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RESUMEN 
 

El siguiente documento corresponde a un esfuerzo académico para el enriquecimiento 

de la enseñanza de la ingeniería petrolera en los ámbitos de propiedades de los fluidos 

y de flujo multifásico. 

Este documento consta de cuatro capítulos orientados a establecer una metodología 

para el cálculo de la presión de fondo fluyendo de los pozos productores de aceite y 

gas. 

La parte introductoria se exponen los tópicos que motivaron la elaboración de esta 

investigación de tesis, así como los objetivos y las herramientas empleadas en cada 

capítulo. 

En el primer capítulo se efectúa una revisión de los conceptos fundamentales que se 

relacionan con los tipos de yacimientos, propiedades de los fluidos, conceptos de flujo 

multifásico y balance de energía. 

En el segundo capítulo se exponen las premisas de la metodología que se propone en 

esta tesis, así como el procedimiento para desarrollarla. Asimismo, se definen los 

parámetros operativos y la información necesaria para llevar a cabo dicha metodología. 

En el tercer capítulo se formula el flujo de trabajo asociado a la metodología propuesta 

bajo un esquema de programación. De igual manera, se desarrolla el código asociado 

en un lenguaje de alto nivel con su respectiva interfaz de usuario. 

En el cuarto capítulo (final) se muestran los resultados obtenidos con la programación 

desarrollada en el capítulo tres, tanto para propiedades de los fluidos como para 

estimación de perfiles. 
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𝑇𝑤ℎ = 𝑇𝑒𝑚𝑝𝑒𝑟𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎 𝑑𝑒 𝑙𝑎 𝑐𝑎𝑏𝑒𝑧𝑎L 

𝑇𝑦 = 𝑇𝑒𝑚𝑝𝑒𝑟𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎 𝑑𝑒 𝑦𝑎𝑐𝑖𝑚𝑖𝑒𝑛𝑡𝑜L 

𝑇𝑤𝑓 = 𝑇𝑒𝑚𝑝𝑒𝑟𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎 𝑑𝑒𝑙 𝑓𝑜𝑛𝑑𝑜L 

𝑇𝑎𝑡𝑚 = 𝑇𝑒𝑚𝑝𝑒𝑟𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎 𝑒𝑠𝑡á𝑛𝑑𝑎𝑟L 

𝜏 = 𝑇𝑒𝑛𝑠𝑖ó𝑛 𝑠𝑢𝑝𝑒𝑟𝑓𝑖𝑐𝑖𝑎𝑙 L 

𝑇𝑃 = 𝑇𝑢𝑏𝑒𝑟í𝑎 𝑑𝑒 𝑝𝑟𝑜𝑑𝑢𝑐𝑐𝑖ó𝑛L 

𝑇𝑅 = 𝑇𝑢𝑏𝑒𝑟í𝑎 𝑑𝑒 𝑟𝑒𝑣𝑒𝑠𝑡𝑖𝑚𝑖𝑒𝑛𝑡𝑜L 
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INTRODUCCIÓN 

 

JUSTIFICACIÓN 

 

Uno de los ámbitos más importantes de aplicación de la ingeniería petrolera 

corresponde a la administración de la energía del yacimiento. Para que dicha 

administración pueda llevarse a cabo, se requiere cuantificar las caídas de presión en el 

sistema yacimiento-pozo-instalaciones.  

De la caída total de presión en el sistema antes mencionado, la mayor parte ocurre en 

el pozo, por lo que la identificación y la cuantificación de los factores que provocan esto 

coadyuva en gran medida a la administración de la energía. 

Para la efectuar la cuantificación de la caída de presión en los pozos se utiliza una serie 

de correlaciones desarrolladas experimentalmente con base en la distribución de fases 

en el flujo vertical. 

En la literatura consultada por los estudiantes de ingeniería petrolera, los ejemplos de 

aplicación para el cálculo de los gradientes de presión y la definición de los patrones de 

flujo que existen en las tuberías de producción no profundizan en la cuantificación 

discreta de las propiedades de los fluidos, es decir para estos ejemplos las propiedades 

de los fluidos permanecen invariantes. Para ilustrar esto, se hace referencia a los 

métodos desarrollados en el libro Multiphase Flow in Wells, donde se consideran 

constantes las propiedades de los fluidos y los gradientes de presión calculados 

resultan ser constantes (Brill & Mukherjee, 1999), lo cual no existe en la realidad. 

Por lo anterior es necesario formular un método para el cálculo de caídas de presión 

donde se ilustre la variación que existe realmente de las propiedades de los fluidos a lo 

largo de nuestra tubería de producción y que refleje los cambios que en realidad existen 

en el gradiente de presión en los pozos. 
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OBJETIVOS 

OBJETIVO PRINCIPAL 

 

Formular un método, de acoplamiento entre las correlaciones de propiedades de los 

fluidos y la programación avanzada, que posibilite estimar la presión de fondo fluyendo 

de los pozos productores de aceite y gas asociado, el cual represente una alternativa a 

las correlaciones de flujo multifásico existentes. 

 

OBJETIVOS SECUNDARIOS 

 

1. Basarse en la ecuación general de balance de energía en líneas para para 

formular el método. 

2. Recurrir a las correlaciones de propiedades de fluidos más utilizadas para 

estimar el comportamiento de las propiedades en un rango de 𝑃𝑦 − 𝑃𝑤ℎ y 

𝑇𝑦 − 𝑇𝑆𝑒𝑝. 

3. Emplear la programación avanzada para que el método propuesto permita el 

manejo iterativo de un número considerable de variables. 

4. Desarrollar una interfaz de usuario para que el método pueda ser comprendido y 

empleado de una manera intuitiva. 

 

HIPÓTESIS 

 

Mediante la combinación de la ecuación de balance de energía en líneas, las 

ecuaciones de propiedades de los fluidos y la programación avanzada, se pude 

formular un método para calcular la distribución de la presión en la TP y que éste sea 

empleado de la misma manera que las correlaciones de flujo multifásico existentes. 

 

METODOLOGÍA 

 

El trabajo de investigación de tesis está distribuido en 4 capítulos, en los cuales se 

aplicará las siguientes metodologías: 

 En el Capítulo 1, se expondrán los conceptos fundamentales sobre los temas de 

propiedades de los fluidos, flujo multifásico en tubería y la ecuación de balance 

de energía en ductos a través de la revisión bibliográfica de libros y artículos 

técnicos especializados. 
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 En el capítulo 2, se llevará a cabo la formulación, tanto de las premisas que 

sustentan el método propuesto como del procedimiento asociado. 

 En el capítulo 3, se desarrollará el diagrama de flujo concerniente al 

procedimiento formulado en el capítulo anterior. Asimismo, se construirán los 

elementos asociados a la programación avanzada: subrutinas e interfaz de 

usuario mediante el uso del lenguaje de programación Visual Basic y su 

aplicación para macros. 

 En el capítulo 4, se llevará a cabo la ejecución del método propuesto mediante la 

herramienta mencionada en el capítulo 3. 
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CAPÍTULO 1. ANTECEDENTES 

En el presente capitulo se presentan los conceptos fundamentales considerados 

totalmente necesarios para el fundamento de la metodología desarrollada en este 

trabajo de investigación de tesis, los cuales son: la clasificación de los yacimientos, las 

propiedades de los fluidos y el flujo multifásico en tubería. 

 

1.1 CLASIFICACIÓN DE YACIMIENTOS DE ACEITE Y GAS 

ASOCIADO 

1.1.1 PRESIÓN INICIAL 

Yacimiento Bajosaturado 

La presión del yacimiento se encuentra por encima de la presión de burbuja, es decir 

que todo el gas de la mezcla  se encuentra disuelto en el aceite (Figura 1). 

 

 

Figura 1. Diagrama de un Yacimiento Bajo Saturado. 

Fuente: Elaboración propia. 

 

Yacimiento Saturado 

La presión se encuentra por debajo de la presión de burbuja, es decir que el aceite ya 

liberó cierta parte del gas en solución (Figura 2). 

𝑎𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒 

𝑎𝑔𝑢𝑎 

𝑝𝑦 > 𝑝𝑏  
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Figura 2. Diagrama de un Yacimiento Saturado. 

Fuente: Elaboración propia. 

1.1.2 TIPO DE FLUIDO 

Yacimiento de Aceite Negro 

Este tipo de aceite está formado por más de un 20 [% 𝑚𝑜𝑙] de heptanos y componentes 

más pesados, su temperatura crítica se encuentra por encima de la temperatura del 

yacimiento. La RS de un aceite negro, comúnmente es menor a 1750  [
𝑓𝑡3

𝑏𝑙
], la presión 

de saturación de los aceites negros es relativamente baja (Maldonado Cruz, 2016). En 

la Figura 3 se muestra su correspondiente diagrama de fases. 

 

Figura 3. Diagrama de fases de un aceite negro. 
Fuente: Elaboración propia con información de (Tarek, 2000) . 

𝑎𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒 

𝑎𝑔𝑢𝑎 

𝑝𝑦 < 𝑝𝑏 

𝑔𝑎𝑠 

𝑝 

𝑡 

Separador 

G 

Punto 
Crítico 

Línea de 
puntos de 
burbuja 

Línea de 
puntos de 
rocío 
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Yacimiento de Aceite Volátil 

Tiene características similares a los gases y condensados sin embargo, se comporta 

como líquido a condiciones de yacimiento debido a los componentes pesados de la 

mezcla. Su temperatura crítica es más alta. La RS de un aceite volátil va desde los   

1750  [
𝑓𝑡3

𝑏𝑙
]  −   3200  [

𝑓𝑡3

𝑏𝑙
], su presión de saturación es alta y los gases producidos son 

ricos en componentes intermedios y se comportan como gas retrógrado, además su 𝛾𝑜 

es mayor a 40 °API (Maldonado Cruz, 2016). En la Figura 4 se muestra su 

correspondiente diagrama de fases. 

 

  

Figura 4. Diagrama de fases de un aceite volátil 

Fuente: Elaboración propia con información de (Tarek, 2000) . 

 

 

 

 

 

 

 

𝑝 

𝑡 

Condición de 
separador 

Línea de 
puntos de 
burbuja 

Línea de puntos 
de rocío 

Punto 
Crítico 
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1.2 PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS 

1.2.1 ACEITE 

Densidad del aceite 

Es definida como la cantidad de materia por unidad de volumen de aceite a una presión 

y temperatura dadas, comúnmente se expresa en  
𝑙𝑏

𝑓𝑡3
 . La densidad relativa es una 

propiedad que está definida como la relación que existe entre la densidad del aceite y la 

densidad del agua, ambas medidas a condiciones estándar, (1 atm y 60 °F), 

(Maldonado Cruz, 2016). 

𝛾𝑜 = 
 𝜌𝑜 @ 𝑐.𝑠.

 𝜌𝑎𝑔𝑢𝑎  @ 𝑐.𝑠.
………𝑒𝑐. 1 

Para la industria petrolera la densidad relativa de un aceite es medida en grados API, la 

cual se obtiene con la siguiente expresión: 

° 𝐴𝑃𝐼 =  
141.5

𝛾𝑜
− 131.5 ………𝑒𝑐. 2 

 

Factor de volumen del aceite 

Está definido como la relación entre el volumen de aceite más su gas en solución  a 

condiciones de presión y temperatura dadas, entre el volumen de aceite a condiciones 

estándar (Maldonado Cruz, 2016), el factor de volumen del aceite se expresa con la 

siguiente ecuación: 

𝐵𝑜 = 
𝑉𝑜+𝑔𝑑 @ 𝑐.  𝑝,𝑇

𝑉𝑜 @ 𝑐.𝑠.
………𝑒𝑐. 3 

donde: 

𝐵𝑜 = 𝐹𝑎𝑐𝑡𝑜𝑟 𝑑𝑒 𝑣𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑛 𝑑𝑒𝑙 𝑎𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒 [
𝑏𝑙@ 𝑐.  𝑝,𝑇

𝑏𝑙@ 𝑐.𝑠.
]j 

𝑉𝑜+𝑔𝑑 @ 𝑐.  𝑝,𝑇 = 𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑛  𝑑𝑒 𝑎𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒 𝑚á𝑠 𝑠𝑢 𝑔𝑎𝑠 𝑑𝑖𝑠𝑢𝑒𝑙𝑡𝑜 [𝑏𝑙@ 𝑐.  𝑝,𝑇]k 

𝑉𝑜 @ 𝑐.𝑠.  =  𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑛 𝑑𝑒 𝑎𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒 [𝑏𝑙@ 𝑐.𝑠.]k 

 

La Figura 5 muestra el comportamiento del factor de volumen del aceite contra la 

presión a temperatura de yacimiento. 



8 
 

 

Figura 5. Comportamiento de la presión respecto al factor de volumen del aceite. 

Fuente: Elaboración propia con información de (Maldonado Cruz, 2016). 

 

Relación de Solubilidad 

Se define como volumen de gas que puede ser disuelto en cierto volumen de aceite a 

condiciones estándar (Maldonado Cruz, 2016), se expresa con la siguiente ecuación: 

𝑅𝑠 = 
𝑉𝑔 @ 𝑐.𝑠.

𝑉𝑜 @ 𝑐.𝑠.
………𝑒𝑐. 4 

𝑅𝑠 = 𝑅𝑒𝑙𝑎𝑐𝑖ó𝑛 𝑑𝑒 𝑆𝑜𝑙𝑢𝑏𝑖𝑙𝑖𝑑𝑎𝑑 [
𝑓𝑡3@ 𝑐.𝑠.

𝑏𝑙@ 𝑐.𝑠.
]i 

𝑉𝑔 @ 𝑐.𝑠. =  𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑛  𝑑𝑒 𝑔𝑎𝑠  [𝑓𝑡
3
@ 𝑐.𝑠.

]j 

𝑉𝑜 @ 𝑐.𝑠. =  𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑛 𝑑𝑒 𝑎𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒 [𝑏𝑙@ 𝑐.𝑠.]i 

 

La Figura 6 muestra el comportamiento de la relación de solubilidad contra la presión a 

temperatura de yacimiento. 

𝐵𝑜 

𝑝 
𝑝𝑖  𝑝𝑏 

𝐵𝑜𝑏 
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Figura 6. Comportamiento de la presión respecto a la relación de solubilidad. 

Fuente: Elaboración propia con información de (Maldonado Cruz, 2016) 

 

Viscosidad del aceite 

La viscosidad está definida como la resistencia de un fluido a moverse. Es una 

propiedad muy importante ya que tiene una gran influencia en el flujo de fluidos tanto en 

el yacimiento, como en la tubería (Maldonado Cruz, 2016). 

En la Figura 7 se muestra el comportamiento de la viscosidad respecto a la presión a 

temperatura de yacimiento. Para presiones por debajo de la presión de burbuja la 

viscosidad incrementa de manera exponencial, debido a la liberación del gas. 

𝑅𝑠 

𝑝 
𝑝𝑖  𝑝𝑏 

𝑅𝑠𝑏 

𝑅𝑠 
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Figura 7. Comportamiento de la viscosidad respecto de la presión. 

Fuente: Elaboración propia con información de (Maldonado Cruz, 2016) 

 

1.2.2 GAS 

Propiedades Pseudocríticas 

Las propiedades críticas son las condiciones de presión, volumen y temperatura en las 

cuales no se distinguen las diferencias entre las propiedades del gas y el líquido de un 

gas puro (McCain, 1990). Para determinar las propiedades críticas de una mezcla de 

gases, (denominadas pseudocríticas), se toman en cuenta las reglas de mezclado de 

Kay: 

𝑝𝑝𝑐 = ∑(𝑦𝑖)

𝑗=𝑛

𝑗=1

(𝑝𝑐𝑗)………𝑒𝑐. 5 

𝑇𝑝𝑐 = ∑(𝑦𝑖)

𝑗=𝑛

𝑗=1

(𝑇𝑐𝑗)………𝑒𝑐. 6 

donde: 

𝑝𝑝𝑐 = 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 𝑃𝑠𝑒𝑢𝑑𝑜𝑐𝑟í𝑡𝑖𝑐𝑎 [𝑝𝑠𝑖𝑎]j 𝑝𝑝𝑐 = 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 𝑐𝑟í𝑡𝑖𝑐𝑎 𝑑𝑒𝑙 𝑐𝑜𝑚𝑝𝑜𝑛𝑒𝑛𝑡𝑒 [𝑝𝑠𝑖𝑎]L 

𝑇𝑝𝑐 =  𝑇𝑒𝑚𝑝𝑒𝑟𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎 𝑃𝑠𝑒𝑢𝑑𝑜𝑐𝑟í𝑡𝑖𝑐𝑎 [𝑅]k 𝑇𝑝𝑐 = 𝑇𝑒𝑚𝑝𝑒𝑟𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎 𝑐𝑟í𝑡𝑖𝑐𝑎 𝑑𝑒𝑙 𝑐𝑜𝑚𝑝𝑜𝑛𝑒𝑛𝑡𝑒 [𝑅]𝐿 

𝑦𝑖 = % 𝑑𝑒 𝑐𝑜𝑚𝑝𝑜𝑠𝑖𝑐𝑖ó𝑛  [𝐴𝑑𝑖𝑚. ]k  

𝜇𝑜 

𝑝 
𝑝𝑏 
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Propiedades pseudoreducidas 

Las propiedades de  una mezcla de gases pueden ser correlacionadas con las  

𝑒𝑐. 5  𝑦 𝑒𝑐. 6 , sirven para estimar el factor de compresibilidad “z” a partir de 

correlaciones (McCain, 1990), algunos ejemplos son: 

 Standing y Katz, 1942. 

 Dranchuck y Abu-Kassem, 1945 

 Heidarian et al, 2010. 

𝑝𝑝𝑟 = 
𝑝

𝑝𝑝𝑐
………𝑒𝑐. 7 

𝑇𝑝𝑟 = 
𝑇

𝑇𝑝𝑐
………𝑒𝑐. 8 

donde: 

𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 𝑃𝑠𝑒𝑢𝑑𝑜𝑐𝑟í𝑡𝑖𝑐𝑎 → 𝑝𝑝𝑐 [𝑝𝑠𝑖𝑎]j 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 𝑃𝑠𝑒𝑢𝑑𝑜𝑟𝑒𝑑𝑢𝑐𝑖𝑑𝑎 → 𝑝𝑝𝑟[𝐴𝑑𝑖𝑚. ]L 

𝑇𝑒𝑚𝑝𝑒𝑟𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎 𝑃𝑠𝑒𝑢𝑑𝑜𝑐𝑟í𝑡𝑖𝑐𝑎 → 𝑇𝑝𝑐 [𝑅]k 𝑇𝑒𝑚𝑝𝑒𝑟𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎 𝑃𝑠𝑒𝑢𝑑𝑜𝑟𝑒𝑑𝑢𝑐𝑖𝑑𝑎 → 𝑇𝑝𝑟[𝐴𝑑𝑖𝑚. ]𝐿L 

𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 → 𝑝  [𝑝𝑠𝑖𝑎]k 𝑇𝑒𝑚𝑝𝑒𝑟𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎 → 𝑇[𝑅]L 

 

Factor de compresibilidad del gas 

El comportamiento ideal de los gases se ve afectado por el cambio en las condiciones 

de presión y temperatura, debido a que estos afectan la composición de la mezcla de 

gases. Por lo tanto, se hace el uso de un factor de corrección llamado factor de 

compresibilidad del gas [𝑧], el cual es una relación entre dos volúmenes, el volumen 

ideal del gas en cuestión y su volumen real. 

𝑧 =  
𝑉𝑟𝑒𝑎𝑙
𝑉𝑖𝑑𝑒𝑎𝑙

………𝑒𝑐. 9 

Por lo tanto se observa que el factor “z” es una cantidad adimensional y que para un 

gas ideal  𝑧 =  1. En la Figura 8 se muestra el comportamiento del factor de 

compresibilidad respecto de la presión. 
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Figura 8. Comportamiento del factor de compresibilidad “z” respecto de la presión. 

Fuente: Elaboración propia con información de (Maldonado Cruz, 2016) 

 

Factor de volumen del gas 

Está definido como la relación entre el volumen de gas a condiciones dadas de 

temperatura, entre el volumen de gas a condiciones estándar (Craft & M., 1991). 

𝐵𝑔 = 
𝑉𝑔 @ 𝑐.  𝑝,𝑇

𝑉𝑔 @ 𝑐.𝑠.
………𝑒𝑐. 10 

donde: 

𝐵𝑔 = 𝐹𝑎𝑐𝑡𝑜𝑟 𝑑𝑒 𝑣𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑛 𝑑𝑒𝑙 𝑔𝑎𝑠 [
𝑓𝑡3@ 𝑐.  𝑝,𝑇

𝑓𝑡3@ 𝑐.𝑠.
]o 

𝑉𝑔 @ 𝑐.  𝑝,𝑇 = 𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑛  𝑑𝑒 𝑎𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒 𝑚á𝑠 𝑠𝑢 𝑔𝑎𝑠 𝑑𝑖𝑠𝑢𝑒𝑙𝑡𝑜 [𝑓𝑡
3
@ 𝑐.  𝑝,𝑇

]o 

𝑉𝑔 @ 𝑐.𝑠. = 𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑛 𝑑𝑒 𝑎𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒 [𝑓𝑡
3
@ 𝑐.𝑠.

]o 

La Figura 9 muestra el comportamiento del factor de volumen de gas contra la presión. 

𝑧 

𝑝 

𝑔𝑎𝑠 𝑟𝑒𝑎𝑙 

𝑔𝑎𝑠 𝑖𝑑𝑒𝑎𝑙 

𝑧 = 1 
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Figura 9. Comportamiento de la presión respecto al factor de volumen del gas. 

Fuente: Elaboración propia con información de (Maldonado Cruz, 2016) 

 

Se aprecia en la gráfica que a grandes presiones el comportamiento del factor de 

volumen de gas real e ideal se igualan, ya que el gas no se puede seguir 

comprimiendo. 

 

1.2.3 CORRELACIONES PARA EL CÁLCULO DE 

PROPIEDADES 

Una correlación es una medida de la relación lineal entre dos o más variables 

cuantitativas continuas. Las correlaciones de propiedades de los fluidos son 

desarrolladas a partir de datos de laboratorio y/o campo y formuladas mediante un 

conjunto de ecuaciones o gráficos para representar un determinado fenómeno. Estas 

correlaciones se aplican para obtener una aproximación de las propiedades de los 

fluidos sin la necesidad de efectuar un análisis PVT o mediciones directas. (Banzer, 

1996) (Torres Coria & Trawvitz Rosas, 2008) 

 Las correlaciones más utilizadas son: 

 

Standing, 1947: 

𝑝𝑏 = 18.2 [[
𝑅𝐺𝐴

𝛾𝑔
]

0.83

10(0.00091[𝑇]−0.0125[𝛾𝐴𝑃𝐼]) − 1.4]………  𝑒𝑐. 11 

𝐵𝑔 

𝑝 

𝑐𝑜𝑚𝑝𝑜𝑟𝑡𝑎𝑚𝑖𝑒𝑛𝑡𝑜 𝑖𝑑𝑒𝑎𝑙 

𝑐𝑜𝑚𝑝𝑜𝑟𝑡𝑎𝑚𝑖𝑒𝑛𝑡𝑜 𝑟𝑒𝑎𝑙 
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𝑅𝑠 = 𝛾𝑔  [(
𝑝

18.2
+ 1.4) (100.0125[𝛾𝐴𝑃𝐼]−0.00091[𝑇])]

1
0.83

………  𝑒𝑐. 12 

𝐵𝑜 = 0.9759 + 0.00012 [(𝑅𝑠) (
𝛾𝑔

𝛾𝑜
)
0.5

+ 1.25(𝑇)]

1.2

………  𝑒𝑐. 13 

donde: 

𝑝𝑏 = 𝑝𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 𝑑𝑒 𝑏𝑢𝑟𝑏𝑢𝑗𝑎 [𝑝𝑠𝑖𝑎]j 𝛾𝐴𝑃𝐼 = 𝐺𝑟𝑎𝑣𝑒𝑑𝑎𝑑 𝐴𝑃𝐼 [𝐴𝑑𝑖𝑚. ]L 

𝑅𝐺𝐴 = 𝑅𝑒𝑙𝑎𝑐𝑖ó𝑛 𝐺𝑎𝑠 − 𝐴𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒 [
𝑓𝑡3

𝑏𝑙
]k 𝑝 = 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 [𝑝𝑠𝑖𝑎]𝐿L 

𝛾𝑔 = 𝐷𝑒𝑛𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑟𝑒𝑙𝑎𝑡𝑖𝑣𝑎 𝑑𝑒𝑙 𝑔𝑎𝑠 [𝐴𝑑𝑖𝑚. ]k 𝑇 = 𝑇𝑒𝑚𝑝𝑒𝑟𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎[°𝐹]L 

𝐵𝑜 = 𝐹𝑎𝑐𝑡𝑜𝑟 𝑑𝑒 𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑛 𝑑𝑒𝑙 𝑎𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒 [
𝑏𝑙

𝑏𝑙
]L 𝑅𝑠 = 𝑅𝑒𝑙𝑎𝑐𝑖ó𝑛 𝑑𝑒 𝑆𝑜𝑙𝑢𝑏𝑖𝑙𝑖𝑑𝑎𝑑 [

𝑓𝑡3

𝑏𝑙
]L 

 

Beggs y Robinson, 1975: 

 

Aceite Saturado: 

𝜇𝑜 @𝑐.𝑝,𝑇 = [10.715 (𝑅𝑠 + 100)
−0.515] [𝜇𝑜𝑑]

𝑏………𝑒𝑐. 14 

𝑏 = 5.44(𝑅𝑠 + 150)
−0.338 

𝜇𝑜𝑑 = 10
𝑥 − 1 

𝑥 =  
10(3.0324−0.02023[𝛾𝐴𝑃𝐼])

𝑇1.163
 

donde: 

𝜇𝑜𝑑 = 𝑉𝑖𝑠𝑐𝑜𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑑𝑒𝑙 𝑎𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒 𝑚𝑢𝑒𝑟𝑡𝑜 [𝑝𝑠𝑖𝑎]j 𝜇𝑜 =  𝑉𝑖𝑠𝑐𝑜𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑑𝑒𝑙 𝑎𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒 [𝑐𝑝]L 

𝑅𝑠 = 𝑅𝑒𝑙𝑎𝑐𝑖ó𝑛 𝑑𝑒 𝑆𝑜𝑙𝑢𝑏𝑖𝑙𝑖𝑑𝑎𝑑 [
𝑓𝑡3

𝑏𝑙
]L 𝑇 = 𝑇𝑒𝑚𝑝𝑒𝑟𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎 [°𝐹]L 

 

Vazquez y Beggs, 1980: 

 

Aceite Bajo-Saturado: 

𝜇𝑜 @𝑐.𝑝,𝑇 = 𝜇𝑜𝑏 [
𝑝

𝑝𝑏
]
𝑚

………  𝑒𝑐. 15 

𝑚 = 2.67 (𝑝1.187)(10𝑎) 
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𝑎 =  (−3.9 × 10−5)(𝑝) − 5 

𝜇𝑜𝑏 @𝑐.𝑃,𝑇 = [10.715 (𝑅𝐺𝐴 + 100)
−0.515] [𝜇𝑜𝑑]

𝑏 

𝑏 = 5.44(𝑅𝐺𝐴 + 150)−0.338  

𝜇𝑜𝑑 = 10
𝑥 − 1 

𝑥 =  
10(3.0324−0.02023[𝛾𝐴𝑃𝐼])

𝑇1.163
 

donde: 

𝑝𝑏 = 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 𝑑𝑒 𝑠𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎𝑐𝑖ó𝑛 [𝑝𝑠𝑖 (Brown, 1948)𝑎]j 
𝜇𝑜 = 𝑉𝑢𝑠𝑐𝑜𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑑𝑒𝑙 𝑎𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒[𝑐𝑝]L 

𝑅𝐺𝐴 = 𝑅𝑒𝑙𝑎𝑐𝑖ó𝑛 𝐺𝑎𝑠 − 𝐴𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒 [
𝑓𝑡3

𝑏𝑙
]k 𝑝 = 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 [𝑝𝑠𝑖𝑎]𝐿L 

𝜇𝑜𝑏 = 𝑉𝑖𝑠𝑐𝑜𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑑𝑒𝑙 𝑎𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒 𝑎𝑙 𝑝𝑢𝑛𝑡𝑜 𝑑𝑒 𝑏𝑢𝑟𝑏𝑢𝑗𝑎 [𝑐𝑝]k 𝑇 = 𝑇𝑒𝑚𝑝𝑒𝑟𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎 [°𝐹]L 

𝜇𝑜𝑑 = 𝑉𝑖𝑠𝑐𝑜𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑑𝑒𝑙 𝑎𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒 𝑚𝑢𝑒𝑟𝑡𝑜 [𝑐𝑝]L  

 

Brown et al, 1948: 

 

Propiedades Pseudocríticas: 

𝑇𝑝𝑐 = 168 + 325(𝛾𝑔) − 12.5(𝛾𝑔)
2
………𝑒𝑐. 16 

𝑃𝑝𝑐 = 677 + 15(𝛾𝑔) − 37.5(𝛾𝑔)
2
………𝑒𝑐. 17 

 

Propiedades Pseudoreducidas dadas por la 𝑒𝑐. 7 𝑦 𝑒𝑐. 8 : 

𝑇𝑝𝑟 = 
𝑇

𝑇𝑝𝑐
;           𝑝𝑝𝑟 = 

𝑝

𝑝𝑝𝑐
 

 

donde: 

𝑇𝑝𝑐 = 𝑇𝑒𝑚𝑝𝑒𝑟𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎 𝑝𝑠𝑒𝑢𝑑𝑜𝑐𝑟í𝑡𝑖𝑐𝑎 [𝑅]j 𝑝𝑝𝑐 = 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 𝑝𝑠𝑒𝑢𝑑𝑜𝑐𝑟𝑖𝑡𝑖𝑐𝑎 [𝑝𝑠𝑖𝑎]L 

𝛾𝑔 = 𝐷𝑒𝑛𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑟𝑒𝑙𝑎𝑡𝑖𝑣𝑎 𝑑𝑒𝑙 𝑔𝑎𝑠 [𝐴𝑑𝑖𝑚. ]k 𝑇𝑝𝑟 = 𝑇𝑒𝑚𝑝𝑒𝑟𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎 𝑝𝑠𝑒𝑢𝑑𝑜𝑟𝑒𝑑𝑢𝑐𝑖𝑑𝑎 [𝐴𝑑𝑖𝑚. ]𝐿L 

𝑝𝑝𝑟 = 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 𝑝𝑠𝑒𝑢𝑑𝑜𝑟𝑒𝑑𝑢𝑐𝑖𝑑𝑎 [𝐴𝑑𝑖𝑚. ]k 𝑇 = 𝑇𝑒𝑚𝑝𝑒𝑟𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎[𝑅]L 

𝑝 = 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 [𝑝𝑠𝑖𝑎]L  
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Papay, 1968: 

z = 1 −
3.53 (𝑝𝑝𝑟)

100.9813 (𝑇𝑝𝑟)
+
0.274 (𝑝𝑝𝑟)

2

100.8157 (𝑇𝑝𝑟)
………𝑒𝑐. 18 

donde: 

𝑇𝑝𝑐 = 𝑇𝑒𝑚𝑝𝑒𝑟𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎 𝑝𝑠𝑒𝑢𝑑𝑜𝑐𝑟í𝑡𝑖𝑐𝑎 [𝑅]j 𝑝𝑝𝑐 = 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 𝑝𝑠𝑒𝑢𝑑𝑜𝑐𝑟𝑖𝑡𝑖𝑐𝑎 [𝑝𝑠𝑖𝑎]L 

𝑝𝑝𝑟 = 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 𝑝𝑠𝑒𝑢𝑑𝑜𝑟𝑒𝑑𝑢𝑐𝑖𝑑𝑎 [𝐴𝑑𝑖𝑚. ]L 𝑇𝑝𝑟 = 𝑇𝑒𝑚𝑝𝑒𝑟𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎 𝑝𝑠𝑒𝑢𝑑𝑜𝑟𝑒𝑑𝑢𝑐𝑖𝑑𝑎 [𝑅]𝐿L 

𝑧 = 𝐹𝑎𝑐𝑡𝑜𝑟 𝑑𝑒 𝑐𝑜𝑚𝑝𝑟𝑒𝑠𝑖𝑏𝑖𝑙𝑖𝑑𝑎𝑑 [𝐴𝑑𝑖𝑚. ]L L 

 

 

Factor de volumen del gas: 

 

𝐵𝑔 = 
𝑧  𝑇

𝑝
 (
𝑃@𝑐.𝑠.
𝑇@𝑐.𝑠.

)………𝑒𝑐. 19 

donde: 

𝐵𝑔 = 𝐹𝑎𝑐𝑡𝑜𝑟 𝑑𝑒 𝑣𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑛 𝑑𝑒𝑙 𝑔𝑎𝑠 [
𝑓𝑡3

𝑓𝑡3
]j 𝑧 = 𝐹𝑎𝑐𝑡𝑜𝑟 𝑑𝑒 𝑐𝑜𝑚𝑝𝑟𝑒𝑠𝑖𝑏𝑖𝑙𝑖𝑑𝑎𝑑 [𝐴𝑑𝑖𝑚. ]L 

𝑝@𝑐.𝑠.  → 14.7 [𝑝𝑠𝑖𝑎]k 𝑇 = 𝑇𝑒𝑚𝑝𝑒𝑟𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎 [𝑅]L𝐿L 

𝑇@𝑐.𝑠.  →  520 [𝑅]k 𝑝 = 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 [𝑝𝑠𝑖𝑎]L 

 

1.3 FLUJO MULTIFÁSICO EN TUBERÍA 

1.3.1 CONCEPTOS 

Flujo Multifásico 

El flujo multifásico en tuberías se define como el movimiento concurrente de gas libre y 

líquido en las tuberías. El gas y el líquido pueden existir como una mezcla homogénea, 

o el líquido puede estar en baches con el gas empujando detrás de él, u otras 

combinaciones de patrones de flujo pueden estar presentes. El gas puede estar 

fluyendo con dos líquidos (aceite y agua) y existir la posibilidad de que los dos líquidos 

puedan estar emulsificados. (Sites, s.f.) 
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Gasto Másico 

Es la cantidad de fluido que atraviesa una sección transversal de tubería en una unidad 

de tiempo (Cengel & A., Termodinámica, 2011), se define con la siguiente ecuación: 

 

�̇� =  𝜌𝑣𝐴………𝑒𝑐. 20 

�̇� =  𝜌𝑞 ………𝑒𝑐. 21 

donde: 

𝜌 = 𝐷𝑒𝑛𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 [
𝑙𝑏𝑚

𝑓𝑡3
]L 𝐴 = Á𝑟𝑒𝑎 𝑇𝑟𝑎𝑛𝑠𝑣𝑒𝑟𝑠𝑎𝑙 [𝑓𝑡2]L 

�̇� = Gasto Másico [
𝑓𝑡3

𝑠
]L 𝑞 = 𝐺𝑎𝑠𝑡𝑜 𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚é𝑡𝑟𝑖𝑐𝑜 [

𝑓𝑡3

𝑠
]L 

𝑣 = Velocidad [
𝑓𝑡

𝑠
]L 

 

 

Gasto Másico Total 

Es la suma del gasto másico de líquido más el gasto másico de gas. 

�̇�𝑇 = �̇�𝑙 + �̇�𝑔………𝑒𝑐. 21 

donde: 

�̇�𝑇 = 𝐺𝑎𝑠𝑡𝑜 𝑀á𝑠𝑖𝑐𝑜 𝑇𝑜𝑡𝑎𝑙 [
𝑙𝑏𝑚

𝑠
] L �̇�𝑙 = 𝐺𝑎𝑠𝑡𝑜 𝑀á𝑠𝑖𝑐𝑜 𝑑𝑒𝑙 𝑙í𝑞𝑢𝑖𝑑𝑜 [

𝑙𝑏𝑚

𝑠
]L 

�̇�𝑔 = 𝐺𝑎𝑠𝑡𝑜 𝑀á𝑠𝑖𝑐𝑜 𝑑𝑒𝑙 𝑔𝑎𝑠 [
𝑙𝑏𝑚

𝑠
]L  

 

Gasto Volumétrico 

Es el volumen de líquido o gas que pasa a través de una sección transversal de tubería 

por unidad de tiempo (Cengel & A., Termodinámica, 2011). 

Una sola fase: 
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Figura 10. Diagrama de gasto de un fluido en una sola fase. 

Fuente: Elaboración propia 

 

Dos fases: 

 
Figura 11. Diagrama del gasto de un fluido en dos fases. 

Fuente: Elaboración propia 

 

 
Figura 12. Vista transversal de una tubería con gasto de un fluido en dos fases. 

Fuente: Elaboración propia 

 

Gasto Volumétrico Total 

Es la suma del gasto volumétrico de líquido más el gasto volumétrico de gas. 

�̇�𝑇 = �̇�𝑙 + �̇�𝑔………𝑒𝑐. 23 

donde: 

�̇�𝑇 = 𝐺𝑎𝑠𝑡𝑜 𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚é𝑡𝑟𝑖𝑐𝑜 𝑇𝑜𝑡𝑎𝑙 [
𝑓𝑡3

𝑠
]L �̇�𝑙 = 𝐺𝑎𝑠𝑡𝑜 𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚é𝑡𝑟𝑖𝑐𝑜 𝑑𝑒𝑙 𝑙í𝑞𝑢𝑖𝑑𝑜 [

𝑓𝑡3

𝑠
]L 

�̇�𝑙 = 𝐺𝑎𝑠𝑡𝑜 𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚é𝑡𝑟𝑖𝑐𝑜 𝑑𝑒𝑙 𝑔𝑎𝑠 [
𝑓𝑡3

𝑠
]L  

 

Velocidad superficial 

�̇�𝑓𝑙𝑢𝑖𝑑𝑜 = 𝑣𝑓𝑙𝑢𝑖𝑑𝑜 𝐴𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙 ……… 𝑒𝑐. 22 

�̇�𝑔𝑎𝑠 = 𝑣𝑔𝑎𝑠 𝐴𝑔𝑎𝑠 

�̇�𝑙í𝑞𝑢𝑖𝑑𝑜 = 𝑣𝑙í𝑞𝑢𝑖𝑑𝑜 𝐴𝑙í𝑞𝑢𝑖𝑑𝑜 

 

𝑣𝑔𝑎𝑠 ,  𝐴𝑔𝑎𝑠 

𝑣𝑙í𝑞𝑢𝑖𝑑𝑜 ,  𝐴𝑙í𝑞𝑢𝑖𝑑𝑜 
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Es la velocidad que tendría una fase si fluyera “sola” en la tubería, es decir ocupa el 

área total de la tubería (Brill & Mukherjee, 1999). 

�̅�𝑆𝐿 = 
�̇�𝑙
𝐴𝑇
………𝑒𝑐. 24 

�̅�𝑆𝐺 = 
�̇�𝑔

𝐴𝑇
………𝑒𝑐. 25 

donde: 

�̅�𝑆𝐿 = 𝑣𝑒𝑙𝑜𝑐𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑠𝑢𝑝𝑒𝑟𝑓𝑖𝑐𝑖𝑎𝑙 𝑑𝑒𝑙 𝑙í𝑞𝑢𝑖𝑑𝑜 [
𝑓𝑡

𝑠
]L �̇�𝑙 = 𝐺𝑎𝑠𝑡𝑜 𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚é𝑡𝑟𝑖𝑐𝑜 𝑑𝑒 𝑙í𝑞𝑢𝑖𝑑𝑜 [

𝑓𝑡3

𝑠
]L 

�̅�𝑆𝐺 = 𝑣𝑒𝑙𝑜𝑐𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑠𝑢𝑝𝑒𝑟𝑓𝑖𝑐𝑖𝑎𝑙 𝑑𝑒𝑙 𝑔𝑎𝑠 [
𝑓𝑡

𝑠
]k 𝐴𝑇 = Á𝑟𝑒𝑎 𝑇𝑜𝑡𝑎𝑙[𝑓𝑡

2]L𝐿L 

�̇�𝑔 = 𝐺𝑎𝑠𝑡𝑜 𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚é𝑡𝑟𝑖𝑐𝑜 𝑑𝑒 𝑔𝑎𝑠 [
𝑓𝑡3

𝑠
]k  

 

Velocidad de la mezcla 

Es la suma de la velocidad superficial del líquido y la velocidad superficial del gas (Brill 

& Mukherjee, 1999). 

 

�̅�𝑚 = �̅�𝑆𝐿 + �̅�𝑆𝐺 ………𝑒𝑐. 26 

donde: 

�̅�𝑆𝐿 = 𝑣𝑒𝑙𝑜𝑐𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑠𝑢𝑝𝑒𝑟𝑓𝑖𝑐𝑖𝑎𝑙 𝑑𝑒𝑙 𝑙í𝑞𝑢𝑖𝑑𝑜 [
𝑓𝑡

𝑠
]L �̅�𝑚 = 𝑉𝑒𝑙𝑜𝑐𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑑𝑒 𝑙𝑎 𝑚𝑒𝑧𝑐𝑙𝑎 [

𝑓𝑡3

𝑠
]L 

�̅�𝑆𝐺 = 𝑣𝑒𝑙𝑜𝑐𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑠𝑢𝑝𝑒𝑟𝑓𝑖𝑐𝑖𝑎𝑙 𝑑𝑒𝑙 𝑔𝑎𝑠 [
𝑓𝑡

𝑠
]k  

 

Densidad sin resbalamiento 

Es la densidad de la mezcla del aceite con el gas sin tomar en cuenta el resbalamiento 

entre las fases, es decir el colgamiento (Torres Coria & Trawvitz Rosas, 2008). 

 

𝜌𝑛𝑠 = 
𝑚𝑜 + 𝑚𝑔

𝑉𝑜 + 𝑉𝑔
………𝑒𝑐. 27 

donde: 
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𝜌𝑛𝑠 = 𝐷𝑒𝑛𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑠𝑖𝑛 𝑟𝑒𝑠𝑏𝑎𝑙𝑎𝑚𝑖𝑒𝑛𝑡𝑜 [
𝑙𝑏𝑚

𝑓𝑡3
]L 𝑉𝑜 =  𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑛 𝑑𝑒𝑙 𝑎𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒 [𝑓𝑡

3]L 

𝑚𝑜 =  𝑚𝑎𝑠𝑎 𝑑𝑒𝑙 𝑎𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒 [𝑙𝑏𝑚]L 𝑉𝑔 =  𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑛 𝑑𝑒𝑙 𝑔𝑎𝑠 [𝑓𝑡
3]L 

𝑚𝑔 =  𝑚𝑎𝑠𝑎 𝑑𝑒𝑙 𝑔𝑎𝑠 [𝑙𝑏𝑚]L  

 

𝑚𝑜 = 𝛾𝑜 𝜌𝑤 ………𝑒𝑐. 28 

𝑚𝑔 = 𝛾𝑔 𝜌𝑎𝑖𝑟𝑒 𝑅𝐺𝐴………𝑒𝑐. 29 

𝑉𝑜 = 𝐵𝑜………𝑒𝑐. 30 

𝑉𝑔 = (𝑅𝐺𝐴 − 𝑅𝑆)  𝐵𝑔………𝑒𝑐. 31 

 

Sustituyendo las  𝑒𝑐. 28, 𝑒𝑐. 29, 𝑒𝑐. 30 y  𝑒𝑐. 31 en la 𝑒𝑐. 27 

 

𝜌𝑛𝑠 =
𝛾𝑜 𝜌𝑤 + 𝛾𝑔 𝜌𝑎𝑖𝑟𝑒  𝑅𝐺𝐴 

𝐵𝑜 + (𝑅𝐺𝐴 − 𝑅𝑆)  𝐵𝑔
………𝑒𝑐. 32 

donde: 

 

𝜌𝑤 = 62.48 [
𝑙𝑏𝑚

𝑓𝑡3@ 𝑐.𝑠.
]L 𝜌𝑎𝑖𝑟𝑒 = 0.0764 [

𝑙𝑏𝑚

𝑓𝑡3@ 𝑐.𝑠.
]L 

 𝑅𝑆 = 𝑅𝑒𝑙𝑎𝑐𝑖ó𝑛 𝑑𝑒 𝑆𝑜𝑙𝑢𝑏𝑖𝑙𝑖𝑑𝑎𝑑 [
𝑓𝑡3@ 𝑐.𝑠.

𝑏𝑙@ 𝑐.𝑠.
]L 𝐵𝑔 = 𝐹𝑎𝑐𝑡𝑜𝑟 𝑑𝑒 𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑛 𝑑𝑒𝑙 𝑔𝑎𝑠 [

𝑓𝑡3@ 𝑐.  𝑝,𝑇

𝑓𝑡3@ 𝑐.𝑠.
]L 

𝐵𝑜  = 𝐹𝑎𝑐𝑡𝑜𝑟 𝑑𝑒 𝑉𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑛 𝑑𝑒𝑙 𝑎𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒 [
𝑓𝑡3@ 𝑐.  𝑝,𝑇

𝑓𝑡3@ 𝑐.𝑠.
]L 𝑅𝐺𝐴 = 𝑅𝑒𝑙𝑎𝑐𝑖ó𝑛 𝐺𝑎𝑠 − 𝐴𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒 [

𝑓𝑡3@ 𝑐.𝑠.

𝑏𝑙@ 𝑐.𝑠.
]L 

𝜌𝑛𝑠 = 𝐷𝑒𝑛𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 sin 𝑟𝑒𝑠𝑏𝑎𝑙𝑎𝑚𝑖𝑒𝑛𝑡𝑜 [
𝑙𝑏𝑚

𝑓𝑡3@ 𝑐.  𝑝,𝑇
]L  

 

Se multiplica al 𝐵𝑜  y a la  𝜌𝑤 por un factor de conversión de 5.615 [
𝑓𝑡3@ 𝑐.𝑠.

𝑏𝑙@ 𝑐.𝑠.
] 
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𝜌𝑛𝑠 =

(𝛾𝑜) (62.43 [
𝑙𝑏𝑚

𝑓𝑡3
@ 𝑐.𝑠.

]) (5.615 [
𝑓𝑡3

@ 𝑐.𝑠.

𝑏𝑙@ 𝑐.𝑠.
]) + (𝛾𝑔) (0.0764 [

𝑙𝑏𝑚
𝑓𝑡3

@ 𝑐.𝑠.

]) (𝑅𝐺𝐴) 

(5.615 [
𝑓𝑡3

@ 𝑐.𝑠.

𝑏𝑙@ 𝑐.𝑠.
]) (𝐵𝑜) + (𝑅𝐺𝐴 − 𝑅𝑆)  (𝐵𝑔)

 

 

𝜌𝑛𝑠 =

(𝛾𝑜) (350.54445 ) [
𝑙𝑏𝑚
𝑏𝑙@ 𝑐.𝑠.

] + (𝛾𝑔) (0.0764 ) (𝑅𝐺𝐴) [
𝑙𝑏𝑚
𝑏𝑙@ 𝑐.𝑠.

] 

(5.615 )(𝐵𝑜) [
𝑓𝑡3

@ 𝑐.  𝑝,𝑇

𝑏𝑙@ 𝑐.𝑠.
] + (𝑅𝐺𝐴 − 𝑅𝑆)  (𝐵𝑔) [

𝑓𝑡3
@ 𝑐.  𝑝,𝑇

𝑏𝑙@ 𝑐.𝑠.
]

 

 

𝜌𝑛𝑠 =
 (350.54445)( 𝛾𝑜) + ( 0.0764)( 𝛾𝑔)  (𝑅𝐺𝐴) 

(5.615 )(𝐵𝑜) + (𝑅𝐺𝐴 − 𝑅𝑆)  (𝐵𝑔)
 
[
𝑙𝑏𝑚
𝑏𝑙@ 𝑐.𝑠.

]

[
𝑓𝑡3

@ 𝑐.  𝑝,𝑇

𝑏𝑙@ 𝑐.𝑠.
]

 

 

Al final del desarrollo se obtiene la siguiente ecuación, que es la utilizada para el 

desarrollo del programa. 

𝜌𝑛𝑠 =
 (350.54445)( 𝛾𝑜) + ( 0.0764)( 𝛾𝑔)  (𝑅𝐺𝐴) 

(5.615 )(𝐵𝑜) + (𝑅𝐺𝐴 − 𝑅𝑆)  (𝐵𝑔)
………𝑒𝑐. 33 

 

Número de Reynolds 

Es una cantidad adimensional y se define como la razón que existe de las fuerzas 

inerciales a las fuerzas viscosas que actúan sobre un fluido (Cengel & Cimbala, 

Mecánica de Fluidos Conceptos y Aplicaciones, 2006). 

 

𝑁𝑅𝑒 =
𝜌 �̅�𝑚 𝜑 

𝜇
………𝑒𝑐. 34 

donde: 

𝑁𝑅𝑒 = 𝑁ú𝑚𝑒𝑟𝑜 𝑑𝑒 𝑅𝑒𝑦𝑛𝑜𝑙𝑑𝑠[𝐴𝑑𝑖𝑚. ]L 𝜌 = 𝐷𝑒𝑛𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑑𝑒𝑙 𝑓𝑙𝑢𝑖𝑑𝑜 [
𝑙𝑏𝑚

𝑓𝑡3@ 𝑐.𝑠.
]L 

�̅�𝑚 = 𝑉𝑒𝑙𝑜𝑐𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑑𝑒 𝑙𝑎 𝑚𝑒𝑧𝑐𝑙𝑎 [
𝑓𝑡

𝑠
]L 𝜑 = 𝐷í𝑎𝑚𝑒𝑡𝑟𝑜 𝑑𝑒 𝑙𝑎 𝑡𝑢𝑏𝑒𝑟í𝑎 [𝑓𝑡]L 

𝜇 = 𝑉𝑖𝑠𝑐𝑜𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑑𝑒𝑙 𝑓𝑙𝑢𝑖𝑑𝑜 [𝑐𝑃]L  



22 
 

 

Como el Número de Reynolds es adimensional se debe multiplicar por un factor de 

conversión. 

 

Se considera la densidad del fluido como la densidad sin resbalamiento. 

 

𝜌𝑛𝑠 [
𝑙𝑏𝑚

𝑓𝑡3
@ 𝑐.  𝑝,𝑇

] 

 

Tomando en cuenta la  𝑒𝑐. 34  se obtiene el siguiente análisis dimensional: 

 

[
𝑙𝑏𝑚

𝑓𝑡3
@ 𝑐.  𝑝,𝑇

] [
𝑓𝑡
𝑠 ] 

[𝑓𝑡]

[𝑐𝑃]
 

 

Aplicando la Ley de Extremos y Medios 

 

(𝑙𝑏𝑚) (𝑓𝑡) (𝑓𝑡)

(𝑓𝑡3
@ 𝑐.  𝑝,𝑇

) (𝑠) (𝑐𝑃)
=

(𝑙𝑏𝑚) 

(𝑓𝑡@ 𝑐.  𝑝,𝑇) (𝑠) (𝑐𝑃)
 

 

1[ 𝑃𝑎 ∗ 𝑠] = 1000 [𝑐𝑃] 

 

(𝑙𝑏𝑚) 

(𝑓𝑡@ 𝑐.  𝑝,𝑇) (𝑠) (𝑐𝑃) (
1 𝑃𝑎 ∗ 𝑠
1000 𝑐𝑃)

=
(𝑙𝑏𝑚) (1000)

(𝑓𝑡) (𝑠2) (1 𝑃𝑎) (
1.4504𝑥10−4 𝑝𝑠𝑖

1 𝑃𝑎 )
 

(𝑙𝑏𝑚) (1000)

(𝑓𝑡) (𝑠2) (1.4504𝑥10−4  
𝑙𝑏𝐹
𝑖𝑛2
)
 

 

Aplicando la Ley de Extremos y Medios y  1 𝑙𝑏𝐹 = (1 𝑙𝑏𝑚) (32.174 
𝑓𝑡

𝑠2
) 

(𝑙𝑏𝑚) (1000)(𝑖𝑛
2)

(𝑓𝑡) (𝑠2) (1.4504𝑥10−4 𝑙𝑏𝐹)
=

(𝑙𝑏𝑚) (1000)(𝑖𝑛
2)

(𝑓𝑡) (𝑠2) (1.4504𝑥10−4)(1 𝑙𝑏𝑚) (32.174 
𝑓𝑡
𝑠2
) 
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(𝑙𝑏𝑚) (1000)(𝑖𝑛
2) (𝑠2)

(𝑓𝑡) (𝑠2) (1.4504𝑥10−4)(1 𝑙𝑏𝑚) (32.174 𝑓𝑡) 
=  

 (1000)(𝑖𝑛2) 

(𝑓𝑡2) (1.4504𝑥10−4) (32.174)
 

 

Convirtiendo los  𝑓𝑡2 en  𝑖𝑛2 

 

 (1000)(𝑖𝑛2) 

(𝑓𝑡2) (
144 𝑖𝑛2

1 𝑓𝑡2
) (1.4504𝑥10−4) (32.2)

=
 (1000)(𝑖𝑛2) 

(144 𝑖𝑛2) (1.4504𝑥10−4) (32.2)
 

 

Al final el factor de conversión es: 

 (1000)

(144 ) (1.4504𝑥10−4) (32.2)
=  1488.143 

 

Por lo tanto el Número de Reynolds queda: 

𝑁𝑅𝑒 = 1488.143  
𝜌𝑛𝑠  �̅�𝑚 𝜑 

𝜇
………𝑒𝑐. 35 

A bajas velocidades las líneas de flujo son aproximadamente paralelas y el flujo es 

sumamente organizado (flujo laminar) y a medida que la velocidad del flujo aumenta, se 

presentan fluctuaciones en la velocidad y movimiento desorganizado (flujo turbulento). 

(Cengel & Cimbala, Mecánica de Fluidos Conceptos y Aplicaciones, 2006) 

 

La transición entre flujo laminar y turbulento no se da repentinamente, el flujo fluctúa 

entre ambos flujos laminar y turbulento antes de volverse totalmente turbulento y se 

denomina flujo transitorio. 

𝑁𝑅𝑒 ≤ 2300 → 𝐹𝑙𝑢𝑗𝑜 𝐿𝑎𝑚𝑖𝑛𝑎𝑟 

2300 < 𝑁𝑅𝑒 < 3600 → 𝐹𝑙𝑢𝑗𝑜 𝑇𝑟𝑎𝑛𝑠𝑖𝑡𝑜𝑟𝑖𝑜 

𝑁𝑅𝑒 ≥ 3600 →  𝐹𝑙𝑢𝑗𝑜 𝑇𝑢𝑟𝑏𝑢𝑙𝑒𝑛𝑡𝑜 

 

Factor de Fricción Darcy 

Es una variable adimensional que depende tanto del  𝑁𝑅𝑒 y de la rugosidad de la tubería  

𝜀, que es un indicador de las imperfecciones de la misma tubería, el  𝑓𝐷 es utilizado 

para calcular las caídas de presión por fricción en la tubería debido al rozamiento del 

fluido con la misma (Anaya Durand, Cauich Segovia, Funabazama Bárcenas, & García 

Medrano Bravo, 2014). 
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Dependiendo el tipo de flujo que se exista, se utilizan 3 ecuaciones para determinar el 

factor de fricción Darcy: 

 

𝐹𝑙𝑢𝑗𝑜 𝐿𝑎𝑚𝑖𝑛𝑎𝑟 →  𝑓𝐷 = 
64

𝑁𝑅𝑒
………𝑒𝑐. 36 

𝐹𝑙𝑢𝑗𝑜 𝑇𝑟𝑎𝑛𝑠𝑖𝑡𝑜𝑟𝑖𝑜 →  𝑓𝐷 = 
0.316

𝑁𝑅𝑒
0.25………𝑒𝑐. 37 

𝐹𝑙𝑢𝑗𝑜 𝑇𝑢𝑟𝑏𝑢𝑙𝑒𝑛𝑡𝑜 →  𝑓𝐷 = 
0.25

(𝑙𝑜𝑔(
1

(3.7) (
𝜑
𝜀)
) +

5.74
𝑁𝑅𝑒

)

2   ………𝑒𝑐. 38 

donde: 

𝑓𝐷 = 𝐹𝑎𝑐𝑡𝑜𝑟 𝑑𝑒 𝐹𝑟𝑖𝑐𝑐𝑖ó𝑛 [𝐴𝑑𝑖𝑚. ]L 𝑁𝑅𝑒 = 𝑁ú𝑚𝑒𝑟𝑜 𝑑𝑒 𝑅𝑒𝑦𝑛𝑜𝑙𝑑𝑠[𝐴𝑑𝑖𝑚. ]L 

𝜀 = 𝑅𝑢𝑔𝑜𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑑𝑒 𝑙𝑎 𝑇𝑢𝑏𝑒𝑟í𝑎 [𝑖𝑛]L 𝜑 = 𝐷𝑖á𝑚𝑒𝑡𝑟𝑜 𝑑𝑒 𝑙𝑎 𝑇𝑢𝑏𝑒𝑟í𝑎[𝑖𝑛]L 

 

1.3.2 CORRELACIONES EXISTENTES 

Son utilizadas para predecir el gradiente de presión y se clasifican en tres categorías 

(Brill & Mukherjee, 1999): 

 

Grupo 1 

 No consideran el resbalamiento entre fases. 

 No diferencian patrones de flujo. 

 Se asume que el gas y el líquido viaja a la misma velocidad. 

 No considera colgamiento. 

 La densidad de la mezcla se calcula en función de la fracción de entrada del 

líquido. 

 No distingue entre flujo laminar, turbulento o transitorio. 

 Solo necesita usar una correlación para determinar el factor de fricción. 

 

Grupo 2 

 Consideran resbalamiento entre clases. 

 No diferencian patrones de flujo. 
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 Considera colgamiento. 

 La velocidad del gas y del líquido son diferentes. 

 La densidad de la mezcla se calcula en función del colgamiento. 

 Si se distingue entre flujo laminar, turbulento y transitorio. 

 Se necesitan correlaciones para calcular el colgamiento y el factor de fricción. 

 

Grupo 3 

 Considera resbalamiento entre fases. 

 Se necesitan correlaciones para predecir el patrón de flujo. 

 La velocidad del gas y del líquido son diferentes. 

 La densidad de la mezcla se calcula en función del colgamiento. 

 Si se distingue entre flujo laminar, turbulento y transitorio. 

 Se necesitan correlaciones para calcular el colgamiento y las pérdidas de presión 

por fricción dependiendo de su patrón de flujo. 

 

𝐶𝑙𝑎𝑠𝑖𝑓𝑖𝑐𝑎𝑐𝑖ó𝑛 𝑑𝑒 𝐶𝑜𝑟𝑟𝑒𝑙𝑎𝑐𝑖𝑜𝑛𝑒𝑠 

{
 
 
 
 
 
 

 
 
 
 
 
 
         𝐺𝑟𝑢𝑝𝑜 1 {

𝑃𝑜𝑒𝑡𝑡𝑚𝑎𝑛𝑛 𝑦 𝐶𝑎𝑟𝑝𝑒𝑛𝑡𝑒𝑟
𝐵𝑎𝑥𝑒𝑛𝑑𝑒𝑙𝑙 𝑦 𝑇ℎ𝑜𝑚𝑎𝑠
𝐹𝑎𝑛𝑐ℎ𝑒𝑟 𝑦 𝐵𝑟𝑜𝑤𝑛

𝐺𝑟𝑢𝑝𝑜 2 {
𝐻𝑎𝑔𝑒𝑟𝑑𝑜𝑛 𝑦 𝐵𝑟𝑜𝑤𝑛

𝐺𝑟𝑎𝑦
𝐴𝑠ℎ𝑒𝑖𝑚

𝐺𝑟𝑢𝑝𝑜 3

{
 
 

 
 

𝐷𝑢𝑛𝑠 𝑦 𝑅𝑜𝑠
𝑂𝑟𝑘𝑖𝑠𝑧𝑒𝑤𝑠𝑘𝑖

𝐴𝑧𝑖𝑧
𝐶ℎ𝑖𝑒𝑟𝑖𝑐𝑖

𝐵𝑒𝑔𝑔𝑠 𝑦 𝐵𝑟𝑖𝑙𝑙
𝑀𝑢𝑘ℎ𝑒𝑟𝑗𝑒𝑒 𝑦 𝐵𝑟𝑖𝑙𝑙

 

Figura 13. Diagrama de clasificación de Correlaciones. 

Fuente: Elaboración Propia con información de (Brill & Mukherjee, 1999) 

 

 

1.3.3 ECUACIÓN DE BALANCE DE ENERGÍA EN DUCTOS 

Las mezclas de gas y líquido son transportadas a grandes distancias, lo que ocasiona 

pérdidas en la presión que influyen en el diseño del sistema. Las caídas de presión en 

el flujo multifásico son diferentes que en los de una sola fase, ya que en la mayoría de 

los casos existe una interfase, el gas se desliza más rápido dejando atrás al líquido. 

Cada fase fluye a través de un área más pequeña provocando grandes caídas de 
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presión comparado con el flujo en una sola fase (Cengel & Cimbala, Mecánica de 

Fluidos Conceptos y Aplicaciones, 2006). 

Para desarrollar la ecuación de Gradiente de Presión se necesitan las siguientes 

ecuaciones: 

 

 

 

 

Ecuación de Conservación de Masa 

 

Figura 14. Diagrama de Conservación de Masa 

Fuente: Elaboración propia 
 

Para la fase líquida 

𝜕𝑀𝑣𝑐
𝜕𝑡

=  �̇�𝑙í𝑞𝑢𝑖𝑑𝑜 𝑑𝑒 𝑒𝑛𝑡𝑟𝑎𝑑𝑎 − �̇�𝑙í𝑞𝑢𝑖𝑑𝑜 𝑑𝑒 𝑠𝑎𝑙𝑖𝑑𝑎 ………𝑒𝑐. 39 

𝜕

𝜕𝑡
(𝜌𝐿 ∆𝑥 𝐴𝐿) = (𝜌𝐿 𝑣𝐿 𝐴)|𝑥 − (𝜌𝐿 𝑣𝐿 𝐴)|𝑥+∆𝑥 

 

Despejando 𝐴 de la ecuación anterior 

𝜕

𝜕𝑡
(𝜌𝐿 ∆𝑥 𝐴) = (𝜌𝐿 𝑣𝐿 𝐴)|𝑥 − (𝜌𝐿 𝐻𝐿𝐴)|𝑥+∆𝑥 

 

Si el área no es función el tiempo 

𝜕

𝜕𝑡
(𝜌𝐿 ) = (−

1

𝐴
) [
(𝜌𝐿 𝑣𝐿 𝐴)|𝑥 − (𝜌𝐿 𝑣𝐿𝐴)|𝑥+∆𝑥

∆𝑥
]………𝑒𝑐. 40 

𝑥 

𝑥 

𝜃 

𝑥 + ∆𝑥 

𝑥 

𝜌𝑔, 𝜇𝑔, 𝑣𝑔, 𝜏𝑔,𝑝𝑔,   𝜌𝑙 , 𝜇𝑙 , 𝑣𝑙 , 𝜏𝑙,𝑝𝑙 𝑥+∆𝑥
 

 

𝜌𝑔, 𝜇𝑔, 𝑣𝑔, 𝜏𝑔,𝑝𝑔,   𝜌𝑙 , 𝜇𝑙, 𝑣𝑙 , 𝜏𝑙,𝑝𝑙 𝑥
 

𝜑 = 𝑐𝑜𝑛𝑠𝑡𝑎𝑛𝑡𝑒 
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Considerando que no hay fuentes, ni sumideros y tomando en cuenta  𝑙𝑖𝑚∆𝑥→0 , la  

𝑒𝑐. 40 queda como: 

𝜕

𝜕𝑡
(𝜌𝐿 ) = (−

1

𝐴
) 
𝜕

𝜕𝑥
(𝜌𝐿 𝑣𝐿 𝐴) 

 

Ecuación de Continuidad para la fase líquida 

𝜕

𝜕𝑡
(𝜌𝐿) + (

1

𝐴
) 
𝜕

𝜕𝑥
(𝜌𝐿 𝑣𝐿 𝐴) = 0   ………𝑒𝑐. 41 

 

De manera similar para la fase gaseosa 

𝜕

𝜕𝑡
(𝜌𝑔) + (

1

𝐴
) 
𝜕

𝜕𝑥
(𝜌𝑔 𝑣𝑔 𝐴) = 0   ………𝑒𝑐. 42 

Sumando la 𝑒𝑐. 41 y la 𝑒𝑐. 42 

𝜕

𝜕𝑡
(𝜌𝐿  + 𝜌𝑔 ) + (

1

𝐴
) 
𝜕

𝜕𝑥
(𝜌𝐿 𝑣𝐿 𝐴 + 𝜌𝑔 𝑣𝑔 𝐴) = 0 

 

La Ecuación de Continuidad par la mezcla queda como: 

𝜕

𝜕𝑡
(𝜌𝑚) + (

1

𝐴
) 
𝜕

𝜕𝑥
(𝜌𝐿 𝑣𝐿 𝐴 + 𝜌𝑔 𝑣𝑔 𝐴) = 0 ………𝑒𝑐. 43 

 

Si el flujo es en régimen permanente entonces el gasto másico es constante: 

(
1

𝐴
) 
𝑑

𝑑𝑥
(𝜌𝐿 𝑣𝐿 𝐴) = 0 → 𝜌𝐿 𝑣𝐿 𝐴 = �̇�𝐿 = 𝑐1 

(
1

𝐴
) 
𝑑

𝑑𝑥
(𝜌𝑔 𝑣𝑔 𝐴) = 0 → 𝜌𝑔 𝑣𝑔 𝐴 = �̇�𝑔 = 𝑐2 

 

Por lo tanto el gasto másico total es: 

�̇�𝐿 + �̇�𝑔 = 𝑐3 = �̇�𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙 ………𝑒𝑐. 44 
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Ecuación de Conservación de Movimiento Lineal 

 

Figura 15. Diagrama de Conservación de Movimiento Lineal. 

Fuente: Elaboración propia 

donde: 

𝑠𝑔 = 𝑃𝑒𝑟í𝑚𝑒𝑡𝑟𝑜 𝑚𝑜𝑗𝑎𝑑𝑜 𝑝𝑜𝑟 𝑒𝑙 𝑔𝑎𝑠  L 

𝑠𝐿 = 𝑃𝑒𝑟í𝑚𝑒𝑡𝑟𝑜 𝑚𝑜𝑗𝑎𝑑𝑜 𝑝𝑜𝑟 𝑒𝑙 𝑙í𝑞𝑢𝑖𝑑𝑜  L 

𝑠𝑖 = 𝑃𝑒𝑟í𝑚𝑒𝑡𝑟𝑜 𝑚𝑜𝑗𝑎𝑑𝑜 𝑒𝑛 𝑙𝑎 𝑖𝑛𝑡𝑒𝑟𝑓𝑎𝑠𝑒 L 

 

Para la fase líquida 

𝜕

𝜕𝑡
(𝜌𝐿 𝑣𝐿 𝐴 ∆𝑥) + (𝜌𝐿 𝑣𝐿

2 𝐴 ∆𝑥)𝑥+∆𝑥 − (𝜌𝐿 𝑣𝐿
2 𝐴 ∆𝑥)𝑥 = ∑𝐹𝑥 ………𝑒𝑐. 45 

∑𝐹𝑥 = (𝑝𝐿 𝐴)𝑥 − (𝑝𝐿 𝐴)𝑥+∆𝑥 + 𝜏𝑖 𝑠𝑖 ∆𝑥 − 𝜏𝑤𝐿 𝑠𝐿 ∆𝑥 − 𝜌𝐿𝐴 ∆𝑥 𝑔 𝑠𝑒𝑛𝜃 . 𝑒𝑐. 46 

 

 Dividiendo la 𝑒𝑐. 45 entre 𝐴 ∆𝑥  y tomando el  lim
∆𝑥→0

, la  𝑒𝑐. 45 queda de la siguiente 

manera 

𝜕

𝜕𝑡
(𝜌𝐿 𝑣𝐿 ) + (

1

𝐴
) 
𝜕

𝜕𝑥
(𝜌𝐿 𝑣𝐿

2𝐴 ) = −(
1

𝐴
) 
𝜕

𝜕𝑥
(𝑝𝐿 𝐴) + 𝜏𝑖 𝑠𝑖 ∆𝑥 − 𝜏𝑤𝐿 𝑠𝐿 ∆𝑥 − 𝜌𝐿  𝑔 𝑠𝑒𝑛𝜃 

 

Ecuación de conservación del movimiento lineal para la fase líquida 

𝜕

𝜕𝑡
(𝜌𝐿 𝑣𝐿 ) + (

1

𝐴
) 
𝜕

𝜕𝑥
(𝜌𝐿 𝑣𝐿

2 𝐴 ) + (
1

𝐴
) 
𝜕

𝜕𝑥
(𝑝𝐿 𝐴) −

𝜏𝑖 𝑠𝑖

𝐴
+
𝜏𝑤𝐿 𝑠𝐿

𝐴
+ 𝜌𝐿  𝑔 𝑠𝑒𝑛𝜃 = 0 → 𝑒𝑐. 47 

 

𝑥 

𝐴𝑔 

𝜃 

𝑥 + ∆𝑥 
𝑝𝐿 𝐴𝐿|𝑥+∆𝑥 

𝜑 = 𝑐𝑜𝑛𝑠𝑡𝑎𝑛𝑡𝑒 

 𝜏𝑖 𝑠𝑖 𝐴𝑥 

 𝜏𝑤𝐿 𝑠𝐿 𝐴𝑥 

 𝑠𝑖 

 𝑠𝑔 

 𝑠𝐿 

𝐴𝐿 
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De manera similar para la fase gaseosa 

𝜕

𝜕𝑡
(𝜌𝑔 𝑣𝑔) + (

1

𝐴
) 
𝜕

𝜕𝑥
(𝜌𝑔 𝑣𝑔

2 𝐴 ) + (
1

𝐴
) 
𝜕

𝜕𝑥
(𝑝𝑔 𝐴) +

𝜏𝑖 𝑠𝑖

𝐴
+
𝜏𝑤𝑔 𝑠𝑔

𝐴
+ 𝜌𝑔  𝑔 𝑠𝑒𝑛𝜃 = 0 → 𝑒𝑐. 48 

 

Sumando la 𝑒𝑐. 47 𝑦 𝑙𝑎 𝑒𝑐. 48 

𝜕

𝜕𝑡
(𝜌𝐿 𝑣𝐿 + 𝜌𝑔 𝑣𝑔) + (

1

𝐴
) 
𝜕

𝜕𝑥
(𝜌𝐿 𝑣𝐿

2 𝐴 + 𝜌𝑔 𝑣𝑔
2 𝐴 ) + ⋯ 

+(
1

𝐴
) 
𝜕

𝜕𝑥
(𝑝𝐿 𝐴 + 𝑝𝑔 𝐴) +

𝜏𝑤𝐿 𝑠𝐿
𝐴

+
𝜏𝑤𝑔 𝑠𝑔

𝐴
+ (𝜌𝐿 + 𝑝𝑔)  𝑔 𝑠𝑒𝑛𝜃 = 0 

 

Tomando en cuenta que la presión es la misma en todo el pozo independientemente del 

punto en donde se mida y la suma del colgamiento más la fracción de vacío es igual a 

uno. 

𝑝𝐿 = 𝑝𝑔 = 𝑝………𝑒𝑐. 49 

 

Igualando a la densidad de la mezcla. 

𝜕

𝜕𝑡
(𝜌𝐿 𝑣𝐿 + 𝜌𝑔 𝑣𝑔 ) +

𝜕

𝜕𝑥
(𝜌𝐿 𝑣𝐿

2 + 𝜌𝑔 𝑣𝑔
2 ) +

𝜕 𝑝

𝜕𝑥
+
𝜏𝑤𝐿 𝑠𝐿

𝐴
+⋯ 

+
𝜏𝑤𝑔 𝑠𝑔

𝐴
+ 𝜌𝑚 𝑔 𝑠𝑒𝑛𝜃 = 0………𝑒𝑐. 50 

𝜕

𝜕𝑡
(𝜌𝑚 𝑣𝑚  ) +

𝜕

𝜕𝑥
(𝜌𝑚 𝑣𝑚

2 ) +
𝜕 𝑝

𝜕𝑥
+
𝜏𝑤𝐿 𝑠𝐿

𝐴
+
𝜏𝑤𝑔 𝑠𝑔

𝐴
+ 𝜌𝑚 𝑔 𝑠𝑒𝑛𝜃 = 0………𝑒𝑐. 51 

 

Derivando el primer término de la 𝑒𝑐. 51 y sabiendo que la derivada de la velocidad 

respecto al tiempo es igual a la aceleración. 

𝑑

𝑑𝑡
(𝜌𝑚 𝑣𝑚 ) = 𝜌𝑚

𝑑 𝑣𝑚
𝑑𝑡

= 𝜌𝑚 𝑎 = 𝜌𝑚 𝑣𝑚
𝑑 𝑣𝑚
𝑑𝑥

 

 

Se desprecian los términos de las tensiones superficiales. 

𝜕

𝜕𝑡
(𝜌𝑚 𝑣𝑚 ) +

𝜕

𝜕𝑥
(𝜌𝑚 𝑣𝑚

2 ) +
𝜕 𝑝

𝜕𝑥
+ 𝜌𝑚 𝑔 𝑠𝑒𝑛𝜃 = 0 
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Tomando en cuenta flujo en régimen permanente y despejando el gradiente de presión 

total. 

−
𝑑 𝑝

𝑑𝑥
= 𝜌𝑚 𝑔 𝑠𝑒𝑛𝜃 + 𝜌𝑚 𝑣𝑚

𝑑 𝑣𝑚
𝑑𝑥

+
𝑑

𝑑𝑥
(𝜌𝑚 𝑣𝑚

2 ) ………𝑒𝑐. 52 

donde: 

−
𝑑 𝑝

𝑑𝑥
= 𝐺𝑟𝑎𝑑𝑖𝑒𝑛𝑡𝑒 𝑑𝑒 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 𝑇𝑜𝑡𝑎𝑙L 

𝜌𝑚 𝑔 𝑠𝑒𝑛𝜃 =  𝐺𝑟𝑎𝑑𝑖𝑒𝑛𝑡𝑒 𝑑𝑒 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 𝐻𝑖𝑑𝑟𝑜𝑠𝑡á𝑡𝑖𝑐𝑜L 

𝜌𝑚 𝑣𝑚
𝑑 𝑣𝑚

𝑑𝑥
= 𝐺𝑟𝑎𝑑𝑖𝑒𝑛𝑡𝑒 𝑑𝑒 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 𝑝𝑜𝑟 𝑎𝑐𝑒𝑙𝑒𝑟𝑎𝑐𝑖ó𝑛L 

𝑑

𝑑𝑥
(𝜌𝑚 𝑣𝑚

2 ) = 𝐺𝑟𝑎𝑑𝑖𝑒𝑛𝑡𝑒 𝑑𝑒 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 𝑝𝑜𝑟 𝑓𝑟𝑖𝑐𝑐𝑖ó𝑛L 

Si consideramos flujo incompresible, el gradiente de presión por aceleración se vuelve 

depreciable. 

−
𝑑 𝑝

𝑑𝑥
= 𝜌𝑚 𝑔 𝑠𝑒𝑛𝜃 +

𝑑

𝑑𝑥
(𝜌𝑚 𝑣𝑚

2 ) ………𝑒𝑐. 53 

 

El Gradiente de presión por fricción se calcula de la siguiente manera: 

𝑑

𝑑𝑥
(𝜌𝑚 𝑣𝑚

2 ) =
𝑓𝐷 𝜌𝑚 𝑣𝑚

2

2 𝜑
……𝑒𝑐. 54 

 

Sustituyendo la 𝑒𝑐. 54  en la 𝑒𝑐. 53 

−
𝑑 𝑝

𝑑𝑥
= 𝜌𝑚 𝑔 𝑠𝑒𝑛𝜃 +

𝑓𝐷 𝜌𝑚 𝑣𝑚
2

2 𝜑
………𝑒𝑐. 54 

 

Sustituyendo la  𝜌𝑚 por la  𝜌𝑛𝑠 

−
𝑑 𝑝

𝑑𝑥
= 𝜌𝑛𝑠 𝑔 𝑠𝑒𝑛𝜃 +

𝑓𝐷 𝜌𝑛𝑠  𝑣𝑚
2

2 𝜑
………𝑒𝑐. 54 
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Despejando la  𝑑𝑝 

−𝑑𝑝 = 𝜌𝑛𝑠 𝑔 𝑠𝑒𝑛𝜃 𝑑𝑥 +
𝑓𝐷 𝜌𝑛𝑠 𝑣𝑚

2

2 𝜑
 𝑑𝑥 ………𝑒𝑐. 55 

Integrando ambos lados de la ecuación 

−∫ 𝑑𝑝
𝑝2

𝑝1

= 𝜌𝑛𝑠  𝑔 𝑠𝑒𝑛𝜃 ∫ 𝑑𝑥
𝑥2

𝑥1

+
𝑓𝐷 𝜌𝑛𝑠  𝑣𝑚

2

2 𝜑
∫  𝑑𝑥
𝑥2

𝑥1

 ………𝑒𝑐. 56 

−(𝑝2 − 𝑝1) = 𝜌𝑛𝑠  𝑔 𝑠𝑒𝑛𝜃 (𝑥2 − 𝑥1) +
𝑓𝐷 𝜌𝑛𝑠 𝑣𝑚

2 (𝑥2 − 𝑥1)

2 𝜑
………𝑒𝑐. 57 

 

Despejando  𝑝1 

𝑝1 = 𝑝2 + 𝜌𝑛𝑠  𝑔 𝑠𝑒𝑛𝜃 (𝑥2 − 𝑥1)⏟            
∆𝑝 𝐸𝑙𝑒𝑣𝑎𝑐𝑖ó𝑛

+
𝑓𝐷 𝜌𝑛𝑠 𝑣𝑚

2 (𝑥2 − 𝑥1)

2 𝜑⏟            
∆𝑝 𝐹𝑟𝑖𝑐𝑐𝑖ó𝑛

………𝑒𝑐. 58 

 

La  𝑒𝑐. 57 representa a la presión de salida en cada tramo de tubería del pozo y a 

continuación se ve el análisis de unidades. 

𝑝𝑠𝑖 = 𝑝𝑠𝑖 + 𝑝𝑠𝑖⏟
∆𝑝 𝐸𝑙𝑒𝑣𝑎𝑐𝑖ó𝑛

+ 𝑝𝑠𝑖⏟
 ∆𝑝 𝐹𝑟𝑖𝑐𝑐𝑖ó𝑛

   

Análisis de unidades para el Gradiente de Presión por Elevación: 

(
𝑙𝑏𝑚
𝑓𝑡3

) (
𝑓𝑡

𝑠2
) (𝑓𝑡) 

Necesita ser multiplicado por un factor de conversión  𝑔𝑐 =  32.174 
𝑙𝑏𝑚 𝑓𝑡

𝑠2
 , para 

transformar las  𝑙𝑏𝑚  →  𝑙𝑏𝐹  

(
𝑙𝑏𝑚
𝑓𝑡3

) (
𝑓𝑡

𝑠2
) (𝑓𝑡) (

1 𝑙𝑏𝐹

32.174 
𝑙𝑏𝑚 𝑓𝑡
𝑠2

) 

Aplicando Ley de Extremos y Medios y cancelando términos 

(𝑙𝑏𝑚) (𝑓𝑡) ( 𝑓𝑡) ( 𝑙𝑏𝐹)( 𝑠
2) 

(𝑓𝑡3)( 𝑠2) (32.174) ( 𝑙𝑏𝑚)( 𝑓𝑡)
=  

𝑙𝑏𝐹
(32.174)𝑓𝑡2
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Convirtiendo los  𝑓𝑡2 

𝑙𝑏𝐹

(32.174)𝑓𝑡2 (
144 𝑖𝑛2

1 𝑓𝑡2
)
=

𝑙𝑏𝐹
(32.174)(144) 𝑖𝑛2

 

Por lo tanto el factor de conversión para el gradiente  de presión por elevación es: 

2.1584 𝑥10−4  
𝑙𝑏𝐹
 𝑖𝑛2

= 2.1584 𝑥10−4 𝑝𝑠𝑖  

Análisis para el Gradiente de Presión por Fricción: 

[
𝑙𝑏𝑚
𝑓𝑡3

] [
𝑓𝑡
𝑠 ]

2

[𝑀𝑖]

[2 𝑖𝑛]
 

Aplicando Ley de Extremos y Medios y el factor de conversión  𝑔𝑐 = 32.174 
𝑙𝑏𝑚 𝑓𝑡

𝑠2
 , para 

para transformar las  𝑙𝑏𝑚  →  𝑙𝑏𝐹 

[
(𝑙𝑏𝑚)(𝑓𝑡

2)(𝑀𝑖)

(2 𝑖𝑛)(𝑓𝑡3)(𝑠2)
] [

1 𝑙𝑏𝐹

32.174
𝑙𝑏𝑚 𝑓𝑡
𝑠2

 
] 

Volviendo a aplicar Ley de Extremos y Medios 

[
(𝑙𝑏𝑚)(𝑓𝑡

2)(𝑀𝑖)

(2 𝑖𝑛)(𝑓𝑡3)(𝑠2)
] [

1 𝑙𝑏𝐹  𝑠
2

32.174  𝑙𝑏𝑚 𝑓𝑡 
] =

(𝑙𝑏𝑚)(𝑓𝑡
2)(𝑀𝑖)(𝑙𝑏𝐹)(𝑠

2)

(2)(𝑖𝑛)(𝑓𝑡3)(𝑠2)( 𝑙𝑏𝑚)( 𝑓𝑡)(32.174)
  

 

Convertir Millas a pies 

[
(𝑙𝑏𝑚)(𝑓𝑡

2)(𝑙𝑏𝐹)(𝑠
2)(𝑀𝑖)

(2)(𝑖𝑛)(𝑓𝑡3)(𝑠2)(32.174)( 𝑙𝑏𝑚)(𝑓𝑡)
] [
5280 𝑓𝑡

1 𝑀𝑖
] 

 

Cancelando términos y convirtiendo pies en pulgadas 

(5280)(𝑙𝑏𝐹)

(2)(32.174)(𝑖𝑛)(𝑓𝑡) (
12 𝑖𝑛
1 𝑓𝑡

)
=

(5280)(𝑙𝑏𝐹)

(2)(32.174)(𝑖𝑛)(12 𝑖𝑛)
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Simplificando queda: 

6.83782 
𝑙𝑏𝐹
𝑖𝑛2

= 6.83782 𝑝𝑠𝑖 

 

Sustituyendo las  "𝑥" del  ∆𝑝𝐸𝑙𝑒𝑣𝑎𝑐𝑖ó𝑛   por  "ℎ" y las  "𝑥" del  ∆𝑝𝐹𝑟𝑖𝑐𝑐𝑖ó𝑛  por  "𝐿". Por lo 

tanto la  𝑒𝑐. 58 queda: 

 

𝑝1 = 𝑝2 + 2.1584 𝑥10
−4 𝜌𝑛𝑠 𝑔 𝑠𝑒𝑛𝜃 (ℎ2 − ℎ1) + 6.83782 

𝑓𝐷 𝜌𝑛𝑠  𝑣𝑚
2 (𝐿2 − 𝐿1)

𝜑
………𝑒𝑐. 59 

 

donde: 

𝑝1 = 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 𝑑𝑒 𝑠𝑎𝑙𝑖𝑑𝑎 [𝑝𝑠𝑖]L 𝜌𝑛𝑠 = 𝐷𝑒𝑛𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 sin 𝑟𝑒𝑠𝑏𝑎𝑙𝑎𝑚𝑖𝑒𝑛𝑡𝑜 [
𝑙𝑏𝑚

𝑓𝑡3@ 𝑐.  𝑝,𝑇
]L 

𝑔 = 𝐺𝑟𝑎𝑣𝑒𝑑𝑎𝑑 [
𝑓𝑡

𝑠2
]L 𝜑 = 𝐷𝑖á𝑚𝑒𝑡𝑟𝑜 𝑑𝑒 𝑙𝑎 𝑡𝑢𝑏𝑒𝑟í𝑎 [𝑖𝑛]{ 

𝑣𝑚 = 𝑉𝑒𝑙𝑜𝑐𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑑𝑒 𝑙𝑎 𝑚𝑒𝑧𝑐𝑙𝑎 [
𝑓𝑡

𝑠
]L ℎ2 = 𝑃𝑟𝑜𝑓𝑢𝑛𝑑𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑓𝑖𝑛𝑎𝑙 𝑑𝑒𝑙 𝑝𝑜𝑧𝑜 [𝑓𝑡]L 

𝐿2 = 𝐿𝑜𝑛𝑔𝑖𝑡𝑢𝑑 𝑓𝑖𝑛𝑎𝑙 𝑑𝑒 𝑙𝑎 𝑡𝑢𝑏𝑒𝑟𝑖𝑎 [𝑀𝑖]L ℎ1 = 𝑃𝑟𝑜𝑓𝑢𝑛𝑑𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑓𝑖𝑛𝑎𝑙 𝑑𝑒𝑙 𝑝𝑜𝑧𝑜 [𝑓𝑡]L 

𝐿1 = 𝐿𝑜𝑛𝑔𝑖𝑡𝑢𝑑 𝑖𝑛𝑖𝑐𝑖𝑎𝑙 𝑑𝑒 𝑙𝑎 𝑡𝑢𝑏𝑒𝑟𝑖𝑎 [𝑀𝑖]L 𝑝2 = 𝑃𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 𝑑𝑒 𝑒𝑛𝑡𝑟𝑎𝑑𝑎 [𝑝𝑠𝑖]L 
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CAPÍTULO 2. METODOLOGÍA PROPUESTA 

En este capítulo se expone a detalle las la metodología desarrollada, consideraciones y 

procedimiento, asimismo se establece la serie de parámetros operativos requeridos en 

la metodología. Finalmente se describe las matrices objetivo de propiedades de los 

fluidos que se desean obtener mediante la programación avanzada. 

 

2.1 PREMISAS 

El método propuesto en esta tesis se resume en el desarrollo sistemático de los 

siguientes puntos: 

1. Determinación del comportamiento de las propiedades de los fluidos en un rango 

de  𝑝𝑦 − 𝑝𝑤ℎ  𝑦  𝑇𝑦 − 𝑇𝑠.  

2. Combinación algorítmica del comportamiento de las propiedades de los fluidos 

con condiciones operativas para la definición de los perfiles del pozo. 

3. Estimación de la  𝑝𝑤𝑓 con un procedimiento iterativo. 

 

2.1.1 CONSIDERACIONES 

Las consideraciones, para satisfacer los puntos antes mencionados, se agrupan de la 

siguiente forma: 

Punto 1 

 Las propiedades PVT necesarias para efectuar la metodología propuesta son 

𝑅𝑆, 𝐵𝑜 , °𝐴𝑃𝐼 𝑦 𝑝𝑏 para el aceite y  𝛾𝑔. 

 El 𝑓𝑎𝑐𝑡𝑜𝑟 𝑧 𝑦 𝑒𝑙 𝐵𝑔 se estiman con las ecuaciones para propiedades 

pseudocríticas y pseudoreducidas. 

 Los rangos de presión y temperatura para los cuales se van a estimar el 

comportamiento de las propiedades son los correspondientes a los del PVT. 

Punto 2 

 En función de los valores de  𝑝𝑤ℎ y el gradiente de temperatura en el pozo, se 

estiman los valores de las propiedades de los fluidos. 

 En la configuración del estado mecánico se considera que la 𝑇𝑃 es telescopiada 

de dos tuberías y empacada en fondo. 

Punto 3 

 Para la estimación iterativa de la  𝑝𝑤ℎ se propone una 𝜌 𝑖𝑛𝑖𝑐𝑖𝑎𝑙. 

 Se hace uso de la ecuación de balance de energía de manera discreta. 
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2.1.2 PROCEDIMIENTO DE CÁLCULO 

El procedimiento propuesto consta de los siguientes pasos: 

1. Verificar que los datos PVT sean continuos y consistentes con el comportamiento 

típico de las propiedades. 

2. Seleccionar una correlación de propiedades de los fluidos, en este caso la 

correlación de Standing, la cual es una de las más citadas y empleadas. 

3. Definir el número de intervalos en que se van a dividir los rangos  𝑝𝑦 − 𝑝𝑤ℎ  𝑦  𝑇𝑦 −

𝑇𝑠. En este caso, se opta por 100 intervalos. 

4. Con la correlación de Standing efectuar la variación de la temperatura y la presión, 

en las ecuaciones de 𝑝𝑏 , 𝑅𝑆 𝑦 𝐵𝑜, y para la 𝜇𝑜 efectuar dicha variación con las 

correlaciones de Vazquez-Beggs y Beggs-Robinson en función de la división de 

intervalos del punto anterior. 

5. Construir la matriz  𝑝𝑦 − 𝑝𝑤ℎ  𝑣𝑠  𝑇𝑦 − 𝑇𝑠  para cada una de las propiedades del punto 

anterior. 

6. Estimar el valor del 𝑓𝑎𝑐𝑡𝑜𝑟 𝑧 en función de sus propiedades pseudocríticas y 

pseudoreducidas. 

7. Estimar el 𝐵𝑔 con la Ley de los gases reales. 

8. Construir la matriz 𝑝𝑦 − 𝑝𝑤ℎ  𝑣𝑠   𝑇𝑦 − 𝑇𝑠 correspondiente al 𝐵𝑔. 

9. Con los datos operativos construir el perfil de temperatura al interior del pozo 

(Temperatura vs Profundidad). 

10. Suponer una densidad inicial (uniforme) de la columna de fluidos del pozo. 

11. Con esta densidad inicial construir un perfil de presiones (Presiones vs Profundidad). 

12. Con base en los valores de Presión y Temperatura de los perfiles creados comenzar 

con el proceso iterativo para el cálculo de la 𝑝𝑤𝑓. 

12.1. Para cada valor de Presión y Temperatura buscar en las matrices de 𝑝𝑏 , 𝑅𝑆,

𝐵𝑜 , 𝜇𝑜 𝑦 𝐵𝑔 sus correspondientes valores. 

12.2. Construir los perfiles de propiedades de los fluidos. 

12.3. Con estos valores determinar la densidad (discreta) de la columna de fluidos 

mediante la ecuación de densidad de la mezcla sin resbalamiento. 

12.4. Con esta densidad discreta emplear la ecuación de balance de energía para 

estimar las pérdidas por fricción y por elevación en la columna de fluidos. 

12.5. Una vez definidos los anteriores elementos de pérdida, sumarlos a la 𝑝𝑤ℎ y 

obtener un nuevo perfil de presión y por ende una nueva  𝑝𝑤𝑓. 

12.6. Con este nuevo perfil de presión y con el perfil de temperatura definido en el 

punto 9 se repite el paso 12.1, 12.2, 12.3, 12.4, 12.5 y 12.6 hasta observar que 

no existan cambios en los perfiles tanto de propiedades de los fluidos como de 

presión y temperatura. 

13. La presión de fondo fluyendo final será el valor que ya no presenta una variación 

considerable entre una iteración y otra. 

 



36 
 

2.2 INFORMACIÓN DE ENTRADA 

2.2.1 PARÁMETROS OPERATIVOS 

La descripción de los parámetros operativos requeridos para llevar a cabo los cálculos 

del procedimiento propuesto corresponden a: 

 Temperatura en cabeza: Corresponde a la de temperatura a la cual los fluidos 

llegan a superficie, este valor que es medido a nivel del medio árbol del pozo y 

es empleado para generar el perfil de temperatura del pozo. 

 

 La temperatura de fondo: Para la definición de este parámetro se considera la 

temperatura manejada en el estudio PVT. 

 

 Presión en la Cabeza: Es una contrapresión que equivale a todas las caídas de 

presión provocada por los equipos situados aguas abajo del medio árbol. 

 

 Gastos de aceite y gas: Corresponden con los volúmenes de aceite y gas 

producidos diariamente y medidos a nivel de tanques de almacenamiento. 

 

2.2.2 ESTADO MECÁNICO 

 Diámetro de Tubería de Producción: Se consideran dos diámetros para el 

procedimiento propuesto, ya que es común que los las TP de los pozos sean 

telescopiadas. 

 

 Diámetro del casing de producción: Es necesario considerar este diámetro, ya 

que es el conducto por el cual los fluidos de producción comenzarán a 

desplazarse dentro del pozo. El diámetro y la longitud de este elemento 

(comprendida desde el NMIP y hasta el empacador) influyen en los cambios de 

velocidad en el flujo. 

 

 Nivel Medio del Intervalo Productor: Corresponde a la profundidad donde se 

sitúa la mitad del intervalo disparado. 

 

 Longitudes de 𝑻𝑷 𝒚 𝑻𝑹: Estos valores son definidos por las profunidades donde 

existe cambio de diámetro. 
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 Rugosidad de la Tubería: Son las imperfecciones que tiene la tubería por donde 

pasa el fluido y entorpezca su movimiento a través de ella. El valor considerado 

en este caso corresponde a 0.0006 pulgadas. 

2.2.3 ESTUDIO PVT 

El análisis PVT de un sistema debe realizarse con muestras representativas tomadas 

en las etapas tempranas de explotación del yacimiento, normalmente durante la 

perforación del primer pozo exploratorio o antes de que se ponga completamente en 

producción. Los análisis PVT se basan en el análisis de una o más muestras de fluidos 

tomadas durante una prueba de producción (Gallardo Ferrera, 2018). Para la 

metodología propuesta en esta tesis se utilizó el comportamiento PVT mostrado en la 

Tabla 1: 

 

# 
𝒑 

[𝒑𝒔𝒊𝒂] 

𝑹𝑺 

[
𝒇𝒕𝟑

𝒃𝒍
] 

𝑩𝒐  

[
𝒃𝒍

𝒃𝒍
] 

𝝁𝒐  
[𝒄𝑷] 

1 7120 1960.0 2.900 0.250 

2 6670 1960.0 2.950 0.250 

3 6220 1960.0 3.000 0.220 

4 5770 1960.0 2.980 0.230 

5 5320 1960.0 3.000 0.210 

6 4250 1960.0 3.050 0.200 

7 3450 1500.0 2.600 0.220 

8 2650 1100.0 2.200 0.280 

9 1850 750.0 1.800 0.350 

10 1050 350.0 1.400 0.410 

11 15 0.0 1.140 0.900 

Tabla 1. Comportamiento de las propiedades del aceite. 

 

Asimismo, se toman en los siguientes datos para complementar la información PVT. 

𝑇 𝑆𝑒𝑝. =   95 [°𝐹] 𝑇𝑤𝑓 = 336[°𝐹] 

𝑝𝑤ℎ = 120 [𝑝𝑠𝑖𝑎] °𝐴𝑃𝐼 = 32.1[𝐴𝑑𝑖𝑚. ] 

𝛾𝑔 = 2.079 [𝐴𝑑𝑖𝑚. ] 𝑅𝐺𝐴 = 1950 [
𝑓𝑡3

𝑏𝑙
] 

𝑝𝑤𝑠 = 7120 [𝑝𝑠𝑖𝑎]  
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2.3 MATRICES OBJETIVO 

La generación de matrices  𝑝𝑦 − 𝑝𝑤ℎ  𝑣𝑠  𝑇𝑦 − 𝑇𝑠 para las propiedades  𝑝𝑏 , 𝑅𝑆, 𝐵𝑜 ,

𝜇𝑜 𝑦 𝐵𝑔  representan el fundamento del cálculo discreto de la metodología propuesta, 

esto significa que se aporta una precisión en la estimación de dichas propiedades 

debido a la división en cientos de intervalos de los rangos antes mencionados. 

 

De manera más específica, en la metodología propuesta se deben de generar las 

matrices en el siguiente orden: 

 

1. Matriz de Presión de saturación: Se calcula la 𝑝𝑏 para cada intervalo de 

temperatura desde la  𝑇𝑆𝑒𝑝 hasta la  𝑇𝑤𝑓, a cada temperatura le corresponde una 

𝑝𝑏. 

2. Matriz de Relación de Solubilidad: Se calcula cada 𝑅𝑆 para cada intervalo en 

que se dividió 𝑝𝑦 − 𝑝𝑤ℎ  𝑦  𝑇𝑦 − 𝑇𝑠. Considerando que la 𝑅𝑆 depende de la 𝑝𝑏 

calculada en la Matriz de  𝑝𝑏. Esto significa que para cada temperatura existirá 

una 𝑝𝑏 diferente y por ende ésta tenderá a decrecer conforme decrezca la 

temperatura. 

3. Matriz de Factor de Volumen del Aceite: Se estima cada valor de 𝐵𝑜 para cada 

intervalo en que se dividió 𝑝𝑦 − 𝑝𝑤ℎ  𝑦  𝑇𝑦 − 𝑇𝑠. Considerando igualmente que el 

𝐵𝑜 depende de cada 𝑝𝑏 calculada en la Matriz de 𝑝𝑏.  

4. Matriz de Viscosidad del Aceite: El procedimiento para generar esta matriz es 

similar al de las dos matrices anteriores, con la diferencia de que aquí se utilizan 

las correlaciones para viscosidad seleccionadas. 

5. Matriz de Factor de Volumen del Gas: Esta matriz se elabora con las mismas 

dimensiones de Presión y Temperatura que las matrices de aceite. Para este 

caso se hace uso de la Matriz de 𝑝𝑏 para condicionar que los valores de 𝐵𝑔 por 

encima de 𝑝𝑏 se consideren nulos. 
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2.4 PERFILES OBJETIVO 

Los perfiles objetivo corresponde a la estimación numérica y la representación gráfica 

de las propiedades de los fluidos vs la profundidad. El propósito de estos perfiles es 

verificar la consistencia de los cálculos asociados a la metodología propuesta y la 

convergencia en el proceso iterativo para el cálculo de la 𝑝𝑤𝑓. De manera enunciativa 

los perfiles corresponden a: 

 

 Perfil de Relación de Solubilidad 

 Perfil de Factor de Volumen del Aceite 

 Perfil de Viscosidad del Aceite 

 Perfil de Factor de Volumen del Gas 

 Perfil de Densidad Sin Resbalamiento 

 Perfil de Presión del Pozo 
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CAPÍTULO 3. CÓDIGO DE PROGRAMACIÓN Y 

DESARROLLO DE INTEFAZ 

En el presente capítulo se formula el diagrama de flujo computacional asociado al 

procedimiento descrito en el capítulo 2. Asimismo se desarrollan las subrutinas y la 

interfaz de usuario, dentro de un lenguaje de programación de alto nivel, necesarias 

para procesar la información de entrada que establece la metodología propuesta. 

 

3.1 LENGUAJE DE PROGRAMACIÓN DE ALTO NIVEL 

Un lenguaje de programación de alto nivel se caracteriza por expresar los algoritmos de 

manera que sea más fácil de entender por el usuario y pudiera solucionar problemas de 

procesamiento de manera fácil y rápida. 

Para los alcances de la tesis se utiliza Visual Basic de Excel ya que además de ser un 

lenguaje de alto nivel, también se puede apoyar de Excel mismo para guardar valores, 

ecuaciones, no saturar la memoria del programa, crear gráficas de manera fácil y 

rápida, además de que se observa lo que está realizando el programa mientras se 

ejecuta, también permite modificar el diseño del programa y de la hoja de cálculo, lo 

que permite realizar una infinidad de interfaces gráficas , por si esto fuera poco, la 

ventaja más importante es que se puede obtener fácilmente y viene en la mayoría de 

las computadoras y otros lenguajes de alto nivel no son tan accesibles (Hernández 

Yáñez, 2010). 
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3.2 DIAGRAMA DE FLUJO 

 

La Figura 16, Figura 17 y Figura 18 muestran la ejecución del método propuesto 

mediante un diagrama de flujo computacional. 

 

 

 
 
 
 
 

Figura 16. Diagrama de flujo del método (a). 

Fuente: Elaboración propia. 
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Figura 17. Diagrama de flujo del método (b). 

Fuente: Elaboración propia. 
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Figura 18. Diagrama de flujo del método (c). 

Fuente: Elaboración propia. 
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3.3 SUBRUTINAS DESARROLLADAS 

Datos Iniciales 

En la Figura 19 se muestra un extracto de las líneas de código que se desarrollaron 

con el objetivo de cargar información de las propiedades de los fluidos y sus 

correspondientes unidades, sin importar cuales de estas sean, puesto que se 

desarrollaron comandos para convertir dichas unidades en unidades de campo. 

Así mismo en esta subrutina se establece internamente que el rango de temperatura de 

análisis se divida en cien intervalos. 

 

 

Figura 19. Extracto de subrutina para ingresar los Datos Iniciales. 

Fuente: Elaboración propia. 

 

Cálculo de Relación de la Solubilidad del Gas 

 

En la Figura 20 se muestra un extracto de las líneas de código que se desarrollaron 

con el objetivo de calcular la relación de solubilidad, internamente la subrutina 

considera si la presión se encuentra por encima del punto de burbuja o por debajo, en 

el primer caso considera que el valor de la relación de solubilidad es igual al valor de la  

𝑅𝐺𝐴 medida en tanque de almacenamiento y esto es considerado para cada intervalo 

de temperatura y cada intervalo de presión. 
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 Figura 20. Código para calcular Rs. 

Fuente: Elaboración propia. 

 

Cálculo del Factor de Volumen del Aceite 

En la Figura 21 se muestra un extracto de las líneas de código que se desarrollaron 

con el propósito de calcular el factor de volumen del aceite, la subrutina considera si la 

presión se encuentra por encima del punto de burbuja o por debajo y esto influye en el 

cálculo debido a lo explicado en la Figura 20 y también es considerado para cada 

intervalo de temperatura y cada intervalo de presión. 

 

 

Figura 21. Código para calcular Bo. 

Fuente: Elaboración propia. 
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Cálculo de la Viscosidad del Aceite 

En la Figura 22 se muestra un extracto las líneas de código que se desarrollaron con el 

objetivo de calcular la viscosidad del aceite, internamente la subrutina considera si la 

presión se encuentra por encima del punto de burbuja o por debajo, en el cálculo por 

encima del punto de burbuja se utiliza se utiliza la correlación de Vazquez y Beggs y por 

debajo del punto de burbuja se utiliza la correlación de Beggs y Robinson, se considera 

para cada intervalo de temperatura y cada intervalo de presión. 

 

 

Figura 22. Código para calcular  𝝁𝒐 

Fuente: Elaboración propia. 

 

Cálculo del Factor de Volumen del Gas 

En la Figura 23 se muestra un extracto de las líneas de código que se desarrollaron 

con el objetivo de calcular el factor de volumen del gas, internamente la subrutina 

considera si la presión se encuentra por encima del punto de burbuja o por debajo y 

esto influye en el cálculo debido a que por encima del punto de burbuja no hay gas libre 

y por lo tanto el  𝐵𝑔 = 0 y por debajo del punto de burbuja el  𝐵𝑔 > 0  al igual que en los 

cálculos anteriores se considera para cada intervalo de temperatura y cada intervalo de 

presión. 
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Figura 23. Código para calcular Bg. 

Fuente: Elaboración propia. 

 

Estado Mecánico 

En la Figura 24 se muestra un extracto de las líneas de código que se desarrollaron 

con el objetivo de cargar información del estado mecánico del pozo y sus 

correspondientes unidades, sin importar cuales de estas sean, puesto que se 

desarrollaron comandos para convertir dichas unidades en unidades de campo. 

Además de realiza el diseño del estado mecánico mostrado en el capítulo 4 

 

 

Figura 24. Ingreso de Datos del Estado Mecánico del Pozo. 

Fuente: Elaboración propia. 
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Estimación Inicial del Perfil de Presión 

En la Figura 25 se muestra un extracto de las líneas de código que se desarrollaron 

con el propósito de  obtener la primera estimación del perfil de presión y para esto la 

subrutina utiliza la densidad del aceite muerto y así obtener el gradiente de presión por 

elevación y este es utilizado para determinar el perfil de presión inicial. 

 

 

Figura 25. Estimación inicial de la presión en cada celda del pozo. 

Fuente: Elaboración propia. 

 

Estimación de las Propiedades de los Fluidos a lo largo del Pozo 

En la Figura 26 se muestra un extracto de la subrutina que se desarrolló para la 

estimación de las propiedades de los fluidos en el pozo, con base en el perfil de 

temperatura y el perfil de presión se obtienen las coordenadas de presión y temperatura 

con las que se entra en las matrices de propiedades de los fluidos calculadas en la 

Figura 20, Figura 21, Figura 22 y Figura 23. Y se obtienen los valores de las 

propiedades de los fluidos. 

 



49 
 

 

Figura 26. Estimación de propiedades con base en las coordenadas dadas de presión y temperatura. 

Fuente: Elaboración propia. 

 

Cálculo del Gradiente de Presión 

Una vez obtenidas las propiedades de los fluidos y parámetros necesarios para utilizar 

la 𝑒𝑐. 59, en la Figura 27 se muestra un extracto de la subrutina para calcular el 
gradiente de presión por elevación y fricción en cada celda del pozo. 

 

 

Figura 27. Cálculo del Gradiente de Presión Total. 

Fuente: Elaboración propia. 
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Cálculo del Perfil del Presión Final y Presión de Fondo Fluyendo 

En la Figura 28 se muestra un fragmento del desarrollo de las líneas de código 

utilizadas para el cálculo del perfil de presión final y el cálculo de la  𝑝𝑤𝑓, se comparan 

el perfil de presión obtenido con las propiedades de los fluidos estimadas en la Figura 

26 con el perfil de presión de entrada obtenido en la Figura 25, si los gradientes son 

iguales se ha llegado al final del procedimiento, pero si los gradientes son diferentes, el 

gradiente calculado en la Figura 28 ahora se sustituye en el gradiente de entrada, se 

estiman nuevas propiedades de los fluidos y así sucesivamente hasta que el gradiente 

de entrada y el calculado converjan. 

 

 

Figura 28. Cálculo de  𝒑𝒘𝒇 y ciclo iterativo para su convergencia. 

Fuente: Elaboración propia. 
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3.4 INTERFAZ DE USUARIO 

En la Figura 30 se muestra la página principal del programa, la cual cuenta con cuatro 

íconos de comando, los cuales están ordenadas de tal manera que su uso resulte lo 

más intuitivo posible. A continuación se describen dichos comandos: 

1. Propiedades de los fluidos: 

En esta selección lleva al usuario a la Hoja “Propiedades de los fluidos”, en la 

cual se da inicio al Método, ahí se ingresan los parámetros iniciales (Figura 29) y 

se calculan las propiedades de los fluidos a cada intervalo de temperatura y cada 

intervalo de presión. 

 

Figura 29. Userform de Propiedades de los Fluidos. 

Fuente: Elaboración propia.
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Figura 30. Hoja de Inicio del Programa. 

Fuente: Elaboración propia.
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2. Perfiles: 

El comando asociado permite construir tanto numérica como gráficamente la 

variación de las propiedades de los fluidos con respecto a la profundidad, para 

este caso en concreto se muestran seis perfiles correspondientes a 𝑅𝑆, 𝐵𝑜, 𝜇𝑜, 

𝐵𝑔, 𝜌𝑛𝑠 y 𝑝. De igual manera, en este comando se despliega un userform donde 

se insertan las características del estado mecánico (Figura 31). 

 

 

Figura 31. Userform para especificar estado Mecánico. 

Fuente: Elaboración propia. 
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3. Iteraciones:  

Este comando ejecuta el punto 12 y todos sus subconjuntos, los cuales permiten 

ir iterando los parámetros del método hasta converger en la solución final. 

 

4. Información: 

Se muestra la información sobre el autor del Método, el asesor del trabajo, 

institución a la que pertenece el autor y la fecha de realización. 
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CAPÍTULO 4. APLICACIÓN DEL MÉTODO 

Con base en el uso de los datos de propiedades de los fluidos, parámetros operativos y 

estado mecánico dentro de la herramienta desarrollada en el capítulo 3, se obtuvieron 

los siguientes resultados: 

 

4.1 VARIACIÓN DE PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS 

Una vez ejecutado el comando de cálculo de propiedades de los fluidos, fue posible 

obtener las matrices de las propiedades 𝑝𝑏, 𝑅𝑆, 𝐵𝑜, 𝜇𝑜 y 𝐵𝑔 en los rangos 𝑝𝑦 −

𝑝𝑤ℎ 𝑣𝑠  𝑇𝑦 − 𝑇𝑠. En la Figura 32, Figura 33, Figura 34, Figura 35 y Figura 36 se 

muestran las representaciones gráficas de dichas matrices1. 

 

 

Figura 32. Variación de la  𝒑𝒃 respecto de la temperatura. 

Fuente: Elaboración propia. 

La Figura 32 muestra el comportamiento de la presión de burbuja a lo largo de todo el 

pozo por cada intervalo de temperatura. 

                                                
1
 Consultar en el Anexo 1, Anexo 2, Anexo 3, Anexo 4 y Anexo 5 
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Figura 33.Variación de la Rs en función del cambio de presión y temperatura. 

Fuente: Elaboración propia. 

La Figura 33 representa el comportamiento de la relación de solubilidad para cada 

intervalo de presión y temperatura que puede existir dadas las condiciones del pozo. 

 

 

Figura 34. Variación de Bo en función del cambio de presión y temperatura. 

Fuente: Elaboración propia 

La Figura 34 representa el comportamiento del factor de volumen del aceite para cada 

intervalo de presión y temperatura que puede existir dadas las condiciones del pozo. 
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Figura 35. Variación de la  𝝁𝒐 en función del cambio de presión y temperatura. 

Fuente: Elaboración propia. 

La Figura 35 representa el comportamiento de la viscosidad del aceite para cada 

intervalo de presión y temperatura que puede existir dadas las condiciones del pozo. 

 

 

Figura 36. Variación del Bg en función del cambio de presión y temperatura. 

Fuente: Elaboración propia. 

La Figura 36 representa el comportamiento del factor de volumen del gas para cada 

intervalo de presión y temperatura que puede existir dadas las condiciones del pozo. 
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4.2 PERFILES DE ARRANQUE 

Después de obtener las matrices de Propiedades de los fluidos, se procede a ejecutar 

los comandos para la generación de los perfiles previos al proceso iterativo. El primero 

de ellos, y que permanece invariante, es el perfil de Diámetro de flujo vs Profundidad 

(Figura 37); el segundo corresponde al perfil de Temperatura vs Profundidad (Figura 

38) y el último corresponde al perfil de Presión vs Profundidad generado con el valor de 

densidad API (Figura 39). 

 

 

Figura 37. Perfil de diámetro de flujo vs profundidad. 

 Fuente: Elaboración propia  

La Figura 37 muestra el intervalo de tubería por los que pasa el fluido al ser extraído del 

yacimiento, en este caso se muestra una tubería telescopiada. 

0

2,000

4,000

6,000

8,000

10,000

12,000

14,000

0.00 1.00 2.00 3.00 4.00 5.00 6.00 7.00 8.00 9.00

P
ro

fu
n

d
id

a
d

 [
p

s
ia

]

Diametro de TP [in]



59 
 

 

Figura 38. Perfil de temperatura vs profundidad. 

Fuente: Elaboración propia 

La Figura 38 muestra el perfil de temperatura del pozo, que es el intervalo utilizado para 

obtener las propiedades de los fluidos. 

 

 

Figura 39. Perfil inicial de presión vs profundidad. 

Fuente: Elaboración propia. 

La Figura 39 muestra el perfil inicial de presión donde solo se toma en cuenta el peso 

de la columna de fluido. 
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4.3 PROCESO ITERATIVO 

Con base en los perfiles anteriores se ejecuta el comando que permite extraer, desde 

las matrices de propiedades de los fluidos, los valores correspondientes a cada punto 

de presión y temperatura contenido en los perfiles mostrados anteriormente. Esta 

acción corresponde con la primera iteración y los perfiles obtenidos se muestran en 

Figura 40, Figura 41, Figura 42, Figura 43 y Figura 44. 

 

 

Figura 40. Perfil de Rs para la primera iteración. 

  Fuente: Elaboración propia. 

La Figura 40 muestra el perfil de la relación de solubilidad a lo largo del pozo para la 

iteración inicial. 
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Figura 41. Perfil de Bo para la primera iteración. 

Fuente: Elaboración propia. 

La Figura 41 muestra el perfil del factor de volumen del aceite a lo largo del pozo para 

la iteración inicial. 

 

Figura 42. Perfil de 𝝁𝒐 para la primera iteración. 

 Fuente: Elaboración propia. 

La Figura 42 muestra el perfil de la viscosidad del aceite a lo largo del pozo para la 

iteración inicial. 
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Figura 43. Perfil de Bg para la primera iteración. 

Fuente: Elaboración propia. 

La Figura 43 muestra el perfil del factor de volumen de gas a lo largo del pozo para la 

iteración inicial. 

 

Figura 44. Perfil de 𝝆𝒏𝒔 para la primera iteración. 

Fuente: Elaboración propia. 
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Con este perfil de densidad de la mezcla de la Figura 44 se formula un nuevo perfil de 

presión el cual es mostrado en la Figura 45 y que en conjunto con el perfil de 

temperatura de la Figura 38 se ejecutará una segunda iteración, dando como resultado 

nuevos perfiles de propiedades de los fluidos, los cuales conducen a un nuevo perfil de 

densidad de la mezcla, el cual permite obtener un nuevo perfil de presión, y este 

proceso se repite una y otra vez hasta observar una convergencia en el perfil de 

presión. 

 

 

Figura 45. Perfil de presión para la primera iteración. 

Fuente: Elaboración propia. 

Los cambios en los perfiles, derivados del proceso iterativo, se muestran en el Anexo 6, 

Anexo 7, Anexo 8, Anexo 9, Anexo 10 y Anexo 11. Para este caso se obtuvo 

convergencia de la presión de fondo fluyendo después de 15 iteraciones, dando como 

resultado 1350.3 psi  (Figura 46). 
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Figura 46. Valor de  𝒑𝒘𝒇 final. 

Fuente: Elaboración propia. 

La Figura 46 muestra el valor de la presión de fondo fluyendo final así como algunos 
perfiles finales de propiedades de los fluidos. 
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CONCLUSIONES 

 Después de verificar consistencia en los resultados asociados al comportamiento 

de las propiedades de los fluidos, perfiles en el pozo y la presión de fondo 

fluyendo se concluye que el procedimiento, de la metodología propuesta,  está 

bien formulado. 

 Derivado del enorme número de operaciones matemáticas implicadas en la 

metodología propuesta, resultó crucial la formulación de líneas de código y 

subrutinas para minimizar el tiempo de cálculo. 

 El método discreto desarrollado posibilita visualizar los cambios reales (en 

propiedades de los fluidos) que existen en la tubería de producción, lo cual se 

refleja en un gradiente de presión no uniforme. 

 Derivado de que, con la metodología propuesta, se consigue obtener un perfil de 

densidad de la mezcla, el gradiente de presión  y la presión de fondo fluyendo 

asociada se apagan más a lo que ocurre en la realidad. 

 Finalmente se concluye que la metodología desarrollada sí representa una 

alternativa, hacia los estudiantes de ingeniería petrolera, para el estudio de los 

cambios reales de las propiedades de los fluidos y las caídas de presión en los 

pozos. 

 

RECOMENDACIONES 

 Debido a que, los datos referentes a propiedades PVT, estado mecánico y 

parámetros operativos, no pertenecen a un caso de estudio específico y más 

bien son establecidos con base en conocimientos empíricos, se recomienda 

aplicar en un futuro esta metodología a un pozo que cuente con información toda 

la información necesaria para satisfacer los cálculos de dicha metodología. 

 En este trabajo de investigación de tesis se estimaron las velocidades 

superficiales de las fases  por lo que es posible utilizar algún mapa de patrones 

de flujo para definir qué patrones existen en la TP. Esto no se realizó en esta 

tesis debido a que no forma parte de los alcances de la misma. Por lo tanto, se 

recomienda retomar los cálculos efectuados y ampliar este trabajo pero ya con 

un enfoque de estudio en flujo multifásico. 
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ANEXOS 

Anexo 1. Extracto de matriz de  𝒑𝒃 𝒗𝒔  𝑻, 

Fuente: Elaboración propia. 
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Anexo 2. Extracto de matriz de Rs en función de  𝒑 𝒗𝒔 𝑻. 

Fuente: Elaboración propia. 
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Anexo 3. Extracto de la matriz de Bo en función de 𝒑 𝒗𝒔 𝑻. 

Fuente: Elaboración propia 
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Anexo 4. Extracto de matriz de  𝝁𝒐 en función de 𝒑 𝒗𝒔 𝑻. 

Fuente: Elaboración propia. 
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Anexo 5. Extracto de la matriz de Bo en función de 𝒑 𝒗𝒔 𝑻. 

Fuente: Elaboración propia 
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Anexo 6. Evolución del perfil de Rs con la iteración 5, 10, 15 y 20. 

Fuente: Elaboración propia. 
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Anexo 7. Evolución del perfil de Bo en la iteración 5, 10, 15 y 20. 

Fuente: Elaboración propia. 
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Anexo 8. Evolución del perfil de 𝝁𝒐 con la iteración 5, 10, 15 y 20. 

Fuente: Elaboración propia. 
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Anexo 9. Evolución del perfil del Bg con la iteración 5, 10, 15 y 20. 

Fuente: Elaboración propia. 
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Anexo 10. Evolución del perfil de  𝝆𝒏𝒔 en la iteración 5, 10, 15 y 20. 

Fuente: Elaboración propia. 
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Anexo 11. Evolución del perfil de presión en la iteración 5, 10, 15 y 20. 

Fuente: Elaboración propia. 
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