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RESUMEN

En este trabajo se presenta el análisis de los diferentes tipos de yacimientos, con el objetivo de
determinar principalmente los Volúmenes Originales de Hidrocarburos en los Yacimientos. Se
desarrolló una herramienta computacional que permite este cálculo de manera rápida y eficaz, con
la cual se obtuvieron resultados apropiados.

Se inicia con una breve introducción de la definición de los yacimientos petroleros, el crecimiento y
las principales actividades de la ingeniería de yacimientos y un enfoque general de los métodos
utilizados para la determinación del volumen total de aceite y gas en el yacimiento.

Se presentan los conceptos básicos, en los que se incluye una descripción de los diferentes tipos
de reservas, recursos y volúmenes originales de hidrocarburos; se describe el comportamiento de
las fases, se explica la clasificación de los yacimientos, así como los mecanismos de empuje, los
tipos de trampas y las propiedades de la roca, del gas, del aceite y del agua.

Se explica cómo se obtienen las propiedades de los fluidos del yacimiento, por medio de los
análisis de laboratorio o correlaciones establecidas. También se presentan las correlaciones para
campos petroleros de Chiapas, Tabasco y Área Marina de Campeche.

Se hace referencia a la Ecuación General de Balance de Materia, sus antecedentes y cómo se
obtiene. También se revisan los Índices de Empuje.

Se revisan varios métodos para determinar el volumen de Entrada de Agua al yacimiento, se
explica con más detalle el método utilizado en la herramienta computacional creada en este trabajo.

Se hace el análisis de la Ecuación de Balance de Materia y del Método de Fetkovich Modificado
para cada uno de los fluidos del yacimiento: Gas Seco, Aceite Negro, Gas y Condensado y Aceite
Volátil, presentándose un ejemplo para cada caso.

Se explica la justificación del desarrollo de la herramienta computacional que se creó para la
aplicación de la Ecuación Generalizada de Balance de Materia.

Finalmente se presentan las conclusiones y recomendaciones, la nomenclatura utilizada en el texto,
la bibliografía, las referencias y los Apéndices A (Factores de Conversión) y B (Manual de la
herramienta computacional).
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I. INTRODUCCIÓN

Los yacimientos petroleros son estructuras geológicas que se formaron hace millones de años y
que contienen hidrocarburos entrampados, líquidos y/o gaseosos, en sus espacios porosos y
permeables. Un yacimiento es aquella porción de la trampa que contiene aceite y/o gas como un
solo sistema hidráulico conectado.

Fig. 1.1 Yacimiento Petrolero

Muchos yacimientos de hidrocarburos están conectados a acuíferos, algunos se ubican en cuencas
sedimentarias enormes y comparten un mismo acuífero. En este caso, la producción de fluidos de
un yacimiento provocará una declinación en la presión de los otros yacimientos, debido a la
comunicación que existe entre ellos a través del acuífero.

El petróleo no se encuentra distribuido de manera uniforme en el subsuelo; debe existir la presencia
de al menos cuatro condiciones básicas para que éste se acumule:

Una roca porosa y permeable, de forma tal que bajo presión el petróleo pueda moverse a
través de los poros microscópicos de la roca.
Una roca impermeable, que evite la fuga del aceite y gas hacia la superficie.
El yacimiento debe comportarse como una trampa, ya que las rocas impermeables deben
encontrarse dispuestas de tal forma que no existan movimientos laterales de fuga de
hidrocarburos.
Debió existir material orgánico suficiente y necesario para convertirse en petróleo por el
efecto de la presión y temperatura.

La industria mundial de hidrocarburos líquidos clasifica el petróleo de acuerdo a su densidad API
(parámetro internacional del Instituto Americano del Petróleo, que diferencia las calidades del
crudo.); así se tiene: Crudo extra pesado con una densidad menor a 10.0° API; crudo pesado, con
un rango de 10.0° a 22.3° API; mediano, el rango se encuentra entre 22.3° y 31.1° API; crudo ligero,
está entre 31.1° y 39.0° API y todo aquel que sea mayor de 39.0° API se considera como crudo
súper ligero.

Para exportación, en México se tienen tres variedades de petróleo crudo:

Maya. Pesado, con densidad de 22° API y 3.3% de contenido de azufre en peso.
Istmo. Ligero, con densidad de 33.6° API y 1.3% de contenido de azufre en peso.
Olmeca. Superligero, con densidad de 39.3° API y 0.8% de contenido de azufre en peso.

Los embarques de exportación se premian o castigan de acuerdo a la comparación de la densidad
entregada y la densidad pactada.
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La transformación y aprovechamiento de los recursos naturales contribuye en gran medida al
progreso y desarrollo de un país. El procesamiento del petróleo crudo y del gas asociado se ha
incrementado en el ámbito mundial en los últimos años, como un resultado del crecimiento de la
población que demanda mayor cantidad de combustibles y lubricantes, y del desarrollo de
tecnologías que permiten el procesamiento de los hidrocarburos, para la generación de productos
de alto valor agregado de origen petroquímico.

Actualmente, con la finalidad de proteger el entorno ecológico, las instalaciones de producción de
crudo deben seguir filosofías de diseño y operación que generen efluentes con menor contenido de
contaminantes, cumpliendo con las normas de seguridad e higiene industrial más estrictas y
reduciendo al mínimo las pérdidas económicas por dispendio de hidrocarburos.

Los hidrocarburos pueden presentarse como gas natural, aceite crudo líquido o como asfalto sólido
o semisólido. Son compuestos básicamente formados por hidrógeno y carbono, aunque también
pueden presentar en su estructura pequeñas cantidades de nitrógeno, azufre y oxígeno.

De ellos el azufre es el más abundante en crudos y asfaltos, aunque también puede presentarse en
gases como ácido sulfhídrico HS2; según la concentración de éste último se dice que un gas o
aceite es dulce o amargo.

El nitrógeno suele ser alto en gases y asfaltos, pero no en crudos. En los gases suele aparecer
como nitrógeno N2, que provoca un descenso en la capacidad calorífica del gas natural.

La producción inicial de hidrocarburos de un yacimiento se obtiene mediante el uso de su energía
natural, que se conoce como producción primaria.

Cuando se inyecta agua o gas al yacimiento como fluidos desplazantes para ayudar a la
recuperación de aceite, o bien, se reinyecta el gas producido en yacimientos de gas y condensado
para mejorar la recuperación, se dice que es una etapa de recuperación secundaria.

Cuando al agua de inyección se le agregan productos químicos tales como surfactantes, con el
propósito de reducir las fuerzas capilares que retienen al aceite  en el yacimiento y aumentar su
recuperación, se está hablando de un proceso de recuperación mejorada, otro ejemplo es cuando
se inyecta gas en condiciones miscibles.

En algunos yacimientos puede convenir implantar un proceso de recuperación secundaria o
mejorada antes de que concluya la etapa de producción primaria, de hecho, incluso podría ser más
conveniente implantar directamente un proceso de recuperación mejorada y omitir la etapa de
recuperación secundaria.

La ingeniería de yacimientos creció al reconocer que la recuperación de los yacimientos de aceite y
gas puede ser predecible y de hecho, se puede incrementar si se analiza y administra el yacimiento.
El primer texto que intentó organizar los conceptos del flujo de fluidos en medios porosos en una
disciplina formal fue el de Muskat1 en 1937. Él se basó en las investigaciones de Fancher2, quien
midió las propiedades fundamentales de las rocas (incluyendo porosidad y permeabilidad) de
yacimientos de aceite, y Schilthuis3, quien tomó muestras de aceite y gas del subsuelo para medir
las propiedades de los fluidos. Schilthuis4 también escribió un artículo de referencia que describe y
explica las energías que empujan al aceite y el gas fuera del yacimiento. Este artículo derivó una de
las primeras ecuaciones de balance de materia, una técnica fundamental usada por los ingenieros
de yacimientos para confirmar el volumen original de aceite y gas en el yacimiento. La ecuación de
balance de materia es una ecuación muy poderosa porque es una confirmación independiente de
las estimaciones hechas por métodos volumétricos. Sin embargo, tiene la limitante de que no se
puede aplicar hasta que se pone a producir el yacimiento.
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A principios de 1940, Buckley y Leverett5 hicieron significantes contribuciones al entendimiento del
desplazamiento del aceite y del gas demostrando el rol de la presión capilar y la permeabilidad
relativa en flujo multifásico y Tarner6 presentó su ecuación para determinar la recuperación del
aceite bajo el empuje del gas en solución. Su método fue otra importante aplicación de la ecuación
de balance de materia. Ambas ecuaciones, la de Tarner y la de Buckley y Leverett, son usadas
para predecir la futura recuperación de aceite de los yacimientos. Otro avance importante fue el que
se hizo por van Everdingen y Hurst7 y Hurst8, quienes desarrollaron y resolvieron las ecuaciones
para predecir el flujo de agua de un acuífero al yacimiento.

En 1955, Moore9 revisó la historia de los últimos 25 años de la ingeniería de yacimientos y se
adelantó a la de los siguientes 25. En esa época, no previó la cantidad de modelos que se
desarrollaron a principios de 1950 y que aún se siguen desarrollando. La simulación de yacimientos
ha tenido muchos avances debido a que resuelve las ecuaciones numéricamente de flujo
multifásico y multicomponente para proporcionar resultados precisos de la producción futura. Antes
de que se aplique la simulación de yacimientos, es importante analizar el yacimiento con las
siguientes técnicas: volumetría, balance de materia y curvas de declinación. La simulación de
yacimientos también sufre de limitantes significativas. Primero, requiere una computadora
razonablemente poderosa para resolver las ecuaciones. Segundo, el volumen original de aceite en
el yacimiento puede ser resuelto más fácilmente con gráficas de balance de materia que con un
modelo de simulación del yacimiento, el cual no resuelve aun el problema fácilmente. Tercero, un
modelo de simulación de yacimiento requiere de mucho datos, muchos de los cuales no están
disponibles.

Estos puntos no intentan disminuir la importancia de la simulación de yacimientos para la ingeniería
de yacimientos moderna. Sin embargo, antes de que se aplique la simulación de yacimientos, es
importante analizar el yacimiento con las técnicas descritas anteriormente.

El uso de curvas de declinación para modelar la historia de producción y la predicción de la futura
producción data aproximadamente de 190810. Arps11 formalizó la técnica en 1945, mejorándola en
195612. En esos tiempos, era un método puramente empírico que carecía de una base
fundamental. Debido a que el método aún es muy usado, Fetkovich13,14 intentó poner la técnica
en un firme fundamento teórico. Su trabajo mejoró el entendimiento de las limitantes del método.
Aún con sus limitaciones, continua siendo muy usado por los ingenieros de yacimientos.

Las actividades de la ingeniería de yacimientos se centran en responder las siguientes preguntas:
1. ¿Qué cantidad de aceite y gas se encuentran originalmente en el yacimiento?
2. ¿Qué tipo de mecanismo de empuje actúa en el yacimiento?
3. ¿Qué tipo de trampa existe en el yacimiento?
4. ¿Cuál será el factor de recuperación para el yacimiento en la producción primaria?
5. ¿Cuáles serán las tasas de producción a futuro para el yacimiento?
6. ¿Cómo puede incrementar la recuperación económicamente?
7. ¿Qué datos son necesarios para responder estas preguntas?

Están disponibles dos métodos independientes para determinar el volumen total de aceite y gas:
volumetría y balance de materia15. La ecuación de balance de materia y varios índices de empuje
pueden ser calculados para dar una indicación de la intensidad relativa de los diferentes
mecanismos de empuje. Las teorías de desplazamiento de Buckley y Leverett5 y Tarner6 pueden
ser usadas para la predicción futura de la recuperación y las tasas de producción. Los modelos de
las curvas de declinación también ayudan para la predicción de las futuras tasas de producción y
las recuperaciones. Usualmente se involucran algunos tipos de inyección para incrementar la
recuperación de un yacimiento. La inyección de agua es la más común, aunque también se utilizan
la inyección de gas, la inyección de vapor, la inyección miscible de gas, combustión in situ,
inyección de polímeros, e inyección de surfactantes. La determinación de varios esquemas
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económicos de recuperación mejorada de aceite depende en la determinación de un buen modelo
del yacimiento.
Para usar el método de volumetría, los datos necesarios son: porosidad, espesor del yacimiento,
saturación de fluidos y factor de volumen de formación (FVF). Las primeras tres propiedades se
pueden determinar en cada pozo solo con el uso de registros y núcleos del pozo. El factor de
volumen de formación tomando una muestra del fondo del pozo o recombinada del fluido del
yacimiento y medir la relación presión/volumen en el laboratorio a temperatura del yacimiento.

Para usar la ecuación de balance de materia, los datos necesarios es la relación presión-volumen
de los fluidos del yacimiento y los volúmenes de producción de aceite, agua y gas en función de la
presión del yacimiento. Siempre se deben medir cuidadosamente los datos de producción. Sin
embargo, en el pasado, algunas veces la producción de agua (e incluso la de gas) no se medían
con precisión. En el presente, usualmente se miden estos datos con precisión debido al conocido
poder y utilidad de la ecuación de balance de materia. Para aplicar las teorías de desplazamiento
de Buckley y Leverett5, se requiere la relación de presión de capilaridad, mientras que los datos de
permeabilidad relativa son requeridos en los cálculos de desplazamiento de Tarner6. Estos datos
se determinan con núcleos en un proceso llamado análisis especial de núcleos. Para calcular las
tasas de producción de cada pozo se necesitan las permeabilidades del yacimiento y las
geometrías del pozo. Las permeabilidades también se determinan a partir de núcleos usando
pruebas de flujo.
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II. REVISIÓN DE CONCEPTOS BÁSICOS

II.1 Reservas, Recursos y Volumen original de hidrocarburos
Los recursos petroleros son todas las cantidades de hidrocarburos que inicialmente se estiman en
el subsuelo a condiciones de superficie. Sin embargo, empleando consideraciones de producción
se le llama recurso únicamente a la parte recuperable de esas cantidades. Dentro de esta
definición, a las cantidades estimadas en un principio se les denomina volumen original total, el cual
puede estar descubierto o no descubierto; y a sus porciones recuperables se les denomina
recursos prospectivos, recursos contingentes o reservas. En consecuencia, el concepto de
reservas constituye una parte de los recursos, es decir, son acumulaciones conocidas, son
recuperables y comercialmente son explotables.

También  existen estimaciones bajas, centrales y altas para los recursos, y para las reservas
también, denominándose probada, probada más probable, y probada más probable más posible.

Las reservas se definen como aquellas cantidades de hidrocarburos que se prevé serán
recuperadas comercialmente de acumulaciones conocidas a una fecha dada. Todas las reservas
estimadas involucran algún grado de incertidumbre. La incertidumbre depende principalmente de la
cantidad y calidad de la información geológica, geofísica, petrofísica y de ingeniería, así como de su
disponibilidad al tiempo de la estimación e interpretación de esta información. El nivel de
incertidumbre puede ser usado para colocar reservas en una de dos clasificaciones principales,
probadas o no probadas.

Las cantidades recuperables estimadas de acumulaciones conocidas que no satisfagan los
requerimientos de comercialización deben clasificarse como recursos contingentes. El concepto de
comercialización para una acumulación varía de acuerdo a las condiciones y circunstancias
específicas de cada lugar. Así, las reservas probadas son acumulaciones de hidrocarburos cuya
rentabilidad ha sido establecida bajo condiciones económicas actuales, es decir, a la fecha de
evaluación; las reservas probables y posibles podrán estar basadas en futuras condiciones
económicas.

Cabe destacar que en general, las cantidades no deben ser clasificadas como reservas a menos
que haya una expectativa de que la acumulación será desarrollada y puesta en producción en un
tiempo razonable.

II.1.1 Definición de reserva
En el caso de las reservas probadas, las definiciones usadas por PEP (PEMEX Exploración y
Producción)corresponden a las emitidas por la Securities and Exchange Commission (SEC),
organismo estadounidense que regula los mercados de valores y financieros de ese país, y para las
probables y posibles se aplican las definiciones de la Society of Petroleum Engineers (SPE),
American Association of Petroleum Geologists (AAPG) y World Petroleum Congresses (WPC),
organismos técnicos y gremiales donde México participa a través de sus geocientíficos e
ingenieros. Las ventajas de este proceso de normalización, es decir, de aplicar definiciones
empleadas en el mundo entero, más allá de las naturales comparaciones permite establecer
procesos de trabajo auditables que generan magnitudes y clasificaciones de reservas, también
auditables. Esto garantiza certidumbre y transparencia tanto en el volumen de reservas reportado
como en los procedimientos empleados en su estimación. Adicionalmente, la decisión de PEMEX
Exploración y Producción de certificar sus reservas de manera periódica por un consultor del
subsuelo externo, también agrega certeza sobre las cifras y destierra cualquier duda acerca de sus
magnitudes. De acuerdo a las definiciones mencionadas, los precios elegidos para la estimación de
reservas son los correspondientes al 31 de diciembre, en tanto los costos de operación y
mantenimiento, en su componente fija y variable, son los erogados durante un periodo de 12
meses, y a nivel campo. Este periodo permite capturar la estacionalidad de estos egresos, y desde
luego, aporta una medición aceptable de los futuros costos para la extracción de la reserva bajo las
condiciones actuales de explotación. Desde el punto de vista de costo de capital, o inversiones, la
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explotación de las reservas supone erogaciones en la perforación de pozos, en la realización de
reparaciones mayores, en la construcción de infraestructura, y otros elementos. Así, la valuación de
las reservas considera estos elementos y determina su valor. Si éste es positivo, los volúmenes de
hidrocarburos son comercialmente explotables y por tanto, se constituyen en reservas. Si no es el
caso, estos volúmenes pueden ser clasificados como reservas posibles si son marginales, es decir,
si un ligero cambio en el precio de los hidrocarburos, o una pequeña disminución en sus costos de
desarrollo, o de operación y mantenimiento, permite que su valuación sea positiva. Si tampoco éste
es el caso, estos volúmenes son clasificados como recursos contingentes. Por consiguiente, no hay
duda acerca de la importancia de señalar qué definiciones son empleadas en la valuación de las
reservas.

II.1.1.1 Reservas (SPE)
“Las reservas son volúmenes estimados de petróleo crudo, condensados, gas natural, gas natural
líquido y sustancias asociadas/ productos que son comercialmente recuperables de las
acumulaciones conocidas de datos dados, bajo las condiciones económicas existentes,
estableciendo gastos operacionales y bajo regulaciones gubernamentales. Las reservas estimadas
están basadas en la interpretación de datos geológicos y/o de ingeniería disponibles al momento de
la estimación”.

II.1.1.2 Reservas (SEC)
“Las reservas probadas de aceite y gas son las cantidades estimadas de aceite crudo, gas natural y
gas natural líquido de los cuales los datos geológicos y de ingeniería demuestran con razonable
certeza que son recuperables de los yacimientos conocidos bajo condiciones económicas y de
operación en años futuros, por ejemplo, los precios y costos de operación hasta el momento en que
se hace la estimación. Los precios se consideran en la fecha de la estimación, y se consideran los
cambios en los precios existentes del contrato actual y no los cambios de futuras condiciones”.

II.1.2 Reservas probadas
Son volúmenes de hidrocarburos evaluados a condiciones atmosféricas, y bajo condiciones
económicas y de operación existentes, a una fecha específica, que se estima serán
comercialmente recuperables con certidumbre razonable, cuya extracción cumple con las normas
gubernamentales establecidas, y que han sido identificados por medio del análisis de información
geológica y de ingeniería. Las reservas probadas se pueden clasificar como desarrolladas o no
desarrolladas.

El establecimiento de las condiciones económicas actuales incluye la consideración de los precios,
de los costos de extracción, y de los costos históricos en un periodo consistente con el proyecto.
Además, si en la evaluación se utiliza un método determinista, es decir, sin una connotación
probabilista, el término de certidumbre razonable se refiere a que existe una confiabilidad alta de
que los volúmenes de hidrocarburos serán recuperados. Por el contrario, si se emplea un método
probabilista, entonces la probabilidad de recuperación de la cantidad estimada será de 90 por
ciento o más.

La SEC establece que los precios de venta de aceite crudo, gas natural y productos del gas natural
a utilizarse en la evaluación económica de las reservas probadas deben corresponder al 31 de
diciembre. La SEC justifica este requerimiento a fin de establecer consistencia en el cálculo entre
las compañías productoras.

En general, las reservas son consideradas probadas si la productividad comercial del yacimiento
está apoyada por datos reales de presión y producción. En este contexto, el término probado se
refiere a las cantidades de hidrocarburos recuperables y no a la productividad del pozo o
yacimiento. En ciertos casos, las reservas probadas pueden asignarse de acuerdo a registros de
pozos y/o análisis de núcleos, o pruebas de formación que indican que el yacimiento en estudio
está impregnado de hidrocarburos, y es análogo a yacimientos productores en la misma área o a
yacimientos que han demostrado la capacidad para  producir en pruebas de formación. Sin
embargo, un requerimiento importante para clasificar a las reservas como probadas es asegurar
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que las instalaciones para su comercialización existan, o que se tenga la certeza de que serán
instaladas.

El volumen considerado como probado incluye el volumen delimitado por la perforación y definido
por los contactos de fluidos, si existen. Además, incluye las porciones no perforadas del yacimiento
que puedan ser razonablemente juzgadas como comercialmente productoras, de acuerdo a la
información de geología e ingeniería disponible. Sin embargo, si los contactos de los fluidos se
desconocen, la ocurrencia de hidrocarburos conocida más profunda controla el límite de reserva
probada.

Es importante señalar también, que las reservas que serán producidas a través de la aplicación de
métodos de recuperación secundaria y/o mejorada se incluyen en la categoría de probadas cuando
se tiene un resultado exitoso por una prueba piloto representativa, o cuando exista respuesta
favorable de un proceso de recuperación funcionando en el mismo yacimiento, o en uno análogo,
con propiedades de roca y fluidos similares que proporcionen evidencia documental al estudio de
viabilidad técnica en el cual el proyecto está basado.

Las reservas probadas son las que aportan la producción y tienen mayor certidumbre que las
probables y posibles. Desde el punto de vista financiero, son las que sustentan los proyectos de
inversión, y de ahí la importancia de la adopción de las definiciones emitidas por la SEC. Cabe
mencionar y enfatizar, que para ambientes sedimentarios de clásticos, es decir, de depósitos
arenosos, la aplicación de estas definiciones considera como prueba de la continuidad de la
columna de aceite no sólo la integración de información geológica, petrofísica, geofísica y de
ingeniería de yacimientos, entre otros elementos, sino que la presencia de mediciones de presión
entre pozo y pozo es absolutamente determinante. Estas definiciones reconocen que en presencia
de fallamiento en el yacimiento, cada sector o bloque debe ser evaluado independientemente
considerando la información disponible, y que para declarar a uno de estos bloques como probado,
necesariamente debe existir un pozo con prueba de producción estabilizada, y cuyo flujo de
hidrocarburos sea comercial de acuerdo a las condiciones de desarrollo, de operación, de precio y
de instalaciones al momento de la evaluación. Sin embargo, para el caso de menor fallamiento, la
aplicación de las definiciones de la SEC, establece que la demostración de la continuidad de la
columna de hidrocarburos de manera concluyente, solamente puede ser alcanzada a través de las
ya mencionadas mediciones de presión. En ausencia de estas mediciones, o pruebas, la reserva
que puede ser clasificada como probada es aquella asociada a pozos productores a la fecha de
evaluación más la producción asociada a pozos por perforar en la vecindad inmediata.

II.1.3 Reservas desarrolladas
Son aquellas reservas que se espera sean recuperadas de pozos existentes,  que pueden ser
extraídas con la infraestructura actual mediante actividades adicionales con costos moderados de
inversión. En el caso de las reservas asociadas a procesos de recuperación secundaria y/o
mejorada, serán consideradas desarrolladas únicamente cuando la infraestructura requerida para el
proceso esté instalada o cuando los costos requeridos para ello sean considerablemente menores,
y la respuesta de producción haya sido la prevista en la planeación del proyecto correspondiente.

II.1.4 Reservas no desarrolladas
Son reservas que se espera serán recuperadas a través de pozos nuevos en áreas no perforadas,
o donde se requiere un gasto relativamente grande para terminar los pozos existentes y/o construir
las instalaciones de producción y transporte. Lo anterior aplica tanto en procesos de recuperación
primaria como recuperación secundaria y mejorada. En el caso de inyección de fluidos u otra
técnica de recuperación mejorada, las reservas asociadas se considerarán probadas no
desarrolladas cuando tales técnicas hayan sido efectivamente probadas en el área y en la misma
formación. Asimismo, debe existir un compromiso para desarrollar el campo de acuerdo a un plan
de explotación y a un presupuesto aprobado, por ejemplo. Una demora excesivamente larga en el
programa de desarrollo, puede originar una duda razonable acerca de la explotación de tales
reservas y conducir a la exclusión de tales reservas en la categoría de reserva probada. Como
puede notarse, el deseo de producir tales volúmenes de reservas es un requisito para llamarlas
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reservas probadas no desarrolladas. Si reiteradamente esta condición no es satisfecha, es común
reclasificar estas reservas a una categoría que no supone su desarrollo en un periodo inmediato,
como por ejemplo, reservas probables. Así, la certidumbre sobre la ocurrencia de los volúmenes de
hidrocarburos en el subsuelo debe ir acompañada de la certidumbre de desarrollarlas en tiempos
razonables. Si este elemento no es satisfecho, la reclasificación de reservas toma lugar no por una
incertidumbre sobre el volumen de hidrocarburos, sino por la incertidumbre de su desarrollo.

II.1.5 Reservas no probadas
Son volúmenes de hidrocarburos evaluados a condiciones atmosféricas, al extrapolar
características y parámetros del yacimiento más allá de los límites de razonable certidumbre, o de
suponer pronósticos de aceite y gas con escenarios tanto técnicos como económicos que no son
los que prevalecen al momento de la evaluación. En situaciones de desarrollo no inmediato, los
volúmenes de hidrocarburos descubiertos comercialmente producibles, pueden ser clasificados
como reservas no probadas.

II.1.6 Reservas probables
Son aquellas reservas en donde el análisis de la información geológica y de ingeniería de los
yacimientos  sugiere que son más factibles de ser comercialmente recuperables, que de no serlo.
Si se emplean métodos probabilistas para su evaluación, existirá una probabilidad de al menos 50
por ciento de que las cantidades a recuperar sean iguales o mayores que la suma de las reservas
probadas más probables.

Las reservas probables incluyen aquellas reservas más allá del volumen probado, y donde el
conocimiento del horizonte productor es insuficiente para clasificar estas reservas como probadas.
También, se incluyen aquellas reservas en formaciones que parecen ser productoras inferidas a
través de registros geofísicos pero que carecen de datos de núcleos, o pruebas definitivas, y no son
análogas a formaciones probadas en otros yacimientos.

En cuanto a los procesos de recuperación secundaria y/o mejorada, las reservas atribuibles a estos
procesos son probables cuando un proyecto o prueba piloto ha sido planeado pero aún no se
encuentra en operación, y cuando las características del yacimiento parecen favorables para una
aplicación comercial.

Otros casos de reservas probables surgen en diferentes situaciones. Las siguientes condiciones
conducen a clasificar las reservas mencionadas como probables:

i. Reservas asociadas a áreas donde la formación productora aparece separada por fallas
geológicas, y la interpretación correspondiente indica que este volumen se encuentra en
una posición estructural más alta que la del área probada.

ii. Reservas atribuibles a futuras intervenciones, estimulaciones, cambio de equipo u otros
procedimientos mecánicos, donde tales procedimientos no han tenido éxito en pozos
que exhiben comportamiento similar en pozos análogos.

iii. Reservas incrementales en formaciones productoras donde una reinterpretación del
comportamiento o de los datos volumétricos, indican reservas adicionales a las
clasificadas como probadas.

iv. Reservas adicionales asociadas a pozos intermedios, y que pudieran haber sido
clasificadas como probadas si se hubiera autorizado un desarrollo con espaciamiento
menor al tiempo de la evaluación.

II.1.7 Reservas posibles
Son aquellos volúmenes de hidrocarburos cuya información geológica y de ingeniería sugiere que
es menos segura su recuperación comercial que las reservas probables. De acuerdo con esta
definición, cuando son utilizados métodos probabilistas, la suma de las reservas probadas,
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probables y posibles tendrá al menos una probabilidad del 10 por ciento de que las cantidades
realmente recuperadas sean iguales o mayores. En general, las reservas posibles pueden incluir
los siguientes casos:

i. Reservas que están basadas en interpretaciones geológicas y que pueden existir en
áreas adyacentes a las áreas clasificadas como probables y en el mismo yacimiento.

ii. Reservas en formaciones que parecen estar impregnadas de hidrocarburos, basados en
análisis de núcleos y registros de pozos, pero pueden no ser comercialmente
productivas.

iii. Reservas adicionales por perforación intermedia que está sujeta a incertidumbre
técnica.

iv. Reservas incrementales atribuidas a mecanismos de recuperación mejorada cuando un
proyecto o prueba piloto está planeado pero no en operación, y las características de
roca y fluido del yacimiento son tales, que existe una duda razonable de que el proyecto
será comercial.

v. Reservas en un área de la formación productora que parece estar separada del área
probada por fallas geológicas, y que la interpretación indica que el área de estudio está
estructuralmente más baja que el área probada.

Fig. 2.1 Clasificación de las reservas

II.1.8 Recursos prospectivos
Es la cantidad de hidrocarburos estimada, a una fecha dada, de acumulaciones que todavía no se
descubren pero que han sido inferidas, y que se estiman potencialmente recuperables. La
cuantificación de los recursos prospectivos está basada en información geológica y geofísica del
área en estudio, y en analogías con áreas donde el volumen original de hidrocarburos ha sido
descubierto, y en ocasiones hasta producido. Al considerar el nivel de incertidumbre, la magnitud de
éstos puede corresponder a una estimación baja, central o alta.

II.1.9 Recursos contingentes
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Son aquellas cantidades de hidrocarburos que se estiman, a una fecha dada, que potencialmente
son recuperables de acumulaciones conocidas pero que bajo las condiciones económicas de
evaluación a esa misma fecha, no se considera que sean comercialmente recuperables. Los
recursos contingentes pueden incluir, por ejemplo, acumulaciones donde no exista un mercado
para comercializar lo producido, o donde la recuperación deseada de hidrocarburos depende del
desarrollo de nuevas tecnologías, o donde la evaluación de la acumulación no se ha concluido.

II.1.10 Volumen original de hidrocarburos
El volumen original es la cantidad de hidrocarburos que se estima existe inicialmente en un
yacimiento. Este volumen se encuentra en equilibrio, a la temperatura y presión prevaleciente en el
yacimiento, y suele expresarse a condiciones de superficie.

El volumen puede inferirse por procedimientos deterministas o probabilistas. Los primeros incluyen,
principalmente, a los volumétricos, balance de materia y simulación numérica. Los segundos
modelan la incertidumbre de parámetros como porosidad, saturación de agua, espesores netos,
gastos iniciales, entre otros, como funciones de probabilidad que producen, en consecuencia, una
función de probabilidad para el volumen original.

El método volumétrico es uno de los métodos más usados, empleándose en las etapas iniciales en
que se comienza a conocer al campo o yacimiento. Se fundamenta en la estimación de las
propiedades petrofísicas de la roca y de los fluidos en el yacimiento. Las principales propiedades
petrofísicas son: la porosidad, la permeabilidad, la saturación de fluidos, la presión capilar y el factor
de formación, entre otras. Asimismo, otro elemento fundamental es la geometría del yacimiento,
representado en términos de área y espesor neto.

Dentro de las características a obtener para estimar el volumen original destacan las siguientes:

i. Volumen de roca que contiene hidrocarburos. 

ii. Porosidad efectiva y saturación de hidrocarburos en el volumen de roca que los
contiene.

iii. Fluidos identificados y sus propiedades, con el propósito de establecer el volumen de
hidrocarburos a condiciones de superficie o condiciones estándar.

II.1.11 Volumen original de hidrocarburos total
El volumen original de hidrocarburos total es la cuantificación de todas las acumulaciones de
hidrocarburos naturales que se estima existen. Este volumen incluye a las acumulaciones
conocidas, económicas o no, recuperables o no, a la producción obtenida de los campos
explotados o en explotación, y también a las cantidades estimadas en los yacimientos que podrían
ser descubiertos.

Todas las cantidades del volumen de hidrocarburos total pueden ser recursos potencialmente
recuperables, ya que la estimación de la parte que se espera recuperar depende de la
incertidumbre asociada, y también de circunstancias comerciales, de la tecnología usada y de la
disponibilidad de información. Por consiguiente, una porción de aquellas cantidades clasificadas
como no recuperables pueden transformarse, en el futuro, en recursos recuperables si por ejemplo,
las condiciones comerciales cambian,  si nuevos desarrollos tecnológicos ocurren, o si datos
adicionales son adquiridos.

II.1.12 Volumen original de hidrocarburos no descubierto
Es la cantidad de hidrocarburos evaluada, a una fecha dada, de acumulaciones que todavía no se
descubren pero que han sido inferidas. Al estimado de la porción potencialmente recuperable del
volumen original de hidrocarburos no descubierto se le define como recurso prospectivo.
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II.1.13 Volumen original de hidrocarburos descubierto
Es la cantidad de hidrocarburos estimada, a una fecha dada, alojada en acumulaciones conocidas
más la producción de hidrocarburos obtenida de las mismas. El volumen original descubierto puede
ser clasificado como económico y no económico. Una acumulación es económica cuando hay
generación de valor como consecuencia de la explotación de sus hidrocarburos. Asimismo, la parte
que es recuperable, dependiendo de que si es económica o no, se denomina reserva y recurso
contingente, respectivamente.

Fig. 2.2 Clasificación del volumen original de hidrocarburos total

II.2 Comportamiento de fases
El comportamiento de fases de los hidrocarburos es muy utilizado para mostrar los efectos de
presión y temperatura sobre los estados físicos de un sistema de hidrocarburos, además, el
ingeniero puede determinar desde un punto de vista técnico, el tipo de fluidos que contiene un
yacimiento y posteriormente predecir su comportamiento en el yacimiento.

II.2.1 Fase
Una porción físicamente distinta de materia que es uniforme en su composición y propiedades se
llama fase.

Las fases presentes en la materia son el sólido, líquido y gas; Fig. 2.3. Como se sabe en la fase
sólida los cuerpos poseen volumen definido y forma propia a ciertas condiciones de presión y
temperatura, los líquidos poseen volumen propio pero no forma propia y los gases carecen de
ambos.

Los líquidos y gases se consideran como fluidos. Un líquido en la medida que llene un recipiente
adoptará la forma de este, pero retendrá su volumen, mientras que un gas siempre llenará
cualquier recipiente que lo confine.
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Fig. 2.3 Diagrama de fase P vs. T para una sustancia pura

Los hidrocarburos presentan un comportamiento multifásico en altos rangos de presión y
temperatura. Las fases más importantes para el estudio de comportamiento de fases que ocurre en
las reservas de Petróleo son la fase líquida y de gas.

Las condiciones bajo las cuales estas fases existen son de gran importancia práctica para la
clasificación de yacimientos, las determinaciones experimentales o matemáticas de estas
condiciones se expresan convenientemente en diferentes tipos de diagrama del tipo redondo
llamados diagramas de fase.

II.2.2 Compuesto Puro
El comportamiento de un sistema de fluidos heterogéneo está influenciado por el número de
componentes que contiene.

Un sistema que consiste de una sustancia pura se comporta de manera distinta de uno formado por
dos o más componentes cuando las condiciones de presión y temperatura son tales que las fases
líquidas y gaseosas se hacen presentes.

Por consiguiente, la explicación del comportamiento de fase se iniciará con la descripción de un
sistema de un solo componente, prosiguiendo con la del comportamiento de los binarios y
multicomponentes.

El tipo más simple de sistemas de hidrocarburos es el que tiene un solo componente. La palabra
componente se refiere al número de moléculas o átomos que presenta una sustancia, este sistema
tiene un solo tipo de moléculas por lo que se le denomina puro, aunque en la realidad es difícil
alcanzar un grado de pureza del 100 %. En la industria, los grados de pureza que comúnmente se
manejan son:

Industrial con una pureza del 0.98
Técnico con una pureza del 0.99
Investigación con una pureza del 0.9999
Copel, el más cercano al 100 %, es de 0.999999

La comprensión de la relación presión-volumen-temperatura de los componentes puros provee las
bases para la comprensión de los diagramas de fases de los componentes del petróleo que son
sistemas multicomponentes. Se tiene un componente puro, en estado de gas, en un celda pVT y
estableciendo las condiciones base (C.B.) de presión y temperatura del lugar, Fig. 2.4. Al
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incrementar la presión con la bomba de inyección de mercurio, inyectando un volumen de mercurio
a la celda, se tiene que el componente puro se represiona y se incremente la presión en el interior
de la celda, se toman las mediciones necesarias y se vuelve a inyectar otro volumen de mercurio,
después de varios volúmenes inyectados se alcanzará una presión que se mantiene constante; tras
inyectar otro volumen de mercurio y ver que la presión se incrementa en forma rápida por mínimo
que sea el incremento de volumen de mercurio, Figs. 2.5 y 2.6. Los resultados obtenidos se
muestran en la Tabla 2.1 a una temperatura constante T1.

Ahora bien, colocando los valores tabulados en una gráfica de presión contra volumen Fig. 2.7, se
tiene el comportamiento típico presión-volumen a temperatura constante, en el que se identifican
tres regiones características; la primera en la que el compuesto está en estado de gas, la segunda
en donde se encuentran dos fases y la última en la que la materia está en estado líquido.

Se repiten los mismos procedimientos descritos a diferentes temperaturas y se construye una
familia de trayectorias del comportamiento del componente puro a diferentes temperaturas
(isotermas) Fig. 2.8.

Fig. 2.4 Condiciones iniciales del componente
puro en la celda PVT.

Fig. 2.5 Comportamiento del componente puro al inyectar mercurio.
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Fig. 2.6 Comportamiento del componente puro al inyectar mercurio.

Tabla 2.1 Resultados de un sistema de un componente, Figs. 2.4, 2.5 y 2.6.

Es importante observar el comportamiento de la materia durante los experimentos. En primer lugar
tenemos que al incrementar el volumen de inyección de mercurio en la celda PVT, la presión se
incrementa y el volumen del componente puro decrece manteniendo su composición constante,
todo esto en los puntos P0 hasta P3.
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Fig. 2.7 Comportamiento del volumen de la sustancia en el diagrama V vs. P.
Al seguir inyectando un volumen de mercurio a la celda, tenemos que la presión se mantiene
constante en los puntos P3, P4, P5 y P6, que son iguales pero el volumen del componente sigue
disminuyendo, en el punto P3 aparece la primera gota de líquido, es decir, se llega al punto de rocío
entonces en P3, P4, P5 y P6 se está en dos fases: liquido y gas.

Se analiza de P6 a P7 con una pequeña cantidad de Hg. La presión P7 se incrementa
considerablemente, esto se debe a que en el punto P6 se acaba de integrar la última burbuja de
gas al líquido, es decir, estamos en el punto de burbuja y como es sabido los líquidos son
ligeramente compresibles. Después de P7, de igual manera se incrementa la presión con la mínima
cantidad de inyección de mercurio y esto hasta llegar a un punto de observación Pn donde ya no se
puede comprimir el líquido.

Fig. 2.8 Isotermas de la sustancia.

Siguiendo el mismo procedimiento anterior pero ahora incrementando la temperatura de tal forma
que T1 < T2 y en general Tn < Tn+1, se puede observar que la presión se incrementa
manteniéndose la misma composición en la celda y se puede apreciar que se llegará mas rápido al
punto de rocío hasta llegar a una temperatura donde con un incremento de presión en el interior de
la celda se llega al punto de rocío y al mismo tiempo al punto de burbuja, es decir estamos en el
punto critico.

Si trazamos una línea suave uniendo los puntos rocío, los de burbuja y el punto crítico se forma la
región de dos fases que es la que se encuentra dentro de la envolvente de la curva, Fig. 2.9.



ECUACIÓN GENERAL DE BALANCE DE MATERIA Y UNA HERRAMIENTA COMPUTACIONAL
PARA SUS CÁLCULOS

19

Fig. 2.9 Comportamiento de la sustancia pura a diferentes temperaturas en V Vs. P.

Ahora bien, si se trasladan los puntos de rocío, los de burbuja y el punto crítico a un diagrama p–T;
tendremos graficado el diagrama de fases para cualquier sustancia pura o un sistema de un solo
componente.

La curva de la Fig. 2.10 se conoce como curva de presión de vapor. Esta curva separa las
condiciones de presión y temperatura para las cuales la sustancia puede ser líquido por arriba de la
curva de presión de vapor y gas por debajo de la curva, es decir podemos definir a la curva de
presión de vapor como la presión a la cual coexiste la fase líquida y la fase gaseosa a determinada
presión y temperatura.

Fig. 2.10 Curva de presión de vapor de una sustancia pura.

II.2.3 Mezcla Binaria
Para sistemas binarios, dos fases pueden existir en equilibrio a diferentes presiones y a la misma
temperatura. Una de las características importantes de los sistemas binarios es la variación de sus
propiedades físicas y termodinámicas con la composición. Por lo tanto es necesario que se
especifique la composición de la mezcla en términos de fracción mol o en fracción peso.

Se realiza el mismo procedimiento descrito para un componente, pero en esta ocasión con una
mezcla binaria (dos sustancias puras cuales quiera y que son gas a condiciones base). Además la
celda pVT cuenta con una pequeña ventana donde se puede visualizar el interior y ver los
fenómenos físicos que suceden con la mezcla binaria desde que aparece la primera gota (punto de
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rocío) hasta solo queda una burbuja de gas (punto de burbuja) y pasa totalmente a líquido. Los
resultados se presentan en la Tabla 2.2.

Tabla 2.2 Resultados de un sistema binario.
De igual manera al incrementar la presión en el interior de la celda desde P1 hasta P3 el volumen
de la mezcla disminuye y en P3, ocurre algo muy interesante: aparece la primera gota de líquido
debido a que se llegó al punto de rocío para una presión y una temperatura dada; se sigue
incrementando la presión y notamos que el gas se está licuando cada vez más. Hasta llegar a P6
donde prácticamente solo queda una burbuja de gas al que se le llama punto de burbuja, Fig. 2.11.

Repitiendo este experimento a diferentes temperaturas progresivamente se consiguen las
isotermas, además trazando una curva con los puntos de rocío hasta el punto crítico y los puntos de
burbuja de igual manera se forma una envolvente de dos fases por el interior de esta y de una sola
fase a ambos lados presentadas en la Fig. 2.12. Los puntos de rocío y burbuja trazados en un
diagrama de P-T, Fig. 2.13, indican que las relaciones de presión y temperatura no pueden ser
representadas por una curva de presión de vapor como en el caso de un solo componente, sino,
por dos curvas que forman una de muchas envolventes que puede tener tipo redondo, Fig. 2.14.

Fig. 2.11 Comportamiento de una mezcla binaria en un diagrama P-V.
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Fig. 2.12 Isotermas de un sistema binario.

Fig. 2.13 Diagrama p-T de una mezcla binaria.

Fig. 2.14 Diagrama de fases del tipo redondo de una mezcla binaria.

Considérese el caso particular de etano y n-heptano, los dos en las mismas condiciones de pureza.
Por un lado se tiene que las curvas de presión de vapor son diferentes para cada componente puro,
Fig. 2.15.
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Fig. 2.15 Curvas de presión de vapor del etano y el heptano puro.

Y conforme se hacen las mezclas, entre más componentes ligeros tenga la curva es más vertical y
caso contrario con los componentes del n-heptano, las envolventes tienden a recostarse del lado
derecho. Kay estudió el comportamiento de fase del sistema binario del etano/n-heptano con varias
composiciones.

En el lado izquierdo de la Fig. 2.16, la curva que termina en C es la curva de presión de vapor del
etano puro; la curva en el lado derecho, es la curva de presión de vapor de n-heptano puro. Así,
que de C1 a C3 son unos los puntos críticos de las mezclas de etano/n-heptano con composiciones
diferentes. La línea punteada representa el sitio de puntos críticos para el número infinito de
posibles mezclas del etano y n-heptano. Cada composición de la mezcla tiene su propia envolvente
en su diagrama de fase de p-T.

Fig. 2.16 Diagrama de p vs. T de etano/n-heptano con varias concentraciones de etano.

Las tres composiciones mostradas, que son 90.22, 50.25, y 9.78 % en peso mol de etano,
representan un sistema que es principalmente etano, un sistema que es medio etano y medio
n-heptano (en peso), y un sistema que es principalmente n-heptano, respectivamente. Muestran
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varios rasgos interesantes del sistema binario y el sistema multicomponente puede estudiarse de
estas tres mezclas.

Como cambia la composición, la situación o posición del punto crítico y la forma del diagrama de
fase de p-T puede cambiar.

Con una mezcla compuesta principalmente de etano, los puntos críticos tienden a la izquierda de la
cricondenterma, semejante al sistema de un yacimiento de gas y condensado. Como el porcentaje
de etano en aumentos de la mezcla es mayor al 90 %, el punto crítico de estas mezclas se
acercará más al del sistema del etano puro.

El punto crítico para la mezcla compuesta principalmente de n-heptano se encuentra por debajo de
la cricondenbara. Este sistema es análogo a un yacimiento de aceite negro. Conforme el porcentaje
del n-heptano se incremente, el punto crítico de las mezclas se acercará al del n-heptano puro. Con
los porcentajes iguales de etano y n-heptano, la presión crítica está cerca de la cricondenbara de
etano y n-heptano. Como la concentración de cada componente es similar, la región de dos fases
crece.

Otros sistemas binarios proporcionan una visión adicional en el efecto de diferir los puntos de
ebullición de los componentes que lo constituyen, Fig. 2.17.

Fig. 2.17 Diagrama de fases del etano con otros hidrocarburos.

II.2.4 Sistema Multicomponente
El comportamiento de fases de un sistema de hidrocarburos multicomponente en la región de dos
fases es muy similar al comportamiento que se presenta en los sistemas binarios. Pero los
sistemas multicomponentes son mucho más complejos, Fig. 2.18, con un gran número de
diferentes componentes hidrocarburos y no hidrocarburos y en ocasiones sólidos, con rangos de
presión y temperaturas diferentes. Esto hace que el comportamiento de las isotermas cambie de
una forma perceptible a una imperceptible.
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Fig. 2.18 Diagrama P vs. V de un sistema multicomponente.

El comportamiento termodinámico de una mezcla de hidrocarburos depende de las condiciones de
presión y temperatura en que se encuentre, por lo que un diagrama p vs. T del fluido nos dará una
clara idea de qué tipo de fluido se está manejando, y el comportamiento que podría tener a
diferentes condiciones de presión y temperatura.

Fig. 2.19 Diagrama de fases de un sistema multicomponente.

El diagrama de fases, p-T, anterior, es esencialmente utilizado para clasificar yacimientos y para
describir el comportamiento de fases de los yacimientos de petróleo.

Para la mejor comprensión de los diagramas de p-T, es necesario identificar y definir los puntos
importantes de un diagrama de p-T:
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Cricondenterma (Tct): La cricondenterma se define como la máxima temperatura a la que
dos fases (gas y líquido) coexisten en equilibrio, a una temperatura por encima de la cricondeterma
no se puede formar líquido, no importando qué presión se tenga.

Cricondenbara (pcb): La cricondenbara se define como la máxima presión a la que dos
fases (gas y líquido) coexisten en equilibrio, a una presión mayor a la que la cricondenbara no se
puede formar gas, no importando la temperatura que se presente.

Punto crítico: El punto crítico de una mezcla multicomponente es referido como el estado
de presión y temperatura en el cual todas las propiedades Intensivas del gas y del líquido son
iguales. La correspondiente presión y temperatura son llamadas presión crítica (pc) y temperatura
crítica (Tc) de la mezcla.

Curvas de calidad: Las líneas discontinuas dentro de la envolvente de fases son las
llamadas líneas de calidad. Éstas describen las condiciones de presión y temperatura en las cuales
existen volúmenes iguales de líquido. Se observa que las líneas de calidad convergen en el punto
crítico.

Curva de Burbujeo o Curva de Puntos de Burbujeo: La curva de burbujeo es definida
como la curva que separa la región de una fase (fase líquida) de la región de dos fases.

Curva de Rocío o Curva de Puntos de Rocío: La curva de rocío es definida como la
curva que separa la región de una fase (fase gaseosa) de la región de dos fases.

Envolvente de fases (región de dos fases): Es la región delimitada por la curva de rocío y
la curva de burbujeo, en donde el gas y el líquido coexisten en equilibrio.

Cada mezcla de hidrocarburos encontrada en un yacimiento, tendrá un diagrama de fases
característico, el cual permanecerá constante mientras permanezca constante la proporción de
componentes en la mezcla, sufriendo modificaciones cuando se altere la proporción de
componentes debido a la extracción preferencial de fluidos o a la inyección de alguno o algunos de
ellos.

II.3 Clasificación de yacimientos

II.3.1 De acuerdo al diagrama de fases
Inicialmente, los hidrocarburos contenidos en el yacimiento pueden presentarse en una sola fase, o
bien, pueden coexistir dos fases, líquido y gas, en equilibrio termodinámico:

-Cuando los hidrocarburos están en una fase, esta puede ser líquida o gaseosa.
-Cuando la fase es solo líquida, todo el gas se encuentra disuelto en el aceite, pi>pb, y es
necesario evaluar tanto las reservas de aceite como de gas.

 -Cuando existe sólo fase gaseosa, el gas puede o no contener hidrocarburos vaporizados.

Si no contiene hidrocarburos vaporizados, el yacimiento es de gas seco.
Si contiene hidrocarburos vaporizados, estos son recuperados en superficie como
“condensados” o “líquidos del gas natural”. Los yacimientos en este caso son de gas y
condensado, pi>pb, y deben evaluarse reservas de gas y del líquido asociado.

-Cuando existen dos fases, líquido (aceite) y gas, en equilibrio, se tienen dos zonas en el
yacimiento: el casquete de gas y la zona de aceite. En este caso deberán evaluarse cuatro
tipos de reservas: 1) el gas libre, 2) el gas disuelto en el aceite, 3) el aceite en la zona de
aceite y 4) los líquidos del gas natural recuperables del casquete de gas.
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Aunque los hidrocarburos presentes en un yacimiento son volúmenes fijos, las reservas dependen
del método que se emplee para producir el yacimiento.

Una apropiada clasificación de los yacimientos, requiere del conocimiento del comportamiento
termodinámico de las fases presentes en el yacimiento y de las fuerzas responsables de los
mecanismos de producción. En general, los yacimientos son convenientemente clasificados con
base en su presión inicial y temperatura con respecto a la posición que éstos dos presenten dentro
de un diagrama de fases p-T de los fluidos del yacimiento. Por consiguiente, los yacimientos
pueden ser clasificados esencialmente dentro de dos tipos:

Yacimientos de aceite: Si la temperatura del yacimiento es menor que la
temperatura crítica Tc de los fluidos del yacimiento.

Yacimientos de gas: Si la temperatura del yacimiento es mayor que la temperatura
crítica de los fluidos hidrocarburos.

Yacimientos de Aceite y Gas Disuelto
Los yacimientos de aceite y gas disuelto de subdividen en dos categorías los yacimientos de bajo
encogimiento (aceite negro) y los alto encogimiento (aceite volátil).

Yacimientos de Aceite y Gas Disuelto de Bajo Encogimiento
También llamado de aceite negro, tiene componentes intermedios, de C3 a C6, comparativamente
bajos y alto el de componentes pesados; la temperatura del yacimiento es menor que la
temperatura crítica de la mezcla de hidrocarburos; el punto crítico, generalmente está situado a la
derecha de la cricondenbara y las curvas de calidad se cargan predominantemente hacia la línea
de puntos de rocío. Los valores de los parámetros principales que lo caracterizan son: RGAi
(scf/STB)<200, va aumentando cuando p<pb, Densidad (API) <45 en superficie, Boi (bl @
c.y./STB) < 2.0 y tiene un color oscuro.

Fig. 2.20 Diagrama de fases para un yacimiento de aceite y gas disuelto de bajo encogimiento

Yacimientos de Aceite y Gas Disuelto de Alto Encogimiento
También llamado de aceite volátil, se observa que la temperatura de la formación es menor pero
cercana a la temperatura crítica de la mezcla de hidrocarburos que contiene, que su punto crítico
está cerca de la cricondenbara y que las líneas de calidad están relativamente separadas de la
línea de puntos de rocío, lo que indica un alto contenido de componentes intermedios. Se llama
volátil debido a que la temperatura del yacimiento es cercana a la temperatura crítica de la mezcla
de hidrocarburos que contiene, lo que hace que el equilibrio de fases sea difícil y que cambios
pequeños de presión o temperatura produzcan modificaciones importantes en los volúmenes de
líquido y gas coexistentes. Y sus características son: 2000<RGAi<3300 scf/STB, va aumentando
cuando p<pb, densidad (API) > 40, Boi (bl @ c.y./STB) > 2.0, el aceite que se produce cerca de pb
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se encoge más de la mitad cuando llega a superficie, este tipo de aceite debe producirse a través
de tres o más etapas de separación y su color es ligeramente oscuro.

Fig. 2.21 Diagrama de fases para un yacimiento de aceite y gas disuelto de alto encogimiento

Yacimientos de Gas
En este tipo de yacimientos de gas se consideran tres categorías los yacimientos de gas y
condensado, los yacimientos de gas húmedo y los yacimientos de gas seco.

Yacimientos de Gas y Condensado
Se presenta cuando la temperatura del yacimiento se encuentra entre la temperatura crítica y la
cricondenterma de la mezcla de hidrocarburos. El punto crítico generalmente está a la izquierda de
la cricondenbara y las líneas de calidad se cargan predominantemente hacia la línea de puntos de
burbuja. Si la presión del yacimiento es mayor a la presión de rocío de la mezcla, los fluidos se
encuentran inicialmente en estado gaseoso. Cuando en el yacimiento se produce una reducción
isotérmica de la presión y se cruza la presión de rocío, se entra a la región de dos fases, ocurriendo
la llamada condensación retrograda de las fracciones pesadas e intermedias, que se depositan
como líquido en los poros de la roca. Los parámetros principales tienen las siguientes
características: RGAi>3300 scf/STB, cuando RGAi>50000 scf/STB el volumen de condensado en el
yacimiento es muy pequeño y el yacimiento puede ser tratado como gas húmedo, la RGA va
aumentando cuando p<pb, 40<densidad (API) <60, Boi (bl @ c.y./STB) > 2.0 y es ligeramente
coloreado.

Fig. 2.22 Diagrama de fases para un yacimiento de gas y condensado

Yacimientos de Gas Húmedo
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Se presenta cuando la temperatura del yacimiento es mayor que la cricondenterma de la mezcla,
por lo que nunca se tendrán dos fases en el yacimiento, solamente fase gaseosa. Cuando estos
fluidos son llevados a la superficie entran a la región de dos fases, se llega a presentar agua
vaporizada en el gas del yacimiento. Un yacimiento de gas que produce más de 50000 scf/STB
puede tratarse como yacimiento de gas húmedo.

Fig. 2.23 Diagrama de fases para un yacimiento de gas húmedo

Yacimientos de Gas Seco
Estos yacimientos contienen principalmente metano, con pequeñas cantidades de etano, propano y
más pesados. Tanto a condiciones de yacimiento como en la superficie no entra a la región de dos
fases.

Fig. 2.24 Diagrama de fases para un yacimiento de gas seco

En la Fig. 2.25 se muestra de forma esquemática, las envolventes de fase típicas de cada una de
estos yacimientos.
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Fig. 2.25 Envolventes de fases típicas de los fluidos.

II.3.2 Otras clasificaciones
De acuerdo a los tipos de roca:

Areniscas
Carbonatos

De acuerdo a los rasgos geológicos:
Fracturados
No fracturados
Turbidíticos

II.4 Mecanismos de empuje
La recuperación del aceite se obtiene mediante un proceso de desplazamiento. El gradiente de
presión obliga al aceite a fluir hacia los pozos, pero ese movimiento se verifica solamente si otro
material llena el espacio desocupado por el aceite y mantiene, en dicho espacio, la presión
requerida para continuar el movimiento de los fluidos. En cierto modo el aceite no fluye del
yacimiento, sino que es expulsado mediante un proceso de desplazamiento, siendo los principales
agentes desplazantes el gas y el agua.

La ingeniería de yacimientos necesita saber y entender cuál es el mecanismo por el cual el aceite
es producido. Los principales mecanismos de empuje son: empuje por gas en solución liberado,
expansión de la roca y los fluidos, empuje por casquete de gas, empuje por agua, desplazamiento
por segregación gravitacional y combinación de empujes.

II.4.1 Empuje por gas en solución
Un yacimiento de aceite no tiene casquete inicial de gas si la presión del yacimiento es mayor que
la presión de burbujeo. Cuando la presión decrece hasta el punto de burbuja, el gas disuelto
comienza a salir de la solución, este gas libre es más compresible que el aceite, y la presión
comienza a declinar más despacio. Este proceso es conocido como empuje por gas en solución. La
eficiencia de este empuje depende de cuánto gas está disuelto en el aceite inicialmente. Sin
embargo, las recuperaciones resultantes de la expansión de fluidos arriba del punto de burbuja y el
empuje por gas en solución abajo del punto de burbuja son definitivamente menores, del orden del
5 al 20%. En contraste, los yacimientos usualmente tienen mayores recuperaciones a partir del
mecanismo de expansión de gas, del orden del 70 al 80%. Esto es porque el gas es mucho más
compresible y tiene menor viscosidad que el aceite.

II.4.2 Empuje por gas del casquete
Si un yacimiento de aceite tiene casquete de gas inicial, la presión inicial en el contacto gas-aceite
es equivalente a la presión de burbujeo del aceite. Debajo del contacto gas-aceite, la presión de
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burbujeo y la cantidad de gas disuelto usualmente es constante a medida que la presión del
yacimiento incrementa con la profundidad. No obstante, la presión del yacimiento es igual que la
presión de saturación o de burbujeo en el contacto gas-aceite, el aceite y el gas están en una fase
de equilibrio y se dice que el aceite está saturado. Así, los yacimientos producen por un mecanismo
de empuje por casquete de gas. El gas que se comprime ayuda a empujar al aceite hacia fuera, y el
factor de recuperación en yacimientos con empuje por casquete de gas usualmente es mayor que
en los yacimientos con empuje por gas en solución liberado. El factor de recuperación depende en
gran medida del tamaño del casquete de gas. Un casquete de gas muy pequeño no es tan eficiente
como uno mediano. Sorpresivamente, un casquete de gas muy grande en relación con la columna
de aceite también es menos eficiente que un casquete mediano. La razón de esto es que se vuelve
difícil producir el aceite cuando el casquete es muy grande y la zona de aceite es pequeña porque
el gas tiende a pasar a través de los pozos productores, traspasando el aceite. Los yacimientos con
un casquete de gas eficiente tienen un volumen de casquete similar en tamaño al volumen de
aceite. Los factores de recuperación en estos yacimientos pueden alcanzar del 30 al 40%.

II.4.3 Empuje por entrada natural de agua
El empuje por agua ocurre cuando gran acuífero activo mueve el agua detrás del aceite producido,
apoyando la presión y empujando al aceite a los pozos. El empuje de agua puede ser muy
deficiente o por el contrario muy poderoso, depende del tamaño y la geometría del acuífero. Un
fuerte empuje por agua resulta de un acuífero que no solo es grande y permeable, sino que
también tiene un buen relieve estructural para mantener una presión sustentable en la cabeza. Los
empujes fuertes por agua pueden dar como resultado recuperaciones de aceite mayores al 50%.
En los yacimientos de gas, algunas veces el empuje por agua puede ser perjudicial, produciendo
recuperaciones menores al 70 u 80% en este caso se produciría por expansión de gas. Esto ocurre
particularmente en yacimientos heterogéneos o fracturados. En yacimientos homogéneos y de gas
permeable un empuje por agua fuerte puede dar recuperaciones mayores al 80%. Una ventaja
adicional es que la presión se mantiene alta, lo cual puede eliminar la necesidad de comprimir el
gas para la presión en la tubería. En yacimientos heterogéneos, sin embargo, el empuje por agua
tiende a traspasar el gas en las cavidades menos permeables, reduciendo las recuperaciones hasta
un 30 ó 40%. En estos yacimientos, las recuperaciones se pueden incrementar también por la
producción del gas rápidamente (para adelantar el avance del acuífero) y por el drene más eficiente
del gas.

II.4.4 Segregación gravitacional
La gravedad es un lento pero eficiente mecanismo de empuje, de hecho se puede considerar como
una modificación de los demás mecanismos de empuje. Los pozos terminados en yacimientos que
no tienen otra energía más que la gravedad son conocidos a tasas bajas pero constantes (las
cuales son económicamente rentables) por un largo periodo de tiempo. La gravedad usualmente
trabaja en conjunto con otro mecanismo de empuje, incrementando la eficiencia de este. Un
yacimiento poco profundo con un fuerte empuje de agua en el fondo puede tener recuperaciones
bajas debido a que el agua tiende a conificarse prematuramente en los pozos, desviando al aceite.
Si el mismo yacimiento es inclinado estructural o estratigráficamente, las recuperaciones
incrementan dramáticamente debido a que la segregación gravitacional drena al aceite hacia arriba
como resultado del acuífero que está empujándolo. La gravedad actúa para estancar al aceite en
forma más concentrada y también estabiliza el frente del agua-aceite durante la producción. Lo
mismo sucede con el empuje por casquetes grandes de gas. Así como la presión inicial y la
gravedad drenan el aceite hacia los pozos, el casquete de gas empuja al aceite hacia abajo en el
frente del contacto gas-aceite estabilizado gravitacionalmente. Los yacimientos presentan
condiciones propicias a la segregación de sus fluidos, cuando poseen espesores considerables o
alto relieve estructural, alta permeabilidad o cuando los gradientes de presión aplicados, no
gobiernan totalmente el movimiento de los fluidos.

II.4.5 Expansión de la roca y los fluidos
La compresibilidad de la roca usualmente contribuye muy ineficientemente a un mecanismo de
empuje. Esto es porque la compresibilidad de la roca usualmente es mucho menor que la
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compresibilidad del fluido. En los yacimientos de aceite arriba de la presión de burbujeo, sin
embargo, la compresibilidad de la roca usualmente puede hacer una importante contribución a la
recuperación de aceite. En algunos yacimientos, como el Ekofisk16,17 y Valhall18,19 en el Mar del
Norte, la compresibilidad de la roca es tan alta que es el mecanismo de empuje dominante. La
compresibilidad de la roca normalmente es del orden de 3x10-6 a 4x10-6. En Ekofisk y Valhall, sin
embargo, la roca del yacimiento de las formaciones del cretáceo tiene una alta porosidad. La
compresibilidad alcanza valores de hasta 150x10-6 psi-1. En el yacimiento Ekofisk, esto ha creado
algunas sorpresas. Primero, la compactación de la roca da como resultado una mayor recuperación
primaria, pero esto también causa que el fondo del mar se comience a hundir y las plataformas de
producción costa afuera comienzan a hundirse en el mar y son arrastradas por las olas enormes.
Además, las tuberías de producción de los pozos se doblan y se deforman. Como solución, las
plataformas son elevadas y se hace pasar un flujo de agua, esto incrementa la recuperación y evita
efectos dañinos por la compactación de la roca. Aún después de esta experiencia, los ingenieros de
yacimientos fueron sorprendidos de nuevo cuando ocurrió algo semejante en el campo Valhall, el
cual fue terminado en una formación similar a sólo 21 millas al sureste de Ekofisk. Encontraron que,
en el área crestal de Valhall, más del 70% de la recuperación de hidrocarburos fue el resultado de
la compactación de la roca. Estas experiencias ilustran la importancia de realizar estimaciones
precisas de la compresibilidad de la roca e incluirlo en el análisis de los mecanismos de empuje.

II.4.6 Combinación de empujes
Muchos yacimientos tienen una combinación de dos o más mecanismos de empuje, y se puede
incrementar su eficiencia por esta combinación. La influencia de la gravedad originada por un
buzamiento o inclinación en la formación siempre incrementa la efectividad de otros mecanismos
de empuje. Una combinación de empuje por agua y empuje por casquete de gas puede ser menos
efectiva en yacimientos horizontales, pero una combinación de empuje por agua y empuje por
segregación gravitacional puede mejorar la efectividad del empuje en estos tipos de yacimientos.

II.5 Tipos de trampas
Para que exista una acumulación de gas o aceite se requieren cuatro cosas: roca generadora, roca
sello, un yacimiento y un mecanismo de trampa. Frecuentemente, los ingenieros de yacimientos se
interesan principalmente en las propiedades del yacimiento. Sin embargo, también es importante
para el ingeniero de yacimientos entender el mecanismo de entrampamiento. De lo contrario, se
pueden cometer errores al analizar el yacimiento. La pregunta básica a contestar aquí, es qué es lo
que mantiene a una acumulación de aceite en cierto lugar. Aún cuando existen muchos tipos
diferentes de trampas, pueden ser clasificados en las siguientes categorías: trampas estructurales,
trampas estratigráficas, trampas mixtas.

En cada caso, la característica común de cada tipo de trampa es que tiene que estar limitada en los
contornos isopotenciales de un cierto parámetro para que la trampa exista. Todos los yacimientos
están llenos inicialmente con agua. Cuando se generan el aceite y/o el gas, estos migran dentro del
yacimiento y continúan la migración hasta que alcanzan una trampa o la superficie de la tierra.

II.5.1 Trampas estructurales
Una trampa estructural consiste de una estructura alta, como un anticlinal o un domo, donde el
aceite y el gas se pueden acumular y no pueden migrar a través del yacimiento. La roca sello cubre
a la estructura. Para que pueda existir una trampa estructural, se deben cerrar los contornos
estructurales. Si no está limitado, el aceite puede continuar su migración hacia las partes más altas.

II.5.2 Trampas estratigráficas
Una trampa estratigráfica ocurre cuando el yacimiento se acuña contra alguna formación
impermeable, así el aceite es entrampado para que no migre hacia las partes más altas.

El monoclinal puede ocurrir cuando el yacimiento es de poco espesor, y la porosidad o la
permeabilidad se reducen a cero. Para que una trampa exista, sin embargo, los contornos
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estructurales del yacimiento se deben delimitar dentro del monoclinal, esto puede ocurrir en una
gran variedad de formas.

II.5.3 Trampas mixtas
Algunos yacimientos pueden tener una combinación de mecanismos de entrampamiento. Una
trampa estructural puede tener un componente estratigráfico o falla que contribuya a la
acumulación de aceite o gas. Cuando se identifique en mecanismo de entrampamiento, es
importante considerar la posibilidad de que existe más de un mecanismo.

II.6 Propiedades del sistema roca-fluidos
El análisis del yacimiento depende de las mediciones de temperatura y presión y en muchas de las
propiedades de las rocas y sus fluidos que se ven afectadas por estas cantidades.

II.6.1 Propiedades de la roca

Porosidad,
Es la relación entre el volumen de huecos, o poros, y el volumen total de la roca.

La porosidad puede expresarse en fracción o en por ciento, regularmente cuando se usa en una
ecuación se expresa como fracción.

La porosidad total representa el total de huecos en la roca. La porosidad efectiva es la cantidad de
espacios vacíos que están conectados entre sí y contribuyen al flujo del fluido. Usualmente la
porosidad efectiva es la que se mide en el laboratorio y se usa en los cálculos del flujo de fluidos.
Sin embargo, las herramientas de registros geofísicos miden la porosidad total.

Para examinar la porosidad en las areniscas en una base teórica, se considera una formación ideal
que consiste en granos perfectamente esféricos y todos del mismo tamaño, arreglados de tal forma
que cada grano esté colocado exactamente arriba de otro grano en un empacamiento cúbico o
encajando entre otros cuatro granos en otro tipo de empacamiento. Existen principalmente tres
tipos de empacamiento: cúbico, ortogonal y rómbico.

Fig. 2.26 Arreglo de tres tipos de empacamiento de esferas

Para el patrón cúbico, la porosidad se puede calcular como un volumen total = 8r3, el volumen de la
partícula esférica = (4/3) r3 y el volumen del espacio poroso = 8r-(4/3) r3. Así:
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Esto quiere decir que el resultado de la porosidad no depende del tamaño de la partícula bajo estas
circunstancias. Con cálculos similares se obtiene una porosidad de 0.3954 para el empacamiento
ortorrómbico y una porosidad de 0.2595 para el empacamiento rómbico, y también son
independientes del tamaño del grano. Si estas porosidades son independientes del tamaño del
grano, es importante entender los factores que reducen la porosidad porque muy pocos
yacimientos tienen porosidades del orden del 25 al 47%. Los siguientes factores tienden a reducir la
porosidad:

1. Mala distribución: Si se mezclan las partículas grandes con las pequeñas, las más
pequeñas tienden a colocarse en los espacios vacíos entre las partículas grandes, por
lo tanto se reduce la porosidad.

2. Cementación. Los cementantes, como muchas sales cálcicas, precipitan el agua de
formación y ayudan a que los granos se junten. Esto ocupa el espacio poroso y reduce
la porosidad. Entre más cemento es usado más baja es la porosidad.

3. Angulosidad. Las partículas angulares tienden a colocarse juntas si son depositadas en
un ambiente de gran energía, de esta tendencia resulta una menor porosidad. Algunas
veces, sin embargo, las partículas angulares tienen mayor porosidad si se arreglan con
desproporción, lo cual permite más espacios vacíos. Esto puede suceder si el ambiente
de depósito es de baja energía. 

4. Esfuerzo compresivo. Si hay gran presión de sobrecarga, esto puede afectar la
porosidad reduciendo los empacamientos rómbicos o cúbicos, haciendo empaques con
las partículas angulares más cerca entre ellas, o por la precipitación de más cementos.

En el laboratorio de núcleos, se puede medir la porosidad a través de varias técnicas, sin embargo,
es más común que se determine a partir de registros geofísicos como el de litodensidad, el sónico y
el neutrón. Otro registro más nuevo que se usa para este fin, es el de propagación
electromagnética que se usa en circunstancias especiales. Una ventaja de los registros geofísicos
es que determinan la porosidad en grandes volúmenes de roca y los análisis de núcleos no lo
hacen, aunque los valores que arrojan los registros son calibrados con los datos de los núcleos
para asegurar su precisión. Paradójicamente, los datos de los núcleos tienden a sobreestimar el
valor real de la porosidad debido a que puede incrementar ligeramente con los esfuerzos de la
formación, como la presión de sobrecarga y la presión de poro, que están relacionadas con las
condiciones atmosféricas.

Permeabilidad, k
Darcy20 formuló el concepto de permeabilidad en 1856 midiendo la caída de presión del flujo de
agua a través de arena no consolidada. Su ecuación para flujo lineal horizontal, en ausencia del
campo gravitacional, es:

,

tiene signo negativo porque en el flujo se considera positiva la dirección x, y la presión decrece en
esa dirección. Algunas consideraciones están implícitas en la ecuación de Darcy, es válida para
una sola fase, incompresible, flujo laminar en un medio poroso homogéneo. Esta ecuación también
es válida para cualquier sistema de unidades coherente, sin embargo, Darcy definió su unidad de
permeabilidad para un sistema de unidades particular: un fluido de 1 cp de viscosidad, a un ritmo
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de 1 cm3/s, a través de un área de 1 cm2 y con un gradiente de presión de 1 atm/cm tiene una
permeabilidad de 1 darcy.

Las unidades de campo no son unidades coherentes, así que se modificó la ecuación de
permeabilidad con un factor de conversión, el cual es válido sólo para unidades de campo:

Sistemas de unidades usados en la Ley de Darcy:

Cuando se expresa la permeabilidad en unidades de área en el SI, se utiliza el μm2, debido a que el
m2 es una unidad de permeabilidad muy grande.

1 darcy=0.9896233 μm2,

o aproximadamente:

1 darcy=1 μm2,

puesto que:

1 m2=1x1012 μm2
1 m2≈1x1012 darcy
Permeabilidad relativa, kr y de la fase
La ecuación de Darcy para el flujo a través del medio poroso puede aplicarse al flujo multifásico
introduciendo el concepto de permeabilidad relativa y de la fase. Si están fluyendo muchas fases
juntas, la ecuación para una sola fase de Darcy se puede aplicar para cada fase individualmente
para calcular la permeabilidad de la fase. Por ejemplo, si fluyen juntos el aceite, el agua y el gas, la
permeabilidad de cada fase será, ko, kw y kg. La relación entre la permeabilidad de la fase y la
permeabilidad absoluta o total se llama permeabilidad relativa. Esto es:

Sin embargo, las unidades de la permeabilidad relativa son adimensionales.

Inicialmente puede parecer que la suma de las permeabilidades de las fases son igual a la
permeabilidad total o absoluta, lo que significa que las permeabilidades relativas deben sumar la
unidad. Pero esto no es cierto, cuando dos o más fases están presentes, las fuerzas capilares
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reducen el flujo de cada fase individual. Esto significa que la suma de las permeabilidades de las
fases siempre es menor que la permeabilidad total o absoluta y que la suma de las permeabilidades
relativas siempre es menor a 1. De hecho, a la saturación de agua irreducible, la permeabilidad
relativa al agua se hace cero, mientras que la permeabilidad relativa al aceite o al gas es menor a
uno porque el agua inmóvil está ocupando una parte del volumen de flujo. Similarmente, a la
saturación de aceite residual, la permeabilidad relativa al aceite se hace cero, mientras que la
permeabilidad relativa al agua o al gas es menor a uno.

La permeabilidad relativa se mide en los núcleos a través de un proceso llamado análisis especial
de núcleos. Originalmente, estas mediciones se hacían con una serie de experimentos en estado
estacionario a diferentes saturaciones. Luego, el resultado de las permeabilidades relativas se
grafican en función de la saturación. Rose21 afirma que este sigue siendo el método más preciso y
uno de los que dan las permeabilidades relativas más confiables. Debido a que este método
consume demasiado tiempo y es muy caro, los métodos de estado transitorio se usan más
comúnmente.  En el método del estado transitorio, el núcleo primero se satura con agua, después
el agua se desplaza con aceite (o gas) hasta llegar a la saturación irreducible de agua,
regularmente mientras se mantiene una caída de presión constante a través del núcleo se miden
las tasas de producción de la fase en función del tiempo. Luego se desplaza el aceite con agua
hasta llegar a la saturación de aceite residual mientras se mantiene una caída de presión constante
a través del núcleo y se miden las tasas de producción de la fase en función del tiempo. Las
permeabilidades relativas se pueden calcular de los datos de producción.

La histéresis se puede apreciar en las curvas de permeabilidad relativa, lo cual significa que los
resultados dependen de si el agua desplaza al aceite, como en el empuje de agua o en la inyección
de agua (imbibición), o si el aceite desplaza al agua, como el proceso de migración de aceite
(drene). La histéresis se puede identificar a partir de diferentes valores de la permeabilidad relativa
obtenidos por dos diferentes pruebas de desplazamiento. Estos desplazamientos se pueden hacer
efectivamente en un centrifugado.

La permeabilidad relativa también es función de la mojabilidad. Para una saturación de agua dada,
las rocas mojadas con agua tienen mayor permeabilidad relativa al aceite que las rocas mojadas
con aceite, y viceversa, las rocas mojadas con agua tienen una menor permeabilidad relativa al
agua que las rocas mojadas con aceite.

Tensión interfacial, σ
Dos fluidos inmiscibles en contacto no se mezclan y los separa una interfase. Las moléculas no se
mezclan por su mayor afinidad con las moléculas de su propia clase. Cerca de la superficie las
moléculas se atraen con mayor intensidad produciendo una fuerza mecánica en la superficie que se
conoce como tensión interfacial.

El ángulo de contacto depende de la composición de los fluidos y de la roca y se mide a través de la
fase más densa.

En condiciones de equilibrio:

At=σsg- σso= σogcosθ

θ= ángulo de contacto

At= Tensión de adhesión
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Mojabilidad
Cuando una roca contiene más de un fluido saturando su espacio poroso, la tensión de adhesión,
AT, es quien determina la preferencia de la roca a ser mojada por alguno de los fluidos. Un
parámetro que refleja tal preferencia es el ángulo de contacto.

Presión capilar, Pc
Si se considera un tubo capilar parcialmente saturado con agua y aire, la competencia de fuerzas
interfaciales entre los pares agua-aire, agua-sólido y aire-sólido da lugar al fenómeno de
capilaridad.

        O bien, 

En espacios porosos, intergranulares, la presencia de más de un fluido da lugar al fenómeno de
capilaridad.

Una muestra de roca está constituida por poros de diferentes tamaños y es posible establecer su
distribución, esto es, el volumen poroso que corresponde a cada radio, o rango de radios, de poros.

Aplicando un balance de fuerzas:

2 rAT= r2h wg

También se tiene que:
Pc=Pa-Pw= wgh

Notar que:
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Dependiendo de la manera en que se distribuyen los fluidos en el medio poroso, lo cual es función
de su saturación, la presión capilar adquiere diferentes valores. Pc=Pc(Sf).

Se ha encontrado además que la presión capilar depende de la forma en que ocurren los cambios
de saturación: drene o imbibición.

Las fuerzas capilares y gravitacionales presentes en un yacimiento son responsables de que en
condiciones de equilibrio  exista una zona de transición en las saturaciones, que van del 100% de
Sw en el contacto agua-aceite a la Sw en la columna de aceite:

Esto mismo aplica al casquete de gas y la columna de aceite.

Roca mojable por Roca mojable por aceite

1: Drene
2: Imbibición

H= Altura de la zona de transición
   =
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Para cada tipo de roca en un yacimiento es posible correlacionar mediciones de presión capilar
obtenidas para diferentes valores de y  k mediante la función J de Leverett.

Saturación de los fluidos
La relación entre el volumen de un fluido y el volumen poroso se llama saturación del fluido y tiene
los símbolos Sw, So o Sg. Por definición, la suma de la saturación de todos los fluidos presentes en
un medio poroso es 1. A pesar de que la saturación se puede expresar también como fracción o
porcentaje, se debe utilizar como fracción en las ecuaciones.

Los métodos directos de determinación de saturación incluyen la destilación de los fluidos de la
roca con un aparato Soxhlett en un proceso llamado retorta y la centrifugación de los fluidos de la
roca. Estos métodos usan un procedimiento que está diseñado para remover el fluido de la muestra
sin modificar el estado de los fluidos o de la roca. Es importante reconocer que estos núcleos
generalmente son tratados con lodos base agua. Por lo que la saturación de aceite no es la misma
que la que existe in situ. De hecho, el resultado más representativo de la saturación de aceite es el
remanente en la zona de barrido de un campo con entrada de agua. Debido a que el núcleo es
llevado a superficie, la presión declina a la presión atmosférica, el gas en solución sale del aceite, y
el aceite y el agua filtradas son expulsadas del núcleo. Por consiguiente el núcleo recuperado que
es mandado al laboratorio contiene saturación de gas, de aceite y de agua filtrada. Los métodos
indirectos son los registros o la medición de presión capilar. Los métodos de registros involucran la
medición de la resistividad de la formación con el registro de inducción o el laterolog. La saturación
se mide previamente con el registro normal o el laterolog. Los métodos de registros están
diseñados para medir la saturación de aceite in-situ más allá de la influencia de la invasión del lodo
base agua en el área a investigar. Una vez medida la resistividad de la formación, la saturación se
determina con una forma de la ecuación de Archie:

Otra medición indirecta se hace con base en la presión capilar o en algunas muestras de roca y se
desarrolla una correlación de la función J, después se determina la saturación a partir de la
medición de la porosidad y la permeabilidad y la altura arriba del contacto agua-aceite.

Compresibilidad de la formación, cf
La compresibilidad isotérmica de la formación, cf, para una roca porosa está dada por:

 ,   

es adimensional

Si en lugar de r se emplea

Leverett definió:
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donde Vp es el volumen de espacio poroso de la roca.

La ecuación anterior da el cambio del volumen que el poro sufre durante un cambio en la presión,
mientras la temperatura se mantiene constante, las unidades que utiliza son recíprocas a las
unidades de presión. Cuando la presión interna del fluido en el espacio poroso de la roca se reduce,
la presión de sobrecarga se mantiene constante, mientras que el volumen de la roca suelta decrece
y el volumen de la roca sólida incrementa. Ambos cambios en los volúmenes actúan para reducir
ligeramente la porosidad de la roca. Van der Knaap22 demostró que este cambio en la porosidad
para una roca dada depende solo de la diferencia entre las presiones internas y externas y no del
valor absoluto de la presión. Por lo tanto, la compresibilidad de la formación, cf, se relaciona con la
compresibilidad de la roca, cr, debido a que el volumen poroso decrece conforme el volumen de la
roca aumenta.

Dicha relación se puede mostrar como:

.

Estas compresibilidades no son constantes pero tienden a estar en función de la presión. Las
compresibilidades de la formación para yacimientos de calizas y areniscas, están dentro del rango
de 3X10-6 a 5X10-6 psi-1. Sin embargo, existen muchos ejemplos de formaciones con mayores
compresibilidades19,23-27. Las compresibilidades de las formaciones alcanzan valores de hasta
150X10-6 psi-1 en los yacimientos Ekofisk y Vanhall en el Mar del Norte19,23-25.

Newman28 obtuvo la siguiente correlación para la compresibilidad isotérmica a partir de datos
medidos en areniscas consolidadas.

.

Esta correlación fue desarrollada para areniscas consolidadas con un rango de valores de
porosidad de 0.02< <0.23. El error absoluto promedio de la correlación sobre todo el rango de
valores de porosidad fue de 2.6%.

Newman28 desarrolló una segunda correlación para calizas con un rango de valores de porosidad
de 0.02< <0.33 y encontró que el error absoluto promedio fue 11.8%. Su correlación para calizas
es:

.

Geerstma29 reporta que cuando el yacimiento no está sujeto a presión uniforme externa (como las
muestras de Newman28), la compresibilidad efectiva en el yacimiento es menor que el valor
medido.

Aún cuando las compresibilidades de la formación son pequeñas, su efecto es significativo cuando
los fluidos del yacimiento están por arriba de la presión de burbujeo.
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La compresibilidad del agua usualmente es del mismo orden de la compresibilidad de la formación
y muchos aceites por encima del punto de burbujeo tienen compresibilidades del rango de 5 a
10X10-6 psi-1. Consecuentemente las compresibilidades de la formación se deben incluir en los
cálculos de Balance de Materia cuando los fluidos están por arriba del punto de burbujeo. También
se deben incluir cuando los fluidos están por debajo del punto de burbujeo si la formación es muy
compresible.

Las compresibilidades de la formación y de la roca se pueden medir directamente de muestras de
núcleos en el laboratorio, aunque también se han estimado de registros sónicos.

II.6.2 Propiedades del gas
Leyes del gas ideal y del gas real
El volumen de un gas real usualmente es menor que el volumen de un gas ideal, por lo que se dice
que un gas real es supercompresible. La relación entre el volumen de gas real y el volumen de gas
ideal, lo cual es una medida de qué tanto se desvía el gas de un comportamiento perfecto, se llama
factor de supercompresibilidad (muchas veces se acorta a factor de compresibilidad). También es
llamado factor de desviación del gas o factor z. El factor de desviación del gas es por definición la
relación entre el volumen ocupado por un gas a una presión y a una temperatura dadas y el
volumen que puede ocupar si se comporta idealmente:

.

Donde Vactual es el volumen actual del gas a una temperatura y presión específicas y Videal es el
volumen ideal del gas a la misma presión y temperatura.

La ecuación de estado del gas ideal es:

El valor del factor z se acerca a 1 a menores presiones y altas temperaturas, lo cual significa que el
gas se comporta como ideal a estas condiciones. A las condiciones estándar o atmosféricas, el
valor del factor z siempre se aproxima a 1. Conforme la presión incrementa, el factor z primero
decrece a un valor mínimo, el cual es 0.27 para presión y temperatura críticas. Para temperaturas
mayores a 1.5 veces la temperatura crítica, el mínimo valor del factor z es 0.937. A presiones altas
el factor z incrementa hasta valores mayores a 1, donde el gas no es muy supercompresible. A
estas condiciones, la densidad se ve afectada por el volumen ocupado por las moléculas
individuales debido a que el volumen específico del gas comienza a hacerse pequeño y la distancia
entre las moléculas es mucho menor. En consecuencia, el valor del factor z continúa
incrementando por encima de la unidad conforme incrementa la presión.

El factor z comúnmente se determina mediante la medición del volumen de una muestra de gas
natural a una presión y temperatura específicas, después se mide el volumen de la misma cantidad
de gas a la patm y a una temperatura suficientemente alta para que la mezcla de hidrocarburos se
encuentre en la fase vapor. Si el factor de desviación del gas no es medido, se puede estimar a
partir de su gravedad específica. El método utiliza una correlación para estimar la presión y la
temperatura pseudocríticas a partir de la gravedad específica.

Densidad del gas y Factor de Volumen del Gas
El factor de volumen del gas, Bg, se define como la relación entre el volumen del gas a presión y
temperatura del yacimiento y el volumen del gas a presión y temperatura estándar o de superficie.
El resultado es adimensional, pero frecuentemente se expresa en pies cúbicos o barriles a
condiciones de yacimiento por pies cúbicos estándar de gas. El factor de desviación del gas es
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único a las condiciones estándar, por lo tanto, la ecuación para el factor de volumen del gas se
puede calcular con la ecuación del gas real.

.

La densidad del gas de un yacimiento se define como la masa del gas dividida por el volumen del
yacimiento, por lo que también se puede derivar y calcular a partir de la ley de gases reales.

Compresibilidad isotérmica de los gases
La compresibilidad isotérmica del gas, cg, es un concepto muy útil que se usa extensivamente en la
determinación de las propiedades compresibles de un yacimiento. La compresibilidad isotérmica
también es llamada modulo de elasticidad. El gas es usualmente el medio más compresible en el
yacimiento. Sin embargo, se debe tener cuidado en no confundir la compresibilidad isotérmica con
el factor de desviación del gas, z, el cual muchas veces es llamado factor de supercompresibilidad.

La compresibilidad isotérmica del gas se define como:

.

Una expresión en términos de z y p para la compresibilidad puede derivarse a partir de la ley de gas
real:

.

De la ecuación de estado del gas real:

.

Por consiguiente:

.

Por lo tanto:
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Para gases a bajas presiones, el segundo término de la ecuación anterior es muy pequeño y la
compresibilidad se puede aproximar a . La ecuación anterior no es particularmente conveniente

para determinar la compresibilidad de los gases, debido a que z no es función de p ni de ppr. Sin
embargo, la ecuación anterior puede ser empleada convenientemente en términos de
compresibilidad del gas pseudorreducida, definida como:

.

Multiplicando la ecuación de cg por la presión pseudocrítica:

.

Viscosidad del gas
Como es natural, la compresibilidad del gas es mucho mayor que la del aceite, agua o roca, la
viscosidad del gas natural es usualmente de una magnitud mucho menor que la del aceite o el
agua. Esto hace al gas mucho más movible en el yacimiento que al agua o al aceite. Hay
correlaciones confiables disponibles para estimar la viscosidad del gas.

Lee30 desarrolló un método analítico muy útil que proporciona una buena estimación de la
viscosidad del gas para la mayoría de los gases naturales. El método usa una temperatura del gas,
presión, factor z, peso molecular, el cual tiene que ser medido o calculado.

II.6.3 Propiedades del aceite
Presión de burbujeo
El aceite usualmente contiene gas disuelto en el yacimiento bajo presión. La presión de burbujeo,
pb, es la presión en la cual existen dos fases y las burbujas del gas se liberan del aceite. Esta
presión también se llama presión de saturación. Se demostrará que la presión de burbujeo, es una
presión clave, en la cual ocurren muchos cambios en las propiedades. Consecuentemente, es
importante medir o calcular la presión de burbujeo predicha.

Factor de volumen de formación
El factor de volumen de formación del aceite, Bo, se define como el volumen de aceite con su gas
disuelto, a las condiciones del yacimiento, requerido para producir la unidad media de aceite,
medido a condiciones de superficie, es decir, el volumen de aceite del yacimiento requerido para
producir un metro cúbico de aceite en el tanque de almacenamiento. El aceite del yacimiento
incluye al gas disuelto.

Hay que mencionar que la Fig. 2.27 muestra el comportamiento de Bo típico para un aceite negro.
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Fig. 2.27 Comportamiento de factor de volumen del aceite negro.

En el caso de aceites ligeros, en la curva a la izquierda de la presión de saturación, se observa una
doble curva como se muestra en la Fig. 2.28. A la izquierda del punto de saturación, a un cambio de
presión el cambio de volumen es mayor, por lo que en un diagrama de fases las curvas de calidad
estarán más pegadas a la curva del punto de burbujeo.

Fig. 2.28 Comportamiento de factor de volumen del aceite volátil.

Compresibilidad del aceite
La compresibilidad del aceite se define como el cambio que experimenta un volumen unitario de
aceite, cuando éste sufre un cambio de presión a una temperatura constante.

Relación gas disuelto-aceite
La relación gas disuelto en el aceite o relación de solubilidad, Rs, es definida como el volumen de
gas disuelto en el aceite a ciertas condiciones de presión y temperatura del yacimiento, por unidad
de volumen de aceite, medidos ambos volúmenes a condiciones base. Este factor es solo para
yacimientos de aceite y su gas disuelto.



ECUACIÓN GENERAL DE BALANCE DE MATERIA Y UNA HERRAMIENTA COMPUTACIONAL
PARA SUS CÁLCULOS

44

Relación gas-aceite
La Relación gas – aceite R o RGA son los metros cúbicos de gas producidos por cada metro cúbico
de aceite producido, medidos ambos volúmenes a condiciones base o estándar. Las condiciones
de separación como presión, temperatura y número de etapas afectan el valor de dicha relación.

Relación líquido-gas de la fase vapor
Cuando un fluido del yacimiento se mueve en una región de dos fases, la fase vapor puede
contener componentes líquidos. Esto se caracteriza con un parámetro de relación líquido-gas, Rv,
que es análogo al parámetro de relación gas disuelto-aceite, Rs. Mientras Rs es la cantidad de gas
en la fase líquida, Rv, es la cantidad de líquido en la fase gaseosa. Rv es relevante sólo en el gas y
condensado y en el aceite volátil. Para los aceites negros, se asume que Rv es cero, si el aceite es
volátil Rv es significativo y se debe incluir en el análisis de las ecuaciones.

Debido a que no existen muchos datos de los valores de Rv, no existen correlaciones. Para gas y
condensado y aceites volátiles, es importante tomar muestras de fluidos en los cuales se puedan
medir las propiedades pVT directamente.

Viscosidad del aceite
Como todas las propiedades pVT del aceite, la viscosidad del aceite a condiciones de yacimiento,
usualmente se mide en laboratorio. Por debajo del punto de burbujeo, la viscosidad decrece con el
incremento de la presión, debido al efecto del incremento del gas en solución. Por encima del punto
de burbujeo, sin embargo, la viscosidad incrementa con el incremento de la presión, debido a que
el gas disuelto permanece constante.

Las correlaciones también están disponibles para estimar la viscosidad del aceite del yacimiento,
por debajo y por encima del punto de burbujeo. Las correlaciones están en dos partes. En la
primera, la viscosidad se calcula del aceite “muerto”, que es el aceite en el estado en que no
contiene gas en solución. La segunda correlación se debe usar en conjunta con la correlación del
aceite “muerto”, para incluir el efecto de gas en solución.
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III. OBTENCIÓN DE PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS DEL
YACIMIENTO
Las propiedades de los fluidos son parámetros que caracterizan a un fluido y lo hacen diferente  de
otro. En la industria petrolera los fluidos que se manejan son: gas, aceite y agua. De acuerdo a
estas características podemos determinar el comportamiento del fluido bajo condiciones de  presión
y temperatura. Las propiedades de los fluidos pueden determinarse por medio de:

a. Correlaciones empíricas.
b. Análisis composicional de los fluidos y ecuaciones de estado.
c. Análisis pVT (presión, volumen, temperatura) de laboratorio.

pVT es sinónimo de presión, volumen, temperatura. En la ingeniería petrolera, el análisis pVT es
usado para representar la medición de propiedades de los fluidos, y nos indican los cambios que
sufre la materia con las variables pVT.

En el proceso pVT obtenemos propiedades de los fluidos dentro del yacimiento, dentro de la tubería
de producción y de los fluidos producidos en la superficie. Las propiedades de los fluidos medidas
son: composición, densidad, peso especifico, viscosidad, compresibilidad, presión de saturación,
solubilidad de la fase gas en la fase líquida, solubilidad de la fase liquida en la fase gaseosa y los
factores de volumen, así como también otros parámetros que se obtiene durante los análisis pVT.

III.1 Análisis pVT Composicional
Los datos obtenidos de un análisis pVT usando una muestra representativa de los fluidos, sirven
comúnmente para clasificarlos, ya que disponer del diagrama de fases, implica medir
experimentalmente los suficientes puntos de burbuja y rocío para poder definir la envolvente de
fases, o bien, disponer de un modelo matemático y  la composición de la mezcla original para
definirlo analíticamente, lo que en general resulta costoso.

Una de las etapas más importantes en los análisis pVT es la representatividad de muestras, ya que
de una buena muestra dependerá un buen análisis pVT o prueba especial que se requiera; es decir
que si no se tiene el cuidado necesario en la toma de muestras, los análisis o pruebas no aportarán
buenos resultados para ser utilizados en beneficio del yacimiento causando un mala explotación del
mismo.

III.1.1 Muestreo
El objetivo de muestrear fluidos de un yacimiento, es tomar desde un yacimiento de aceite o gas
una muestra que sea "representativa" del fluido del yacimiento en el punto y el momento de
muestreo.

Las operaciones de muestreo que son pobremente planeadas o que utilizan un  pozo
acondicionado inadecuadamente, pueden producir “muestras no representativas”. Una muestra no
representativa no exhibirá las mismas propiedades que el fluido del yacimiento.

El uso de propiedades del fluido obtenidas sobre muestras no representativas debe evitarse,
aunque el método de laboratorio para obtener dichas propiedades haya sido el correcto; pues su
uso puede conducir a errores en la planeación eficiente del manejo del yacimiento.

III.1.2 Métodos de muestreo
Los métodos de muestreo los vamos a clasificar en tres:

Muestreo de fondo.
Muestreo en instalaciones superficiales.
Muestreo en líneas de flujo.

La elección del método dependerá de:
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El volumen de muestra necesaria para el estudio que se pretenda.
El tipo de fluido de yacimiento que será muestreado.
El grado de agotamiento del yacimiento.
Estado mecánico del pozo.
Equipo de separación disponible.

III.1.3 Acondicionamiento de un pozo para muestreo
El objetivo de acondicionar un pozo para muestreo es reemplazar el fluido no representativo del
yacimiento que esta alrededor del pozo. Desplazándolo dentro del pozo, con fluido original del
yacimiento proveniente de las partes más alejadas del yacimiento.

Decidir cuándo un pozo está adecuadamente acondicionado para muestreo, requiere una
interpretación de las tendencias obtenidas durante el esfuerzo de acondicionamiento de: Presión de
fondo fluyendo Pff, Presión de fondo cerrado PFC, Gasto de Aceite Qo, Gasto de Gas Qg y
Relación Gas-Aceite RGA, obviamente el pozo por muestrear deberá tener el equipo necesario en
buenas condiciones de trabajo y adecuadamente calibrado si se requieren mediciones exactas. El
acondicionamiento de un pozo antes del muestreo es absolutamente necesario, debido a que
ocurren cambios en las propiedades de los fluidos como resultado de la producción de un pozo.

Si es el único pozo disponible, el muestreo debe efectuarse muy cuidadosamente y las muestras
enviarse junto con la información relativa al esfuerzo de  acondicionamiento y la historia de
producción del pozo, lo cual deberá ser estudiado muy cuidadosamente para decidir la
representatividad de las muestras y garantizar su estudio en el laboratorio.

III.1.4 Análisis en el laboratorio
La determinación de los parámetros de clasificación, se obtiene en el laboratorio a partir de análisis
Presión-Volumen-Temperatura (pVT) efectuados sobre muestras representativas de los fluidos que
contiene el yacimiento. Dichos análisis tratan de simular el comportamiento termodinámico de los
hidrocarburos, tanto a las condiciones del yacimiento, como a las de la superficie, sin embargo, su
comportamiento en el yacimiento puede ser bastante diferente al simulado en el laboratorio.

Fundamentalmente, existen procedimientos de laboratorio para análisis pVT: Separación de
Expansión a Composición Constante, Separación Diferencial Método Convencional, Separación
Diferencial Método a Volumen Constante y de Simulación de Condiciones de Separación en el
Campo. Los tres primeros tratan de simular el comportamiento de los fluidos en el yacimiento y el
último en la superficie. Con el avance de nuevas tecnologías y la necesidad de tener bien
clasificado al fluido del yacimiento se han creado el Análisis Composicional.

III.1.5 Separación de Expansión a Composición Constante
Las técnicas o procedimientos seguidos en el laboratorio durante el análisis pVT, dependerá
básicamente del tipo de fluidos y de las condiciones de presión y temperatura del yacimiento que se
desea simular. Para las condiciones del yacimiento en que la presión sea mayor o igual a la de
burbuja de los hidrocarburos, estos estarán en una sola fase, y es válido considerar que la
composición de la mezcla de hidrocarburos que fluye a los pozos productores será la misma que la
que permanece en el medio poroso a la temperatura del yacimiento. En el laboratorio la simulación
de esta etapa de agotamiento de presión a temperatura del yacimiento, la composición se
considera constante y se realiza mediante la prueba denominada separación a composición
constante o separación flash. Este proceso consiste en expandir isotérmicamente una parte de la
muestra representativa de los fluidos previamente transferida a una celda de análisis pVT
mantenida a la temperatura del yacimiento constante. Después de cada decremento de presión se
permite que el sistema alcance condiciones de equilibrio termodinámico, antes de registrar los
cambios volumétricos que haya experimentado. Durante todo el proceso la composición global del
sistema permanece constante; la prueba termina cuando se alcanza la presión de saturación, o
bien, puede continuarse a presiones menores, Fig. 3.1.
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Fig. 3.1 Proceso de separación Flash del aceite y del gas

Las características que se obtienen son el volumen de las fases en función de la presión, que
generalmente se reporta como volumen relativo, usando el volumen del fluido en el punto de
saturación como el de referencia y la presión de burbuja para los casos de aceite y la presión de
rocío para gas y condensado, también se  obtiene la compresibilidad de los fluidos originales del
yacimiento en etapa de bajosaturado.

III.1.6 Separación Diferencial. Método Convencional.
La separación diferencial convencional se lleva a cabo por etapas en una serie de decrementos de
presión, iniciando a partir de la presión de burbuja y terminando a presión atmosférica; en cada
etapa del experimento el gas liberado en el decremento específico de presión se extrae totalmente
a condiciones de presión constante, dejando únicamente a la presión correspondiente el volumen
de líquido remanente en la celda con su gas disuelto.

Al gas extraído en cada etapa se le mide su volumen a condiciones de yacimiento y a condiciones
de laboratorio; su densidad relativa a condiciones de laboratorio, así como su composición
mediante análisis cromatográfico, al final de cada etapa se mide el volumen de líquido formado por
aceite y gas disuelto a condiciones de yacimiento. El proceso termina cuando se alcanza la presión
atmosférica.

Es decir, en la separación diferencial método convencional, Fig. 3.2, durante el agotamiento de la
presión del yacimiento se lleva al cabo la extracción del gas total que se libera a presiones menores
que la presión de burbuja, dejando únicamente como muestra residual en cada etapa de
agotamiento, el aceite con su gas disuelto. Este proceso describe el comportamiento de fluidos en
yacimientos donde la mayoría del gas liberado es producido junto con el líquido.

Con los datos registrados durante la prueba, se determina para cada etapa de presión, el volumen
de líquido y gas en equilibrio, el volumen y densidad relativa del gas extraído a condiciones de
laboratorio y la densidad y volumen del líquido residual; con los cuales es posible calcular en
función de la presión los factores de volumen del aceite y del gas, la relación de solubilidad, el
factor de volumen de la fase mixta, la densidad del aceite saturado más la densidad relativa del gas
y el factor de desviación z .
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Fig. 3.2 Proceso de Separación Diferencial Convencional

III.1.7 Separación Diferencial. Método a Volumen Constante
Los yacimientos de aceite y gas disuelto de alto encogimiento se caracterizan porque con
decrementos pequeños de la presión por abajo de la de burbuja de los fluidos, experimentan
reducciones significativas en la fase líquida y la formación de una fase gaseosa, la cual crece
rápidamente fluyendo parte simultáneamente con el aceite hacia los pozos productores, o bien,
hacia la cima de la formación, la composición del gas liberado es muy rico en componentes
intermedios y contribuye en gran medida a la recuperación de hidrocarburos líquidos en la
superficie.

Se puede llegar a pensar que el proceso de separación diferencial convencional para la predicción
del comportamiento de yacimientos de aceite volátil, no es totalmente representativo, por lo que fue
planteado como método más adecuado el proceso de separación a volumen constante, el cual se
diferencia del convencional, en que durante el agotamiento de la presión se extrae sólo una parte
del gas liberado, manteniendo al final de cada etapa de agotamiento un volumen igual al ocupado
por la muestra a la presión de burbuja; dicho volumen estará formado por aceite y gas disuelto y un
casquete de gas que crece con posteriores decrementos de presión.

En cada etapa del análisis, se determinan los volúmenes de las fases remanentes en la celda, con
ayuda de un catetómetro previamente calibrado; el volumen, la composición y la densidad relativa
del gas extraído, el volumen y densidad del aceite residual a las condiciones de laboratorio.

Con esta información se pueden definir los factores de volumen, la relación de solubilidad, densidad
del aceite saturado, el factor de compresibilidad del gas, así como de las dos fases.

En la Fig. 3.3 se presenta en forma esquemática varias etapas de separación diferencial por el
método a volumen constante a temperatura del yacimiento.

Como la variación de la temperatura es muy poca la temperatura se toma como una constante en
el laboratorio. Y de igual manera se realizan las etapas necesarias hasta llegar a la atmosférica. La
Fig. 3.4 presenta en una forma esquemática una etapa de la separación diferencial a volumen
constante en alguna etapa de su agotamiento.
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Fig. 3.3 Proceso de Separación Diferencial a Volumen Constante en una muestra de aceite volátil y de gas y
condensado respectivamente

Es importante señalar que para aceites muy volátiles, las relaciones volumétricas que definen los
factores de volumen, la relación de solubilidad y otros parámetros, carecen de significado para este
tipo de aceites, ya que en este caso, la fase gaseosa que se produce está constituida de un alto
contenido de componentes licuables, a diferencia del gas liberado de un aceite de bajo
encogimiento, que es prácticamente seco, el cual sí se ajusta a las definiciones de los parámetros
pVT convencionales.

Fig. 3.4  Una etapa de separación diferencial a volumen constante de un aceite volátil

III.1.8 Separación en etapas
El método de laboratorio para simular condiciones de separación en el campo, es conocido como
separación en etapas que permite para una muestra dada, plantear varios escenarios con las
condiciones de presión y temperatura de operación de los separadores en el campo, con el fin de
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obtener las condiciones óptimas de operación, o para un conjunto de condiciones de operación
dadas, obtener los parámetros de medición óptimos a que debe tenderse en el campo.

Fig. 3.5 Proceso de separación en tres etapas

Con el experimento de separación en etapas en superficie se determina el rendimiento de los
fluidos a las condiciones de separación en superficie. Para este experimento se reportan el factor
de volumen del aceite diferencial corregido por separación en separadores (Bobf), y relación gas
disuelto-aceite diferencial corregida por separación flash en superficie (Rsbf) a la pb, los cuales se
han corregido para tomar en cuenta las condiciones de separación.

La prueba de separadores pretende simular el comportamiento de los fluidos de una manera más
completa, ya que estos se hacen llevar hasta condiciones atmosféricas haciéndolos pasar por un
proceso de separación diferencial a diferentes presiones y temperaturas. El factor de volumen, así
como la relación gas aceite y la densidad, son medidos en este proceso, con lo que podrán
efectuarse las correcciones necesarias a los datos obtenidos del factor de volumen y de la relación
de solubilidad en el aceite en experimento.

III.1.9 Análisis composicional
Con el creciente uso de modelos matemáticos para predecir el comportamiento de los yacimientos,
se ha hecho indispensable caracterizar los fluidos del yacimiento con base en su composición
original y en la composición de sus fases en diferentes etapas de su agotamiento, para después
con base en esas composiciones y con ecuaciones de estado poder reproducir adecuadamente la
mayoría de las parámetros pVT obtenidos experimentalmente.

Cuando se ha logrado reproducir con cierto grado de exactitud los parámetros pVT con ecuaciones
de estado, dichas ecuaciones pueden usarse en modelos matemáticos para reproducir y predecir el
comportamiento de un yacimiento.

La determinación experimental de la composición original de los fluidos del yacimiento y de las
fases existentes en alguna etapa de su agotamiento dependerá en gran parte del estado físico de
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los fluidos, de la amplitud del análisis composicional y de las condiciones de presión y temperatura
en el yacimiento.

III.2 Propiedades del Gas Natural

III.2.1 Densidad Relativa del Gas
En los cálculos de las propiedades de los fluidos se utilizan tres tipos de densidades relativas del
gas, por lo que es conveniente distinguirlas. La densidad relativa que generalmente se tiene como
dato es la del gas producido ( g). Cuando no se tiene como dato se puede calcular de la siguiente
manera:

, ………………………………………………………………………………….….… (3.1)

donde:
n  = es el número de etapas de separación.

gi = es la densidad relativa del gas en la salida del separador i.

qgi = es el gasto de gas a la salida del separador i ( @ c.s./día).

La densidad relativa del gas disuelto puede obtenerse con la correlación de Katz:

 . ………..…………..…….……………………………(3.2)

El gas que primero se libera es principalmente el metano ( g = 0.55). Al declinar la presión se
vaporizan hidrocarburos con mayor peso molecular, aumentando tanto gf como gd. Por tanto:      

.

El valor de la densidad relativa del gas libre puede obtenerse de un balance másico:

, ……………………………………………….………………………………………. … (3.3)

donde:
Wg = es el gasto másico total de gas producido en lbm/día.
Wgd= gasto másico del gas disuelto en lbm/día
Wgf = gasto másico del gas libre en lbm/día

, ……………………………………………………………………………….… (3.4)
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, …………………………………………………………………………….…(3.5)

, ………………..…………………………………………………………(3.6)

sustituyendo las ecuaciones 3.6, 3.5 y 3.4 en la ec. 3.3 se tiene:

 , …………………...…………………(3.7)

resolviendo para :

 . …………………………………………………………………………...………(3.8)

El numerador de esta ecuación debe ser positivo, dado que R>Rs. Por lo tanto el valor de g que se
use como dato, debe ser mayor o igual que el de gd obtenido con la ec. 3.2, usando R en vez de
Rs.

Al elaborar el diagrama de flujo es necesario considerar esta situación, o sea, calcular primero gd
como se indicó, comparar su valor con el de g y sustituir gd por g si g< gd.

III.2.2 Factor de volumen del gas
De la ecuación de los gases reales se obtiene:

 . ………..……………………………………………………………(3.9)

III.2.3 Densidad del gas libre
La densidad del gas libre está dada por la siguiente expresión:

, ………………………..………………………………………………………….…(3.10)

sustituyendo la ecuación 3.9 en la ecuación 3.10:

 . …………………………….……………………………………..…………….…(3.11)
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III.2.4 Factor de compresibilidad del gas
Existen diferentes correlaciones para calcular las propiedades pseudocríticas del gas. Las curvas
correspondientes a los gases han sido establecidas utilizando gases provenientes de separadores y
vapores obtenidos en los tanques de almacenamiento. Estos gases contienen altas proporciones
de metano y etano. Las curvas correspondientes a los “condensados” pertenecen a gases que
contienen cantidades relativamente grandes de los componentes intermedios (C2-C6).

La ecuación para gases superficiales es:

 , ……………………………………………...……..………………..(3.12)

 . ……………………………………….............................................................(3.13)

La ecuación para gases húmedos es:

 , …………………………………………………………...……………………… (3.14)

 . …………………………………………………………...……………………… (3.15)

Las ecuaciones siguientes permiten calcular, por ensayo y error, el valor de Z:

 , …………………………...…………………………………………………………… (3.16)

 , …………………………………………………………………………………………...… (3.17)

 , ………………………………………………………………………………………...…(3.18)

 . ……….…(3.19)

A1=0.31506     A5=-0.6123
A2=-1.0467     A6=-0.10489
A3=-0.5783     A7=0.68157
A4=0.5353     A8=0.68446

El procedimiento consiste en suponer un valor de Z y obtener ρr para ese valor supuesto. Se
calcula Z con la ec. 3.19 y se compara con el supuesto. Si no coinciden estos valores, se hace para
la siguiente iteración el valor de Z supuesto igual al valor de Z calculado. El procedimiento se repite
hasta caer en una tolerancia preestablecida (menor o igual a 0.001).
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Para determinar el factor de compresibilidad del gas a presiones mayores que 5000 lb/pg2abs. y
densidades mayores o iguales que 0.7.

III.2.5 Correcciones para el factor de compresibilidad del gas por presencia de otros gases
Las propiedades pseudocríticas de gases que contienen cantidades apreciables de CO2 y H2S,
pueden calcularse por el método de Standing-Katz, modificado por Wichert y Aziz.

La modificación de este método consiste  en usar un factor de ajuste (ε3) para calcular la presión y
temperaturas pseudocríticas:

, ………………………………………………………………………………………… (3.20)

 , ……………………………………………………………………...…(3.21)

ε3 se determina con base en las fracciones molares de CO2 y H2S de la siguiente manera:

 , ……………………………………………………..…(3.22)

donde:
 es la suma de las fracciones molares de CO2 y H2S.

es la fracción molar de H2S.

Los valores de T’pc y p’pc así obtenidos, se usan en lugar de Tpc y ppc a partir de la ec. 3.16 para
el cálculo del factor de compresibilidad z.

III.2.6 Viscosidad del gas
La viscosidad del gas se obtiene con la correlación de Lee:

 , ……………………………………………………………….… (3.23)

 , ………………………………………………………………..…(3.24)

 , …………………………………………………………………………………….… (3.25)

 . …………………………………………………………………… (3.26)

III.2.7 Corrección de la viscosidad del gas por presencia de gases contaminantes
La viscosidad del gas natural corregida, se obtiene con las siguientes expresiones:
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 , ………………………………………………………………………… (3.27)

 , ………………………………………………………...… (3.28)

 , ………………………………………………………… (3.29)

 , ………………………………………………………… (3.30)

donde:
gc = es la viscosidad del gas natural calculada con la ec. (3.23)

CN2 = es la corrección por presencia de N2
CCO2 = es la corrección por presencia de CO2
CH2S = es la corrección por presencia de H2S
YN2 =es la fracción molar de N2
YCO2 = es la fracción molar de CO2.

III. 3 Propiedades Del Aceite Saturado

III.3.1 Correlación de M.B. Standing
En 1947, Standing presentó los resultados del comportamiento pVT de 22 muestras de crudo
proveniente de California, simulando una separación instantánea en dos etapas a 100 F. La
primera etapa se realizó a una presión de 250 a 450 lb/pg² abs. y la segunda etapa la presión
atmosférica. Esta correlación establece las relaciones empíricas observadas entre la presión de
saturación y el factor de volumen del aceite, en función de la razón gas disuelto – aceite, las
densidades del gas y del aceite producidos, la presión y la temperatura. Para estas correlaciones
obtuvo errores promedio de 4.8 y 1.17%.

Aunque se ha determinado que la correlación para gas disuelto deriva de la presión de burbujeo, es
poco precisa para aceites ligeros, es todavía una de las más utilizadas en la industria petrolera, al
igual que la correlación para el factor de volumen de aceite saturado.

Debe entenderse que la densidad del aceite producido en el tanque de almacenamiento dependerá
de las condiciones de separación (etapas, presiones y temperaturas). Mientras más etapas de
separación sean, el aceite será más ligero (mayor densidad API).

La presión del aceite saturado se correlacionó en la siguiente forma:

 , ………………………………………………………(3.31)

 . ………………………...………………………...… (3.32)

El factor de volumen del aceite fue correlacionado con la relación gas disuelto – aceite, la
temperatura, la densidad relativa del gas y la densidad del aceite. Se obtuvo la siguiente expresión:

, ………….…………………………………...……………………..… (3.33)

donde:
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 . ………………….…………………………..…………………………..… (3.34)

III.3.2 Correlación de Vázquez
Para establecer estas correlaciones se usaron más de 6000 datos de Rs, Bo y o, a varias
presiones y temperaturas. Como el valor de la densidad relativa del gas en un parámetro de
correlación importante, se decidió usar un valor de dicha densidad relativa normalizado a un presión
de separación de 100 lb/ pg² manométrica. Por lo tanto, el primer paso para usar estas
correlaciones consiste en obtener el valor de la densidad relativa del gas a dicha presión. Para esto
se propone la siguiente ecuación:

 . …………………………………………...… (3.35)

La correlación para determinar Rs se afinó dividiendo los datos en dos grupos, de acuerdo con la
densidad del aceite. Se obtuvo la siguiente ecuación:

 . ……………………………..……………………………...… (3.36)

Los valores de los coeficientes son:

La expresión que se obtuvo para determinar el factor de volumen es:

 . ………………………………………………….… (3.37)

Los valores de los coeficientes son:

III.3.3 Correlación de Oistein
En 1980, Oistein presentó sus correlaciones para calcular el factor del volumen del aceite saturado
y la relación de solubilidad. Sus correlaciones fueron desarrolladas para aceites del Mar del Norte;
sin embargo, para su utilización en otro tipo de crudos, sugiere aplicar factores del ajuste, basados
en la gravedad API y la viscosidad del aceite residual obtenido por separación diferencial. También
propuso ecuaciones para obtener factores de corrección para aplicarse a los valores predichos de
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presión en el punto de burbujeo, de acuerdo a la presencia de bióxido de carbono, nitrógeno y ácido
sulfhídrico en los gases obtenidos en superficie.

Para las correlaciones de relación de solubilidad y del factor del volumen del aceite, obtuvo errores
promedio de 1.28 y 0.43%, respectivamente.

Los valores de Rs y Bo se obtienen de la forma siguiente:

1. Calcule p* con:

 . …………...…………(3.38)

2. Calcule Rs con:

, …………………..………………………………………………………(3.39)

donde:
a= 0.130, para aceites volátiles
a= 0.172, para aceites negros
Para lograr un mejor ajuste, se puede variar el valor del exponente a.

3. Calcule Bo* con:

. ……………………...…………………………………………………(3.40)

4. Determine Bo con:

 , ……………………………………………..………………………………………….…(3.41)

donde:
 . ……………………….…………………...…(3.42)

III.3.4 Correlación de J. A. Lasater
Lasater presentó, en 1958, una correlación para la presión en el punto de burbujeo, a partir de
información de aceites de Canadá, Estados Unidos y Sudamérica. La correlación se basó en 158
presiones conocidas de 137 sistemas, y está expresada en términos de los parámetros de campo
generalmente conocidos: densidad relativa del gas y del aceite, presión y temperatura.

Presentó una gráfica del peso molecular efectivo, en función de la gravedad API del aceite. A partir
del peso molecular se obtiene una fracción molar de gas, la cual fue correlacionada empíricamente
on un factor función de la presión de burbujeo, a partir del cual se obtiene finalmente la presión de
burbujeo.

El error promedio en la representación algebraica es del 3.8% y el máximo error encontrado es del
14.7%. Se ha determinado que esta correlación es más precisa que la de Standing, cuando se
aplica a crudos ligeros. Chierici y colaboradores31 recomiendan utilizar la correlación de Standing
para aceites con gravedad API menor que 15 y la de Lasater para aceites más ligeros.

Las ecuaciones siguientes corresponden a la correlación de Lasater para un aceite saturado:
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 , ………………………………………………………………………………..… (3.43)

donde pf es el factor de la presión en el punto de burbujeo, el cual fue relacionado con la fracción
molar del gas (Yg), a cuya curva resultante le fue ajustada la siguiente ecuación:

 . ……………..………(3.44)

La fracción molar del gas se calcula con la siguiente expresión:

 . ……………………………………………………………………………...… (3.45)

El peso molecular en el aceite en el tanque (Mo) se correlacionó con los °API del aceite en el
tanque de almacenamiento, a cuya curva se le ajustaron las siguientes expresiones:

 , ………………………………………………… (3.46)

 . ………………………………………………………...… (3.47)

La expresión para determinar Rs se obtuvo a partir de la ec. 3.45:

 . ………………………………………………………………………….… (3.48)

A la fracción molar del gas en función de pf, se ajustó la siguiente ecuación:

 . ……………….… (3.49)

III.3.5 Densidad del aceite saturado
La densidad del aceite saturado, se calcula con la siguiente expresión:

 . ……………..………………………………………………………… (3.50)

III.3.6 Viscosidad del aceite saturado
La viscosidad del aceite saturado se puede calcular de la siguiente manera:

o = a bom , …………………………………………….…………………………………………...…
(3.51)
 a = 10.75 (Rs + 100)-0.515 , …………………………….…………………………………………...…
(3.52)



ECUACIÓN GENERAL DE BALANCE DE MATERIA Y UNA HERRAMIENTA COMPUTACIONAL
PARA SUS CÁLCULOS

60

 b = 5.44 (Rs + 150)-0.338 , ……………………………………..…………………………………….…
(3.53)

o = 10x – 1 , ……………………………………………….….…………………………………….… (3.54)
 X = YT-1.163 , ………………………………………………….……………………………………...…
(3.55)
 Y = 10z , ………………………………………………………..…………………………………….… (3.56)
 Z = 3.0324 – 0.02023  . ……………………………….……………………………………..… (3.57)

III.3.7 Tensión superficial del aceite saturado
La tensión superficial del aceite saturado, se puede determinar con la siguiente expresión:

 . ………………………………………......… (3.58)

III.4 Propiedades Del Aceite Bajosaturado

III.4.1 Compresibilidad del aceite bajosaturado
La ecuación siguiente sirve para determinar la compresibilidad del aceite bajosaturado:

 , ………………………………………………………..… (3.59)

donde :
  C1 = -1433, C2 = 5, C3 = 17.2, C4 = -1180, C5 = 12.61, C6 = 105

III.4.2 Densidad del aceite bajosaturado
La densidad del aceite bajosaturado está dada por la siguiente expresión:

 . ………………………..………………………………………………… (3.60)

III.4.3 Viscosidad del aceite bajosaturado
La viscosidad del aceite bajosaturado se obtiene de la manera siguiente:

 , …………………………………………………………………………………… (3.61)

 , ………………………………………………………………………….… (3.62)

donde:
C1 = 2.6; C2 = 1.187; C3 = -11.513; C4 = -8.98x10-5

III.4.4 Factor de volumen del aceite bajosaturado
Para el aceite bajosaturado se tiene la ecuación:

 . ……………………………………………………………………….… (3.63)

III.4.5 Correlaciones para obtener la presión en el punto de burbujeo
El primer paso para obtener las propiedades del aceite bajosaturado es la determinación de la
presión de saturación del aceite. Las expresiones a aplicar se obtienen de las ecuaciones
previamente establecidas en este capítulo:
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Standing  , …………………………..…………………….…(3.64)

Vázquez  , ……………………………..……………………………...… (3.65)

Oistein  , ………………………..………………………………(3.66)

donde:

 (para aceite volátil) , ………………….………………………………… (3.67)

 (para aceite negro).

Lasater , ……………………...………………………………………………….…(3.68)

donde pf se obtiene con la ec. 3.44.

Por lo general, la presión de saturación del agua se considera igual a la presión de saturación del
aceite.

También se puede usar la relación de solubilidad del aceite como parámetro para saber si el aceite
está saturado o bajosaturado, tomando en cuenta que cuando el aceite está saturado.

III.5 Propiedades Del Agua Saturada

III.5.1 Factor de volumen del agua saturada
El factor del volumen del agua saturada se puede calcular con la siguiente ecuación:

 . ……………………………...… (3.69)

III.5.2 Densidad del agua saturada
La densidad del agua saturada puede obtenerse con la expresión siguiente:

 . …………………………………………………………………………..……………… (3.70)

III.5.3 Viscosidad del agua saturada
La viscosidad del agua saturada es función del porcentaje de NaCl que contenga, y está dada por:
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 , ……………………………………...…………………………………………………… (3.71)

donde:
 , ……..…………………………….… (3.72)

 . ………………………………….……………………………… (3.73)

Si las presiones son elevadas, es necesario corregir el valor de la viscosidad, obtenido con la

 . ……………………………………………………………..… (3.74)

Esta correlación puede aplicarse para el rango de valores siguientes:

III.5.4 Tensión superficial agua-gas
La tensión superficial agua-gas se calcula con las siguientes expresiones:

 , …………………………………………………………………… (3.75)

 , ……………………………...………………………………………………… (3.76)

 , ……………………………………………………………………….… (3.77)

donde:
σw1 es la tensión superficial agua-gas a 280°F.
σw2 es la tensión superficial agua-gas a 74°F.

III.5.5 Solubilidad del gas en el agua
La Rsw se calcula de la siguiente manera:

, ………………………………………………………………………………...…(3.78)

, …………………………………………………………………………………………(3.79)

, ……………………………………………………………………………...………….…(3.80)

, ………………………………………………………...…………..…(3.81)

donde:
A= 3.69051   B= 0.08746
C= 0.01129   D= -0.00647

. ……………………………………………..…………………………………………(3.82)
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El valor de Rsw así obtenido, debe corregirse para considerar el efecto de la salinidad del agua. El
factor de corrección es:

. ……………………………………………………...…(3.83)

III.6 Propiedades Del Agua Bajosaturada

III.6.1 Compresibilidad del agua bajosaturada
La compresibilidad del agua se puede determinar de la siguiente manera:

, ………………………………………………………………………..…(3.84)

donde:
, ………………………………………………………………………….…(3.85)

, …………………………...………………………………………..…(3.86)

, ………………………………………………………………..…(3.87)

, …………………………………………………………………………………(3.88)
f* es el factor de corrección por presencia de gas en solución.

El rango de aplicación de esta correlación es:

III.6.2 Densidad del agua bajosaturada
La densidad del agua bajosaturada se determina con la ecuación:

. …………………………………………………………………………..…(3.89)

III.6.3 Factor de volumen del agua bajosaturada
El factor de volumen del agua bajosaturada está dado por la siguiente expresión:

. ……………………………………………………………………………(3.90)

III.7 Correlaciones para Campos Petroleros del Área Cretácica Chiapas –
Tabasco
Estas correlaciones modificadas fueron utilizadas en este trabajo de tesis en su parte de
herramienta computacional con el fin de adecuarlo al tipo de aceite que se encuentra en el área
mencionada.

Para llevar a cabo esta modificación, Santamaría y Hernández40 revisaron 105 análisis pVT
convencionales efectuados en los laboratorios: de Yacimientos de Villahermosa, Tab.; de
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Yacimientos en Poza Rica de Hgo., Ver; de Yacimientos en el Instituto Mexicano del Petróleo y
Core Laboratorios, Inc.; correspondientes a 30 campos del área Cretácica Chiapas-Tabasco.

Posteriormente procesaron los datos reportados en los análisis pVT, obtenidos mediante
procedimientos establecidos, y se validaron en forma preliminar las correlaciones más utilizadas
para el cálculo de la presión de burbujeo, a relación gas disuelto-aceite, el factor de volumen del
aceite saturado y la compresibilidad del aceite bajosaturado; para esto, se determinaron los errores
promedio y desviaciones estándar resultantes de aplicar a las correlaciones de: Standing, Vázquez,
Lasater, Oistein, Calhoun y Katz.

Una vez validadas las correlaciones, se estudiaron los resultados obtenidos y, en el caso de
algunas propiedades, se desechó la información de los análisis pVT que generaba valores muy
dispersos, ya fuera por tratarse de campos con muy poca información y características diferentes, o
de casos en que no se encontró una explicación lógica del comportamiento de los resultados
obtenidos.

Este procedimiento se aplicó primero a toda la información disponible del área Cretácica; y después
por separado a los datos correspondientes a aceites con gravedad API menor que 31.1 y por otra
parte a los de mayor o igual que 31.1 °API, con el fin de conocer si con esta selección se lograban
mejores correlaciones que las obtenidas para toda la información.

Los análisis pVT utilizados para realizar esta modificación de las correlaciones, indican que los
yacimientos del área Cretácica Chiapas-Tabasco, en general, son productores de aceite ligero o
volátil y de gas y condensado. Las características de los fluidos cubren los rangos de valores que
se indican a continuación:

Presión de burbujeo: 2570-5859 lb/pg2 (abs)
Relación gas disuelto-aceite: 129-3277 pie3/bl
Factor de volumen del aceite saturado: 1.10-3.603 bl/bl
Gravedad API del aceite: 25.03-42.87 °API
Densidad relativa del gas (Sep. Diferencial): 0.6711-1.9365

III.7.1 Presión de Burbujeo
Para estudiar la predicción de esta propiedad, se seleccionaron 64 datos considerados confiables,
de los cuales, 16 corresponden a crudos con gravedad específica menor que 31.1°API y 48
corresponden a aceites con gravedad API mayor o igual que 31.1. Las nuevas correlaciones
propuestas para calcular la presión de burbujeo, son las siguientes:

Para crudos con gravedad API menor que 31.1:

, ………………...…(3.91)

donde:
pb: lb/pulg2 abs.
T: °F
R: pie3/bl
O bien, en otras unidades:

, ………………...…(3.92)

donde:
pb: kg/cm2 abs.
T: °C
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R: m3/ m3

Para crudos con gravedad API mayor o igual que 31.1:

, ………………….…(3.93)

donde:
pb: lb/pulg2 abs.
T: °F
R: pie3/bl

O bien, en otras unidades:

, ……………….…(3.94)

donde:
pb: kg/cm2 abs.
T: °C
R: m3/ m3

III.7.2 Relación Gas Disuelto – Aceite
Para estudiar la relación gas disuelto-aceite Santamaría y Hernández40 utilizaron 439 datos; 126
correspondientes a crudos con gravedad API menor que 31.1 y 313 a aceites mayores o iguales a
31.1°API. Los errores mínimos se obtienen con las siguientes correlaciones propuestas:

Para crudos con gravedad API menor que 31.1:

, …………….…(3.95)

donde:
Rs: pie3/bl
T: °F
p: lb/pulg2 abs.

O bien, en otras unidades:

, …….....…(3.96)

donde:
Rs: m3/ m3

p: kg/cm2 abs.
T: °C

Para crudos con gravedad API mayor o igual que 31.1:

, ………………(3.97)

donde:
Rs: pie3/bl
T: °F
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p: lb/pulg2 abs.

O bien, en otras unidades:

, …………...…(3.98)

donde:
Rs: m3/ m3

p: kg/cm2 abs.
T: °C

En la predicción de la relación gas disuelto-aceite en el yacimiento, la densidad relativa del gas
disuelto corresponde a la del gas producido.

III.7.3 Factor de Volumen del Aceite Saturado
Para el análisis de las correlaciones que predicen esta propiedad, Santamaría y Hernández40
consideraron 560 datos, que conforman el total de los disponibles.

Se observó que la correlación de Standing es la que presenta los menores errores, obteniéndose
resultados satisfactorios en la predicción del factor de volumen del aceite saturado. En vista de lo
anterior, los autores no consideraron necesario probar nuevas expresiones para el cálculo de esta
propiedad.

III.7.4 Compresibilidad del Aceite Bajosaturado
Para estudiar esta propiedad se consideraron 294 datos y se obtuvieron los mejores datos con la
siguiente expresión:

, …………………..…(3.99)

donde:
Co=1/(lb/pg2)
R: pie3/bl
T: °F
p: lb/pulg2

O bien, en otras unidades:

, ………..…(3.100)

donde:
Co=1/(kg/cm2)
R: m3/ m3
p: kg/cm2
T: °C

III.7.5 Densidad relativa del Gas Disuelto
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Para estudiar la densidad relativa del gas disuelto, Santamaría y Hernández40 utilizaron 391 datos,
de los cuales 112 corresponden a crudos con gravedad específica menor que 31.1°API. Las
expresiones con mayor precisión son:
Para crudos con gravedad API menor que 31.1:

, ……….…(3.101)

donde:
p: lb/pulg2 abs.
T: °F

O bien, en otras unidades:

, …...…(3.102)

donde:
p: kg/cm2 abs.
T: °C

Para crudos con gravedad API mayor o igual que 31.1:

, ……………(3.103)

donde:
p: lb/pulg2 abs.
T: °F

O bien, en otras unidades:

, ….…(3.104)

donde:
p: kg/cm2 abs.
T: °C.

III.8 Correlaciones para Campos Petroleros del Área Marina de Campeche
Estas correlaciones modificadas fueron utilizadas en este trabajo de tesis en su parte de
herramienta computacional con el fin de adecuarlo al tipo de aceite que se encuentra en el área
mencionada.

Para llevar a cabo estas modificaciones a las correlaciones pVT, Santamaría y Hernández41
revisaron 58 análisis pVT efectuados en los laboratorios: de Yacimientos de Villahermosa, Tab.; de
Yacimientos en Poza Rica de Hgo., Ver; de Yacimientos en el Instituto Mexicano del Petróleo y
Core Laboratorios, Inc.; correspondientes a los campos: Akal, Chac, Nohoch, Abkatún y Ku, del
área Marina de Campeche. Una vez estudiados los análisis, se descartaron aquellos en los que se
pudieron detectar fallas en las tomas o manejo de las muestras.

A continuación se validaron las correlaciones más utilizadas para el cálculo de la presión de
burbujeo, relación gas disuelto-aceite y factor volumétrico del aceite saturado; para esto, se
determinaron los errores promedio y desviaciones estándar resultantes de aplicar a las
correlaciones de: Standing, Vázquez, Lasater y Oistein.
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Una vez validadas las correlaciones, se estudiaron los resultados obtenidos y se desechó la
información que generaba valores muy dispersos.

Posteriormente, para el caso de la presión de burbujeo y la relación gas disuelto-aceite, se procedió
a la búsqueda de nuevas expresiones que predijeran estas propiedades, con mayor precisión que
las correlaciones estudiadas. Este procedimiento se aplicó primero a toda la información disponible
del área marina y después a diferentes campos por separado, con el fin de conocer las ventajas
que puede presentar la selección de correlaciones por campo o grupo de campos, en comparación
con la selección de una sola correlación para toda el área marina.

Finalmente, por comparación de los parámetros estadísticos obtenidos, se seleccionaron las
correlaciones que dan como resultado los valores más cercanos a los medidos.

Los análisis pVT realizados a muestras de aceite de los campos estudiados, indican que los
yacimientos son de aceite bajosaturado, y sus características cubren los rangos de valores
siguientes:

Presión de burbujeo: 1315-3925 lb/pg2 (abs)
Relación gas disuelto-aceite: 169-1089 pie3/bl
Factor de volumen del aceite saturado: 1.10-1.73 bl/bl
Gravedad API del aceite: 13.15-32.17 °API
Densidad relativa del gas (Sep. Diferencial): 0.79-1.22

Los gases liberados mostraron los siguientes contenidos en por ciento mol:

III.8.1 Presión de Burbujeo
Se realizaron pruebas aplicando algunas expresiones a los campos por separado, obteniéndose
finalmente resultados satisfactorios con las nuevas correlaciones siguientes:

Akal, Chac y Nohoch:

, ……………………..…(3.105)

Abkatún:

, ………………………(3.106)

Ku:

, …………………...…..…(3.107)
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III.8.2 Relación Gas Disuelto – Aceite
Las nuevas expresiones propuestas por Santamaría y Hernández41 para calcular la relación gas
disuelto-aceite, son las siguientes:

Akal, Chac y Nohoch:

, …………..……….(3.108)

Abkatún:

, …...……………………(3.109)

Ku:

. ………………………(3.110)

III.8.3 Factor de Volumen del Aceite Saturado
Para calcular esta propiedad, Santamaría y Hernández41 observaron que la correlación de
Standing es la que presenta los menores errores y desviaciones estándar, obteniéndose resultados
satisfactorios para predecir el factor de volumen del aceite saturado en los campos estudiados.  En
vista de lo anterior no se consideró necesario probar nuevas expresiones para la obtención de esta
propiedad.
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IV. LA ECUACIÓN GENERALIZADA DE BALANCE DE MATERIA
El concepto de balance de materia es un concepto físico fundamental que es completamente usado
en diversas ramas de la ingeniería. En Ingeniería de Yacimientos, es un método muy poderoso para
estimar los Volúmenes Originales de Aceite y/o Gas (VOA/VOG) en el yacimiento (Original Oil/Gas
In Place) o de la entrada de un acuífero. El método es completamente independiente del método
volumétrico y entonces sirve para verificar cálculos hechos con volumetría. El método es más
preciso dependiendo de la cantidad y de la calidad de los datos, no obstante, siempre es
aconsejable usar ambos métodos si se tienen suficientes datos disponibles. La ventaja del método
de Balance de Materia (BM) es que, en yacimientos permeables, se pueden ver los efectos del VOA
y del VOG en áreas que no han sido perforadas. La desventaja es que no puede ser aplicada hasta
después de que la producción ha comenzado. Un requerimiento práctico inherente para el éxito del
BM es la necesidad, en gran término, de medir la presión del yacimiento, medir todos los fluidos
producidos y obtener información precisa de presión/volumen/temperatura pVT. Es de gran
importancia que las relaciones pVT sean medidas antes de que el yacimiento sea puesto a
producir.

El aceite y el gas se venden en términos de volúmenes medidos a condiciones estándar. Esto
significa que en BM es más conveniente trabajar en términos de volúmenes estándar en lugar de
trabajar en términos de balance de masa. Los volúmenes se pueden relacionar con la presión
fácilmente usando correlaciones pVT.

IV.1 Antecedentes
Coleman obtuvo la Ecuación de Balance de Materia (EBM) en 1930 y su trabajo fue usado después
por Schilthuis4 y por Tarner6. En 1963, Havlena y Odeh15 mostraron que debido a que la ecuación
era lineal, los datos de BM se pueden combinar en la ecuación de la recta. Esto permitió al usuario
determinar dos parámetros, tales como el VOA y el VOG en el caso de un yacimiento con casquete
de gas o el coeficiente de acuífero en el caso de yacimiento con empuje por agua. Hasta la
publicación de su trabajo, la EBM había sido usada para determinar sólo un parámetro (VOA o
VOG) usando datos de presión y de producción en un solo punto a un cierto tiempo.
Posteriormente, Tehrani mejoró el método para determinar el Volumen de Aceite y de Gas usando
una técnica de regresión lineal con dos parámetros. Sills32 extendió el trabajo de Tehrani
desarrollando una técnica para determinar el VOA y el VOG simultáneamente con parámetros del
acuífero usando gráficas.

En 1994, Walsh, Ansah y Raghavan34 hicieron un avance significativo en la EBM cuando
incluyeron un nuevo término que consideraba al componente condensado en la fase de vapor. Esto
permitió que la EBM fuera aplicada más rigurosamente a los yacimientos de gas y condensado y de
aceite volátil. Previamente, el componente aceite volátil tenia que ser incluso excluido o manejado
con menos rigurosidad como un término equivalente al gas. La EBM de Walsh es la más rigurosa y
efectiva en cuanto a la consideración del aceite volátil o gas y condensado. Payne publicó en 1996
una forma de la EBM que permitía que los yacimientos comunicados fueran considerados como
tanques conectados en serie o en paralelo. Él aplicó este método exitosamente a grandes
yacimientos de gas.

IV.2 Obtención de la Ecuación Generalizada de Balance de Materia
Las siguientes suposiciones son necesarias para la obtención de la EGBM:

1. El yacimiento puede tener una fase inicial de vapor y una fase inicial de líquido.
2. El gas se puede disolver en la fase líquida.
3. El aceite puede ser volátil en la fase de vapor.
4. El agua puede invadir al yacimiento desde el acuífero durante la producción.
5. El agua y la roca son compresibles.

Nota: todo se expresa en unidades de campo.
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El volumen original de gas se encuentra dividido en dos partes:

, .………….…………………………………………………………………………… (4.1)

donde
G = volumen original total de gas
Gfgi = volumen de gas en fase gaseosa inicial
Nfoi = volumen de aceite en fase aceite inicial
Rsi = relación de solubilidad inicial

Al combinar Nfoi y Rsi, obtenemos el volumen de gas disuelto en el aceite.

De manera muy similar, para obtener el volumen original de aceite, tenemos:

. ……………….…………………………………………………………………….… (4.2)

donde Rvi es la relación de vaporización del gas.

Al combinar Rvi y Gfgi, obtenemos el volumen de aceite vaporizado en el gas.

Podemos cuantificar el volumen de aceite o gas remanente después de que comience la
producción de la siguiente manera:

 , …………………….…..………………………………………………………… (4.3)

y

 , ……………….……………………………………………………………….… (4.4)

de manera general, considerando un componente (fase) cualquiera:

o bien:

Vol. Original de m – Vol. Producido de m = Vol. m en fase libre + Vol. m disuelto

Arreglando la ec. 4.3 y la ec. 4.4 obtenemos:

 , …………….…..…………………...……...…………………………………… (4.5)

 y     . ……….………………………………..…………………………………… (4.6)

Resolvemos simultáneamente, sustituyendo la ec. 4.5 en la ec. 4.6 y arreglamos:

Factorizando y despejando Gfg:
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 , …………...……………………………………………………………… (4.7)

de manera análoga para Nfo:

 , ………..………………………………………………………………… (4.8)

ahora, sustituimos las ecs. 4.1 y 4.2 en 4.7 y 4.8 respectivamente:

 , …………..………………………………………………..… (4.9)

 . …………….……………………………………………..… (4.10)

Las ecs. 4.9 y 4.10 expresan los volúmenes estándar para cualquier tiempo t en términos de los
volúmenes iniciales (estándar), lo que indica que el yacimiento como volumen de control está
balanceado. El cambio en los volúmenes de todas las fases en el volumen de control durante la
producción se deben balancear.

Dado que el volumen de control es igual al volumen original del yacimiento, entonces:

 . ………………………………………………………….……………… (4.11)

Para determinar Vo, se debe calcular el volumen ocupado por la fase aceite antes y después de la
producción. El volumen inicial de aceite en el yacimiento se calcula:

.

Y el volumen de aceite en el yacimiento a un tiempo t

 , ……….………………………………..……………………… (4.12)

 , ……………….…………………………………… (4.13)

de manera similar para el gas

 y        , ………………………….……………………..……… (4.14)
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 . …………………………………………………… (4.15)

Los cambios en el volumen de la fase agua, Vw, es el resultado de la compresibilidad del agua, la
entrada o invasión del acuífero y de la producción de agua. Si W es el volumen inicial de agua en el
yacimiento y V  es el volumen poroso inicial, entonces:

 , …………………….…………………………………….……………………………… (4.16)

mientras que el volumen poroso a cualquier t se define como:

 , ……………….……………………………………………………………..… (4.17)

por lo tanto

 , ……….………………………………………………………… (4.18)

en donde

el cambio en el volumen rocoso es el inverso del cambio en el volumen poroso, entonces:

 , ……….…………………………………………………………………………….… (4.19)

debido a que Vf es el volumen poroso inicial total, se puede expresar como:

 , ……………….………………………………………………………………… (4.20)

ahora sustituimos las ecs. 4.20 en 4.18 y 4.19:

del mismo modo, sustituimos las ecs. 4.13, 4.15, 4.18 y 4.19 en 4.11, obteniendo

 , …………..…(4.21)

donde

 . …………………………………………………………………………………..… (4.22)
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Al sustituir las ecs. 4.9 y 4.10 en la ec. 4.21 y arreglando esta llegamos a la Ecuación General de
Balance de Materia (EGBM)

. ………….………………………………….… (4.23)

La ecuación anterior puede escribirse de manera compacta de la ecuación de balance de materia
generalizada de la forma:

, ………….…………………………………..…. (4.24)

donde  , …………………………………………………..… (4.25)

 , ……………….………………………………………………………..……………… (4.26)

 , ………….…………………………………………………………………………..… (4.27)

 , ……………….…………………………………………………………….… (4.28)

 y  , …………….…………………………………………………………………..… (4.29)

 en donde  , ………………………….………………………. (4.30)

 y  . ……………….…………………………………………… (4.31)

Frecuentemente, es más conveniente expresar la producción de gas en términos de la Relación
Gas/Aceite Producido Acumulado, Rp. En este caso la ec. 4.25 que define al yacimiento se
convierte en:

 . …………………………….………………………………..… (4.32)
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El volumen del casquete de gas algunas veces se expresa en términos de r, la relación del volumen
de gas en el casquete del yacimiento y del volumen de gas en la zona de aceite. La ecuación para
determinar r es:

 , ………….……………………………………………………………………………..… (4.33)

  en este caso, la EBM se escribe de la siguiente manera:

 . …………………….………………………...… (4.34)

NOTA: la ecuación no incluye los términos de inyección de gas o de agua, pero pueden incluirse
fácilmente en los términos de producción de gas y aceite pero como producción negativa.

IV.3 Índices de Empuje
La EBM también se puede usar para derivar algunos de los índices que se usan para comparar las
fuerzas relativas de varios tipos de mecanismos de empuje. La definición de índices de empuje es
subjetiva y arbitraria, así que a continuación se presentarán las definiciones de dos autores.

IV.3.1 Índices de Empuje de Pirson
Pirson propuso tres índices de empuje en los yacimientos de aceite: índice de empuje por
agotamiento, IDD; índice de empuje por segregación, ISD; e índice de empuje por entrada de agua,
IWD. El IDD mide el efecto de expansión de la fase aceite, el ISD mide el efecto de expansión del
casquete de gas, y el IWD mide el efecto de expansión del acuífero. Pirson no toma en cuenta el
empuje por expansión de roca o del agua de formación, así que sus índices se definen como:

 , ……………………………….……………………………………………………….… (4.35)

 , ……………………………………….……………………………………………….… (4.36)

 , …………………………………………………………………...…..…………………… (4.37)

si Efw se desprecia entonces:

 , ……………….………………………………………………………………….… (4.38)

si se incluye Efw, entonces un índice de empuje de formación, IFD, se puede definir como:

 , ……….………………………………………………………………..… (4.39)

entonces la ec. 4.45 queda:

 , …….……………………………………………………………………….… (4.40)

estos son índices de empuje acumulativos y cambian conforme el yacimiento produce.
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IV.3.2 Índices de Empuje de Sills32
Se encontraron algunas deficiencias en los índices de empuje de Pirson, y Sills32 definió una serie
de índices de empuje basados en la EBM que define la fuente de energía del yacimiento. Estos
índices no fueron modificados para incluir los componentes volátiles del líquido. Sills32 rearregló la
EBM para definir las expansiones de las fases en relación con el volumen de aceite producido del
yacimiento. Se necesitan definir tres términos más para la separación de la producción del gas
directamente de la fase vapor y de cualquier gas o agua inyectada: el gas producido de la fase
vapor, Gpg; el gas de inyección, GI; y el agua de inyección WI. Los índices de empuje de Sills32
para yacimientos de aceite se definen como:

 , ………….…………………………………………………...… (4.41)

, ………………………….……………………………………………..… (4.42)

, ………………………….………………………………………………..… (4.43)

. ………………………….……………………………………………...… (4.44)

Deben ser definidos los diferentes índices de empuje para yacimientos de gas. Debido a que estos
índices no son fáciles de adaptar a los yacimientos de gas y condensado o de aceite volátil, los
índices de empuje de Pirson son más versátiles. Sin embargo los índices de empuje de Sills32
pueden tener ventajas cuando se aplican a yacimientos convencionales de aceite y de gas. Estas
dos diferentes series de índices de empuje indican la naturaleza subjetiva de los mismos.
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V. CÁLCULO DE ENTRADA DE AGUA

V.1 Antecedentes
Para aplicar la EBM se debe determinar la entrada de agua, We, como función del tiempo si el
Balance de Materia se usa para determinar los volúmenes originales de aceite y gas. We, depende
del tamaño del acuífero y de la caída de presión entre el acuífero y el yacimiento.  En este trabajo
se presentarán dos métodos para determinar We: el método de flujo en régimen permanente de
Schilthuis y el método de flujo en régimen pseudopermanente de Fetkovich.

V.2 Determinación de los parámetros del acuífero mediante Balance de
Materia
La constante del acuífero  y los volúmenes originales de aceite o gas también se pueden
determinar de gráficas de Balance de Materia. La EBM se puede escribir de la forma:

 , ………………………………………….… (5.1)

en donde, para determinar la entrada de agua se tiene:

 , ………………………………..… (5.2)

para yacimientos de aceite bajosaturado, la ec. 5.2 se reduce a:

 , ……………………………………………………….… (5.3)

la ec. 4.9 se puede rearreglar para que quede:

 . …………………………………………………………………… (5.4)

V.2.1 Gráficas de entrada de agua por Balance de Materia

La ec. 5.4 implica la siguiente una gráfica de:

que tiene como pendiente m= B´ y ordenada al origen b= Nfoi.

Similarmente para los yacimientos de gas y condensado, la EBM es:

 , …………………………………………………………………… (5.5)

con base en la ec. 5.5 para yacimientos de gas y condensado, una gráfica de:
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tiene m= B´ y b= Gfgi.
Para yacimientos saturados (con casquete de gas), no se pueden obtener los tres parámetros
desconocidos (B´, Gfgi, Nfoi) de una gráfica lineal, sin embargo, si la relación de volúmenes
casquete de gas-aceite, M, es conocida de volumetría, dos de los parámetros se pueden
determinar de una gráfica lineal. Para esto, la EGBM es:

 , ………………………………………………………………….… (5.6)

 donde  , ………………………………………………………...… (5.7)

 donde  , ………………………………………………………………………………….… (5.8)

 la ec. 5.6 se rearregla:

 , …………………………………………………………………...… (5.9)

  para yacimientos de aceite saturado se grafica:

que tiene m= B´ y b= Nfoi. Esta gráfica tiende a ser cóncava hacia arriba si M es muy grande y
hacia abajo si M es muy pequeña, la regresión lineal ayuda a determinar el valor correcto de M. Si
el coeficiente de regresión lineal, R2, se grafica vs. M, se puede encontrar un óptimo valor de M
cuando se tiene el valor máximo del coeficiente de regresión.

La ec. 5.2, que es la EBM para yacimientos saturados, se escribe de la siguiente
manera:

 . …………………...………….… (5.2)

Con una gráfica lineal no se pueden determinar los tres parámetros desconocidos (B´, Gfgi y Nfoi)
sin el uso de la técnica de regresión lineal. Sin embargo, los tres parámetros también se pueden
determinar por regresión lineal múltiple siempre y cuando sean conocidos los primeros datos y al
menos tres de los puntos de datos conocidos.

V.3 Método de Schilthuis
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El modelo más simple para la entrada de agua es el método de Schilthuis el cual considera que el
ritmo de entrada de agua es proporcional al decremento de presión (pi-p).

, ……………………………………………………………………………………. (5.10)

 integrando la ecuación anterior:

 . ……………..…………………………………………………….… (5.11)

Donde k´ es una constante de proporcionalidad en unidades de RB/(D-psi). En el SI, k´ puede tener
unidades de res m3/(s Pa). Se usa k´ en lugar de k para no confundirlo con la permeabilidad. Es
difícil predecir un valor a priori para k´, pero se puede medir a partir de los datos de presión y
producción del yacimiento. Una manera de hacer esto es calculando primero We de la EBM.

 . ……………………………………………(5.12)

La ecuación 5.12 requiere que Nfoi y Gfgi sean conocidos de volumetría. Después, por medio de
una gráfica We/ t vs. (pi-p), se determina k´ a partir de la pendiente de la gráfica, m. Si los
volúmenes originales de aceite y gas son conocidos, k´ se puede determinar si la producción del
yacimiento se puede limitar por un periodo en donde la presión se mantenga relativamente
constante. Esto es, dp/dt=0, lo cual significa que el volumen de fluidos producidos es igual al
volumen de entrada de agua.

 , ……………………………………………………………… (5.13)

  para yacimientos de aceite negro (Rv=0), esto se puede simplificar a:

 , ………………………………………………….… (5.14)

  para presiones mayores a la de burbujeo, se puede simplificar a:

 , ……………………………...………………………………………...… (5.15)

entonces el valor de dWe/dt se divide por (pi-p) para determinar k´.

V.4 Método de Fetkovich
Este método asume que el tamaño del acuífero es conocido y que el agua que fluye del acuífero
depresiona al yacimiento de acuerdo con la EBM. Debido a que se asume un estado
pseudopermanente en este método, se debe especificar un tamaño del acuífero finito.

Este método se aplica de una manera simple en cálculos de Balance de Materia. A continuación se
describen los pasos para aplicar en el método:
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1. Se calcula el volumen de agua acumulable máximo de entrada, Wei,

 , ………………………………………………………………………… (5.16)

donde Wei está dado por RB si h, raq, y rR, están en pies.

2. Se calcula el índice de productividad, J, para el flujo del acuífero al yacimiento con:

 , …………………………………………………………………….… (5.17)

para acuíferos finitos o con una presión constante en las fronteras del acuífero:

 , ………………………...…………………………………………………...… (5.18)

las ecs. 5.17 y 5.18 tienen unidades de campo, J está dado por RB/(D-psi) en SI o en res m3/(d
Pa).

3. Inicialmente se toma la presión del yacimiento al final del tiempo n, pRn; la presión media
durante el tiempo n, ; y la presión media del acuífero al final del tiempo n, , para la

presión inicial del yacimiento, . Se miden o se especifican  y .

4. Se calcula la presión media del yacimiento para cada intervalo de tiempo:

 . …………………………………………………………………………………..… (5.19)

5. Calcular la entrada de agua para cada intervalo de tiempo:

 . ……………………..….…………………………………..… (5.20)

6. Se calcula la entrada total acumulada de agua al tiempo actual:

 . ………...……………………………………………………………………………… (5.21)

7. Calcular la presión media en el acuífero al término del tiempo actual:
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 . …………………………………………………………………………………..… (5.22)

8. Regresar al paso 4 y repetir para el siguiente intervalo de tiempo.

Para los ejemplos de este trabajo se supusieron tanto Jw como Wei, empleando un proceso
iterativo para el método de Fetkovich.
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Se encuentra el mejor ajuste
de R2, encontrando también la
mejor Jw.
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VI. APLICACIONES DE LA EBM GENERALIZADA

En este capítulo se revisarán aplicaciones de las ecuaciones de Balance de Materia en diferentes
tipos de yacimientos, volumétricos y con entrada de agua.

Mediante la aplicación de las Ecuaciones de Balance de Materia será posible estimar los
volúmenes originales de aceite y/o gas, y en su caso los parámetros del acuífero asociado.

VI.1 Procedimiento general de análisis
La ecuación generalizada de Balance de Materia puede reducirse a formas particulares,
dependiendo del tipo de yacimiento y mecanismos de producción que actúan en el mismo.

Las formas particulares de la Ecuación Generalizada de Balance de Materia se emplean en la
evaluación de volúmenes originales de aceite y/o gas en el yacimiento y, en su caso, en la
estimación de las características y potencial del acuífero asociado, empleando para ello datos de
presión-producción de fluidos y sus propiedades.

El procedimiento general de análisis de los yacimientos de hidrocarburos es el siguiente:

Para yacimientos volumétricos:
1. A partir de los datos del yacimiento, de los datos pVT y de los de Presión-Producción se

hacen los cálculos de Balance de Materia como Eg, Eo, Et, Efw, Bto, Btg, F, dependiendo
del tipo de fluido del yacimiento como se describe a lo largo del capítulo.

2. Ya que se obtienen los cálculos necesarios, se hace el análisis gráfico para obtener los
volúmenes originales de Aceite y/o Gas según sea el caso. Havlena y Odeh propusieron
una serie de gráficas que usan la EBM como una gráfica lineal. Sus gráficas permiten la
determinación del Volumen Original de Aceite in Situ (OOIP por sus siglas en inglés) y del
Volumen Original de Gas in Situ (OGIP) a partir de todos los datos medidos de presión
producción, en vez de calcularlos a partir de puntos individuales de datos. En los ejemplos
que se citan en este capítulo se utilizan algunas de las siguientes gráficas y algunas otras
que son modificadas.

Gráfica 1
Debido a que no se presenta originalmente la fase de aceite libre en los yacimientos de gas seco o
de gas y condensado Nfoi=0. Si el yacimiento es volumétrico, entonces W=0 y la ecuación 4.24 se
reduce a:

. ………………………………………………………………………………… (6.1)

Sin embargo si se hace una gráfica de F vs. Eg+BgiEfw, se obtiene una recta que pasa por el
origen con una pendiente igual a Gfgi. Esta gráfica es análoga a la gráfica de p/z vs. Gp para
yacimientos de gas seco. Esta última gráfica tiene algunas ventajas, sin embargo, en general la
gráfica 1 es más versátil y precisa que la gráfica p/z debido a que se fuerza a ésta a intersecar el
origen. La gráfica 1 es igualmente aplicable a los yacimientos de gas seco y de gas y condensado.
En los yacimientos de gas seco, los cálculos de F y de Eg son más simples debido a que Np=0 y
Rv=0. En los yacimientos de gas y condensado, el Volumen Original de Condensado in Situ es igual
a GfgiRvi.
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Gráfica 2
En yacimientos de aceite bajosaturado (presión por debajo del punto de burbuja), no se presenta
originalmente la fase de gas libre, así que Gfgi=0. Si W=0 o es despreciable, entonces la ecuación
4.24 se reduce a:

 . ………………………………………………………………………………… (6.2)

Sin embargo si se hace una gráfica de F vs. Eo+BoiEfw, se obtiene una recta que pasa por el
origen con una pendiente igual a Nfoi. Esta ecuación aplica para todos los yacimientos de aceite
bajosaturado, incluyendo los yacimientos de aceite volátil. En los yacimientos de aceite volátil, los
cálculos de Eo son más complicados debido a que . En todos los yacimientos de aceite
bajosaturado OGIP es igual a NfoiRsi.

Gráfica 3(a)
En yacimientos volumétricos de aceite saturado (por ejemplo, aquellos con casquete de gas pero
sin empuje de agua), sólo cuando W=0 la ecuación 4.24 se reduce a:

 , …………………………………………………………… (6.3)

  la ec. 6.3 se puede arreglar:

 . ……………………………………………………………….… (6.4)

Esta ecuación implica que si se hace una gráfica de vs. , se

obtiene una recta con una pendiente, A, igual a Gfgi que interseca a b, igual a Nfoi. De hecho, con
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esta gráfica, se puede determinar la cantidad de aceite libre y de gas libre in situ. Por supuesto, los
OGIP y OOIP totales se deben determinar de las ec. 4.1 y 4.2, respectivamente.

Gráfica 3(b)
Una alternativa de la gráfica 3(a) es arreglar la ecuación 6.3:

 . …………………………………………………………..…… (6.5)

Esta ecuación implica que si se hace una gráfica vs. , se

obtiene una recta con A=Nfoi y b= Gfgi. Cualquier variación de la gráfica 3 es satisfactoria. Sin
embargo, estas dos gráficas son muy sensibles a la precisión de los datos PVT, los pequeños
errores en estos datos producen grandes errores en las gráficas.

3. Se verifica la volumetría del yacimiento en las gráficas 1 a 3, si las líneas de las gráficas se
curvean hacia arriba. Sin embargo, esta tendencia de curva hacia arriba no es muy sensible
y puede no desarrollarse si la producción tiene grandes variaciones. Frecuentemente, el
agua invade los pozos en producción antes de que la tendencia se establezca en las
gráficas. Cuando hay entrada de agua, los diferentes arreglos de la EBM se pueden
expresar en gráficas que pueden diagnosticar la entrada de agua en una etapa temprana
de la vida del yacimiento.
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Para yacimientos con entrada natural de agua:
1. A partir de los datos del yacimiento, de los datos pVT y de los de Presión-Producción se

hacen los cálculos de Balance de Materia como Eg, Eo, Et, Efw, Bto, Btg, F, dependiendo
del tipo de fluido del yacimiento.

2. Se supone una Jw y una Wei iniciales
3. A partir de los cálculos de Balance de Materia y de la Jw y Wei supuestas se hacen los

cálculos del Método de Fetkovich con las siguientes ecuaciones:

4. Se obtienen los valores de m y b considerando un modelo lineal:

 donde:
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por otro lado, si consideramos una función error, E igual a:

  y obtenemos derivadas con respecto a m y b:

Con esto podemos obtener los coeficientes del jacobiano para aplicar el método del pivote y
encontrar los valores de m y b, que son Wei y Gfgi o Nfoi, respectivamente.

Los coeficientes del jacobiano son:

Con el modelo lineal obtenemos:

Ajustando al jacobiano:

Donde k es el número de datos.

5. Una vez que se obtuvieron los valores de la pendiente (m) y la ordenada al origen (b), se
calcula el coeficiente de correlación (R2), para poder elegir el mejor ajuste de Jw. El valor
de R2 se calcula con los siguientes estadísticos:
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de donde:

 y:

6. Ya que se obtuvieron varios valores de Wei, Nfoi o Gfgi y Jw, con su respectivo coeficiente
de correlación, se hace el ajuste cuadrático o cúbico, para encontrar el mayor valor de R2,
y por consiguiente, obtener los valores de Wei y Nfoi o Gfgi.

VI.2 Yacimientos de Gas Seco
Se llama yacimiento de gas seco al que produce solamente gas y no hidrocarburos líquidos
apreciables y es el tipo de yacimiento más simple para analizar. Los yacimientos de gas
frecuentemente tienen mayores factores de  recuperación, independientemente del mecanismo de
empuje. Los factores de recuperación de más del 80% no son poco comunes e incluso se pueden
encontrar en yacimientos volumétricos. El gas natural (como se le llama cuando es vendido y
usado) es muy compresible y tiene muy bajas viscosidades, ambos factores contribuyen a los altos
factores de recuperación. Mientras el factor de recuperación tiende a ser menor en los yacimientos
de gas con empuje de agua, éste puede ser más alto en los yacimientos volumétricos de gas si el
yacimiento es homogéneo y tiene altas porosidades y permeabilidades.

Principalmente el factor de recuperación es menor en yacimientos con empuje de agua, porque
éste deja una saturación de agua residual que es irrecuperable. Esta saturación de gas residual
usualmente se encuentra a altas presiones, lo cual da como resultado un inconveniente factor de
volumen de formación del gas. En otras palabras, la saturación residual del gas a altas presiones
tiene un gran volumen de gas comprimido en un pequeño espacio. En yacimientos heterogéneos
con empuje de agua, el agua tiende a fluir a través de la formación que tiene mayor permeabilidad,
traspasando el gas que tiende a quedarse atrapado en las áreas de menor permeabilidad. Esto se
vuelve un gran problema si el yacimiento es altamente fracturado y además tiene gran empuje de
agua. El empuje de agua ayuda a la mayor parte del gas contenido en la matriz y en las fracturas a
salir. El factor de recuperación en este tipo de yacimientos es aproximadamente del 25%. A
continuación se examinarán los métodos para determinar el volumen original de gas en el
yacimiento con la EBM, también se revisarán los problemas de yacimientos con altas presiones y
con entrada de agua.

VI.2.1 Cálculos de Balance de Materia para Yacimientos de Gas Seco

VI.2.2.1 Yacimientos volumétricos de gas seco
No hay hidrocarburos en fase líquida en los yacimientos de gas seco, por lo tanto, Nfoi=0.
Tampoco, hay líquidos volátiles en la fase gas; por lo tanto, Rvi=Rv=0. La EBM se reduce a:

, ………………………………………………………………………..… (6.6)
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  y las definiciones de los términos principales se simplifican a:

 , ………………………………………………….……………………………………...….… (6.7)

 , ……………………………………………………………………….………… (6.8)

 y  . …………………………….………...……………………………………………………… (6.9)

Usualmente se puede despreciar el último término en la ecuación 6.6 debido a que el gas
normalmente tiene mayor compresibilidad que el agua y la roca. Si además, se desprecia la entrada
de agua (p.e. si el yacimiento es volumétrico), la EBM se puede reducir a:

 . ……………………..………………………….……………………………… (6.10)

La ec. 6.10 es la ecuación más usada para analizar los yacimientos volumétricos de gas. Cuando
los datos suficientes están disponibles, es mejor graficar los datos y usar regresión lineal para
determinar el volumen original de gas en el yacimiento.

La ec. 6.10 se puede arreglar en términos de Bg, que se puede calcular a partir de:

 , ………………………………………………………………………………………….… (6.11)

sustituyendo la ecuación 6.11 en 6.10:

 , ……………………………………………………………………….… (6.12)

eliminando términos comunes y arreglando, la EBM queda:

 . ……………………………………………………………………………………..… (6.13)

Gráfica 1. La ec. 6.10 conduce a la primera gráfica de Balance de Materia de gas:

Donde la ordenada al origen, b, es igual a cero y la pendiente, m, es igual a Gfgi, si el yacimiento no
tiene entrada de agua y es despreciable la compresibilidad de la formación. Si la línea de la gráfica
no es recta y es curva hacia arriba, usualmente significa que W no es despreciable y que existe
entrada de agua, lo cual se verá más adelante. Si la línea de la gráfica es curva hacia abajo,
significa que Efw no es despreciable y que la compresibilidad de la formación es comparable con la
compresibilidad del gas.

Gráfica 2. Se parte de la ec. 6.11 para realizar la gráfica más conocida para yacimientos
volumétricos de gas:
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La cual tiene una intercepción en el eje y de , y una intercepción en el eje x de , y

tiene una pendiente de . Obviamente es más fácil determinar el volumen original de

gas en el yacimiento de la intercepción con el eje x. Esta gráfica tiene la ventaja de que la

recuperación de gas a cualquier valor particular de  se puede leer directamente de la gráfica.

Como en la gráfica 1, usualmente significa que W no es despreciable y que hay entrada de agua
si la línea de la gráfica no es recta y es curva hacia arriba, y Efw no es despreciable y la
compresibilidad de la formación es comparable con la compresibilidad del gas, si la línea es curva
hacia abajo.

VI.2.1.2 Yacimientos de gas seco con entrada natural de agua
En este caso, el yacimiento puede eventualmente producir agua aportada por el acuífero, en cuyo
caso, no existe acuífero asociado al yacimiento y  .

Si consideramos también que:

1. No hay inyección de gas, GI=0
2. No hay inyección de agua, WI=0
3. Los efectos de la compresibilidad de la roca y del agua son despreciables, comparados con los
del gas, Efw ~ 0 (Suposición válida en yacimientos de gas con presiones normales).

Entonces:

. ……………………………..…………………………………..…(6.14)

Si se tiene un buen estimado del volumen original de gas a condiciones de superficie, G, es posible
utilizar la ec. 6.14 para estimar el volumen acumulado de entrada de agua en función de t o p, esto
es:

. ……………………..………………………………………..…..(6.15)

Conocido We versus p del yacimiento, es posible obtener los parámetros que caracterizan al
acuífero, de acuerdo con el modelo de entrada de agua elegido.

Para fines de calcular simultáneamente tanto el Volumen Original de Gas como  los parámetros del
acuífero, mediante BM y el uso de algún modelo de entrada de agua es necesario escribir la
ecuación 6.14 como sigue:

, ………………………………………………………………………(6.16)

  ahora, si el modelo de entrada de agua está dado por:

, …………………………………………………………………………………………(6.17)

  donde es el parámetro del acuífero a evaluar, podemos entonces arreglar 6.17 como sigue:

, …………………………………………………………………………………….…(6.18)
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  sustituyendo 6.18 en 6.16 se obtiene:

, ……………………………………………………………………(6.19)

si

Tenemos la ecuación de una línea recta con pendiente  y ordenada al origen G.

VI.2.3 Análisis simplificado de yacimientos de gas y condensado
En la sección de yacimientos de gas y condensado se trata al condensado como un componente
separado en la EBM, mientras que en esta sección se tratará con la teoría de los yacimientos de
gas seco. El agua siempre es tratada como un componente separado, sin embargo, a veces es
conveniente asociar el agua y el condensado con el gas y tratar todos los componentes como gas
seco. Esto se puede realizar si no es mucha la producción de agua y condensado y si no se conoce
la volatilidad de los líquidos y los factores de volumen de la formación.

El gas equivalente de 1 STB de condensado medido a condiciones estándar puede calcularse de la
ley de gases ideales.

, …………………………………………………………………………….… (6.20)

  donde n se determina en lb mol/STB de condensado y se calcula a partir de:

, ……………………………………………………………………………………………… (6.21)

 donde
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  El peso molecular del aceite, Mo, se puede medir directamente o estimar a partir de:

 . ………………...……………………………………………………………...… (6.22)

La densidad relativa también se puede expresar en términos de los grados API del condensado:

 , …………………………………………………………………………………… (6.23)

relacionando las ecs. 6.23 y 6.22 se tiene que:

 , ………………………………………………………………..… (6.24)

sustituyendo la ec. 6.21 en 6.20 y considerando 6.23, así como R= 10.732, Tsc= 519.67 °R, psc=

14.7 psia, w= 350.16 lbm/STB.

 , ……………………………………………………………………...… (6.25)

donde el volumen de gas equivalente del líquido condensado, VgE, está expresado en Mscf/STB.

Se tiene entonces que el volumen de gas equivalente, GE (expresado en Mscf), de Np barriles de
condensado es:

 , ………………………………………………………………………………………..… (6.26)

  y el volumen total de gas seco, a emplearse en los cálculos de BM es:

 . …………………………………………………………………………………….… (6.27)

Un valor típico del gas equivalente del condensado es de 700 a 750 scf/STB. La ec. 6.20 se puede
aplicar también al agua, pero sólo para el agua que es volátil en la fase vapor. El agua producida de
la fase líquida se debe manejar con los parámetros de We y Wp en el término W. Debido a que
Mw=18 y w= 1, el volumen de gas equivalente para el agua en la fase vapor se reduce a V= 7380
scf/STB.

VI.2.4 Ejemplos de aplicación

VI.2.4.1 Yacimiento Volumétrico de Gas Seco
Dado un yacimiento volumétrico de gas seco, se presentan los datos de presión-producción:
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Se hacen los cálculos necesarios para construir las gráficas 1 y 2:

Gráfica 1:
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Fig. 6.1 Gráfica F vs. Eg

La pendiente de la recta
es el valor de G, por lo
tanto:
G= 10 726 MMscf

Gráfica 2:

 Fig. 6.2 Gráfica Gp vs. p/z

Ajustando la ecuación:
a

G= 3290.1/0.3063
obtenemos:
G= 10 741.43 MMscf

Para verificar la volumetría del yacimiento se realiza una gráfica de Gp vs. GpBg/Eg que debe dar
una recta horizontal con valor constante igual a G.

G
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Fig. 6.3 Gráfica para la verificación del carácter volumétrico del yacimiento de Gas Seco

De donde obtenemos ordenada al origen, b=G
G= 10 747 MMscf

VI.2.4.2 Yacimiento Volumétrico de Gas Seco con Altas Presiones
El yacimiento Anderson L., es un yacimiento con altas presiones, que se encuentra en el sur de
Texas. A continuación se presentan los datos del yacimiento y el desarrollo para determinar el
volumen original de gas en el yacimiento por Balance de Materia.
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Primero se calcula la Producción Total de Gas, usando el gas equivalente de la producción de
condensado. También se calculan los parámetros necesarios para las gráficas que se realizan.

De la gráfica de Eg vs. F, se obtiene el volumen original de gas en el yacimiento, que es la
pendiente, m. 

Fig. 6.4 Gráfica Eg vs. F

G=74133  MMscf.   

Se ajusta la ecuación de la línea de tendencia:
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Fig. 6.5 Gráfica Gptot. vs. p/z(1-Efw)

G= 6545.9/0.0871

obtenemos:
G= 75153.8  MMscf

Para verificar la volumetría del yacimiento se realiza una gráfica de Gptot. vs. F/Eg que debe dar
una recta horizontal con valor constante igual a G.

Fig. 6.6 Gráfica para la verificación del carácter volumétrico del yacimiento de Gas Seco con Alta Presión

En este caso se puede apreciar a partir de la gráfica, que el yacimiento no es volumétrico, por lo
que no considerar la We, lleva a sobreestimar el valor de G.
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Se tendría que analizar el yacimiento de nuevo, pero considerando la Entrada de Agua, siguiendo la
metodología que se presentará en el siguiente ejemplo.

VI.2.4.3 Yacimiento de Gas Seco con Entrada natural de agua
A continuación se muestra una tabla con datos del yacimiento, presiones y producción de un
yacimiento de Gas Seco en la costa del  Golfo de Estados Unidos documentado por Sills32. Este
yacimiento tiene producción de condensado, el cual se convirtió a Gas Equivalente para obtener la
Producción Total de Gas.

Se hacen los cálculos necesarios para el método de Fetkovich y Balance de Materia:
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De los cálculos anteriores se genera el jacobiano para obtener m y b, que son Wei y Gfgi
respectivamente.

Haciendo el pivoteo, se obtiene:

Y se obtienen las gráficas correspondientes para determinar los Volúmenes Originales de Gas y de
Agua, así como la gráfica de Carácter Volumétrico del Yacimiento, respectivamente.

y=2.7302+08x + 2.8002E+11
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Fig. 6.7 Gráfica para la determinación del Volumen Original de Gas Seco

Se observa en la gráfica que la pendiente es el valor de Wei dado en rcf y la ordenada al origen es
el valor de Gfgi.

Fig. 6.8 Gráfica para la verificación del carácter volumétrico del yacimiento de Gas Seco

En la gráfica anterior se revisa que el yacimiento no es volumétrico, debido a que la línea no es
horizontal.

VI.3 Yacimientos de Aceite Negro

VI.3.1 Cálculos de Balance de Materia para Yacimientos de Aceite Negro
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VI.3.1.1 Yacimientos Volumétricos de Aceite Negro Bajosaturado
En un yacimiento de aceite bajosaturado, no existe la fase de gas libre en el yacimiento  y

además We=0.

La Ecuación General de Balance de Materia se reduce a:

, …………...............…………………………………………………..…(6.28)

donde .

La ecuación anterior se aplica a cualquier yacimiento de aceite bajosaturado, incluyendo los
yacimientos de aceite volátil (donde ) y aquellos donde la cf y la cw no son despreciables
(formaciones de alta compresibilidad). Anteriormente, en la práctica se despreciaba a cf y  cw
cuando la presión estaba por debajo de la presión de burbujeo. En general se recomienda incluir a
Efw en los cálculos y en las gráficas, involucrando la aplicación de Balance de Materia en los
yacimientos de aceite bajosaturado. Despreciar la cf y  cw cuando la presión está por arriba de la
presión de burbujeo conduce a un gran error (del orden del 50%). Cuando la presión está por
debajo de la presión de burbujeo, despreciar cf y  cw conduce a errores de sólo 3 a 5% en
yacimientos de compresibilidad normal. Para ciertos yacimientos con alta compresibilidad de la
formación, despreciar cf y  cw conduce a enormes errores por arriba y por debajo de la presión de
burbujeo. Esta es la razón por la que cf y  cw debe ser medida e incluida en los cálculos siempre.

Para yacimientos de aceite volátil, la definición de Bto es mucho más complicada. Para yacimientos
de aceite negro, la definición de los términos es:

, ……….……………………………………...……………………..………..…(6.29)

, ……………………………………………………………………….……………….…(6.30)

donde , ………...…………………………………………………………...…(6.31)

, ………...……….……………………………………………..…(6.32a)

ó . …………..……..…………………………………….……..…(6.32b)

Frecuentemente, es más conveniente expresar la producción de gas en términos de la relación
gas-aceite producido acumulado, . En este caso, la ec. 6.32 se convierte en:

, ……………………………………………..………………………...…(6.33a)

ó . ……….………………..…………………………………………..…(6.33b)



ECUACIÓN GENERAL DE BALANCE DE MATERIA Y UNA HERRAMIENTA COMPUTACIONAL
PARA SUS CÁLCULOS

107

VI.3.1.2 Yacimientos de Aceite Negro Bajosaturado con entrada natural de agua
La EBM a usar en este caso se obtiene incluyendo en la ecuación 6.28 el término We, esto es:

. ……………...…………………………………(6.34)

La definición de los términos en esta ecuación es la que se da en la subsección VI.3.1.1.

En un yacimiento de aceite bajosaturado con entrada de agua, la ecuación 6.28 se puede arreglar:

. ………………………..………………………………………….…(6.35)

En las secciones anteriores se menciona que  no incrementa linealmente con la producción y
el tiempo, lo cual sugiere una gráfica de:

.

Es horizontal e igual a Nfoi si no hay entrada de agua, pero incrementa con el tiempo si hay entrada
de agua. Esto es análogo a la gráfica de diagnóstico de entrada de agua usada para yacimientos de
gas y condensado.

Por otro lado, la gráfica de Sills32 analiza a los yacimientos con entrada de agua:

.

Para los yacimientos de aceite bajosaturado, Ec está dada por:

. ……………………………………..………...…(6.36)

En esta gráfica, m=Nfoi y b=0. La gráfica de Sills32 se recomienda para el análisis de yacimientos
de aceite bajosaturado con entrada de agua para determinar el Volumen Original de Aceite en el
Yacimiento. La gráfica de Havlena y Odeh15 tiene la ventaja de determinar las constantes del
acuífero.

Si el aceite libre inicial en el yacimiento, Nfoi, se conoce de volumetría, el volumen del acuífero
puede ser determinado a partir de Balance de Materia. La ec. 6.28 se puede arreglar:

. ……..……………..………………………………………….…(6.37)

VI.3.1.3 Yacimientos Volumétricos de Aceite Negro Saturado
En un yacimiento de aceite saturado, la Ecuación General de Balance de Materia se puede usar en
su forma completa:

. ………………….……………………………...…(6.38)
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La ecuación anterior aplica para cualquier yacimiento de aceite saturado donde cf y cw no son
despreciables, incluyendo los yacimientos de aceite volátil (donde ) y las formaciones con
altas compresibilidades. En general cf y cw pueden ser despreciables en los yacimientos de aceite
saturado debido a que la presión siempre está en o por debajo de la presión de burbujeo. Se
recomienda que el cálculo de Efw se realice y se incluya en los cálculos y en las gráficas,
involucrando la aplicación de Balance de Materia si es significativo, el cual es para formaciones
muy compresibles. El casquete de gas y los aceites saturados, usualmente son mucho más
compresibles que el agua y la roca, así que el término Efw puede ser despreciable cuando se
analicen estos yacimientos, pero siempre es más seguro incluir Efw en los cálculos.

Para yacimientos de aceite volátil, la definición de Btg y Bto es más complicada. Para yacimientos
de aceite negro, estos términos están definidos como:

, ………………………………………….…………………………………...…(6.39)

, …………………………………………………………………………….………...…(6.40a)

, ………………………………………………………………………….………….…(6.40b)

, ………………………………………………………………………….....…(6.41)

, ……………………………………………………………………………………………..…(6.42)

, ………………………...……………………………………...…(6.43a)

. ……………………………………………………………….…(6.43b)

Si es más conveniente, la producción de gas se puede expresar en términos de la relación
gas-aceite neto producido acumulado, . En este caso, la definición de F, es la

siguiente:

, ……………………………………………………………………….…(6.44a)

. ………………………..…………………..……………………………(6.44b)

Para crear las gráficas adecuadas de Balance de Materia, la ec. 6.38 se arregla:

, ………………………………………..……………………...…(6.45)

. …………………………...…..……………………………...…(6.46)
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Gráfica 1. La ecuación 6.45 conduce a la primera gráfica de Balance de Materia aplicable a todos
los yacimientos de aceite saturado.

.

La pendiente, m, de esta gráfica es Gfgi y la ordenada al origen, b, es Nfoi. Así, con esta gráfica y
determinando con precisión la entrada de agua o la inexistencia de esta, se pueden determinar los
Volúmenes Originales de Aceite y de Gas.

Gráfica 2. Una versión alternativa para la gráfica 1, a partir de la ec. 6.46 es:

.

En esta gráfica, m=Nfoi y b=Gfgi.

Las versiones más simples de las gráficas 1 y 2 se construyen si W es cero (no hay entrada de
agua) y Efw puede ser despreciable. En este caso la gráfica 1 es F/Eo vs. Eg/Eo y sigue
proporcionando una m=Nfoi y b=Gfgi. A pesar de que las gráficas 1 y 2 son muy poderosas y útiles
para yacimientos saturados, son muy sensibles a la precisión de los datos pVT y de producción. Si
los datos pVT tienen pequeñas desviaciones, las gráficas no son lineales y los Volúmenes
Originales de los Fluidos resultantes de la gráfica son inexactos. Entonces, se pueden usar gráficas
alternas derivadas de la primera definición de la relación de volúmenes de casquete de gas y zona
de aceite del yacimiento, r,

. …………………………………………………..………...………………………………..(6.47)

Con esta definición, la Ecuación de Balance de Materia se puede escribir:

, ……………………..……………………………………………………………...…(6.48)

donde . …………………………..….…………………………….…(6.49)

Gráfica 3. La ecuación 6.48 da como resultado la gráfica de Balance de Materia:

La cual tiene como pendiente m=Nfoi. Esta es una gráfica muy útil que da una estimación muy
aproximada del Volumen Original de Aceite en el Yacimiento, a pesar de las inexactitudes de los
datos pVT y de producción. Sin embargo, tiene una importante deficiencia: se tiene que conocer
previamente el valor de r. En campo, la r frecuentemente es estimada con base en el análisis
volumétrico y con la ayuda de ingenieros geólogos y petrofísicos.

VI.3.1.4 Yacimientos de Aceite Negro Saturado con entrada natural de agua
La ecuación a usar en este caso es la 6.38, escrita como sigue:



ECUACIÓN GENERAL DE BALANCE DE MATERIA Y UNA HERRAMIENTA COMPUTACIONAL
PARA SUS CÁLCULOS

110

. …………………………….…………….…(6.50)

La definición de los términos que intervienen en esta ecuación es la dada para cada tipo de fluido,
según se trate de aceite negro o volátil.

La ec. 6.50 puede escribirse como sigue:

. …………..…………………...…(6.51)

La ec. 6.51 contiene tres incógnitas, Nfoi, Gfgi y , por lo que no es posible aplicar los métodos
gráficos de análisis basados en la construcción de líneas rectas.

El análisis gráfico se puede sin embargo aplicar en el caso en que se tiene un buen estimado de la
relación entre los volúmenes iniciales de gas en el casquete y de aceite en el yacimiento, r.

En este caso, la ec. 6.51 se reduce a:

, ……………………..………………..…………………..…(6.52)

donde Et, está dado por la ec. 6.49.

La ecuación 6.52 puede escribirse también como sigue:

. …………..………………..……………………………..…(6.52a)

Esta es la ecuación de una recta, con ordenada al origen, Nfoi y pendiente ,

,

donde,

.

Aún cuando no existen gráficas definitivas de entrada de agua para yacimientos saturados, las
gráficas 1 a 3, descritas en la sección VI.3.1.3, tienden a hacerse curvas hacia arriba si hay entrada
de agua. Las tres gráficas se hacen curvas hacia abajo si la compresibilidad de la formación se
subestima o se desprecia, cuando no se debe hacer.

Si el aceite o gas libre iniciales en el yacimiento, Nfoi y Gfgi, se pueden obtener de volumetría, se
puede determinar el volumen de la entrada de agua a partir de Balance de Materia.

La ec. 6.38 se puede arreglar:

, …………………… ……….…………..…(6.53)

ó . ………………………………………………..………………………….…(6.54)
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Así, el flujo del acuífero puede ser calculado de la ec. 6.53 ó 6.54.

VI.3.2 Ejemplos de aplicación

VI.3.2.1 Yacimiento Volumétrico de Aceite Negro Bajosaturado
Las siguientes tablas proporcionan datos de un yacimiento estudiado por Barry33. Usar esos datos
para analizar el yacimiento y determinar los volúmenes originales de hidrocarburos.

Se hacen los cálculos pertinentes para poder realizar las gráficas:
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De la gráfica, , se obtiene la pendiente, m, que es igual a Nfoi (Volumen Original de Aceite
en el Yacimiento) y una ordenada al origen, b=0 (el origen).

Fig. 6.9 Gráfica Et vs. F

Nfoi= 381.23 MMSTB

Para verificar la volumetría del yacimiento se realiza una gráfica de Np vs. F/Et que debe dar una
recta horizontal.
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Fig. 6.10 Gráfica para la verificación del carácter volumétrico del yacimiento de Aceite Negro Bajosaturado

Existe aparentemente una ligera entrada de agua, puesto que no se obtiene en esta gráfica un valor
constante en los valores del eje y.

VI.3.2.2 Yacimiento de Aceite Negro Bajosaturado con entrada natural de agua
En las siguientes tablas se presentan los parámetros del yacimiento, datos pVT y de
Presión-Producción para el yacimiento Moonie, localizado en Australia y que es un yacimiento de
aceite negro bajosaturado con entrada natural de agua.

Se hacen los cálculos necesarios para el método de Fetkovich y Balance de Materia:
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De los cálculos anteriores se genera el jacobiano para obtener m y b, que son Wei y Gfgi
respectivamente.

Haciendo el pivoteo, se obtiene:

Y se obtienen las gráficas correspondientes para determinar los Volúmenes Originales de Aceite y
de Agua, así como la gráfica de Carácter Volumétrico del Yacimiento, respectivamente.

Fig. 6.11 Gráfica para la determinación de los Volúmenes Originales de Aceite y Agua

Se observa en la gráfica que la pendiente es el valor de Wei dado en RB y la ordenada al origen es
el valor de Nfoi en STB.
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Fig. 6.12 Gráfica para la verificación del carácter volumétrico del yacimiento de Aceite Negro Bajosaturado

En la gráfica anterior se revisa que el yacimiento no es volumétrico, debido a que la línea no es
horizontal.

VI.3.2.3 Yacimiento Volumétrico de Aceite Negro Saturado
En las siguientes tablas se presentan los parámetros del yacimiento, datos pVT y de
Presión-Producción para un yacimiento de aceite saturado con casquete de gas inicial, pero sin
entrada de agua.
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Se hacen los cálculos necesarios para Balance de Materia:
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De la siguiente gráfica, se obtiene la pendiente, m, que es Gfgi y la ordenada al origen, b, es Nfoi.

Fig. 6.13 Gráfica de Balance de Materia para un yacimiento de aceite negro con casquete de gas

De donde obtenemos los volúmenes originales de gas y aceite en el yacimiento:

Nfoi=b
Nfoi= 193.72 MMSTB

Gfgi=m
Gfgi=41,555 MMscf

G=Gfgi+NfoiRsi
G=140,352.2 MMscf

N=Nfoi
N=193.72 MMSTB



ECUACIÓN GENERAL DE BALANCE DE MATERIA Y UNA HERRAMIENTA COMPUTACIONAL
PARA SUS CÁLCULOS

118

VI.3.2.4 Yacimiento de Aceite Negro Saturado con entrada natural de agua
El campo Schuler es de aceite saturado y está localizado en Arkansas. A continuación se presenta
la información del yacimiento y los datos pVT y de Presión-Producción para calcular los Volúmenes
Originales de Hidrocarburos.
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Se hacen los cálculos necesarios para el método de Fetkovich y Balance de Materia:

De los cálculos anteriores se genera el jacobiano para obtener m y b, que son Wei y Nfoi
respectivamente.

Haciendo el pivoteo, se obtiene:
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Y se obtienen las gráficas correspondientes para determinar los Volúmenes Originales de Aceite y
de Agua, así como la gráfica de Carácter Volumétrico del Yacimiento, respectivamente.

Fig. 6.14 Gráfica para la determinación de los Volúmenes Originales de Aceite y Agua

Se observa en la gráfica que la pendiente es el valor de Wei dado en RB y la ordenada al origen es
el valor de Nfoi en STB.

Fig. 6.15 Gráfica para la verificación del carácter volumétrico del yacimiento de Aceite Negro Saturado

En la gráfica anterior se revisa que el yacimiento no es volumétrico, debido a que la línea no es
horizontal.
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VI.4 Yacimientos de Gas y Condensado
Cuando un yacimiento de gas produce cantidades significantes de líquido junto con el gas, es
llamado yacimiento de gas húmedo o condensación retrógrada. El siguiente diagrama de fases
demuestra la diferencia entre un yacimiento de gas húmedo y de condensación retrógrada.

Cuando el fluido del yacimiento tiene una temperatura y presión iniciales que están justo afuera de
la región de dos fases en el Punto A, pero las condiciones de separador se encuentran dentro de la
región de dos fases en el Punto A’, el yacimiento se llama de gas húmedo porque produce líquidos
en el separador pero el fluido permanece en la fase gaseosa en el yacimiento. Los yacimientos de
gas seco están más a la derecha de la región de dos fases. En un yacimiento de condensación
retrógrada, la temperatura se encuentra entre la temperatura crítica y la cricondenterma y la presión
está por encima de la línea del punto de rocío de las dos fases. A medida que el yacimiento
produce, la temperatura se mantiene constante pero la presión decrece a través de la línea del
punto de rocío en la región de dos fases y los líquidos comienzan a abandonar el yacimiento. A
pesar de que algunos líquidos pueden volverse a vaporizar con el tiempo y se llega a alcanzar el
final de la línea vertical del punto B, la mayoría de los líquidos regularmente son irrecuperables.

A medida que la temperatura de un gas y condensado retrógrado se acerca a la temperatura crítica,
el gas y condensado comienza a enriquecerse de condensado. Un fluido que tiene una presión por
encima de la del punto de rocío y una temperatura justo por encima de la crítica es abundante en
gas y condensado. Si la temperatura es ligeramente menor que la crítica, el fluido del yacimiento es
aceite volátil. Puede parecer difícil diferenciar entre este tipo de yacimientos, debido a que un gas y
condensado tiene una presión y una temperatura ligeramente por encima de las críticas y un aceite
volátil tiene una presión y una temperatura ligeramente por debajo de las críticas. Definir la
diferencia entre los fluidos de estos yacimientos es muy sencillo con una prueba pVT de laboratorio
de composición y volumen constante (CCE).

El fluido del yacimiento se coloca en una celda pVT a presión y temperatura del yacimiento. Se
incrementa el volumen bajando la presión hasta alcanzar la presión de rocío o de burbuja. Si se
continúa bajando la presión, se ocasiona que la fase comience a separarse para convertirse en dos
fases. Si la nueva fase tiene menor densidad y comienza a formarse en la parte de arriba de la
celda, el fluido es un aceite volátil y el gas está saliendo de él. Si la nueva fase aparece en el fondo
de la celda, es un gas y condensado y el líquido se está condensando del gas. Cuando las
condiciones están más cercanas al punto crítico, el gas y el líquido tienen propiedades similares,
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pero una fase es ligeramente más densa que la otra. La fase más densa es la líquida y la menos
densa es la gaseosa.

Un yacimiento de gas húmedo puede producir volumétricamente, como un yacimiento de gas seco,
pero los líquidos son un producto de valor agregado. Sin embargo, en el análisis y administración
de estos yacimientos, el componente líquido se debe tomar en cuenta en la ecuación de balance de
materia. Se puede hacer calculando el vapor equivalente de los líquidos, es más preciso usar el
término Rv en la ecuación. Un yacimiento retrógrado de gas y condensado se debe analizar de
diferente manera, debido a que los líquidos se condensan fuera del yacimiento, lo cual reduce
considerablemente la recuperación de los líquidos. Consecuentemente, las medidas se deben
tomar conservando la presión por encima de la presión de rocío, previniendo la condensación de
los líquidos. La manera más común de hacer esto, es reinyectando el gas seco producido después
de ser separado de los líquidos, a esto se llama inyección cíclica de gas. Otros métodos que se han
usado incluyen la inyección de nitrógeno, la inyección de gas (nitrógeno, dióxido de carbono y
monóxido de carbono), y la inyección de agua. La inyección de gases, como el nitrógeno y el gas,
tiende a contaminar el gas del yacimiento y se tiene que hacer una separación después, aún así
continúa siendo económico.

VI.4.1 Cálculos de Balance de Materia para Yacimientos de Gas y Condensado

VI.4.1.1 Yacimientos Volumétricos de Gas y Condensado
En este tipo de yacimientos, inicialmente no existe aceite en fase libre, esto es:

Existe condensable en el gas y por tanto se tiene producción de aceite condensado en superficie,
esto es .

Eventualmente, cuando la presión alcanza la de rocío, se forma condensado en el yacimiento y
dicho condensado contiene gas en solución.

Con estos antecedentes podemos revisar la Ecuación General de Balance de Materia en términos
de producción, que se reduce a:

, ……………..…...…………………………(6.54)

, ……………..……………………………………………………………(6.55)

, ……………..……………………...…………………………………….…(6.56)

, ..……………………………………...…………….…(6.57)

, ……..……………………………………………...…(6.58)
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entonces:

. …………...……….……………..…………..…(6.59)

En este tipo de análisis, se requieren:

Datos del yacimiento
cf Compresibilidad de la formación
cw Compresibilidad del agua
Swi Saturación de agua irreducible

Datos de Presión-Producción
p Presión media del yacimiento vs. tiempo
Gp Volumen producido acumulado de gas, L3 @ cs
Np Volumen producido acumulado de condensado, L3 @ cs
GI Volumen inyectado acumulado de gas, L3 @ cs
Wp Volumen producido acumulado de agua, L3 @ cs
WI Volumen inyectado acumulado de agua, L3 @ cs

Datos de propiedades PVT
Bg Factor de volumen del gas, L3 @ cy/ L3 @ cs
Bo Factor de volumen del condensado, L3 @ cy/ L3 @ cs
Rs Relación de solubilidad de gas en aceite, L3gas@cs/ L3aceite@ cs
Rv Relación de vaporización de aceite en gas, L3 aceite @cs/ L3 gas @ cs

Por otro lado, el Balance de Materia para el Gas y Condensado es similar al del Gas Seco, excepto
por algunos términos extras que aparecen en la definición de las variables. Debido a que no hay
aceite libre inicial en el yacimiento (Nfoi=0), como ya se mencionó, la ecuación de Balance de
Materia se reduce a:

, ……………………………………………………………………….…(6.60)

donde:

, ………………………………………………………………………………………..…(6.61)

, ……………..........……………………………………………………………(6.62)

, …………………………………………………………………………...…(6.63)

, …………...……………………………………………………(6.64)
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, ……...…………………………………………………………(6.65)

. ………………...…………………………………..…(6.66)

Debido a la inyección cíclica de gas, el término de la inyección de gas se incluye en la ec. 6.66. La
inyección de agua no se aplica comúnmente, sin embargo se ha tratado con algo de éxito y
probablemente se aplique en un futuro. Aún así, el término de inyección de agua, WI, se incluye en
la ec. 6.63. De estas ecuaciones observamos que las cuatro propiedades pVT (Bg, Bo, Rs y Rv)
son necesarias para aplicar la ecuación de Balance de Materia por encima de la presión de rocío.
Estas ecuaciones también demuestran que, mientras la presión se mantiene por encima de la de
rocío, Rv=Rvi=Np/Gp, la ec. 6.64 se reduce a  y la ec. 6.61 se reduce a , y la

ec. 6.66 se reduce a . Por ello, cuando un yacimiento de gas y condensado está por

arriba de la presión de rocío y no se reinyecta gas, se puede analizar como un yacimiento de gas
seco. Aún cuando se reinyecta gas, solo se necesita reemplazar el término Gp en el método de gas
seco por Gp-GI. Sin embargo, si la presión del yacimiento está por encima de la de rocío y todo el
gas producido se reinyecta, Gp-GI=0 y la ecuación 6.66 se reduce a F=0. Esto implica que la
ecuación de Balance de Materia sea trivial cuando la presión sea mayor a la rocío, si todo el gas
producido se reinyecta, porque la presión no cambia.

Por encima de la presión de rocío, Bo y Rs no están definidas porque no existe la fase líquida, así
como Bg y Rv no están definidos cuando la presión es mayor a la de burbujeo en un yacimiento de
aceite, porque no existe la fase gaseosa. Sin embargo, se puede demostrar teóricamente34 que:

, ……………………………………………………………………………………………..…(6.67)

y  , ………………...….…………………………………………………………….…(6.68)

por encima de la presión de rocío.

Las dos primeras gráficas de Balance de Materia para Gas y Condensado son las mismas que para
los yacimientos de Gas Seco y aplican solo cuando el yacimiento está por arriba de la presión de
rocío.

Gráfica 1.

.

En esta gráfica cuando la ordenada al origen, b, es cero,  y la pendiente, m, es Gfgi, el yacimiento
no tiene entrada de agua, la compresibilidad de la formación es despreciable y la presión está por
arriba de la presión de rocío. Si la línea de la gráfica se hace curva hacia arriba, usualmente
significa que la W no es despreciable, por lo que se presenta la entrada de agua. Si la línea de la
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gráfica se hace curva hacia abajo, usualmente significa que la Efg no es despreciable y las
compresibilidades de la formación y del gas son comparables.

Gráfica 2.

p/z vs. Gp.

En esta gráfica, en el eje y, b=Gfgi en el eje x, y . Obviamente, es más fácil

determinar el volumen original de gas a partir de la intersección del eje x. Esta gráfica también
puede tener la ventaja que la recuperación de gas en algún valor particular de p/z se puede leer
directamente de la gráfica.

Como en la gráfica 1, si la línea en la gráfica se hace curva hacia arriba, usualmente significa que
W no es despreciable y se presenta la entrada de agua. Si la línea de la gráfica se hace curva

hacia abajo, usualmente significa que Efg no es despreciable y las compresibilidades de la
formación y del gas son comparables.

Gráfica 3.

Para calcular apropiadamente las compresibilidades del agua y de la formación y la producción por
debajo del punto de rocío, la gráfica 1 necesita ser generalizada para incluir los términos de la
compresibilidad y de la producción de condensado para obtener:

.

Esta última gráfica, es una versión general de la gráfica 1 y aplica tanto por debajo como por arriba
del punto de rocío. También es un caso particular de la gráfica de Sills32 sin acuífero asociado. Si
esta gráfica es lineal, m=Gfgi y b=0. A pesar de que las gráficas 1 a 3 de yacimientos con entrada
natural de agua y la 3 de yacimientos volumétricos son las mismas que se recomiendan para
yacimientos de gas seco, F y Eg se definen de diferente manera para los yacimientos de gas y
condensado. Las gráficas 3 de yacimientos volumétricos y con entrada natural de agua son las
mejores para usar, debido a que aplican a todos los yacimientos de gas y condensado por debajo y
por arriba del punto de rocío. Las gráficas 1 y 2 se pueden usar solo cuando la presión permanece
por arriba de la presión de rocío. Con todas estas gráficas, una vez que se determina Gfgi, la
cantidad de volumen original de condensado es igual a GfgiRvi.

VI.4.1.2 Yacimientos de Gas y Condensado con entrada natural de agua
En este caso:

1. Existe eventualmente Wp
2. Si además suponemos que no hay inyección de agua, WI=0

La ec. 6.59 se reduce a:

, ………………….………………………………….…(6.69)

o bien,

. ………….…………………………………………….…(6.70)
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Empleando las ecs. 6.17 y 6.18 en la ec. 6.70

, ………………..………………….……..…………..…(6.71)

donde F* está dado como:

, ……….....…………….………………………..……..………...…(6.72)

y F(p,t, ) es la función que representa la entrada de agua al yacimiento, de acuerdo al modelo
empleado.

La ec. 6.70 tiene la forma de una recta:

,

donde,

.

Graficando y vs. x se obtiene,

Gráfica 1.

En los yacimientos de gas y condensado con entrada de agua, la ecuación 6.60 se puede arreglar
de la siguiente manera:

. …………………..……………………………………………….…(6.73)

La W incrementa no linealmente con la producción y el tiempo, por lo que se sugiere una gráfica
de:

.
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Si no se presenta la entrada de agua, la línea de la gráfica puede ser horizontal e igual a Gfgi, pero
puede incrementar con el tiempo si hay entrada de agua. Esta gráfica es muy sensible ante la
presencia de entrada de agua y revela su presencia si se obtuvieron los suficientes puntos de
presión-producción en la vida temprana del yacimiento. Si la presión del yacimiento se mide de tres
a cuatro veces en los primeros doce meses de la producción, se puede establecer la tendencia de
la entrada de agua alertando al ingeniero de yacimientos para que se pueda hacer una futura
planeación de la administración del yacimiento. Esta gráfica es aplicable a cualquier yacimiento de
gas y gas y condensado, aún cuando el yacimiento tiene presiones altas y alta compresibilidad de la
formación.

Gráfica 2.

Para analizar un acuífero, ya sea activo finito o infinito, Havlena y Odeh sugieren la siguiente gráfica
para yacimientos de gas seco, pero es igualmente aplicable para yacimientos de gas y condensado.

.

La pendiente, m, de esta gráfica es la constante del acuífero, y la intercepción, b, es el Volumen
Original de Gas, Gfgi.

Gráfica 3.

Esta gráfica es la técnica de Sills32 para analizar los yacimientos de entrada de agua.

Para los yacimientos de gas y gas y condensado, EC está dado por:

. ……………………………………………..…(6.74)

En esta gráfica, m=Gfgi y b=0 (el origen). La gráfica de Sills32 es una de las recomendadas para
analizar los yacimientos de gas y condensado con entrada de agua para determinar el Volumen
Original de Gas. La gráfica de Havlena y Odeh15  tiene la ventaja de que determina la constante del
acuífero.

Si el volumen original de gas libre, Gfgi, es conocido a partir de volumetría, el volumen del acuífero
se puede determinar a través de Balance de Materia. Arreglando la ecuación correspondiente:

. ………………..……………………………………………...…(6.75)

VI.4.2 Determinación de las propiedades pVT del Gas y Condensado
Para calcular las cuatro propiedades pVT (Bg, Bo, Rs y Rv), Coats35 usó el análisis composicional
del fluido y la ecuación de estado. Este método se usa mucho y tiene la ventaja de que requiere
conocer solo la composición del fluido, incluyendo las propiedades de cualquier
pseudocomponente, como el componente C7+. Para el ejemplo de Coats35, sin embargo, esta
aproximación da como resultado valores negativos de Rs, lo cual es imposible. Por otra parte, la
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solución no es única debido a que los coeficientes de la interacción binaria en el modelo,
usualmente se varían para obtener resultados más consistentes.

Whitson36 determinó las propiedades a partir de los datos CVD, usando correlaciones del factor-K.
Esta aproximación dio valores más consistentes de los que dio Coats35, pero falló en uno de los
dos ejemplos que estudió porque no se pudo determinar una presión de convergencia.

Walsh y Towler37 mostraron cómo calcular las cuatro propiedades pVT directamente de los datos
CVD. Para aplicar su método, se usan cinco parámetros de los datos experimentales CVD para
cada nivel de presión: condensado producido acumulado, Np,j; gas producido acumulado, Gp,j;
fracción del volumen del condensado en la celda, Vo,j; factor de compresibilidad del gas, zj, y el
factor de compresibilidad de las dos fases, z2,j. Usaron el siguiente procedimiento para derivar
estas ecuaciones:

1. Cálculo del volumen total de condensado en la celda, @ cy, Vto,j:

, ………….…………………………….…………………………….………………..…(6.76)

donde Vtg,1  es el volumen de la celda PVT, expresado @cy.

2. Cálculo del número total de moles en la celda, relativo al número inicial, nt,j/nt,1  (fracción):

, ………………………………………..….…….……………………………...…(6.77)

donde ng,j-1/nt,1 es la fracción de moles de gas removidos de la celda en j-1, correspondientes al
volumen removido de gas en exceso, Vtg,j-1.

3. Cálculo de la expansión de los fluidos en la celda al reducirse la presión a pj:

, ……………………………………………………………………………(6.78)

donde (Vto,j+Vtg,j) está dado @ cy.

4. Cálculo del volumen de la fase gas, @cy,  en el volumen total expandido:

, …………….………………………………………………………………(6.79)

5. Cálculo del volumen de gas en exceso:

, ……………………………………..…...…………………………….…(6.80)

6. Cálculo del número de moles de gas en la celda referido al número total de moles al inicio:

, …………………………………………………………………………………………(6.81)
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7. Cálculo del número de moles de gas en exceso a ser removidos en j, referido al número de
moles en dicha la etapa:

, …………………...…………………………………………………………………..…(6.82)

8. Cálculo del número de moles de gas en exceso a ser removidos en j, referido al número
total de moles en la celda al inicio:

, …………………………………………………………………………………(6.83)

9. Cálculo de volumen de gas producido en cada etapa, SCF:  

, ………………………………………………………………………………..…(6.84)

10. Cálculo de volumen de condensado producido en cada etapa, STB:

, ………………...……………………………………………………………….…(6.85)

11. Cálculo de volumen de gas en la celda en j, SCF:

, …………………………………………………………………………………..…(6.86)

12. Cálculo de volumen de aceite en la celda en j, STB:

, …………….……………….………………………………………………….…(6.87)

13. Cálculo de volumen de gas contenido en la fase gas libre en la celda en la etapa j, SCF:

, ………………...…………………………………………………………………..…(6.88)

14. Cálculo de volumen de condensado contenido en la fase gas libre en la celda en la etapa j,
STB:

, …………………………………………………………………………………….…(6.89)

15. Cálculo de volumen de gas contenido en la fase aceite libre en la celda en j, SCF:

, ……………………………………………………………………………………...…(6.90)

16. Cálculo de volumen de condensado contenido en la fase aceite libre en la celda en j, STB:

, ……………………………………………………………………………………..…(6.91)

17. Cálculo del factor de volumen del condensado, Bls@cy/STB:
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, …………………………………………………………………………………………...…(6.92)

18. Cálculo del factor de volumen del gas, CF@cy/SCF:

, …………………………………………………………………………………………..…(6.93)

19. Cálculo de la relación de solubilidad del gas en el condensado, SCF/STB:

, …………………………………………………………………………………………..…(6.94)

20. Cálculo de la relación de vaporización del condensado en gas, STB/SCF:

, …………………………………………………………………………………………..…(6.95)

VI.4.3 Ejemplos de aplicación

VI.4.3.1 Yacimiento Volumétrico de Gas y Condensado
Se desea calcular el volumen original de gas y condensado que se tiene en un yacimiento, así
como comprobar el carácter volumétrico del mismo teniendo los siguientes datos pVT:

Se hacen los cálculos necesarios para realizar las gráficas que ayudan a determinar los volúmenes
originales y a comprobar la volumetría:
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De la gráfica de F vs. Eg+BgiEfw, se obtiene la pendiente, m, que es igual al volumen original de
gas en el yacimiento, G. En este ejercicio no se dan datos de compresibilidad de la roca, del agua o
de la formación, pero se asume que se pueden despreciar para este tipo de yacimientos, por lo que
la forma alterna de la gráfica es F vs. Eg.

Fig. 6.16 Eg vs. F

De donde m=G
G=81000 MMscf   

Para obtener el volumen del condensado en el gas, Nfgi:

Nfgi= 11.66 E+06 STB
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Para verificar la volumetría del yacimiento se realiza una gráfica de Gp vs. F/Eg que debe dar una
recta horizontal.

Fig. 6.17 Gráfica para la verificación del carácter volumétrico del yacimiento de Gas y Condensado

Para fines prácticos F/Eg se mantiene constante, por lo que el yacimiento en cuestión es
efectivamente volumétrico.

VI.4.4.2 Yacimiento de Gas y Condensado con entrada natural de agua
Para el siguiente ejemplo se hizo el análisis general de entrada natural de agua, dado que no
convergía a una solución se hizo la suposición de que la interacción acuífero-yacimiento es muy
grande por lo que Jw también es muy grande y se utilizó el método simplificado, el cual se realiza
como se describió anteriormente, pero debido a que Jw es muy grande las siguientes ecuaciones
se reducen a:

,

.

A continuación se muestran los datos y los cálculos que resultaron con el Método Simplificado:
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Se hacen los cálculos necesarios para el método de Fetkovich y Balance de Materia:

De los cálculos anteriores se genera el jacobiano para obtener m y b, que son Wei y Nfoi
respectivamente.

Haciendo el pivoteo, se obtiene:
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Y se obtienen las gráficas correspondientes para determinar los Volúmenes Originales de Aceite y
de Agua, así como la gráfica de Carácter Volumétrico del Yacimiento, respectivamente.

Fig. 6.18 Gráfica para la determinación de los Volúmenes Originales de Aceite y Agua

Se observa en la gráfica que la pendiente es el valor de Wei dado en RB y la ordenada al origen es
el valor de Nfoi en STB.

Fig. 6.19 Gráfica para la verificación del carácter volumétrico del yacimiento de Gas y Condensado

En la gráfica anterior se revisa que el yacimiento no es volumétrico, debido a que la línea no es
horizontal.
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VI.5 Yacimientos de Aceite Volátil

VI.5.1 Cálculos de Balance de Materia para Yacimientos de Aceite Volátil

VI.5.1.1 Yacimientos Volumétricos de Aceite Volátil Bajosaturado
Un yacimiento de aceite bajosaturado se puede describir como volátil si el gas que sale de la
solución contiene cantidades significativas de líquidos volátiles. Normalmente, los aceites pueden
contener más de 500 scf/STB de gas disuelto, Rsi, y el líquido contenido en la fase gaseosa, Rvi,
puede ser más de 20 STB/MMscf. Las propiedades del fluido requeridas para cada yacimiento son
los mismos cuatro parámetros requeridos para gas y condensado: Bg, Bo, Rs y Rv. Estas
propiedades se pueden determinar por los métodos mencionados en la sección VI.4.2, de los
cuales, el mejor método es calcular las propiedades directamente de una prueba CVD (volumen
constante) con las ecs. 6.76 a 6.95. Para un yacimiento de aceite volátil, la Ecuación de Balance de
Materia y las gráficas mencionadas anteriormente son las mismas, pero la definición de los
términos es un poco más complicada, dado que :

, ……………...……………………………………..…(6.96)

, ………………...………………………………………………(6.97)

.

La ecuación análoga a la ec. 6.33, la cual expresa la producción de gas en términos de la relación
gas-aceite producido acumulado, es

, ………….……………………………………………………(6.98)

VI.5.1.2 Yacimientos de Aceite Volátil Bajosaturado con entrada natural de agua
El desarrollo de la EBM que se usará en este caso se obtiene a partir del planteamiento que se hizo
en la sección de Yacimientos de Aceite Negro Bajosaturados con entrada natural de agua, es decir,
incluyendo en la ec. 6.28 el término We:

, ………………..…………………………….…(6.99)

La definición de los términos en esta ecuación es la que se da en la subsección VI.5.1.1.

VI.5.1.3 Yacimientos Volumétricos de Aceite Volátil Saturado
Para un yacimiento de aceite volátil saturado, la Ecuación de Balance de Materia y las gráficas
mencionadas anteriormente son las mismas, pero la definición de los términos es más complicada.
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, ……………………………………………………(6.100)

.

. ……………...……………………………………………(6.101)

. ………………………………………………………...…(6.102)

La ecuación análoga a la ec. 6.44, la cual expresa la producción de gas en términos de la relación
gas-aceite producido acumulado, es:

. ……………………………………………………….…(6.103)

Las ecs. 6.45, 6.46 y 6.48 que se presentaron en la sección de Yacimientos Volumétricos de Aceite
Negro Saturado, aplican también a yacimientos volumétricos de aceite volátil con las definiciones
de los términos dadas por las ecuaciones correspondientes a cada tipo de fluido.
Consecuentemente, aplican también los mismos métodos gráficos de análisis de BM comentados
en dicha sección.

Una vez que se han calculado gráficamente los volúmenes iniciales de gas y aceite libres en el
yacimiento, el cálculo de los volúmenes originales de aceite y gas se obtienen como:

. ………………..………………………………………………..…(6.104)

. …………………..……………………………………………..…(6.105)

VI.5.1.4 Yacimientos de Aceite Volátil Saturado con entrada natural de agua
La ecuación a usar en este caso es la 6.38, escrita como sigue:

. …………..........……………………(6.106)

La definición de los términos que intervienen en esta ecuación es la dada para cada tipo de fluido,
según se trate de aceite negro o volátil.

El desarrollo que se realiza es el planteado en la sección VI.3.1.4.
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VI.5.2 Determinación de las propiedades pVT del Aceite Volátil
Las propiedades pVT del Aceite Volátil se determinan de la misma manera que para Gas y
Condensado, es decir, directamente de los datos CVD, por medio del método planteado por Walsh
y Towler37, en el que se usan cinco parámetros de los datos experimentales CVD para cada nivel
de presión: condensado producido acumulado, Np,j; gas producido acumulado, Gp,j; fracción del
volumen del condensado en la celda, Vo,j; factor de compresibilidad del gas, zj, y el factor de
compresibilidad de las dos fases, z2,j. El procedimiento para derivar las ecuaciones
correspondientes es el mismo que se explica en la sección VI.4.2.

VI.5.3 Ejemplos de aplicación

VI.5.3.1 Yacimiento Volumétrico de Aceite Volátil Bajosaturado
El campo Antioch es de aceite volátil, estudiado por Jacoby y Berry38 y por Cordell y Eber39. El
campo está ubicado en el norte de Louisiana y produce a una profundidad de 10000 ft. Comenzó su
producción en 1953 con 2 317 000 STB de aceite y 20 375 MMscf de gas, en enero de 1965 la
presión había declinado al 90%.

Se hacen los cálculos necesarios para obtener las gráficas correspondientes:
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De la gráfica, , se obtiene la pendiente, m, que es igual a Nfoi (Volumen Original de Aceite

en el Yacimiento) y una ordenada al origen, b=0 (el origen).

Fig. 6.20 Gráfica Et vs. F para el yacimiento Antioch

Nfoi= 8.001 MMSTB

Para verificar la volumetría del yacimiento se realiza una gráfica de Np vs. F/Et que debe dar una
recta horizontal.
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Fig. 6.21 Gráfica de diagnóstico de entrada de agua del yacimiento Antioch

La gráfica anterior es muy sensible, pero a pesar de todo, se aproxima a una línea horizontal, que
indica que no existe la entrada de agua. La curvatura hacia arriba y hacia abajo de la gráfica,
indudablemente es causada por los errores en los datos de presión, particularmente en los
primeros. Como se muestra en la Fig. 6.20, la estimación del volumen original de aceite en el
yacimiento es muy sensible en las primeras etapas de producción debido a que la declinación de la
presión del yacimiento es muy pequeña.

VI.5.3.2 Yacimiento de Aceite Volátil Bajosaturado con entrada natural de agua
Las siguientes tablas proveen de datos pVT y de Producción para un Yacimiento de Aceite Volátil
Bajosaturado con entada natural de agua localizado en el Mar del Norte. Dado que la
compresibilidad de la roca varía con la presión, se tomó una compresibilidad de la roca promedio
para el ejemplo.

Se hacen los cálculos necesarios para el método de Fetkovich y Balance de Materia:
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De los cálculos anteriores se genera el jacobiano para obtener m y b, que son Wei y Nfoi
respectivamente.

Haciendo el pivoteo, se obtiene:

Y se obtienen las gráficas correspondientes para determinar los Volúmenes Originales de Aceite y
de Agua, así como la gráfica de Carácter Volumétrico del Yacimiento, respectivamente.

Fig. 6.22 Gráfica para la determinación de los Volúmenes Originales de Aceite y Agua

Se observa en la gráfica que la pendiente es el valor de Wei dado en RB y la ordenada al origen es
el valor de Nfoi en STB.
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Fig. 6.23 Gráfica para la verificación del carácter volumétrico del yacimiento de Aceite Volátil Bajosaturado

En la gráfica anterior se revisa que el yacimiento no es volumétrico, debido a que la línea no es
horizontal.

VI.5.3.3 Yacimiento Volumétrico de Aceite Volátil Saturado
En el siguiente ejemplo se analiza el yacimiento Prudhoe Bay, ubicado en Alaska, que es el mayor
yacimiento de aceite de Estados Unidos. Se trata de un yacimiento volumétrico de aceite volátil
inicialmente saturado, con un gran casquete de gas y una columna considerable de aceite a la que
subyace una capa de “chapopote” que sirve de sello y evita la entrada de agua al acuífero. El
yacimiento estuvo sujeto a inyección de agua y a la reinyección de 82% del gas producido.

A continuación se presenta el análisis del yacimiento Prudhoe Bay:
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Se hacen los cálculos necesarios para determinar volúmenes originales de hidrocarburos:

De la siguiente gráfica se obtiene la pendiente, m, que es Gfgi y la ordenada al origen, b, es Nfoi.
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Fig. 6.24 Gráfica de Balance de Materia para un yacimiento de aceite volátil con casquete de gas

De donde obtenemos los volúmenes originales de gas y aceite en el yacimiento:

Nfoi=b
Nfoi= 22,460 MMSTB

Gfgi=m
Gfgi= 37,344,000 MMscf

G=Gfgi+NfoiRsi
G=   53,290,600 MMscf

N=Nfoi+ GfgiRvi
N=23,352.521 MMSTB

Para verificar la volumetría del yacimiento se realiza una gráfica de Np vs. (F+ W)/Et que debe dar
una recta horizontal.
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Fig. 6.25 Gráfica de diagnóstico de entrada de agua del yacimiento Prudhoe Bay

Se puede observar de la gráfica anterior que la entrada de agua se puede considerar despreciable,
debido a que la línea es casi horizontal.

VI.5.4.4 Yacimiento de Aceite Volátil Saturado con entrada natural de agua
En este caso se utilizó el mismo planteamiento que para el Yacimiento de Gas y Condensado con
Entrada Natural de Agua, dado que no convergía a una solución se hizo la suposición de que la
interacción acuífero-yacimiento es muy grande por lo que Jw también es muy grande y se utilizó el
método simplificado, entonces las siguientes ecuaciones se reducen a:

A continuación se muestran los datos y los cálculos que resultaron con el Método Simplificado:
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Se hacen los cálculos necesarios para el método de Fetkovich y Balance de Materia:

De los cálculos anteriores se genera el jacobiano para obtener m y b, que son Wei y Nfoi
respectivamente.
Haciendo el pivoteo, se obtiene:

Y se obtienen las gráficas correspondientes para determinar los Volúmenes Originales de Aceite y
de Agua, así como la gráfica de Carácter Volumétrico del Yacimiento, respectivamente.
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Fig. 6.26 Gráfica para la determinación de los Volúmenes Originales de Aceite y Agua

Fig. 6.27 Gráfica para la verificación del carácter volumétrico del yacimiento de Aceite Volátil Saturado

En la gráfica anterior se revisa que el yacimiento no es volumétrico, debido a que la línea no es
horizontal.
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VII. DESARROLLO DE UNA HERRAMIENTA COMPUTACIONAL
PARA LA APLICACIÓN DE LA EBM-GENERALIZADA

VII.1 De la herramienta en general
La herramienta computacional para la aplicación de la EBMG se creó en un entorno de
programación orientado a objetos con el compilador Visual Basic 6.0 con el fin de procurar un
ambiente sencillo y amigable para el usuario.

Esta herramienta se diseñó con la intensión de  que en tres sencillos pasos el usuario obtenga
resultados, siempre y cuando se cuente con toda la información necesaria. Estos pasos son:

1. Definición del tipo de yacimiento por el tipo de fluido, incluyendo o no entrada natural de
agua

2. Ingreso de los datos Presión-Producción
3. Ajuste de información

La herramienta maneja las opciones de tipo de fluido con o sin entrada natural de agua:

a) Gas Seco
b) Aceite Negro
c) Gas y Condensado
d) Aceite Volátil

Siendo estas dos últimas opciones los nuevos aportes al enfoque generalizado de la EBM.

VII.2 Del manejo de datos y resultados
Esta herramienta computacional mantiene un nexo directo con las aplicaciones de Microsoft®
Office, Excel y Access para la visualización de gráficos y resultados, y para el ingreso de datos
respectivamente.

Se eligieron estas dos aplicaciones debido a lo accesible de Excel para la mayoría de los usuarios y
a la facilidad de manejo de base de datos de Access. A pesar de que Access puede resultar en un
principio difícil de manejar, para la herramienta de Balance de Materia, aventaja a Excel ya que esta
última maneja un gran número de formatos de celdas, lo que puede desencadenar severos errores.

Como se mencionó anteriormente, la entrega de resultados además de mostrarse en la pantalla de
la herramienta, también podrá visualizarse en hoja de Excel, lo que permitirá al usuario, si así lo
deseare, un ajuste manual de los datos ya procesados, un cambio en el formato de la hoja, así
como también se le permitirá al usuario guardarlo bajo su propio criterio.

Cabe mencionar que las variables que maneja la herramienta son de tipo sencilla, que significa el
uso de hasta ocho cifras después del punto decimal, lo que proporciona resultados óptimos con un
mínimo error por truncamiento.

VII.3 De la información requerida
Para el correcto funcionamiento de la herramienta de cálculos de Balance de Materia, se requiere
además de la información de Producción, de información pVT acorde al fluido que se esté
manejando, esta puede ser Bo, Bg, Rs o Rv, por esto durante la carga de los datos de
Presión-Producción, la herramienta revisa que se cuente con los datos pVT, en caso de ausencia
de alguno lanza una advertencia y permite al usuario llenar la tabla correspondiente o realizar los
cálculos mediante la metodología propia de la herramienta.

VII.4 De los cálculos numéricos
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Los cálculos pVT están basados en dos autores: Standing y Oistein y sus ecuaciones están
explicadas a detalle en las secciones III.3.1 y III.3.3, respectivamente, para la obtención de Pb, Rs,
Bo. También se puede hacer uso de las correlaciones modificadas para México

Para calcular las propiedades pVT del Gas y Condensado y del Aceite Volátil, se utilizó el método
de Walsh y Towler37 que utiliza directamente los datos CVD. Las ecuaciones utilizadas en la
herramienta están especificadas en la sección IV.4.2.

Para los cálculos de Balance de Materia, se utilizó la metodología del enfoque generalizado de la
EBM para los yacimientos volumétricos. Para los yacimientos con entrada natural de agua se utilizó
además, el método de Fetkovich modificado, y suponiendo que la interacción yacimiento-acuífero
es muy grande, es decir, que Jw es enorme, se utilizó el Método de Fetkovich Modificado
Simplificado, todo explicado a detalle en este trabajo.
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VIII. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

Este trabajo va dirigido a los estudiantes universitarios y alumnos de la carrera de
ingeniería petrolera, al diseñar una herramienta sencilla en su manejo para hacer cálculos
de Balance de Materia de una forma fácil, rápida y confiable.

Para una mejor explotación del yacimiento y una buena administración del mismo, es
necesario conocer si hay acuífero asociado y cuál es la interacción que tienen ambos.

El método de la EGBM es muy rápido, da buenos resultados y con la herramienta se vuelve
muy accesible en su manejo.

Esta metodología es novedosa debido al manejo del condensado y el aceite vaporizado que
en versiones anteriores se consideraba despreciable, lo que proporciona resultados más
confiables que se vuelven aún mejores al cuantificar la entrada natural de agua.

Esta metodología es aún mejorable en cuestión de la evaluación simultánea de las
variables Wei, Jw y Nfoi/Gfgi, sin embargo al abordar la solución simultánea nos
enfrentamos al problema de los sistemas de ecuaciones mal condicionados, que de no ser
adecuadamente tratados,  representan un punto débil en cuanto a la confiabilidad de los
resultados. Por esto en esta tesis optamos por la solución iterativa para sistemas lineales.

A pesar de la simplicidad en el método de solución planteado en esta tesis para la EGBM,
existe la necesidad de que la información sea de calidad y que haya poca dispersión en los
datos, ya que la falta de esta cualidad en la información puede llegar a desencadenar
resultados indeseados debido al carácter iterativo de la solución.

Se recomienda hacer un Control de Calidad en la información antes de proceder a utilizar
la herramienta.

Para usar la herramienta se requiere de cierto criterio del usuario sobre la información que
ingresará, así como en la información que la misma herramienta entrega.

Si se conoce lo mejor posible el comportamiento de un yacimiento, se pueden prevenir
errores en la explotación de este,  por ejemplo, se puede determinar cuál es el mejor
Método de Recuperación Mejorada de Hidrocarburos.

Este trabajo de tesis puede ser la base para la predicción del comportamiento de
yacimientos, ya que una vez hecho el estudio de Balance de Materia, es posible emplear
los parámetros determinados en una forma especial de la EGBM para fines de predecir, de
manera global, el comportamiento futuro de un yacimiento, y en su caso la interacción con
el acuífero asociado.
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NOMENCLATURA
A= pendiente
b= punto de intersección
b= ordenada al origen de una recta
B= constante de correlación
Bg= factor de volumen de formación del gas al tiempo t, L3/L3, RB/scf
Bgi= factor de volumen de formación del gas inicial, L3/L3, RB/scf
Bo= factor de volumen de formación del aceite al tiempo t, L3/L3, RB/STB
Bob= factor de volumen del aceite en el punto de burbujeo, L3/L3, RB/STB
Bofb= factor de volumen del aceite en el punto de burbujeo a partir una prueba de separación         
        flash, L3/L3, RB/STB
Bod= factor de volumen del aceite a partir una prueba DL, L3/L3, RB/STB
Bodb= factor de volumen del aceite en el punto de burbujeo a partir una prueba DL, L3/L3, RB/STB
Boi= factor de volumen de formación del aceite inicial, L3/L3, RB/STB
Btg= factor de volumen de formación del gas total al tiempo t, L3/L3, RB/scf
Bto= factor de volumen de formación del aceite total al tiempo t, L3/L3, RB/STB
Bw= factor de volumen de formación del agua, L3/L3, RB/STB
c= compresibilidad isotermal, m/Lt2, psi
C= constante de correlación
cf= compresibilidad isotérmica de la formación, Lt2/m, psi-1

ct= compresibilidad isotérmica total definida en la ec. 3.22, Lt2/m, psi-1

cw= compresibilidad isotérmica del agua, Lt2/m, psi-1
D= constante de correlación
Efw= factor de expansión del agua de formación, L3/L3, RB/STB
Eg= factor de expansión del gas, L3/L3, RB/scf
Eo= factor de expansión del aceite, L3/L3, RB/STB
F= factor definido por la ecuación 2.34
F= fluidos producidos del yacimiento, L3, res bbl
G= gas inicial total en el yacimiento, L3, scf
GI= gas de inyección acumulado al tiempo t, L3, scf
Gfg= gas en fase libre al tiempo t, L3, scf
Gfgi= gas inicial en fase libre, L3, scf
Gp= producción acumulada de gas al tiempo t, L3, scf
Gpg= producción acumulada de gas de la fase vapor al tiempo t, L3, scf
IDD= índice de empuje por agotamiento
ISD= índice de empuje por segregación
IFD= índice de empuje de formación
IWD= índice de empuje por entrada de agua
J= función J de Leverett
k= permeabilidad promedio, L2, md
krg= permeabilidad relativa del gas
kro= permeabilidad relativa del aceite
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krw= permeabilidad relativa del agua
K= constante definida por la ecuación 2.24
m= pendiente de una recta
m= masa, m, lbm
M= peso molecular, m
n= número de moles, n
N= aceite inicial total en el yacimiento, L3, STB
Nfo= aceite en fase libre al tiempo t, L3, STB
Nfoi= aceite inicial en fase libre, L3, STB
Np= producción acumulada de aceite al tiempo t, L3, STB
p= presión actual del yacimiento, m/Lt2, psia
pi= presión inicial del yacimiento, m/Lt2, psia

pRn= presión del yacimiento al tiempo n, m/Lt2, psia
= presión promedio del acuífero al tiempo n, m/Lt2, psia

= presión media del yacimiento en el tiempo n, m/Lt2, psia

p= presión inicial menos la presión actual del yacimiento, m/Lt2, psi
Pc= presión capilar, m/Lt2, psi
r= relación del volumen de la fase vapor del yacimiento y el volumen de la fase líquida del
yacimiento
R= constante Universal el gas, 10.732 psi-ft3/lbm-mol-°R, mL2/t2T
raq= radio del acuífero, L, ft
re= distancia del radio del centro del pozo a la frontera del yacimiento, L, ft
Rp= relación gas-aceite producido acumulado, L3/L3, scf/STB
rR= radio del yacimiento, L, ft
Rs= relación de solubilidad gas-aceite al tiempo t, L3/L3, scf/STB
Rsi= relación de solubilidad gas-aceite inicial, L3/L3, scf/STB
Rsb= relación de solubilidad gas-aceite por encima del punto de burbujeo, L3/L3, scf/STB
Rsd= relación de solubilidad gas-aceite a partir de la prueba DL, L3/L3, scf/STB
Rsdb= relación de solubilidad gas-aceite en el punto de burbujeo a partir de la prueba DL, L3/L3,
scf/STB
Rsfb= relación de solubilidad gas-aceite en el punto de burbujeo a partir de la prueba de separación
flash, L3/L3, scf/STB
Rv= relación de de aceite volátil-gas al tiempo t, L3/L3, STB /scf
Rvi= relación de de aceite volátil-gas inicial, L3/L3, STB /scf
R2= coeficiente de correlación o regresión lineal
S= saturación
Swi= saturación inicial de agua
T= temperatura, T, °R o °F
Tpc= temperatura pseudocrítica, T, °R o °F
Tpr= temperatura pseudoreducida, T, °R o °F
t= tiempo, t
V= volumen de la fase actual del yacimiento, L3, res bbl
Vr= volumen relativo del experimento CCE
V = volumen total de poros en el yacimiento, L3, res bbl
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y= fracción molar de un componente
= fracción molar del CO2 en la mezcla del gas

= suma de las fracciones molares de CO2 y H2S en la mezcla de gas

= fracción molar del H2S en la mezcla del gas

W= volumen inicial de agua en el yacimiento, L3, res bbl
We= entrada de agua del acuífero, L3, res bbl
Wp= producción acumulada de agua al tiempo t, L3, STB

W= We-BwWp
z= factor de compresibilidad del gas

Caracteres griegos
= gravedad específica de un fluido
o, API= gravedad del aceite, °API
= ángulo de mojabilidad
= viscosidad del fluido, m/Lt, cp
= densidad del fluido, m/L3, lbm/ft3
= tensión interfacial, m/Lt2, dinas/cm2
= porosidad del yacimiento

Subíndices
a= a presión atmosférica
b= punto de burbuja
f= formación
g= gas
i= inicial
I= inyectado (a)
o= aceite
od= aceite muerto
ob= aceite a la presión de burbujeo
pc= pseudocrítica
pr= pseudoreducida
r= roca
R= yacimiento
sb= gas en solución a la presión de burbujeo
sc= condiciones estándar
w= agua
m= exponenete de Archie en la relación del factor de formación
´ = primera derivada
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APÉNDICE A: FACTORES DE CONVERSIÓN
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APÉNDICE B: MANUAL DEL USUARIO
El manual del usuario se encuentra en video y se incluye en el CD anexo
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