generar las propiedades
PVT del fluido seleccionado, como se muestra en la Figura 4.4, y el menii Ayuda

ofrece informacion acerca de SYEP.

= Generacion de Propiedades PVT
Archiva  Generar PYT  Avuda

Gas Agua |
Temperatura del v acimiento 209 F - Presidn de Burbuieo (Ph] Chequear

Relacion Gas-Petrdleo Inicial - {492 PCN/BMN Fielacion Gas en Solucion-Petrdlen (Rs) Chequear
Gravedad del Petréleo 285 P - Factor YYolumetiico de Formasion (Bal (P<=Fb) Chequear
Gravedad Especifica del Gas  [0.765 GE - Factor Yolumétiica de Farmacion (Bal [F>Fb) Chequear

“izcosidad del Petrélen Muerta Chequear
:‘:‘ Wigcasidad [P<=Pb) Chequear
Wigcosidad (P> Ph| [ ) =l

Presidn k axima del Yacimiento l— m
Presidn de Burbujeo l— ’—_| Generar PYT
Presién del Separadar l— ’—_|

Temperatura del Separador l— ’—_|
Contenido de N2 l— ’—_|

Contenido de H25
Contenido de CO2

Figura 4.4 Ventana activa para la introduccion de los datos

Menu secundario: Ubicado en la parte superior izquierda de la ventana contiene los

botones “Petroleo”, “Gas” y “Agua”, los cuales permiten acceder al calculo de las
propiedades fisicas del fluido seleccionado. Se muestra dentro de la ventana del
fluido seleccionado (al lado derecho), el despliegue de las diversas correlaciones

programadas para el calculo de las propiedades PVT.

Para seleccionar la correlacion mas adecuada para el calculo de cada propiedad PVT,
se mostrara graficamente el rango de aplicabilidad de cuatro parametros para cada
correlacién, y a su vez se mostrara en que parte de ese grafico se encuentran los
datos del yacimiento que se introdujeron inicialmente, esto es para mostrar al usuario

cuales correlaciones puede usar y cuales no, tal como se ilustra en la Figura 4.5
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= /| Chequeo de Correlaciones

(5]

Gravedad AP Temperatura ['F]
Standing | Standing
W Asquez [ I 1 Wasquez
Glaso [ | Glaso
Tatal | Tatal [ I
Al-Mathoun Al arhoun
Dokla-Osman Dokla-Osman
Petrosky Petrosky
Eartoatmodio [ | Kartoatmodio [ ]
Socorom [ I Socororo |
0 5 10 15 20 25 30 35 40 45 50 55 &0 0 30 G0 90 120 150 180 210 240 270 300 320 350
Relacidn Gas en Solucidn - Petrélen [PCNABN]
Standing | |
VésquezBeqggs | Corelaciones Yalidaz
Glaso I
Total \  Standing
AFMarhoun [ [ -~
Dokla-Osman I |
Petasky-Farshad [ [ " Glaso
K artoatmodjo-Schmidt ]  Total
Socororo |
0 250 500 750 1000 1250 1500 1750 2000 2250 2500 2750 3000 £ AtMathoun
Gravedad Especifica del Gas i)
. Temdng ® Py
Vésqueztieggs  Kartoatmodio-5 chmidt
Glaso
Total " Socoror
Al-Marhoun
Dokla-Osman Seleccionar corelacion | Cancelar |
Petrosky-Farshad
Kartoatmodio-5 chrmidt |
Socarorn [ [
o 02 04 06 08 10 12 14 16 18 20 22 24

Figura 4.5 Ventana con el rango de aplicabilidad de cada correlacion

También le permite al usuario establecer visualmente un criterio de seleccion de
correlacion, es decir, al notar que los datos del yacimiento se encuentran en el borde
de un rango de aplicabilidad, el usuario preferird una correlacién que muestre al dato
en observacion hacia la zona media del rango de aplicabilidad., ya que de esta manera

disminuiria las imprecisiones en los calculos.

La programacion e implementacion de GPVT2.0 ha sido probada y validada. Con la
implementacion de GPVT2.0 en SYEP se plantea una disminucion progresiva de la
dependencia de paquetes comerciales de simulacién numérica de yacimientos que
implican la utilizacién de recursos econémicos, que pudieran ser destinados para otro

fin en beneficio del estudiantado.
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4.2 Validacion de las correlaciones implementadas en GPVT2.0

La tabla de cada propiedad PVT generada por GPVT2.0 y la generada por Amoco
Corporation®® asi como sus respectivos graficos, se presentan a continuaciéon con la

finalidad de demostrar la validez las correlaciones implementadas.

Se calcula también el error relativo (%), para mostrar de una mejor manera la

precision de las correlaciones implementadas en GPVT2.0.

Presion de Burbujeo, Pb:

El error relativo presentado en la Tabla 4.1 se produce al comparar los valores
obtenidos por las diferentes correlaciones implementadas en GPVT2.0 para el célculo
de la presion de burbujeo (P5) con el valor de 2661.55 Ipc que obtuvo el programa de

Amoco Corp.

Tabla 4.1 Comparacién entre la Pj calculada por varias correlaciones

Correlacion Py (Ipc) Error relativo (%)
Standing 2648,7 -0,48
TOTAL 2503,2 -5,95

Kartoadmodjo 2849 7,04
Al-Marohun 2873,6 7,97
Glaso 3031,4 13,90
Petrosky 3039,3 14,19

Se puede apreciar que el menor error relativo se obtuvo con el uso de la correlacion
de Standing, tal como era de esperarse siempre y cuando esa correlacion estuviera
bien implementada en GPVT2.0, debido a que la correlacién que usa Amoco Corp.
en su programa para el célculo de la presion de burbujeo es precisamente la de

Standing.

De esta comparacion se puede interpretar que las correlaciones implementadas en
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GPVT2.0 para el célculo de la presion de burbujeo estan bien implementadas, y que el
error relativo producido en cada correlacion se debe a la ubicacion de los datos
caracteristicos del yacimiento dentro de los rangos de aplicabilidad de cada

correlacion implementada.

Solubilidad del Gas en el Petroleo, Rs:

El error relativo presentado en la Tabla 4.2 se genera al comparar los valores
obtenidos por la correlacion de Standing implementada en GPVT2.0 para el céalculo
de la solubilidad del gas en el petroleo (R;) con los valores que obtuvo el programa de

Amoco Corp., que también usa la correlacion de Standing.

Tabla 4.2 Comparacion entre la Ry (PCN/BN) de Amoco y la de GPVT2.0

P (Ipc) Amoco GPVT2.0 | Error relativo (%)
4500 498 498 0,00
4129 498 498 0,00
3758 498 498 0,00
3388 498 498 0,00
3017 498 498 0,00
2671 498 495,291 0,54
2646 494 494,92 -0,19
2275 413 412,32 0,16
1904 334 334,3914 -0,12
1533 261 258,1872 1,08
1163 192 186,3084 2,96

La Figura 4.6 muestra el comportamiento de los valores calculados por Amoco Corp.
y por GPVT2.0 para la solubilidad del gas en el petroleo, los cuales tienen un cotejo
casi perfecto. En la Tabla 4.2 también se aprecia que los errores relativos son en su
mayoria menores al 1%, con lo que se puede interpretar que las correlaciones
implementadas en GPVT2.0 para el calculo de la solubilidad del gas en el petrdleo

son validas.
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Rs (PCN/BN
s ) 600

—=— AMoCco RS
500 || =O==GPVT2.0 Rs

1000 2000 3000 4000 5000

Presion (Ipc)

Figura 4.6 Grafico comparativo entre el R; de Amoco y el de GPVT2.0

Factor Volumétrico de Formacion, fo:

El error relativo presentado en la Tabla 4.3 se genera al comparar los valores
obtenidos por GPVT2.0 para el factor volumétrico de formacién (f,) con los valores

que obtuvo el programa de Amoco Corp.

Tabla 4.3 Comparacion entre el f, (BY/BN) de Amoco y el de GPVT2.0

P (Ipc) Amoco | GPVT2.0 | Error relativo (%)
4500 1,279 1,27859 0,03
4129 1,282 1,2802 0,14
3758 1,286 1,286035 0,00
3388 1,290 1,29002 0,00
3017 1,295 1,29483 0,01
2671 1,301 1,29866 0,18
2646 1,299 1,29883 0,01
2275 1,258 1,25802 0,00
1904 1,220 1,22052 -0,04
1533 1,187 1,1845 0,21
1163 1,156 1,15161 0,38
792 1,130 1,1216 0,74
421 1,107 1,09642 0,96

50 1,084 1,0743 0,89
14,7 1,079 1,07258 0,59
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Se puede apreciar que los errores relativos son menores al 1%, con lo que se puede
interpretar que las correlaciones implementadas en GPVT2.0 para el calculo del factor
volumétrico de formacion son validas. Para esta propiedad, GPVT2.0 y Amoco Corp.
usaron la correlacion de Petrosky — Farshad y Standing antes de burbujeo y Standing

y Vésquez — Beggs después de burbujeo, respectivamente.

1,500

Bo (BY/BN) 1450 | |—o—AmocoBo

La0o | |E—GPVT2080

1,350 -
1,300 -

1,250 -
1,200 -
1,150 -
1,100

\
1,050

1,000 - T T T T T T T T T
0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000 4500 5000

Presion (Ipc)

Figura 4.7 Grafico comparativo entre el 8, de Amoco y el de GPVT2.0

La Figura 4.7 muestra el comportamiento de los valores calculados por Amoco Corp.
y por GPVT2.0 para el factor volumétrico de formacién, y se puede apreciar que a
pesar que ambos programas usan correlaciones diferentes antes y después de

burbujeo, la correspondencia es casi perfecta.

Viscosidad del petroleo, uo:

El error relativo presentado en la Tabla 4.4 se genera al comparar los valores
obtenidos por GPVT2.0 para la viscosidad del petréleo (1,) con los valores que

obtuvo el programa de Amoco Corp.

Por encima del punto de burbujeo a pesar de que ambos programas usaron

correlaciones diferentes para los calculos de la viscosidad (GPVT2.0 us6 la
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correlacion que Kartoatmodjo - Schmidt que era la que reproducia mejor los
resultados obtenidos por Amoco), se puede apreciar un error relativo menor al 11%,
lo que demuestra una consistencia y validez en los resultados obtenidos por GPVT2.0,
no se evidencia lo mismo después de burbujeo, por lo que se puede inferir que los

autores realizan analisis bastante diferentes entre si para post — burbujeo.

Tabla 4.4 Comparacion entre la x4, (cp) de Amoco y la de GPVT2.0

P (Ipc) Amoco GPVT2.0 |Error relativo (%)
4500 0,71 0,78511 4,33
4129 0,69 0,76849 6,25
3758 0,68 0.75188 6,69
3388 0,66 0,73533 8,78
3017 0,65 0,71871 9,28
2671 0,63 0,70325 11,55
2646 0,63 0,70216 11,45
2275 0,70 0,77894 11,28
1904 0,78 0,87883 12,67
1533 0,88 1,00256 13,93
1163 1,00 1,17698 17,70
792 1,13 1,44888 28,22
421 1,30 1,88346 44,88
Viscosidad
(Cp) 2,00 1 —o— Amoco Visc
—&=— GPVT2.0 Visc

0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000 4500 5000

Presion (Ipc)

Figura 4.8 Grafico comparativo entre la 1, de Amoco y el de GPVT2.0
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La Figura 4.8 muestra el comportamiento de los valores calculados por Amoco Corp.
y por GPVT2.0 para la viscosidad del petrdleo, y se puede apreciar que a pesar que
ambos programas usan correlaciones diferentes antes y después de burbujeo, la

correspondencia a presiones mayores que la de burbujeo, es aceptable.

La Figura 4.9 muestra las correlaciones que se usaron para calcular las propiedades

de los fluidos GPVT2.0.

Temperatura del Y acimiento 209 °F - Presién de Burbujeo [Fb) Chequear
Felacion Gas-Petrdlea Inicial -~ (492 PCH/EM + Relacion Gas en Solucién-Petrdleo [Rs] Chequear
Gravedad del Petrélen 285 AP - Factor Yolumetrico de Farmacién (Bo) [P<=Fb) Chequear
Gravedad E specifica del Gas  |0.765 GE - Factor Yolumétrico de Formacidn [Bo] [PxPh) Chequear
‘izcosidad del Petrdlea Muerta Chequear
Prezion Vizcozidad [Bo Rz ~ 5 .

12| 208423  0g2asd|  1z23ads|  avang| || Yiseosidad (Fe=Ph) Chequear

13 2e7ea7| 077834 128802 #1232 Wiscasidad (P3Ph) [atoatmodioGohmdt Chequear

14 2460.51 073834 127815 453,30 4

15 2E48.65 070216 1.29883 434 32

16 2533.79 0,70652 129750 49800 Presidn Maxima del Yacimiento |4500 psia -

17| aoissz|  071032) 129483 43m00 Presicin de Bubuieo enr  [ooe =] FS——

18 320406 071414 1.29234 433,00

19 3@sra]  orirgs| 129002 4%e00 Presion del Separador Wer Gréfico

20 357433 072174 1.28785 432,00 Temperatura del Separador Vise, vs, P

Al 3759.46 072554 1.28580 4538.00

22| 3440  07eass| 12836 4%200 Contenido de N2 FVF vs. P

23| 412973] 073514 1ze002 495,00 Cortenido de H2S [ o] F——

24 431487 073694 1.28027 4538.00

25]  as0000f 040FE] 127889 4%2.00 Contenido de COZ

Figura 4.9 Ventana de GPVT2.0 con la tabla PVT generada

Tabla 4.5 Correlaciones usadas por Amoco y por GPVT2.0

Propiedad Amoco GPVT2.0
Presion de burbujeo Standing Standing
Solubilidad (’161 gas en el Standing Standing
petroleo
Factor volumétrico del . .
petroleo (P<Py) Vasquez y Beggs Standing
Factor volumétrico del .
petrdleo (PyPy) Standing Petrosky - Farshad
Viscosidad del petroleo Bergman Beal
muerto
Viscosidad (P<Py) Bergman Beggs - Robinson
Viscosidad (P>Py) Bergman Kartoatmodjo
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La Tabla 4.5 muestra las correlaciones que se usaron para calcular las propiedades de

los fluidos en el programa de Amoco y las usadas en GPVT2.0 .

Es importar destacar el hecho de que la correlacion usada por el programa de Amoco
para el célculo del factor volumétrico de formacién a presiones menores que la
presion de burbujeo fue la de Vasquez y Beggs, lo que generaria un error de precision
debido a que su rango de aplicabilidad en temperatura es de 162 — 180 °F, y el
yacimiento al cual se le gener6 el PVT tiene una temperatura de 209°F, la cual si se
encuentra dentro del rango de aplicabilidad de la correlacion usada por GPVT2.0, que

fue la de Standing, cuyo rango es de 100 - 258 °F.
Se puede demostrar de las tablas y figuras antes presentadas, que las correlaciones

implementadas en GPVT2.0 se encuentran bien programadas, debido a su bajo y

aceptable error relativo.

131



4.3 Validacion de las propiedades PVT con un analisis de laboratorio

Se generaron las propiedades PVT en forma tabular y grafica para el mismo
yacimiento cuyas caracteristicas se encuentran en la Tabla 3.1. Para generar las
propiedades PVT con GPVT2.0, primero se deben introducir los datos caracteristicos
del yacimiento y luego se debe chequear el rango de aplicabilidad de cada propiedad

a calcular y para correlacién implementada.
A continuacion se presentan unas tablas comparativas entre los resultados obtenidos
por CoreLab. y por GPVT2.0 y los respectivos errores relativos para las diferentes

propiedades PVT.

Presion de Burbujeo, Pb:

Para calcular la presion de burbujeo luego de haber introducido los datos del
yacimiento, se chequea el rango de aplicabilidad para dichos datos. GPVT2.0 muestra
los rangos de todas las correlaciones implementadas para calcular la presion de

burbujeo, y luego el usuario selecciona una correlacion, tal como se muestra en la

Figura 4.10.

GPVT2.0 muestra cuales correlaciones se pueden usar para el yacimiento en estudio
dependiendo del rango de aplicabilidad de las mismas y cotejandolo con los datos
suministrados por el usuario. Para este caso se pueden seleccionar las correlaciones
de: Standing, Glaso, TOTAL, Al-Marohun, Petrosky — Farshad, Kartoatmodjo-

Schmidt y Socororo
También se muestra como la temperatura del yacimiento (209°F) queda fuera del

rango de aplicabilidad de la correlacion de Vasquez — Beggs (162 — 180°F) y la
gravedad especifica del gas (0.765) queda fuera del rango de aplicabilidad de la
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correlacion de y Dokla — Osman (0.789 — 1.290), por lo que automdticamente

GPVT2.0 elimina estas dos correlaciones dentro de las posibles a ser seleccionadas.

| Chequeo de Correlaciones @
Gravedad A1 Temperatura [F]
Standing | Standing [ |
Vasquez I T I Vasquez 1
Glesa T ] Blesa I ]
Tosl | | Total [ I
AFMahoun AfMahoun I I
Diokla Osman Dokl Osman T ]
Patiosky Patiosky [ |
Kartoatmodjo [ | Fartoatmodjo [ |
Socoon [ T Socoon I ]
0 5 10 15 20 25 30 35 40 45 50 55 60 0 30 60 30 120 150 180 210 240 270 300 320 350
Plelacion Gas en Solucion - Petidlen [PCNZBN]
Standing \ \
Vasquez Beags 1 Corelacionss Woidas
Glasa T
LEE] ] I  Standing
Afffahoun || I -
DoklaOsman__| | ]
PetioskyFarshad ] [ " Glaso
Fartoatmodio-Schmidt ]  Tod
Socow T
0 250 500 750 1000 1250 1500 1750 2000 2250 2500 2750 3000 " AbMarhoun
Giavedad Especifica del Gas -
Standing I I " Petrosky-Farshad
ESHEZ oG \ I  KartostmodioSchict
Glaso
Tetal  Socoror
EFMarhoun
DioklaOsman Seleccionar conelacién | Caneelar
PatioskyFarshad ] [
Keartoatmodie-Sehmidt [ ]
Socow T T

0 02 04 06 0B 10 12 14 16 18 20 22 24

Figura 4.10 Ventana de GPVT2.0 con los rangos de aplicabilidad
El error relativo presentado en la Tabla 4.6 se calcula al comparar los valores
obtenidos por las diferentes correlaciones implementadas en GPVT2.0 para el célculo

de la presion de burbujeo (P5) con el valor de 3193 Ipc que obtuvo CoreLab.

Tabla 4.6 Comparacion entre la P, calculada por varias correlaciones

Correlacion Py (Ipc) Error relativo (%)

Petrosky 3039,3 -4,81

Glaso 30314 -5,06
Al-Marohun 2873,6 -10,00

Kartoadmodjo 2849 -10,77

Socororo 2648,7 -17,05
Standing 2676,1 -16,19
TOTAL 2503,2 -21,60
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Se puede apreciar que el menor error relativo se obtuvo con el uso de la correlacion
de Petrosky — Farshad, de lo que se puede interpretar que es la correlacion que mejor
ajusta el comportamiento de crudos de caracteristicas similares al de el yacimiento en
estudio. Debido a esto, se continud haciendo los célculos del resto de las propiedades

PVT, considerando esta correlacion para la presion de burbujeo.

Solubilidad del Gas en el Petroleo, Rs:

Para calcular la solubilidad del gas, se deben chequear los rangos de aplicabilidad de
todas las correlaciones implementadas, y luego el usuario selecciona una correlacion.
En este caso las correlaciones validas para ser seleccionadas son las mismas que para

la presion de burbujeo, tal como se mostro en la Figura 4.10.

El error relativo presentado en la Tabla 4.7 se calcula al comparar los valores
obtenidos por las diferentes correlaciones implementadas en GPVT2.0 para el calculo
de la solubilidad del gas en el petréleo en el punto de burbujeo (Ry) con el valor de

816 Ipc que obtuvo CoreLab también en el punto de burbujeo.

Tabla 4.7 Comparacion entre la Ry, calculada por las correlaciones validas

Correlacion Rsp (PCN/BN) | Error relativo (%)
Petrosky 676.82 -17,06
Socororo 625.26 -23,38
TOTAL 603.93 -25,99
Standing 583.39 -28,51

Al-Marohun 538.44 -34,01

Kartoadmodjo 531.26 -34,89
Glaso 499.68 -38,76

Se puede apreciar que el menor error relativo se obtuvo con el uso de la correlacion

de Petrosky — Farshad. Debido a esto, se continud haciendo los célculos del resto de
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las propiedades PVT, considerando esta correlacion para la solubilidad del gas en el

petroleo.

La Figura 4.11 muestra el comportamiento que tiene la solubilidad del gas en el
petroleo calculada por Core Lab. y por GPVT2.0. Se puede apreciar que siguen la
misma tendencia a pesar que los valores calculados difieren un poco, lo que se debe a
que las correlaciones empiricas son considerablemente mas imprecisas que los
resultados de un analisis PVT de laboratorio. Por encima de la presion de burbujeo no

se tienen datos de Core Lab, por lo que no se puede establecer ninguna comparacion.

Rs (PCN/BN)

—=— CoreLab Rs
== GPVT2.0 Rs

750 +

600 -

450 -

300 -

150 -

0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000 4500 5000
Presion (Ipc)

Figura 4.11 Grafico comparativo entre la R; de Core Lab. y la de GPVT2.0

Al seleccionar la correlacion de Petrosky — Farshad y comparando los valores por ella
calculados y los resultados del analisis de Core Lab, se determind un segundo error

relativo. Este resultado se puede observar en la Figura 4.12
El error relativo promedio de los valores de R,, comparando los obtenidos por

GPVT2.0 con los del analisis de laboratorio, es igual a 19%. La zona de mayor

dispersion de estos valores se encuentra entre 1800 y 600 Ipc.
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Error 40
relativo (%)
30 -
. * .
20 * .
.
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0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500
Presion (Ipc)

Figura 4.12 Error relativo entre los valores de R; de Core Lab. y de GPVT2.0

Factor Volumétrico de Formacion, fo:

Para calcular el factor volumétrico de formacion, se deben chequear los rangos de
aplicabilidad de todas las correlaciones implementadas, y luego el usuario selecciona
una correlacion. En este caso las correlaciones validas para ser seleccionadas son las
mismas que para la presion de burbujeo y para la solubilidad del gas en el petréleo,

tal como se mostr6 en la Figura 4.10.

El error relativo presentado en la Tabla 4.8 se calcula al comparar los valores
obtenidos por las diferentes correlaciones implementadas en GPVT2.0 para el calculo
del factor volumétrico de formacion en el punto de burbujeo (fB,5) con el valor de

1.481 BY/BN que obtuvo CoreLab también en el punto de burbujeo.

Se puede apreciar que el menor error relativo se obtuvo con el uso de la correlacion
de Standing para presiones menores o iguales a la presion de burbujeo. Debido a esto,
se continud haciendo los calculos del resto de las propiedades PVT usando esta

correlacion para el calculo de los factores volumétricos de formacion por debajo de
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burbujeo. Por encima de la presion de burbujeo no se tienen datos de Core Lab, por lo

que no se puede establecer ninguna comparacion.

Tabla 4.8 Comparacion entre el f,, calculado por las correlaciones validas

Correlacion Pos (BYIBN) | Error relativo (%)
Standing 1,392 -6,030
Kartoadmodjo 1,300 -12,218
TOTAL 1,299 -12,285
Socororo 1,293 -12,681
Al-Marohun 1,293 -12,689
Petrosky 1,292 -12,732
Glaso 1,268 -14,375

La Figura 4.13 muestra el comportamiento que tiene el factor volumétrico de
formacion calculado por Core Lab. y por GPVT2.0. Se puede apreciar que siguen la
misma tendencia a pesar que los valores calculados difieren un poco, lo que se debe a
que las correlaciones empiricas son considerablemente mas imprecisas que los

resultados de un analisis PVT de laboratorio.

Bo (BY/BN)

15

1,4 |

1,3 |

1,2 |

1,1 —<=— Core Lab Bo
—&— GPVT2.0 Bo

1 ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ ‘
0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500
Presion (Ipc)

Figura 4.13 Grafico comparativo entre el 5, de Core Lab. y el de GPVT2.0
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Al seleccionar la correlacion de Standing y comparando los valores por ella
calculados y con resultados del analisis de Core Lab, se determind un segundo error

relativo. Este resultado se puede observar en la Figura 4.14.

El error relativo promedio de los valores de f,, comparando los obtenidos por
GPVT2.0 con los del analisis de laboratorio es igual a -6.8%. La zona de mayor

dispersion de estos valores se encuentra entre 1800 y 600 Ipc.

Presion (Ipc)

0,00 ‘ \ \ \ \
500 1000 1500 2000 2500 3000

-1,00
-2,00
-3,00
-4,00
500 ¢ .
-6,00 -| *

-7,00 -

Error  -8,00
relativo (%)

Figura 4.14 Error relativo entre los valores de S, de Core Lab. y de GPVT2.0

Viscosidad del Petréleo, uo:

Para calcular la viscosidad del petréleo luego de haber introducido los datos del
yacimiento, se chequea el rango de aplicabilidad para dichos datos. GPVT2.0 muestra
los rangos de todas las correlaciones implementadas para calcular la viscosidad del

petréleo, y luego el usuario selecciona una correlacion, tal como se muestra en la

Figura 4.15.

GPVT2.0 muestra cuales correlaciones se pueden usar para el yacimiento en estudio
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dependiendo del rango de aplicabilidad de las mismas y cotejandolo con los datos

suministrados por el usuario.

Para el calculo de la viscosidad del petréleo muerto se pueden seleccionar las

correlaciones de Beal, Beggs — Robinson, Glaso y Kartoatmodjo — Schmidt.

= Chequeo de Correlaciones g|
Gravedad AF|
=] | | Cuorrelaciones Walidas
Beoo: | |
Glasa | | (" Beal
Egbogda | | i
r N
K. artoatmodio | | Beags-Robinson
0 &5 10 15 20 25 30 35 40 45 B0 55 GO " Glazo
Temperatura ['F] e
Beal | | ™ Kartoatmodio-S chridt
Beaos | |
Gilaz0 | | Seleccionar corelacian | Cancelar |
Egbogda | [
K.artoatmodjo
0 30 B0 90 120 150 180 210 240 270 300 320 350

Figura 4.15 Ventana de GPVT2.0 con los rangos de aplicabilidad

También se muestra como la temperatura del yacimiento (209°F) queda fuera del
rango de aplicabilidad de la correlacion de Egbogah (59 — 176°F), por lo que
automaticamente GPVT2.0 elimina esta correlacion dentro de las posibles a ser

seleccionadas.

Para el célculo de la viscosidad del petrdleo a presiones igual 6 menores que la
presion de burbujeo, se pueden seleccionar las correlaciones de Chew — Connally,
Beggs — Robinson y Kartoatmodjo — Schmidt, como se observa en la Figura 4.16.
Esto se debe a que la temperatura del yacimiento (209°F) y la relacion gas en solucion
— petroleo (498 PCN/BN) estan dentro del rango de aplicabilidad de las tres
correlaciones implementadas, por lo que GPVT2.0 permite que cualquiera pueda ser

seleccionada.
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= Chequeo de Correlaciones J

Relacion Gas en Solucidn - Petrdleo [PCMABN]

Chew-Cannally
Beags-Robinzon | |
K artaatrmodio-S chidt

0 250 500 750 1000 1250 1500 1750 2000 2250 2800 2750 3000 3250 3500

Temperatura [‘F]

Carrelaciones W élidas

ChewLonnally | | " Chew-Connally
Beqgs | |
K.artoatmodio | | (" Beggs-Robinson

0 30 B0 90 120 150 180 210 240 270 300 320 350 " Kartnatmodio-S chmidt

Seleccionar carelacion ‘ Cancelar |

Figura 4.16 Ventana de GPVT2.0 con los rangos de aplicabilidad

Para el calculo de la viscosidad del petréleo a presiones mayores que la presion de
burbujeo, solo se pueden seleccionar las correlaciones de Beal y Kartoatmodjo —
Schmidt, como se observa en la Figura 4.17. Esto se debe a que la temperatura del
yacimiento (209°F) queda fuera del rango de aplicabilidad de la correlacién de
Vasquez - Beggs (162 — 180°F) y en cambio, la relacion gas en solucién — petroleo
(498 PCN/BN) esta dentro del rango de aplicabilidad de las tres correlaciones
implementadas, pero por no cumplir Vasquez — Beggs con la temperatura, GPVT2.0

la excluye de las posibles a ser seleccionadas.

— Chegueo de Correlaciones E

Gravedad &P

Beal | | Corelaciones Yalidas

Wazquez | |
K.artoatmodio | |
0 &5 10 15 20 25 30 35 40 45 B0 55 GO .

(" Beal

Temperatura [°F] "~ Kartoatmodjo-5chnidt
Eeal | |
Wazquez | | Seleccionar corelacidn | Caticelar ‘
Kartoatmodio |

0 30 B0 30 120 150 180 210 240 270 300 320 350

Figura 4.17 Ventana de GPVT2.0 con los rangos de aplicabilidad

El error relativo presentado en la Tabla 4.9 se calcula al comparar los valores

obtenidos por las diferentes correlaciones implementadas en GPVT2.0 para el calculo
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de la viscosidad del petréleo en el punto de burbujeo (u.») con el valor de 0.712 cp

que obtuvo CoreLab también en el punto de burbujeo.

Tabla 4.9 Comparacion entre la y,, calculado por las correlaciones validas

Correlacion Mop(Cp) | Error relativo (%)
Chew — Connally 0,7191 0,997
Kartoatmodjo — Schmidt | 0,64482 -16,039
Beggs - Robinson 0,5848 -18,778

Se puede apreciar que el menor error relativo se obtuvo con el uso de la correlacion

de Chew — Connally para presiones menores o iguales a la presion de burbujeo.

En la Tabla 4.10 se presentan los resultados de las correlaciones validas
implementadas para el célculo de la viscosidad por encima de la presion de burbujeo,
asi como el error relativo al comparar estos resultados con el valor de 0.791 cp. para

4500 Ipc. que obtuvo Core Lab.

Tabla 4.10 Comparacion entre la u, @4500 Ipc calculado por las correlaciones validas

Correlacion Mo @4500 Error relativo (%)
Beal 0,78593 -0,64096
Kartoadmodjo 0,75082 -5,07965

Se puede apreciar que el menor error relativo se obtuvo con el uso de la correlacion

de Beal para presiones mayores a la presion de burbujeo.

La Figura 4.18 muestra el comportamiento que tiene la viscosidad del petroleo
calculado por Core Lab. y por GPVT2.0. Se puede apreciar que siguen la misma
tendencia a pesar que los valores calculados difieren un poco, lo que se debe a que las
correlaciones empiricas son considerablemente mas imprecisas que los resultados de

un analisis PVT de laboratorio.
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Viscosidad (cp)
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Figura 4.18 Grafico comparativo entre la u, de Core Lab. y la de GPVT2.0

Al seleccionar las correlaciones de Chew — Connally y Beal, y comparando los
valores por ellas calculados y los resultados del anélisis de Core Lab, se determind un

segundo error relativo. Este resultado se puede observar en la Figura 4.19.

Error

lativo (%
relativo (%) 14,00

13,00 |
12,00 -
11,00 1
10,00
9,00 |
8,00 *
7,00
6,00 1

<*

2,00 - .
1,00 1 . *
0,00 *

0 1000 2000 3000 4000 5000

Presion (Ipc)

Figura 4.19 Error relativo entre los valores de u, de Core Lab. y de GPVT2.0

El error relativo promedio de los valores de u, comparando los obtenidos por

GPVT2.0 con los del andlisis de laboratorio es igual a 4.8%. La zona de mayor
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dispersion de estos valores se encuentra entre 1800 y 2200 Ipc.

Al comparar la tabla de propiedades PVT generada por GPVT2.0 con los resultados
de anlisis PVT elaborado por CORE LABORATORIES INTERNATIONAL, S.A.*>,
y tomando en cuenta que la precision de los resultados de los analisis de laboratorio
es mayor que la que tienen las correlaciones empiricas, se demostro que las

propiedades de los fluidos generadas por GPVT2.0 son consistentes y validas.
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CONCLUSIONES

Se compilaron las correlaciones empiricas de diversos autores para el calculo de
las propiedades fisicas de los fluidos, y se programaron e implementaron
satisfactoriamente en SYEP, dando origen al nuevo moddulo generador de

propiedades PVT, llamado GPVT2.0.

GPVT2.0 incluye varias correlaciones con amplio rango de aplicacion y plantea

una metodologia 16gica y confiable para generar las propiedades fisicas de los

fluidos.

Se implementaron en GPVT2.0 las correlaciones empiricas generadas para el Area

Mayor de Socororo.

A través de GPVT2.0 se permite al usuario obtener las propiedades fisicas de los

fluidos en forma tabular y gréfica.

Se mejor6 el proceso de visualizacién de graficos y generador de tablas de

propiedades PVT de SYEP.

Se incorpor6 en GPVT2.0 la opcion de seleccionar las unidades deseadas para la

introduccidn de las diversas variables.

Se evidenciaron las imprecisiones que se comenten si se usan correlaciones sin

tomar en cuenta el rango de aplicabilidad de las mismas.

La Escuela de Petréleo de la U.C.V. cuenta con una herramienta de simulacion
numérica de yacimientos que incluye un modulo Generador de PVT, GPVT2.0,
consistente, probado y con un amplio rango de aplicabilidad, disminuyendo la

dependencia de paquetes comerciales de simulaciéon numérica de yacimientos.
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9. Se demostré que las correlaciones implementadas en GPVT2.0 estan
correctamente programadas, debido a su bajo y aceptable error relativo cuando
fueron comparadas con los resultados de un programa desarrollado por Amoco

Corp.

10. Se demostro que las propiedades de los fluidos generadas por GPVT2.0 son

consistentes y validas, al compararlas con los resultados de un analisis PVT

elaborado por CORE LABORATORIES INTERNATIONAL.
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RECOMENDACIONES

Las consideraciones que a continuaciéon se plantean, constituyen un conjunto de
recomendaciones detalladas, desarrolladas con el objeto de promover futuros
Trabajos Especiales de Grado, que tengan como finalidad mejorar y ampliar el SYEP

en beneficio de la Escuela de Petroleo.

1. Desarrollar una aplicacion adicional para GPVT2.0, con la finalidad de generar
automaticamente una correlacion empirica a partir de la introduccién por parte del
usuario de los resultados de varios analisis de laboratorios para una misma zona

geografica y para yacimientos con similares condiciones.

2. Crear una opcion que pueda automatizar el proceso de seleccion de las
correlaciones a utilizar que tengan el menor error relativo, tomando como
referencia el resultado de un andlisis de laboratorio que el usuario pueda

suministrarle a GPVT2.0.

3. Realizar dos simulaciones numéricas a un mismo yacimiento, pero que en una de
ellas se incluya la tabla de propiedades fisicas de los fluidos que generaba GPVT,
(en la cual existia una sola correlacion empirica implementada) y en la otra se
incluya la tabla que genera GPVT2.0, para poder cuantificar las diferencias
existentes en las estimaciones de los volimenes de fluidos del yacimiento y

cuantificar los errores del flujo de fluidos.
4. Revisar y hacer las modificaciones necesarias en el actual GPVT2.0 con la

finalidad de poder exportar las tablas generadas a otro simulador o a cualquier

aplicacion de Windows Office.
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En este

ANEXO 1

anexo se presenta el programa principal de GPVT+:

MODULO_ CORRELACIONES.BAS

MODULO_CORRELACIONES.BAS

"Asignacion de Variables

Public
Global
Global
Global
Global
Global
Global
Global
Global
Global
Global
Global
Global
Global
Global
Global
Global
Global
Double

Mat_PVT _Bo(), Mat PVT Muo() As Double
GravGasSep As Double

Temp As Double

PresIni As Double

RGPi1 As Double

APl As Double

GravGas As Double

PresionBurb As Double

TSep As Double

PSep As Double

Salt As Double

N2 As Double

H2S As Double

CO2 As Double

Presion As Double

RelacionGP, RelacionGW As Double
FVFo, FVFw, FVFg As Double
ViscosidadPet, ViscosidadAgua, ViscosidadGas As

"Asignacioén de Variables Adicionales

Global

Factor_Correlacion, Factor_ A, Factor_ B, Factor_C,

Factor_D As Double

Global
Global
Global
Global
Global
Opcion

Const_1, Const 2, Const 3, Const 4 As Double
GravPetroleo As Double

FVFo_Pb, Co As Double

ViscPetMuerto, ViscPetVivo, ViscBurb As Double
Opcion_Pb, Opcion_Rso, Opcion_Bo, Opcion_Co,
Visc_PM, Opcion_Visc PV, Opcion_Visc P As Byte

GIobaI_Opcion_st, Opcion_Visc_W, Opcion_Bw As Byte

Global

Opcion_Pcm, Opcion_PcC7P, Opcion_Cor_Imp,

Opcion_Z, Opcion_Bg, Opcion_Visc G As Byte



Global YCO2, YN2, YH2S, YC1, YC2, YC3, YiC4, YnC4, YiC5,
YnC5, YC6, YC7P As Double

Global PcCO2, PcN2, PcH2S, PcCl, PcC2, PcC3, PciC4,
PcnC4, PciC5, PcnC5, PcC6, PcC7P As Double

Global TcCO2, TcN2, TcH2S, TcCl, TcC2, TcC3, TciC4,
TcnC4, TciC5, TenC5, TcC6, TcC7P As Double

Global Pcm, Tcm, Tsr, Psr, F X, F_Y, Zg As Double

Global Opcion_Chequear_0O, Opcion_Chequear_ W,
Opcion_Chequear_G As Byte

i R R R AR AR A S R R R R R R R R AR R o

"** PRESION DE BURBUJEO **

bl R R R AR A e R R R S R R R R R R R

Function PresBurb(Byval API, RGPi1, Temp, GravGas, TSep,
PSep, N2, H2S, CO02 As Double) As Double

GravPetroleo 141.5 /7 (131.5 + APIl)
IT Opcion_Pb = 1 Then
"Calculo de la Presidn de Burbujeo (Correlacién de
Standing)
"Calculo de del Factor de Correlacion
Factor_Correlacion = ((RGPi / GravGas) ™ (0.83)) * 10 ©
((0.0009 * Temp) - (0.0125 * APIl))
"Calculo de la Presién de Burbujeo
PresionBurb = 18.2 * (Factor_Correlacion - 1.4)
End 1IFf

IT Opcion_Pb = 2 Then
"Calculo de la Presiéon de Burbujeo(Correlacién de
Vazquez-Beggs)

"Calculo de la gravedad del gas a condiciones de
separador

GravGasSep = GravGas * (1 + 0.00005912 * APl * TSep *
0.434294 * (Log(PSep 7/ 114.7) / Log(10)))

"Rango de constantes segun °API

If APl > 30 Then

Const_1 = 0.0178

Const_2 = 1.187

Const_3 = 23.931
Else

Const_1 = 0.0362

Const_2 = 1.0937

Const 3 = 25.724



End 1T

"Calculo de la Presion de Burbujeo

PresionBurb = (RGPi / (Const_1 * GravGasSep *
Exp(Const_3 * API / (460 + Temp)))) ™ (1 / Const_2)
End If

IT Opcion_Pb = 3 Then
"Calculo de la Presion de Burbujeo (Correlacion de Glaso)
"Calculo del Factor de Correlacion
Factor_Correlacion = ((RGP1 / GravGas) ™ (0.816)) *
((Temp ~ (0.172)) / (AP1 ™ (0.989)))
"Calculo de la Presién de Burbujeo
Factor_ A 1.7447 * (Log(Factor_Correlacion) / Log(10))
Factor_B 0.30218 * (Log(Factor_Correlacion) /
Log(10)) ~ 2
PresionBurb = 10 ™~ (1.7669 + Factor_A - Factor_B)
"Calculo de los factores de correccion por efecto de
Impurezas
"Correccion debido a la presencia de N2
IT (N2 > 0) Then
Factor_Correlacion = 1 + ((((0.0055 - (0.000265 *
AP1)) * Temp) + ((0.0931 * API) - 0.8295)) * (N2 / 100))
+ (((0.00000000001954 * (API ™ (4.699))) * (Temp) +
(0.027 * AP1 - 2.366)) * ((N2 /7 100) ™ 2))
"Presion de Burbujeo corregida por N2
PresionBurb = PresionBurb * Factor_ Correlacion
End If
"Correccion debido a la presencia de C02
IT (CO2 > 0) Then
Factor_Correlacion = 1 - (693.8 * C02 * (Temp ™ (-
1553)))
"Presion de Burbujeo corregida por N2
PresionBurb = PresionBurb * Factor_ Correlacion
End If
"Correcciodn debido a la presencia de H2S
IT (YH2S > 0) Then
Factor_Correlacion = 1 - ((0.9035 + (0.0015 * API)) *
YH2S) + (0.019 * (45 - API1) * (YH2S ™ 2))
"Presion de Burbujeo corregida por N2
PresionBurb = PresionBurb * Factor_Correlacion
End If
End IT

IT Opcion_Pb = 4 Then
"Calculo de la Presiéon de Burbujeo(Correlacién de TOTAL)



"Rango de constantes segun °API
IT APl <= 10 Then

Const 1 = 12.847
Const_2 = 0.9636
Const_3 = 0.000993
Const 4 = 0.03417
End If
IT (AP1 > 10) And (API <= 35) Then
Const_1 = 25.2755
Const_2 = 0.7617
Const_3 = 0.000835
Const 4 = 0.011292
End IFf
IT (AP1 > 35) And (APl <= 55) Then
Const_1 = 216.4711
Const_2 = 0.6922
Const_3 = -0.000427
Const 4 = 0.02314
End IFf

"Calculo de la Presién de Burbujeo

PresionBurb = Const_1 * ((RGP1 / GravGas) ™ Const_2) *
(10 ~ ((Const_3 * Temp) - (Const_4 * API)))
End 1T

IT Opcion_Pb = 5 Then
"Calculo de la Presioéon de Burbujeo (Correlacion de Al-
Marhoun)

PresionBurb = 0.00538088 * (RGPi ™ 0.715082) * (GravGas
N (-1.87784)) * (GravPetroleo ™ 3.1437) * ((Temp + 460) ~
1.32657)
End If

IT Opcion_Pb = 6 Then
"Calculo de la Presioéon de Burbujeo (Correlacion de Dokla
y Osman)

PresionBurb = 8363.86 * (RGPi ™ 0.724047) * (GravGas "
-1.01049) * (GravPetroleo ™ 0.107991) * ((Temp + 460) ™ -
0.952584)

End IT

IT Opcion_Pb = 7 Then
"Calculo de la Presion de Burbujeo (Correlacion de
Petrosky y Farshad)

"Calculo de del Factor de Correlacion



Factor_Correlacion = ((RGP1 ™ 0.5774) / (GravGas ™
0.8439)) * 10 ™ ((0.00004561 * (Temp ™ 1.3911)) -
(0.0007916 * (API ™ 1.541)))

"Calculo de la Presi6n de Burbujeo

PresionBurb = 112.727 * (Factor_Correlacion - 12.34)
End IFf

IT Opcion_Pb = 8 Then
"Calculo de la Presiéon de Burbujeo(Correlacién de
Kartoatmodjo y Schmidt)

"Calculo de la gravedad del gas a condiciones de
separador

GravGasSep = GravGas * (1 + 0.1595 * (APl ™ 0.4078) *
(TSep N -0.2466) * (Log(PSep / 114.7) / Log(10)))

"Rango de constantes segun °API

If APl <= 30 Then

Const_1 = 0.05958
Const_2 = 0.7972
Const_3 = 13.1405
Const 4 = 0.9986
Else
Const_1 = 0.0315
Const_2 = 0.7587
Const_3 = 11.2895
Const 4 = 0.9143
End If

"Calculo de la Presion de Burbujeo

PresionBurb = (RGP1 / (Const_1 * (GravGasSep ™ Const_2)
* 10 ™~ (Const_3 * APl / (460 + Temp)))) ™ (Const_4)
End If

End Function

FEAAEAIAAAAAATXAAITAAXAAITAAXAAITAAIAAATXAAITAAXAAITAAX AKX

"** SOLUBILIDAD DEL GAS EN EL PETROLEO **

TEAAKAXEIAAAAXAAXAXAAAAXAAITXAAXAAITXAAAXAAXAAITAAXAAITXAXkAX*X

Function RS(ByVal Presion, APl, Temp, GravGas, TSep, PSep
As Double) As Double

GravPetroleo = 141.5 /7 (131.5 + APIl)

IT Opcion_Rso = 1 Then
"Calculo de Rs (Correlacion de Standing)



RelacionGP = GravGas * (((Presion / 18.2) + 1.4) * 10

N ((0.0125 * AP1) - (0.00091 * Temp))) ™ 1.2048
End IT
IT Opcion_Rso = 2 Then
"Calculo de Rs (Correlacion de Vazquez-Beggs)

"Calculo de la gravedad del gas a condiciones de
separador

GravGasSep = GravGas * (1 + 0.00005912 * APl * TSep *
0.434294 * (Log(PSep / 114.7) / Log(10)))

"Rangos de Constantes segun °API

If APl > 30 Then

Const 1 = 0.0178

Const_2 = 1.187

Const_3 = 23.931
Else

Const_1 = 0.0362

Const 2 = 1.0937

Const_3 = 25.724
End IFf

"Calculo del Rs
RelacionGP = Const_1 * GravGasSep * Presion ™
Const_2 * Exp(Const_3 * (APl / (Temp + 460)))
End If

IT Opcion_Rso = 3 Then
"Calculo de Rs (Correlacion de Glaso)

"Calculo del Factor de Correlacion

Factor_Correlacion = 10 ™~ (2.8869 - (14.1811 - 3.3093 *
(Log(Presion) / Log(10))) ™~ 0.5)

"Calculo del Rs

RelacionGP = GravGas * (Factor_Correlacion * ((API ~
0.989) /7 (Temp ™ 0.172))) ™ 1.2255
End IFf

IT Opcion_Rso = 4 Then

"Calculo de Rs (Correlacion de TOTAL)
"Rangos de Constantes segun °API
If APl <= 10 Then

Const_1 = 12.2651

Const_2 = 0.030405

Const 3 =0

Const_4 = 0.9669
End If

IT (AP1 > 10) And (API <= 35) Then
Const_1 = 15.0057



Const 2 = 0.0152
Const_3 = 0.0004484
Const 4 = 1.095
End If
IT (APl > 35) And (APl <= 55) Then
Const_1 = 112.925
Const_2 = 0.0248
Const_3 = -0.001469
Const 4 = 0.129
End If

"Calculo del Rs
RelacionGP = GravGasSep * ((Presion / Const_1) * 10
N ((Const_2 * API) - (Const_3 * Temp))) ™ Const_4
End IT

IT Opcion_Rso = 5 Then
"Calculo de Rs (Correlacion de Al-Marhoun)

RelacionGP = (185.84321 * Presion * (GravGas ™ 1.87784)
* (GravPetroleo ™ -3.1437) * ((Temp + 460) ™ -1.32657)) ~
1.3984
End IFf

IT Opcion_Rso = 6 Then

"Calculo de Rs (Correlacién de Dokla y Osmar)
RelacionGP = (0.00011956 * Presion * (GravGas ™

1.01049) * (GravPetroleo ™ -0.107991) * ((Temp + 460) ~

0.952584)) ~ 1.3811

End IT

IT Opcion_Rso = 7 Then

"Calculo de Rs (Correlacién de Petrosky y Farshad)
RelacionGP = ((GravGas ™ 0.8439) * ((Presion / 112.727)

+ 12.34) * 10 ~ (0.0007916 * (AP1 ~ 1.541) - (0.00004561

* (Temp ~ -1.3911)))) ~ 1.73184

End 1IFf

IT Opcion_Rso = 8 Then
"Calculo de Rs (Correlaciéon de Kartoatmodjo y Schmidt)
"Calculo de la gravedad del gas a condiciones de
separador
GravGasSep = GravGas * (1 + 0.1595 * (APlI ™ 0.4078) *
(TSep N -0.2466) * (Log(PSep / 114.7) / Log(10)))
"Rango de constantes segun °API
If APl <= 30 Then
Const_1 = 0.05958



Const 2 = 0.7972
Const_3 = 13.1405
Const_4 = 0.9986
Else
Const_1 = 0.0315
Const 2 = 0.7587
Const_3 = 11.2895
Const 4 = 0.9143
End 1T
RelacionGP = Const_1 * (GravGasSep ™ Const_2) *
(Presion ~ (1 / Const_4)) * 10 ™~ ((Const_3 * APl1) / (Temp
+ 460))
End IFf

End Function

FAEAEXIAAAXAAAATAAAAAXAAITAAXAAITAAXIAAITXAAIAAITAAIAAATAAITAAXAAITXAAXAXX

"** FACTOR VOLUMETRICO DE FORMACION DEL PETROLEO **

Ll R R R e e e S e e e e e e e e

Function BO(ByVal Presion, PresionBurb, APl, RGP, Temp,
GravGas, TSep, PSep As Double) As Double

141.5 / (131.5 + API)

GravPetroleo

IT Opcion_Bo = 1 Then
"Calculo del BO (Correlacion de Standing)

"Calculo del Factor de Correlacion

Factor_Correlacion = (RGP * (GravGas / GravPetroleo) "
(17 2)) + (1.25 * Temp)

"Calculo del Bo a la Pb

FVFo = 0.9759 + (0.00012 * (Factor_Correlacion ™ 1.2))
End 1IFf

IT Opcion_Bo = 2 Then
"Calculo del BO(Correlacidén de Vazquez-Beggs)

"Calculo de la gravedad del gas acondiciones de
Separador

GravGasSep = GravGas * (1 + 0.00005912 * APl * TSep *
0.434294 * (Log(PSep 7/ 114.7) / Log(10)))

"Rangos de constantes segun °API

If APl > 30 Then

Const_1 = 0.000467



Const 2 = 0.000011

Const_3 = 0.000000001337
Else

Const_1 = 0.0004677

Const_2 = 0.00001751

Const_3 = -0.000000001811
End If

"Calculo del Bo

FVFo = 1 + Const_1 * RGP + Const_2 * (Temp - 60) * (API
/ GravGasSep) + Const_3 * RGP * (Temp - 60) * (API /
GravGasSep)
End IFf

IT Opcion_Bo = 3 Then
"Calculo del BO (Correlacion de Glaso)

"Calculo del Factor de Correlacion

Factor_Correlacion = (RGP * (GravGas / GravPetroleo) 7
(0.5226)) + (0.968 * Temp)

"Calculo del Bo

FVFo = 1 + 10 ™~ (-6.58511 + (2.91329 *
(Log(Factor_Correlacion) / Log(10))) - (0.27683 *
((Log(Factor_Correlacion) / Log(10))) ™ 2))
End If

IT Opcion_Bo = 4 Then
"Calculo del BO (Correlacion de TOTAL)

FVFo = 1.022 + (0.0004857 * RGP) - (0.000002009 * (Temp
- 60) * (APl / GravGas)) + (0.000000017569 * RGP * (Temp
- 60) * (APl / GravGas))
End If

IT Opcion_Bo = 5 Then
"Calculo del BO (Correlacion de Al-Marhoun)
"Calculo del Factor de Correlacion
Factor_Correlacion = (RGP ™ (0.74239)) + (GravGas ™
(0.323294)) + (GravPetroleo ™ (-1.20204))
"Calculo del Bo
FVFo = 0.497069 + (0.000862963 * (Temp + 460)) +
(0.00182594 * Factor_Correlacion) + (0.00000318099 *
(Factor_Correlacion ™ 2))
End IFf

IT Opcion_Bo = 6 Then
"Calculo del BO (Correlacion de Dokla y Osman)
"Calculo del Factor de Correlacion



Factor_Correlacion = (RGP ™ (0.773572)) + (GravGas "
(0.40402)) + (GravPetroleo ™ (-0.882605))

"Calculo del Bo

FVFo = 0.0431935 + (0.00156667 * (Temp + 460)) +
(0.00139775 * Factor_Correlacion) + (0.00000380525 *
(Factor_Correlacion ™ 2))
End IFf
IT Opcion_Bo = 7 Then
"Calculo del BO (Correlacion de Petrosky y Farshad)

"Calculo del Factor de Correlacion

Factor_Correlacion = (RGP ™ (0.3738)) * ((GravGas ™
(0.2914)) / (GravPetroleo ™ (0.6265))) + (0.24626 * (Temp
~ (0.5371)))

"Calculo del Bo

FVFo = 1.0113 + (0.000072046 * (Factor_Correlacion ™
3.0936))
End IFf

IT Opcion_Bo = 8 Then
"Calculo del BO (Correlacion de Kartoatmodjo y Schmidt)
"Calculo de la gravedad del gas a condiciones de
separador
GravGasSep = GravGas * (1 + 0.1595 * (APlI ™ 0.4078) *
(TSep N -0.2466) * (Log(PSep / 114.7) / Log(10)))
"Calculo del Factor de Correlacion
Factor_Correlacion = (RGP ™ (0.755)) * (GravGasSep "
(0.25)) * (GravPetroleo ™ (-1.5)) + (0.45 * Temp)
"Calculo del Bo
FVFo = 0.98496 + (0.0001 * (Factor_Correlacion ™ 1.5))
End IFf

IT Presion = PresionBurb Then
FVFo_Pb = FVFo
End IFf

End Function

bl R R R R R R R e R e R R

"** COMPRESIBILIDAD DEL PETROLEO **
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Function Compre(ByVal Presion, RGP, Temp, APIl, GravGas,
TSep, PSep As Double, ByVal FVFo Pb As Double) As Double



IT Opcion_Co = 1 Then
"Calculo de Co (Vazquez-Beggs)

"Calculo de la gravedad del gas a condiciones de
separador

GravGasSep = GravGas * (1 + 0.00005912 * APl * TSep *
0.434294 * (Log(PSep / 114.7) / Log(10)))

"Calculo de la compresibilidad del petréleo

Co = (-1433 + (b * RGP) + (17.2 * Temp) - (1180 *
GravGasSep) + (12.61 * APl1)) / (100000 * Presion)

End IFf
IT Opcion_Co = 2 Then
"Calculo de Co (Petrosky y Farshad)

Co = 0.0000001705 * (RGP ™ 0.69357) * (GravGas ™
0.1885) * (API ~ 0.3272) * (Temp ™ 0.6729) * (Presion ™ -
0.5906)

End If

IT Opcion_Co = 3 Then
"Calculo de la gravedad del gas a condiciones de
separador

GravGasSep = GravGas * (1 + 0.00005912 * APl * TSep *
0.434294 * (Log(PSep 7/ 114.7) / Log(10)))
"Calculo de Co (Kartoatmodjo y Schmidt)

Co = (6.8257 * (RGP ™ 0.5002) * (APl ~ 0.3613) * (Temp
N 0.76606) * (GravGasSep ™ 0.35505)) / (Presion *
1000000)
End If

FVFo = FVFo _Pb * Exp(Co * (PresionBurb - Presion))

End Function

bl B e e R e R e e

"** VISCOSIDAD DEL PETROLEO **
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Function ViscPet M(ByVval API, Temp As Double) As Double

IT Opcion_Visc_PM = 1 Then
"Calculo de la Viscosidad del Petréleo (Correlacidn de
Beal para petréleo muerto)

ViscPetMuerto = (0.32 + (18000000 /7 API ™ 4.53)) *
((360 /7 (Temp + 200)) ™ (10 ™ (0.43 + (8.33 /7 AP1))))
End 1T



IT Opcion_Visc PM = 2 Then
"Calculo de la Viscosidad del Petréleo (Correlacion de
Beggs-Robinson para petréleo muerto)

ViscPetMuerto = 10 ~ ((10 ~ (3.0324 - 0.02023 * APl1)) *
Temp ™ (-1.163)) - 1
End IFf

IT Opcion_Visc PM = 3 Then
"Calculo de la Viscosidad del Petréleo (Correlacién de
Glaso para petrdéleo muerto)

ViscPetMuerto = 31410000000# * (Temp ™ (-3.444)) *
((Log(API1) / Log(10)) ™ (10.313 * (Log(Temp) 7/ Log(10)) -
36447))

End IFf

IT Opcion_Visc PM = 4 Then
"Calculo de la Viscosidad del Petréleo (Correlacién de
Egbogad para petréleo muerto)

ViscPetMuerto = (10 ~ (10 ™ (1.8653 - 0.025086 * APl -

(0.5644 * (Log(Temp) 7/ Log(10)))))) -1
End IT

IT Opcion_Visc PM = 5 Then

"Calculo de la Viscosidad del Petréleo (Correlacion de

Kartoatmodjo y Schmidt para petréleo muerto)
ViscPetMuerto = 1600000000 * (Temp N -2.8177) *

((Log(API1) 7/ Log(10)) ™ (5.7526 * (Log(Temp) 7/ Log(10)) -

26.9718))

End If

End Function

Function ViscPet V(ByVal ViscPetMuerto As Double, ByVval
RGP As Double) As Double

IT Opcion_Visc PV = 1 Then
"Calculo de la Viscosidad del Petrdleo para
P<=Pb(Correlacidén de Chew y Connally)

Factor_A = 10 ™~ (RGP * ((0.00000022 * RGP) - 0.00074))
Factor_ B = (0.68 /7 (10 ™ (0.0000862 * RGP))) + (0.25 /
(10 ~ (0.0011 * RGP))) + (0.062 / (10 ™~ (0.00374 * RGP)))

ViscPetVivo = Factor A * (ViscPetMuerto ™ Factor_B)
End 1T



IT Opcion_Visc PV = 2 Then
"Calculo de la Viscosidad del Petrdleo para
P<=Pb(Correlacion de Beggs-Robinson)
Factor A = 10.715 * (RGP + 100) ™ (-0.515)
Factor B = 5.44 * (RGP + 150) ™ (-0.338)
ViscPetVivo = Factor_A * (ViscPetMuerto ™ Factor_B)

End IFf

IT Opcion_Visc_PV = 3 Then
"Calculo de la Viscosidad del Petrdleo para
P<=Pb(Correlacién de Kartoatmodjo y Schmidt)

Factor B = 10 ™~ (-0.00081 * RGP)

Factor_A = (0.2001 + (0.8428 * 10 ™~ (-0.000845 * RGP)))
* ViscPetMuerto ™ (0.43 + 0.5165 * Factor_B)

ViscPetVivo = -0.06821 + 0.9824 * Factor_A + 0.0004034
* Factor A N 2
End IFf

ViscBurb = ViscPetVivo
End Function

Function ViscPet(ByVal Presion, PresionBurb, ViscBurb As
Double) As Double

IT Opcion_Visc P = 1 Then
"Calculo de la Viscosidad del Petrdleo para
P>Pb(Correlacién de Beal)

ViscosidadPet = 0.001 * (Presion - PresionBurb) *
((0.024 * ViscBurb ~ 1.6) + (0.038 * ViscBurb ™ 0.56)) +
ViscBurb
End If

IT Opcion_Visc P = 2 Then
"Calculo de la Viscosidad del Petrdleo para
P>Pb(Correlacion de Vasquez y Beggs)

Factor A = 2.6 * (Presion ™ 1.187) * Exp(-0.0000898 *
Presion - 11.513)

ViscosidadPet = ViscBurb * ((Presion / PresionBurb) ~
Factor_A)
End IT

IT Opcion_Visc P = 3 Then



"Calculo de la Viscosidad del Petréleo para

P>Pb(Correlacién de Kartoatmodjo y Schmidt)
ViscosidadPet = (1.00081 * ViscBurb) + 0.001127 *

(Presion - PresionBurb) * ((-0.006517 * ViscBurb ~

1.8148) + (0.038 * ViscBurb ™ 1.59))

End IFf

End Function
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"** SOLUBILIDAD DEL GAS EN EL AGUA **
FAAAAAAAAAXAAAAAXAAAXAAXAAAXAAIAAATXAAIAXAAXAXKX
Function RSW(ByVval Temp, Presion, Salt As Double) As
Double
IT Opcion_Rsw = 1 Then
"Calculo del Rs (Correlacion de Culberson-McKetta)
Factor_A = 8.15839 - 0.0612265 * Temp + 0.000191663 *
Temp ~ 2 - 0.00000021654 * Temp ™ 3
Factor_B = 0.010102 - 0.0000744241 * Temp +
0.000000305553 * Temp ~ 2 - 0.000000000294883 * Temp ™ 3
Factor_C = -9.02505 + 0.130237 * Temp - 0.000853425 *
Temp N 2 + 0.00000234122 * Temp ™ 3 - 0.00000000237049 *
Temp ™ 4
RSW = Factor_ A + (Factor_B * Presion) + (Factor C *
Presion ™ 2)
RelacionGW = RSW * (10 ™ (-0.0840655 * Salt * (Temp ™ -
0.285854)))
End 1IFf

IT Opcion_Rsw = 2 Then

"Calculo del Rs (Correlacion de McCoy)

Factor A = 2.12 + 0.00345 * Temp - 0.0000359 * Temp ™ 2
Factor_B = 0.0107 - 0.0000526 * Temp + 0.000000148 *
Temp ™ 2

Factor_C = -0.000000875 + 0.0000000039 * Temp -
0.0000000000102 * Temp ™ 2

RSW = Factor A + (Factor_B * Presion) + (Factor C *
Presion ™ 2)

RelacionGW = RSW * (1 - (0.0753 - 0.000173 * Temp) *
Salt)

End IT

End Function



bl e e e e e e e

"** FACTOR VOLUMETRICO DE FORMACION DEL AGUA **

il R R R e S R R R e R R R e S R

Function BW(ByVal Temp, Presion, Salt As Double) As
Double

IT Opcion_ Bw = 1 Then

"Calculo del FVFw (Correlacién de McCain)

Factor_A = -0.010001 + 0.000133391 * Temp +
0.000000550654 * Temp ™ 2

Factor_B = -(0.00000000195301 * Presion * Temp) -
(1.72834E-13 * Temp * Presion ™ 2) - 0.000000358922 *
Presion

FVFw = (1 + Factor_A) * (1 + Factor_B)

End If

IT Opcion_Bw = 2 Then

"Calculo del FVFw (Correlacion de McCoy)

Factor_A = 0.9911 + 0.0000635 * Temp + 0.00000085 * Temp
N2

Factor_B = -0.000001093 - 0.000000003497 * Temp +
0.00000000000457 * Temp ™ 2

Factor_C = -0.00000000005 + 6.429E-13 * Temp - 1.43E-15
* Temp ™ 2

BW = Factor_ A + Factor B * Presion + Factor C * Presion
N2

FVFw = BW * ((0.000000051 * Presion + (0.00000547 -
0.000000000195 * Presion) * (Temp - 60) + (-0.0000000323
+ 0.00000000000085 * Presion) * (Temp - 60) ™ 2) * Salt +
1)

End 1IFf

End Function
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"** VISCOSIDAD DEL AGUA **
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Function ViscAgua(Byval Temp, Presion, Salt As Double) As
Double

IT Opcion_Visc W = 1 Then
"Calculo de la Viscosidad del Agua (Correlacidén de Van
Wingen)



ViscosidadAgua = Exp(1.003 - 0.01479 * Temp + 0.00001982
* Temp ™ 2)
End IFf

IT Opcion_Visc W = 2 Then

"Calculo de la Viscosidad del Agua (Correlacion de
Matthews-Russel)

Factor_A = -0.04518 + 0.00931313 * Salt - 0.000393 *
Salt ~ 2

Factor B = 70.634 + 0.09576 * Salt ™ 2

ViscosidadAgua = (Factor_A + (Factor B /7 Temp)) * (1 +
0.0000000000035 * Presion ™ 2 * (Temp - 40))

End If

IT Opcion_Visc_ W = 3 Then

"Calculo de la Viscosidad del Agua (Correlaciodn de
McCain)

Factor_ A = 109.574 - 8.40564 * Salt + 0.313314 * Salt ©
2 + 0.00872213 * Salt ~ 3

Factor B = -1.12166 + 0.0263951 * Salt - 0.000679461 *
Salt ~ 2 - 0.0000547119 * Salt ~ 3 + 0.00000155586 * Salt
N4

Factor C = 0.9994 + 0.000040295 * Presion +
0.0000000031062 * Presion ™ 2

ViscosidadAgua = (Factor_ A * Temp ™ Factor_B) * Factor_C
End 1T

IT Opcion_Visc W = 4 Then
"Calculo de la Viscosidad del Agua (Correlacion de McCoy)
Factor A = (6 * Temp /7 9) + 255.37
Factor_B 0.02414 * 10 ™ (247.8 / (Factor_A - 140))
Factor_C 1 - 0.00187 * Salt ~ 0.5 + 0.000218 * Salt ©
2.5 + (Temp ™~ 0.5 - 0.0135 * Temp) * (0.00276 * Salt -
0.000344 * Ssalt ™ 1.5)
ViscosidadAgua = Factor_B * Factor_C
End 1IFf

IT Opcion_Visc W = 5 Then
"Calculo de la Viscosidad del Agua (Correlacion de
Numbere)

Tc =57 9 * (Temp - 32)

Tk = Tc + 273.15

Sum = -7.419242 * (0.65 - 0.01 * Tc) ~ (1 - 1)

Sum = Sum - 0.29721 * (0.65 - 0.01 * Tc) ™~ (2 - 1)
Sum = Sum - 0.1155286 * (0.65 - 0.01 * Tc) ~ (3 - 1)



Sum = Sum - 0.008685635 * (0.65 - 0.01 * Tc) ~ (4 - 1)
Sum = Sum - 0.001094098 * (0.65 - 0.01 * Tc) ~ (5 - 1)
Sum = Sum - 0.00439993 * (0.65 - 0.01 * Tc) ~ (6 - 1)

Sum = Sum - 0.002520658 * (0.65 - 0.01 * Tc) ~ (7 - 1)
Sum = Sum - 0.0005218684 * (0.65 - 0.01 * Tc) ~ (8 - 1)

Psat = 22088 * Exp((374.136 - Tc) * Sum / Tk)

ViscAgua = 0.02414 * 10 ~ (247.8 / (Tk - 140)) * (1 +
(Presion / 14.504 - Psat) * 0.0000010467 * (Tk - 305))
ViscosidadAgua = ViscAgua * (1 - 0.00187 * Salt ~ 0.5 +
0.000218 * Salt ~ 2.5 + (Temp ~ 0.5 - 0.0135 * Temp) *
(0.00276 * Salt - 0.000344 * Salt ™ 1.5))

End IFf

End Function
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"** PRESION Y TEMPERATURA CRITICA DEL GAS **
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Function PcC7P_TcC7P(Byval PMC7P As Double, Byval GEC7P
As Double) As Double

IT Opcion_PcC7P = 1 Then

"Calculo de la PcC7+ y TcC7+ (Correlacion de Mathews-
Katz)

PcC7P = 1188 - 431 * (Log(PMC7P - 61.1) / Log(10)) +
((2319 - 852 * (Log(PMC7P - 53.71) / Log(10))) * (GEC7P -
0.8))

TcC7P = 608 + 364 * (Log(PMC7P - 71.2) / Log(10)) +
(2450 * (Log(PMC7P) / Log(10)) - 3800) * (Log(GEC7P) /

Log(10))
End If

IT Opcion_PcC7P = 2 Then

"Calculo de la PcC7+ y TcC7+ (Correlacion de Kessler-Lee)
Tebu = (4.5579 * (PMC7P ™ 0.15178) * (GEC7P ™ 0.15427))
~ 3

PcC7P = Exp(8.3634 - (0.0566 / GEC7P) - ((0.24244 +
(2.2898 / GEC7P) + (0.11857 / (GEC7P ~ 2))) * (Tebu *
0.001)) + ((1.4685 + (3.648 / GEC7P) + (0.47227 / GEC7P ™
2)) * (Tebu ~ 2 * 0.0000001)) - ((0.42019 + (1.6977 /
GEC7P ~ 2)) * (Tebu * 0.0000000001)))

TcC7P = 341.7 + 811 * GEC7P + (0.4244 + 0.1174 * GEC7P)
* Tebu + (0.4669 - 3.2623 * GEC7P) * (0.00001 / Tebu)

End If



End Function

Function Pcm_Tcm(ByVal GravGas, YN2, YCO2, YH2S, PcC7P,
TcC7P As Double) As Double
IT Opcion_Pcm = 1 Then
"Calculo de la Psc y Tsc (Método de Kay)
"Tabla de Presiones criticas de componentes
PcCO2 = 1070.2
PCcN2 = 492.2
PcH2S = 1306.5

PcCl = 673.1
PcC2 = 708.3
PcC3 = 617.4
PciC4 = 529.1
PcnC4 = 550.1
PciC5 = 483.5
PcnC5 = 489.8

PcC6 = 440.1
"Tabla de Temperaturas criticas de componentes
TcC02 = 547.5

TcN2 = 227
TcH2S = 672.4
TcCl = 343.2
TcC2 = 549.9
TcC3 = 666
TciC4 = 734.6
TcnC4 = 765.7
TciC5 = 829.6
TcnC5 = 846.2

TcC6 = 914.2

Pcm = YCO2 * PcCO2 + YN2 * PcN2 + YH2S * PcH2S + YC1 *
PcCl + YC2 * PcC2 + YC3 * PcC3 + YiC4 * PciC4 + YnC4 *
PcnC4 + YiIC5 * PciC5 + YC6 * PcC6 + YC7P * PcC7P

Tcm = YCO2 * TcCO2 + YN2 * TcN2 + YH2S * TcH2S + YC1 *
TcCl + YC2 * TcC2 + YC3 * TcC3 + YiC4 * TciC4 + YnC4 *
TcnC4 + YiC5 * TciC5 + YC6 * TcC6 + YC7P * TcC7P

End If

IT Opcion_Pcm = 2 Then

"Calculo de la Psc y Tsc (Correlacion de Brown-Katz)
Gasg = (GravGas - (0.9672 * YN2) - (1.5195 * YC02) -
(1.1765 * YH2S)) /7 (1 - YN2 - YCO02 - YH2S)

Pcm = 677 + 15 * Gasg - 37.5 * Gasg ™ 2



Pcm = (1 - YN2 - YCO2 - YH2S) * Pcm + 493.1 * YN2 + 1071
* YCO2 + 1306 * YH2S
168 + 325 * Gasg - 12.5 * Gasg ™ 2

Tcm (1 - YN2 - YCO2 - YH2S) * Tcm + 227.5 * YN2 +
547.9 * YC02 + 672.4 * YH2S
End IFf

IT Opcion_Pcm = 3 Then

"Calculo de la Pc y Tc (Correlacion de Sutton)

Gasg = (GravGas - (0.9672 * YN2) - (1.5195 * YC02) -
(1.1765 * YH2S)) / (1 - YN2 - YCO2 - YH2S)

Pcm = 756.8 + 131 * Gasg - 3.6 * Gasg ™ 2

Pcm = (1 - YN2 - YCO2 - YH2S) * Pcm + 493.1 * YN2 + 1071
* YCO2 + 1306 * YH2S

Tcm 169.2 + 349.5 * Gasg - 74 * Gasg ™ 2

Tcm (1 - YN2 - YCO2 - YH2S) * Tcm + 227.5 * YN2 +
547.9 * YCO2 + 672.4 * YH2S

End If

End Function

FAAIAIAAAXAAATXAAITAAXAAITAAXIAAITAAIAAATXAAITAAXAAITAAXAXKX

"** FACTOR DE COMPRESIBILIDAD DEL GAS Z **

bl R R R R e e R

Function Z(Byval Presion, Temp, GravGas, YN2, YCO2, YH2S
As Double, ByVval Pcm As Double, ByVal Tcm As Double) As
Double

Dim Pol_0O_X, Pol_1 X, Pol_2 X, Pol_3 X, Pol_4 X, Pol _5 X
As Double

Dim Pol_O Y, Pol_1 Y, Pol_2 Y, Pol _3Y, Pol _4.Y, Pol 5 Y
As Double

Dim AOO, AO01, AO2, A03, A04, AO5, A10, All, Al2, A13,
Al4, Al15, A20, A21, A22, A23, A24, A25, A30, A31, A32,
A33, A34, A35, A40, A41, A42, A43, A44, A45, A50, AS51,
A52, A53, A54, A55 As Double

Dim Suma, DenRed, DenRedAnt, FDenRed, DFDenRed, ZAct,
ZAnt, FZ, DFZ As Double

Presion /7 Pcm
(Temp + 460) / Tcm

Psr =
Tsr =
IT Opcion_Z = 1 Then

"Calculo del factor de Compresibilidad Z (Método de
Sarem)

FX=( *Psr - 15) / 14.8



= (@2 *Tsr -4) / 1.9

'Poli omios

Pol 0 X = 0.7071068
Pol 1 X = 1.224745 * F X
Pol 2 X = 0.7905695 * ((3
Pol_3 X = 0.9354145 * ((b
Pol 4 X = 0.265165 * ((35
3)

Pol_ 5 X = 0.293151 * ((63
15 * F_X)

Pol 0 Y = 0.7071068

Pol 1Y = 1.224745 * F_ Y
Pol 2 Y = 0.7905695 * ((3
Pol_3 Y = 0.9354145 * ((b
Pol 4 Y = 0.265165 * ((35
3)

Pol 5 Y = 0.293151 * ((63
15 * F_Y)

"Constantes

AOO = 2.1433504

A0l = 0.0831762

AO2 = -0.021467

AO3 = -0.0008714

AO4 = 0.0042846

AO5 = -0.0016595

Al10 = 0.3312352

All = -0.1340361

Al2 = 0.066881

Al3 = -0.0271743

Al4 = 0.0088512

Al5 = -0.002152

A20 = 0.1057287

A21 = -0.0503937

A22 = 0.0050925

A23 = 0.0105513

A24 = -0.0073182

A25 = 0.002696

A30 = 0.052184

A31 = 0.0443121

A32 = -0.0193294

A33 = 0.0058973

A34 = 0.0015367

A35 = -0.0028327

A40 = 0.019704

A41 = -0.0263834
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A42
A43
Ad4
A45
A50
A51
A52
A53
A54
A55

0.019262
-0.01153
0.004291
-0.00813
0.005309
0.008917
-0.01089
0.009559
-0.00601
0.003117

*Calculo de 7

Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma

A0 * Pol_0 X * Pol_O

Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma
Suma

++++++++++ A+ A4+

54

03
6
8
48
4
14
5

AO1
AO2
AO03
AO4
AO5
Al10
All
Al2
Al3
Al4
Al5
A20
A21
A22
A23
A24
A25
A30
A31
A32
A33
A34
A35
A40
A4l
A42
A43
Ad4
A45
AS0
A51
A52
A53

R EEEEE R E E EEEEE

Pol_0_X
Pol_0_X
Pol_0 X
Pol_0_X
Pol_0_X
Pol_1 X
Pol_1 X
Pol_1 X
Pol_1 X
Pol_1 X
Pol_1 X
Pol_2 X
Pol_2 X
Pol 2 X
Pol_2 X
Pol_2 X
Pol_2 X
Pol_3 X
Pol_3 X
Pol_3 X
Pol_3 X
Pol_3 X
Pol_3 X
Pol_4 X
Pol_4 X
Pol_4 X
Pol_4 X
Pol_4 X
Pol_4 X
Pol_5 X
Pol_5 X
Pol_5 X
Pol 5 X

% % b o 3k X b b 3k X X b 3k 3 X b b 3k X o b % % X b ok X X % b % X

Y

Pol_1 Y
Pol_2_Y
Pol_3 Y
Pol_4_Y
Pol_5Y
Pol_0O_Y
Pol_1 Y
Pol 2 Y
Pol_3 Y
Pol_4_Y
Pol 5 Y
Pol_0_Y
Pol_1 Y
Pol 2 Y
Pol_3_Y
Pol_4_Y
Pol 5 Y
Pol_0_Y
Pol_1Y
Pol_2 Y
Pol_3_Y
Pol 4 Y
Pol 5 Y
Pol_0_Y
Pol_1Y
Pol_2_Y
Pol_3_Y
Pol _4 Y
Pol_5Y
Pol_0_Y
Pol_1Y
Pol_2_Y
Pol_ 3 Y



Suma + A54 * Pol 5 X * Pol_4.Y
Suma + A55 * Pol 5 X * Pol 5 Y
Zg = Suma

IT Opcion_Z = 2 Then

IT Psr <= 0.1 Or Psr >= 24 Or Tsr <= 1.2 Or Tsr >= 3
Then

Zg =1

Else

"Calculo del factor de Compresibilidad Z (Método de
Hall-Yarborough)

"Estimado inicial de Densidad pseudo reducida

DenRed = 0.27 * Psr / Tsr

DenRedAnt = DenRed

Factor A = 0.06125 * (1 /7 Tsr) * Exp(-1.2 * (1 - (1 /

Tsr)) ~ 2)

Factor B = 14.76 * (1 / Tsr) - 9.76 * (1 / Tsr) ~ 2 +
4.58 * (1 / Tsr) ~ 3

Factor C = 90.7 * (0 / Tsr) - 242.2 * (1 / Tsr) ™~ 2 +
42.4 * (1 / Tsr) ~ 3

Factor D = 2.18 + 2.82 * (1 / Tsr)

"lteracion de Newton-Raphson
For 1 = 1 To 100
FDenRed = -Factor_A * Psr + ((DenRed + DenRed ™ 2
+ DenRed ™~ 3 - DenRed ™ 4) / (1 - DenRed) ™ 3) - Factor_B
* DenRed ™ 2 + Factor_C * DenRed ™ Factor_ D
DFDenRed = ((1 + 4 * DenRed + 4 * DenRed ™~ 2 - 4
* DenRed ~ 3 + DenRed ~ 4) / (1 - DenRed) ~ 4) - 2 *
Factor B * DenRed + Factor C * Factor_ D * DenRed ~
(Factor_ D - 1)
DenRed = DenRed - FDenRed / DFDenRed
Test = Abs((DenRed - DenRedAnt) / DenRed)
IT Test < 0.00001 Then Exit For "Tolerancia
para la Convergencia
DenRedAnt = DenRed
Next 1
Zg = (0.06125 * Psr * (1 / Tsr) * Exp(-1.2 * (1 - (1
/ Tsr)) ™ 2)) / DenRed
End 1IFf
End If

IT Opcion_Z = 3 Then
"Calculo del factor de Compresibilidad Z (Método de
Beggs-Brill)



IT Psr <= 0 Or Psr >= 13 Or Tsr <= 1.2 Or Tsr >= 2.4
Then

Zg =1
Else
Factor_A
0.1
Factor B = (0.62 - 0.23 * Tsr) * Psr + (0.066 / (Tsr -
0.86) - 0.037) * Psr ~ 2 + ((0.32 * Psr ~6) / (10 ~ (9 *
(Tsr - 1))))

Factor C = 0.132 - 0.32 * (Log(Tsr) 7/ Log(10))

Factor D = 10 ~ (0.3106 - 0.49 * Tsr + 0.1824 * Tsr ™ 2)
Zg = Factor_A + ((1 - Factor_A) / (Exp(Factor_B))) +
Factor_ C * Psr ™ Factor_D

End IFf
End If

(1.39 * (Tsr - 0.92) ~ 0.5) - 0.36 * Tsr -

IT Opcion_Z = 4 Then
"Calculo del factor de Compresibilidad Z (Método de
Dranchuk-Robinson)

A10 = 0.31506237

A20 = -1.0467099

A30 = -0.57832729

A40 = 0.53530771

A50 = -0.61232032

A60 = -0.10488813

A70 = 0.68157001

A80 = 0.68446549

Factor_ A = A10 + (A20 / Tsr) + (A30 / Tsr ™ 3)
Factor B = A40 + (A50 / Tsr)
Factor C = A0 * A60 / Tsr
Factor D = A70 / Tsr ™~ 3
ZAct = 1

ZAnt = 1

DenRed = 0.27 * Psr / (ZAct * Tsr) "Estimado inicial de
densidad pseudo reducida
"lIteracion de Newton-Raphson
For 1 = 1 To 100
FZ = ZAct - (1 + (Factor_A * DenRed) + (Factor_B
* DenRed ™ 2) + (Factor_C * DenRed ™ 5) + (Factor D * (1
+ A80 * DenRed ™ 2) * (DenRed ™ 2) * Exp(-A80 * DenRed ™

2)))

DFZ = (1 + (Factor_A * DenRed / ZAct) + ((2 /
ZAct) * Factor B * DenRed ™ 2) + ((6 / ZAct) * Factor C *
DenRed N 5) + ((2 / ZAct) * Factor D * (1 + (A80 * DenRed



N 2) - (A80 * DenRed ™ 2) ~ 2) * (DenRed ™ 2) * Exp(-A80
* DenRed ™ 2)))
ZAct = ZAct - FZ / DFZ
Test = Abs((ZAct - ZAnt) / ZAct)
IT Test < 0.00001 Then Exit For "Tolerancia
para la Convergencia
ZAnt = ZAct
Next i
Zg = ZAct
End IFf

IT Opcion_Z = 5 Then
"Calculo del factor de Compresibilidad Z (Método de
Dranchuk-Abou-Kassem)

A10 = 0.3265
A20 = -1.07
A30 = -0.5339
A40 = 0.01569
A50 = -0.05165
A60 = 0.5475
A70 = -0.7361
A80 = 0.1844
A90 = 0.1056
A100 = 0.6134
A110 = 0.721

Factor A = A10 + (A20 / Tsr) + (A30 / Tsr ™~ 3) + (A40 /

Tsr ~ 4) + (A50 / Tsr N 5)

Factor B = A60 + (A70 / Tsr) + (A80 / Tsr ™ 2)

Factor_ C = A90 * ((A70 / Tsr) + (A80 / Tsr ™ 2))
Factor D = A100 / Tsr ™~ 3

ZAct = 1

ZAnt = 1

DenRed = 0.27 * Psr / (ZAct * Tsr) "Estimado inicial de

densidad pseudo reducida
"lteracion de Newton-Raphson
For 1 = 1 To 100
FZ = ZAct - (1 + (Factor_A * DenRed) + (Factor_B
* DenRed ™ 2) - (Factor_C * DenRed ™ 5) + (Factor D * (1
+ A110 * DenRed ™ 2) * (DenRed ™ 2) * Exp(-A110 * DenRed

"~ 2)))

DFZ = (1 + (Factor_A * DenRed / ZAct) + ((2 /
ZAct) * Factor_B * DenRed ™ 2) - ((6 / ZAct) * Factor C *
DenRed N 5) + ((2 / ZAct) * Factor D * (1 + (Al10 *
DenRed N 2) - (A110 * DenRed ™ 2) ~ 2) * (DenRed N 2) *
Exp(-A110 * DenRed ™ 2)))



ZAct = ZAct - FZ / DFZ
Test = Abs((ZAct - ZAnt) / ZAct)
IT Test < 0.00001 Then Exit For "Tolerancia
para la Convergencia
ZAnt = ZAct
Next 1
Zg = ZAct
End If

IT Opcion_Z = 6 Then
"Calculo del factor de Compresibilidad Z (Método de
Gopal)
IT Psr >> 0.2 And Psr <= 1.2 Then
IT Tsr >= 1.05 And Tsr <= 1.2 Then
Zg = Psr * (1.6643 * Tsr - 2.2114)
1.4385
End IFf
IT Tsr > 1.2 And Tsr <= 1.4 Then

0.3647 * Tsr +

Zg = Psr * (0.0522 * Tsr - 0.8511) - 0.0364 * Tsr +
1.049
End IFf
If Tsr > 1.4 And Tsr <= 2 Then
Zg = Psr * (0.1391 * Tsr - 0.2988) + 0.0007 * Tsr +
0.9969
End If
If Tsr > 2 And Tsr <= 3 Then
Zg = Psr * (0.0295 * Tsr - 0.0825) + 0.0009 * Tsr +
0.9967
End IFf
End IFf
If Psr > 1.2 And Psr <= 2.8 Then
ITf Tsr > 1.05 And Tsr <= 1.2 Then
Zg = Psr * (-1.357 * Tsr + 1.4942) + 4.6315 * Tsr -
4.7009
End IFf
If Tsr > 1.2 And Tsr <= 1.4 Then
Zg = Psr * (0.1717 * Tsr - 0.3232) + 0.5869 * Tsr +
0.1229
End If
If Tsr > 1.4 And Tsr <= 2 Then
Zg = Psr * (0.0984 * Tsr - 0.2053) + 0.0621 * Tsr +
0.858
End IFf

If Tsr > 2 And Tsr <= 3 Then



Zg = Psr * (0.0211 * Tsr - 0.0527) + 0.0127 * Tsr +
0.9549
End If
End IFf
If Psr > 2.8 And Psr <= 5.4 Then
If Tsr > 1.05 And Tsr <= 1.2 Then
Zg = Psr * (-0.3278 * Tsr + 0.4752) + 1.8223 * Tsr -
1.9036
End IFf
ITf Tsr > 1.2 And Tsr <= 1.4 Then
Zg = Psr * (-0.2521 * Tsr + 0.3871) + 1.6087 * Tsr -
1.6635
End IFf
IT gTsr > 1.4 And Tsr <= 2 Then
Zg = Psr * (-0.0284 * Tsr + 0.0625) + 0.4714 * Tsr -
0.0011
End If
IT Tsr >= 2 And Tsr <= 3 Then
Zg = Psr * (0.0041 * Tsr + 0.0039) + 0.0607 * Tsr +
0.7927
End IFf
End If
If Psr > 5.4 And Psr <= 15 Then
Zg = Psr * (0.711 + 3.66 * Tsr) - 1.4667 - (1.637 /
(0.319 * Tsr + 0.522)) + 2.071
End IFf
End IFf

End Function

FEAEAEXIAAAAAITAAAAATXAAITAAXAAITAAXAAITXAAIAAATXAAITAATXAAITAAXKXX

"** FACTOR VOLUMETRICO DE FORMACION DEL GAS **

bl R R e R e e e e

Function BG(ByVal Temp, Presion, Z As Double) As Double
"Calcula el Bg a partir de la Ley de Gases Reales
FVFg = (0.02829 * (Temp + 459.67) * Z) / Presion

End Function

bl R AR AR R R o S e R R R R R AR AR A

"** VISCOSIDAD DEL GAS **

R AR AR R R R e e e R R R S R S R



Function ViscGas(Byval Presion, Temp, GravGas, YN2, YCO2,
YH2S, Z As Double) As Double

Dim PMg, DenGas As Double

Dim Visc_G_ 1, Visc_G_2, Visc_G_3 As Double

IT Opcion_Visc_ G = 1 Then

"Calculo de la Viscosidad del gas(Correlacién de Carr-
Kobayashi)

"Calculo de la Viscosidad del gas a Patm y Tyac

Visc_ G 1 = (0.00001709 - 0.000002062 * GravGas) * Temp +
0.008188 - 0.00615 * (Log(GravGas) / Log(10))

"Correcciéon de la Viscosidad por Efecto de Impurezas
Factor A = YN2 * (0.00848 * (Log(GravGas) / Log(10)) +
0.00959)

Factor_ B = YC02 * (0.00908 * (Log(GravGas) / Log(10)) +
0.00624)
Factor C
0.00373)
Visc_ G 2 = Visc_G 1 + Factor_A + Factor_B + Factor_C
"Constantes

AOO = -2.4621182

A10A = 2.97054714

YH2S * (0.00849 * (Log(GravGas) / Log(10)) +

A20 = -0.286264054

A30 = 0.00805420522
A40 = 2.80860949

A50 = -3.49803305

A60 = 0.36037302

A70 = -0.0104432413
A80 = -0.793385684

A90 = 1.39643306

A100 = -0.149144925
Al110 = 0.00441015512
A120 = 0.0839387178
A130 = -0.186408848
A140 = 0.0203367881
A150 = -0.000609579263
Visc_ G 3 = (Visc_G 1 / Tsr) * Exp(AOO + A10A * Psr + A20

* Psr 2 + AB0 * Psr ~ 3 + Tsr * (A40 + A50 * Psr + A60
* Psr 2 + A70 * Psr ~ 3) + Tsr ~ 2 * (A80 + A90 * Psr +
A100 * Psr ~ 2 + A110 * Psr ~ 3) + Tsr ~ 3 * (A120 + A130
* Psr + A140 * Psr ™~ 2 + A150 * Psr ™ 3))

ViscosidadGas = (Visc_G 3 / Visc_G 1) * Visc G 2

End If

IT Opcion_Visc_ G = 2 Then



"Calculo de la Viscosidad del gas(Correlaciéon de Lee-
Gonzalez)

"Calculo del peso molecular del gas(aire=28.97)

PMg = 28.97 * GravGas

Factor A = (9.4 + 0.02 * PMg) * (Temp + 460) ~ 1.5 /
(209 + 19 * PMg + (Temp + 460)) / 10000

Factor B = 3.5 + (986 / (Temp + 460)) + 0.01 * PMg
Factor C = 2.4 - 0.2 * Factor_B

"Calculo de la densidad del gas
DenGas = Presion * PMg /7 (Z * 669.8 * (Temp + 460))
"Expresion final Lee-Gonzalez
ViscosidadGas = Factor_ A * Exp(Factor_B * DenGas ™
Factor_C)
End IFf

End Function



ANEXO 2

RATORIES
En este anexo se presenta el andlisis PVT elaborado por CORE LABO

, ., 1
INTERNATIONAL, S.A., el cual se us6 como parametro de comparacion para la

validacion de las propiedades PVT generadas por GPVT2.0.

CORE LABORATORIES: INTERNATEDNAL,

®

S. A,
Peirolesm Reservoir Eﬂgimrrmg
APARTADD 116
MARACAIBD » VENEZUELA
BLeAck oLl REPORAT Péging 1 de 14
Archivo‘mwgﬁz—_-_—
Cempafnf{a CORPOYEN, S.A, Dfa de Muestreo JUNIOD 27, 1983
Pozo SVs 187 Estado ZULIA
Campo L AMA Pafis VENEZUELA
CARACTERLSTlCAS DE LA FORHACION
Nombre de 1a formacidn Misoa - Arena B-5/9
Fecha de Completacign del 1°Pozo 8 i1_de » 1983
Presidn Origtnal.del. Yacimlento a Lpem,2_g5g0  pies
Gl Ry Original Productde 493 pes/bl,
Rats de Producc|éan Origlnal 1175 CBl/d7a
Sravedad del L{qutde Grigtnai a go*°F, 33.1 TAP
Referencig 9350 ' sobre nivel mar.
Capa de gas Original 5§ X No
SR S i
CARACTERISTICAS DEL Pozo
flevacign 32 pies
Profundidag Tots! _13r14 ples
Intérvaio Productendo 8534-540; 9544-500; £712-9780; 10390-420 pies
Presidn Anterior del Yacimients 3228 Lpem, 3 8500 pies
Fecha y 19
Temperaturas de) Yacimientso 269 F. a g7y pies
Estado del Pozo Cerrado
Presion Hanométrlea Tipo
Rate <ce Produccisgn Normal 1090 Bis/dia
Porcentasje de Agus &

CONDIClONES

Huestras tomadas
Estade del Pozo
Z.0.R,

Presign vy Temp. del Separador

Fresidn en e}

Tubing
Presidn en e

Casing

Muestras tomsdas Bor
Tipo de Muestreador

CESERVACEOHES;

8 : ;4
i = S SRS

DURANTE EL HUZSTRED

S pies
B s
Lerradop
pes/bl
-
"_———__.chnn' ——— k.
800 Lpem
Lpem

Core Laboratories Ity S8,
Hofford



CORE LABORATORIES INTERNATIONAL, S. A,

Petrclaum Razwrvoir Enginwering

APARTALO Mg
MARACAIBD - VENEZLELA

Pigina 2 de 14

Archivo  RFL 270063

Compafiia CORPOVEN, S_A, Fermacisn ‘iane [ -6%
Pozo SVS 182 Estado ZULIA
Campo LAMA Pais VENEZUELA

ANALISIS DE COMPOSICION DE LA MUESTRA DE  FLIIDD DE YACIMIENTO

Hol Peso Densidad a AP Peso
R b4 b4 60°F gr/cc. a 60°F, Melecular

Sulfuro de Hidrdgeno 0.00 0.00
Didxido de Carbono 0.97 0.39
Nitrdgeno 0.13 0.03
Metano 41.27 6.08
‘Etano 9.71 2.68
Procanc 6.52 2.64
l'so Butano 1,62 0.88
Nermal Butzng Z2.74 1.45
I'so Pentano 1.33 0.88
Nermal Pentano 1.50 0.9g
Hexanos 2.39 1.88
Heptanos + 31.82 82,11 0.8902 Z7 .3 281

i00.50 100.00



CORE LABDRATORIES INTERNATIONAL, S. A,
Petroleum Raservoir Enginnering
APARTADD 118
MARACAIBO -~ VENEZUELA

Pdgina 3 de 14
Archive  "RFl 27063
Fozo SVS 182

DATOS VOLUMETRICOS DE LA MUESTRA DE FLUIDD DEL YACIMIENTO

Presidn de Saturacidn (pres. del punto de burbuja) 3193 Lpem a 209 *°F

Volumen especifico a 1a Presidn de saturacion: piesB/ibOJﬂ251 8 209 °F

Expansidn térmica del Petréieo saturado s 5000 Lpe =_Va 209 °F= 1.07185
Ve 74 °F

Compresibilidades del petrdleg saturadec a Ja
temperaturs de yacimiento; Vol/Vol/ch:

de _ 3000 _ lpe s _4000  Lpe = 10.04 x 1076
de 2000 lpca 3133 Lpc = 12.64 x g7
de Lpe a Lpe =
de Lpc a Lpc =
de Lpc a Lo =



CORE LABORATCRIES iNTEHNATIDNAL. S. A,
Pelrolaum Raservair Enpinearing

APARTADD 115
MAAACAISO - VENEZUELS Pégina 4 de 14
—t

Archivo RFL 270082
Pozo SVS 182

RELACIONES DE PRESION Y VOLUMEN & 208 %E.
Presidn Volumen Funcion
Lpem. Relative (1) yn (2)
o w s e e v s
5000 0.9790
4500 0.9842
4000 0.9398
3500 0.9948
3500 0.9961
3400 0.9974
3300 0.5986
3200 (.999g
3193 1.0000
3180 1.0010
3170 1.0017
3158 1.,0G27
3143 1.0037
3044 1.0120
2830 1.0328 3.8385
2588 1.0827 3.708
2235 1.1231 3.460
1988 1.1839 3,271
1744 1.2653 3.086
1529 1.3673 4.935
1338 1,4898 2.799
Ja5e 1.6536 2.665
988 1.8582 2.561
774 2.2710 2,412
552 2.8867 2.271
428 3.9156 2.135

{ g H : . -
(1) Valumen Pelativo: V/Vsat., spon barriles & las presiones indicadag
bor barril 2 13 presidn de saturacidn.

ra

\.
Funeign iryn - {Psact-p>

(Pabs) (V/Vsat—])
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DDHELABQHATDHESINTEFNAﬂDNAL,SMA

Fetrolaum Resarvoir Enginaering

APARTADO 11
MARACAIZD - VENEZIJELA

Padgina 4 de 14
Archive™ RrL 270082
Pozo SV§ 182

DATDS DE VISCOSIDAD A 2p3 °fF,

Viscosidad Viscosidad del Gas Relacidn
Presicn del Fetrélen Calculado Viscosidad
Lpcm Centipolse Centipoise Petrdleo/Gas

5000 0.823
4500 0.791
4000 0.760
3500 0.728
3193 0.712
3000 0.720 0.0223 32.3
2600 0.768 0.0202 38.0
2200 0.842 0.0185 455
1800 0.983 0.0170 878
1400 1.169 0.0157 74.5
1000 1.419 0.0146 972
600 1,751 0.0138 T l29.7
252 2.198 0.0122 180.2
120 2.450 0.0112 218.8
¢ 3.887
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