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RESUMEN 

Esta investigación tuvo como objetivo analizar comparativamente ecuaciones de estado 

para la caracterización de fluidos de petróleo y gas, para lo cual fue necesario comparar 

algunas de las ecuaciones de estado y métodos de caracterización de fluidos utilizados en 

la industria petrolera. Se utilizaron los programas PVTi, de Schlumberger y PVTsim, 

de Calsep para la simulación de experimentos PVT de 43 fluidos de petróleo y gas 

recolectados de la literatura. Se obtuvo como resultado que la ecuación de estado PC-

SAFT presentó los mejores resultados en la predicción de densidades, con un error 

promedio de 1.45%, y en el modelado del comportamiento de petróleos negros, con 

errores promedio menores al 6% en la predicción de propiedades PVT de laboratorio. 

Las ecuaciones cúbicas de Soave-Redlich-Kwong y Peng-Robinson presentaron los 

mejores resultados en la predicción de presiones de saturación, con errores promedio de 

9.4 y 10.88%, respectivamente. Las ecuaciones de Schmidt-Wenzel, Zudkevitch-Joffe y 

Soave-Benedict-Webb-Rubin tuvieron errores porcentuales mayores a 15% en las 

predicciones de presión de saturación y densidades, demostrando un pobre desempeño 

para modelar el comportamiento PVT de fluidos de petróleo y gas. 

 

Palabras clave: ecuación de estado, caracterización de fluidos, ecuación PC-SAFT, 

simulaciones PVT. 



1 

INTRODUCCIÓN 

 

Una ecuación que relacione la presión, volumen y temperatura de un fluido se 

denomina ecuación de estado (Cengel y Boles, 2012). Una ecuación de estado solo 

requiere de la composición química de un fluido y las propiedades físicas de cada 

componente para reproducir su comportamiento volumétrico en un amplio rango de 

presiones y temperaturas. Esto las hace herramientas poderosas para la simulación del 

comportamiento PVT (presión, volumen y temperatura) de los fluidos de yacimientos 

petrolíferos. 

 

Existen varios tipos de ecuaciones de estado, siendo las cúbicas las de mayor 

uso en la industria petrolera debido a su forma sencilla. Otras ecuaciones, como las 

SAFT (Teoría Estadística de Fluidos Asociativos) y las viriales, sólo han sido 

consideradas recientemente en la industria; por tanto, su desarrollo está en una etapa 

muy joven en comparación con las ecuaciones cúbicas (Yan, Varzandeh, y Stenby, 

2014). Debido a sus diferentes formas matemáticas y fundamentos teóricos, dos 

ecuaciones de estado diferentes pueden generar predicciones diferentes para un 

mismo fluido; por tanto, la selección de la ecuación de estado afecta directamente la 

calidad de las predicciones realizadas. Otro problema con las ecuaciones de estado es 

la forma en la que se representa el fluido. Ya que es prácticamente imposible 

determinar cada componente individual de una muestra de petróleo o gas, la mayoría 

de los componentes son agrupados en fracciones, las cuales son caracterizadas para 

determinar sus propiedades. Los métodos de caracterización de estas fracciones 

también afectan la calidad de las predicciones realizadas. 

 

Poseer un modelo confiable del comportamiento PVT de los fluidos es vital en 

la explotación de un yacimiento de hidrocarburos. A través de este modelo pueden 

realizarse predicciones correctas de producción, estimaciones de reservas y diseño 

óptimo de facilidades de superficie. Debido a esto, es necesario investigar las 

condiciones que afectan las predicciones realizadas con ecuaciones de estado. 
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CAPITULO I 

EL PROBLEMA Y SUS GENERALIDADES 

 

1.1 PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 

 

Una ecuación de estado es una expresión analítica que relaciona la presión, 

volumen y temperatura de un componente puro o de una mezcla. Desde la 

introducción de la ecuación de Van der Waals en 1873, se han presentado numerosas 

ecuaciones de estado con diversos fundamentos teóricos y empíricos. Estas 

ecuaciones se agrupan en “familias” de ecuaciones por las similitudes que comparten, 

siendo algunas de estas familias las ecuaciones cúbicas, viriales y SAFT. Pese a la 

variedad de ecuaciones que existen, ninguna ecuación de estado puede modelar 

perfectamente el comportamiento de los fluidos. Las mezclas de hidrocarburos, 

particularmente, representan un desafío para cualquier ecuación de estado, debido a la 

enorme cantidad de compuestos químicos que las componen. 

 

Las ecuaciones cúbicas son el estándar de la industria petrolera moderna por su 

forma sencilla, siendo las más usadas las de Soave-Redlich-Kwong (SRK), Peng-

Robinson (PR), Schmidt-Wenzel (SW) y Zudkevitch-Joffe (ZJ). Sin embargo, en 

ocasiones estas ecuaciones no pueden predecir el comportamiento de los fluidos con 

la precisión requerida. Ecuaciones relativamente menos populares de otras familias, 

como la ecuación de Soave-Benedict-Webb-Rubin (Soave-BRW) y la PC-SAFT 

tienen el potencial de generar mejores predicciones que las ecuaciones cúbicas, como 

han demostrado varios investigadores (Pedersen y Sorensen, 2007; Leekumjorn y 

Krejbjerg, 2012; Pinzón, Valderrama, y Vélez, 2013; Liang, Yan, Thomsen, y 

Kontogeorgis, 2014; Yan y otros, 2014). El uso de estas ecuaciones en la industria es 

muy reciente y limitado debido principalmente a su complejidad computacional, lo 

que dificulta su implementación en programas de simulación PVT. 
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Además de la ecuación misma, la forma en la que se representa el fluido en 

términos de sus propiedades tiene un efecto considerable en la calidad de las 

predicciones. Una ecuación de estado requiere de la composición del fluido y de las 

propiedades de cada componente; las propiedades requeridas varían dependiendo del 

tipo de ecuación. Para compuestos puros, las propiedades de cada compuesto están 

bien definidas. Sin embargo, es prácticamente imposible obtener una descripción 

detallada de cada compuesto y su fracción molar en una mezcla de hidrocarburos 

natural, como el petróleo. Muchos compuestos se agrupan en fracciones de número 

de carbono y la fracción pesada, usualmente denotada como C7+. Existen diversos 

métodos para caracterizar estas fracciones y poder realizar predicciones con una 

ecuación de estado. El método empleado para la caracterización de las fracciones 

indefinidas tiene un efecto considerable en la calidad de las predicciones (Whitson, 

1984; Urbina, 2007). 

 

El propósito de esta investigación es comparar las ecuaciones de estado 

mencionadas para obtener una mejor comprensión de las condiciones para las cuales 

las ecuaciones de estado modelan correctamente el comportamiento de los fluidos de 

petróleo y gas. Además, se determinó el efecto de los diferentes métodos de 

caracterización de las fracciones indefinidas en la calidad de las predicciones 

realizadas. 

 

1.2 OBJETIVOS DE LA INVESTIGACIÓN 

 

1.2.1 Objetivo general 

 

• Analizar comparativamente ecuaciones de estado para caracterización de 

fluidos de petróleo y gas. 
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1.2.2 Objetivos específicos 

 

• Caracterizar fluidos de petróleo y gas para la simulación de su comportamiento 

volumétrico. 

• Simular pruebas PVT de fluidos de petróleo y gas mediante las ecuaciones de 

estado de Soave-Redlich-Kwong, Peng-Robinson, Schmidt-Wenzel, 

Zudkevitch-Joffe, Soave-Benedict-Webb-Rubin y PC-SAFT, utilizando los 

programas de simulación PVTi, de Schlumberger, y PVTsim, de Calsep. 

• Analizar el comportamiento de los fluidos en las simulaciones usando 

ecuaciones de estado. 

 

1.3 JUSTIFICACIÓN DE LA INVESTIGACIÓN 

 

Actualmente, las ecuaciones de estado cúbicas son el estándar en la industria 

petrolera. Las más usadas, las de Soave-Redlich-Kwong y Peng-Robinson, existen 

desde hace más de 50 años, en los cuales han sufrido muy pocas modificaciones de 

sus formas originales. Las predicciones realizadas con estas ecuaciones son, 

generalmente, aceptables; sin embargo, en ocasiones estas ecuaciones no cumplen 

con la precisión requerida por la industria. Una razón por la cual una ecuación de 

estado no puede reproducir el comportamiento PVT de un fluido de petróleo o gas es 

por la caracterización del fluido mismo, es decir, su representación en términos de sus 

componentes y las propiedades físicas de cada componente (Riazi, 2005). Existen 

muchos métodos de caracterización de fluidos y han sido pocas las investigaciones 

dirigidas a evaluar el efecto de diferentes esquemas de caracterización de fluidos en la 

calidad de las predicciones realizadas. 

 

En muchas etapas de la producción y explotación de un yacimiento de 

hidrocarburos es necesario un modelo volumétrico y termodinámico de los fluidos. 

En los proyectos de simulación numérica es necesario disponer de un modelo que 
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pueda determinar las propiedades de los fluidos a diferentes presiones y temperaturas. 

Estas propiedades incluyen el factor volumétrico, la solubilidad del gas, la presión de 

burbuja o de rocío, entre otras. Si las propiedades estimadas por el modelo difieren 

del comportamiento real de los fluidos del yacimiento, el simulador puede arrojar 

predicciones con errores considerables. Esto puede llevar a la toma de decisiones 

erróneas con respecto a las estrategias de explotación o a sobreestimar, o subestimar, 

el potencial de un yacimiento. Así mismo, un modelo representativo del fluido del 

yacimiento es necesario para la correcta caracterización del yacimiento y su posterior 

clasificación de acuerdo al tipo de fluido que contiene. Además, el comportamiento 

volumétrico y termodinámico del fluido puede condicionar las facilidades de 

superficie requeridas.  

 

Una ecuación de estado puede proveer un modelo confiable para predecir el 

comportamiento de los fluidos del yacimiento. El tipo de ecuación, los métodos de 

caracterización del fluido, entre otros factores, afectan directamente la calidad y 

precisión de las predicciones realizadas. Por esta razón, es necesario conocer las 

condiciones para las cuales se pueden obtener modelos representativos con 

ecuaciones de estado. El propósito de esta investigación es determinar estas 

condiciones, de manera que los resultados obtenidos permitan al ingeniero de 

yacimientos seleccionar la ecuación de estado y método de caracterización correctos. 

 

Esta investigación también pretende generar conocimientos sobre dos 

ecuaciones con mucho potencial: la ecuación Soave-Benedict-Webb-Rubin (Soave-

BRW) y la PC-SAFT. Si bien el estándar de la industria son las ecuaciones cúbicas, 

estas dos ecuaciones, especialmente la PC-SAFT, pueden conformar la próxima 

generación de ecuaciones de estado en la industria petrolera. El uso de estas 

ecuaciones, con su mejor capacidad de predicción de propiedades, se verá reflejado 

en la reducción de costos en proyectos de simulación, diseño de facilidades de 

superficie y diseño de planes de explotación. 
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CAPITULO II 

MARCO TEÓRICO 

 

2.1 ANTECEDENTES DE LA INVESTIGACIÓN 

 

Carvajal, J. y Rodríguez, Y. (2011), presentaron un trabajo de grado ante la 

Universidad de Oriente Núcleo de Monagas para optar al título de Ingeniero de 

Petróleo titulado: “Estudio de la utilidad práctica de las ecuaciones de estado en 

los procesos de tratamiento y acondicionamiento del gas natural”. En esta 

investigación se identificaron las ecuaciones de estado de mayor utilidad en la 

industria petrolera para la determinación de las propiedades físicas del gas natural. 

Luego, se determinaron las propiedades físicas de varias muestras de gas natural a 

través de ecuaciones de estado. Finalmente, se aplicó la prueba estadística de 

Friedman en las estimaciones realizadas por las ecuaciones de estado a través de 

simuladores de procesos comúnmente empleados en la industria petrolera. Las 

ecuaciones que se estudiaron en esta investigación fueron las de Redlich y Kwong 

modificada por Soave (SRK); Peng y Robinson (PR); y Benedict, Webb y Rubin 

modificada por Starling (BWRS). La regla de mezclado utilizada en todos los 

modelos fue la de Wong y Sandler.  

 

Se utilizó el simulador de procesos Hysys, de AspenTech, Inc., en su versión 

3.1.De acuerdo a este estudio, la ecuación SRK fue la que más se ajustó para el 

cálculo del factor de compresibilidad del gas natural, la PR para el cálculo de la 

constante de equilibrio líquido-vapor y la entropía del gas natural, y la BWRS para el 

cálculo de la entalpía del gas. Esta investigación aporta conocimientos importantes 

relativos al uso de ecuaciones de estado en sistemas de  tratamiento y 

acondicionamiento de gas natural. 
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Martínez, M. (2012), presentaron un trabajo ante la Universidad de Oriente 

Núcleo de Monagas para optar al título de Ingeniero de Petróleo titulado: 

“Caracterización de la Variación Composicional de los Fluidos con Profundidad 

del Campo Boquerón, Mediante el Ajuste de Ecuación de Estado”. En esta 

investigación se estableció la variación de la composición de los fluidos presentes en 

el yacimiento con respecto a la profundidad. Para esto, se validó la ecuación de 

estado de Peng y Robinson (PR) con datos experimentales. Para validar la ecuación 

PR, se contó con 14 análisis PVT realizados a muestras de fluidos del campo de 

estudio; de estos 14 análisis, 8 resultaron representativos y consistentes internamente. 

Se seleccionaron tres análisis PVT de tres pozos para la calibración de la ecuación de 

estado. El perfil de presión de saturación generado por la ecuación de estado mostró 

un buen cotejo con la información real y se observó una variación composicional 

entre 16500 y 17000 pies en la formación. 

 

Para la calibración de la ecuación de estado y la determinación de las 

propiedades de los fluidos, se utilizó el software PVTi, del paquete de simulación 

ECLIPSE, de Schlumberger. Se utilizó, además, el programa SPIYAC para la 

caracterización de fluidos y el programa CONSIPVT para la validación de las 

pruebas PVT. La experiencia que presenta el investigador con el software de 

simulación y los métodos de simulación con la ecuación de Peng y Robinson 

comprenden aportes importantes para esta investigación. 

 

2.2 BASES TEÓRICAS 

 

2.2.1 Análisis PVT 

 

El análisis PVT de una muestra de fluido comprende el conjunto de pruebas 

experimentales que permiten determinar las propiedades físicas de los fluidos en un 

amplio rango de presiones y temperaturas (Paris, 2009). El análisis PVT comienza 
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con la toma de la muestra del fluido desde el fondo del pozo o en el separador de 

superficie, proveniente de un pozo adecuadamente condicionado para tal fin. Luego 

que se tiene una muestra representativa del fluido de un yacimiento, este fluido es 

sometido a varias pruebas para determinar su composición y para estudiar su 

comportamiento a condiciones de depleción simuladas (Danesh, 1998). 

 

2.2.1.1 Análisis composicional 

 

El análisis composicional de una muestra de fluido consiste en la determinación 

y caracterización de los componentes que lo conforman. El petróleo y el gas están 

conformados por miles de compuestos diferentes, por lo que, realizar un análisis 

completo de una muestra de fluidos es prácticamente imposible (Pedersen, 

Christensen, y Shaikh, 2015). Por tanto, los componentes mas pesados que el nC5 son 

agrupados en fracciones de acuerdo a su punto de ebullición, referidas usualmente 

como fracciones de número de carbono o simplemente fracciones. Cabe aclarar que el 

agrupamiento se realiza de acuerdo al punto de ebullición de los componentes y no a 

su número de carbonos, como pudiera pensarse. De esta forma, por ejemplo, el 

benceno, que contiene seis átomos de carbono, se agrupa usualmente en la fracción 

C7. Aquella fracción cuyos componentes son muy pesados como para ser 

caracterizados individualmente se conoce como la fracción pesada, denotada 

frecuentemente como C7
+. Por tanto, los resultados de un análisis composicional 

pueden dividirse en tres grupos: los compuestos definidos, las fracciones de número 

de carbono y la fracción pesada. 

 

2.2.1.2 Prueba de expansión a composición constante 

 

En una prueba de expansión a composición constante se coloca la muestra en 

una celda visual PVT a la temperatura del yacimiento y a una presión mayor a la 

presión saturación, como se muestra en la Figura 2.1. La presión se reduce 
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gradualmente, lo que permite al fluido expandirse isotérmicamente hasta llegar a la 

presión de saturación, donde ocurre la liberación del gas. En cada decremento de 

presión, se determina el volumen de líquido y se grafica en función a la presión. Un 

cambio brusco en la pendiente de la gráfica indica la presión de saturación del 

sistema (Paris, 2009). 

 

En esta prueba usualmente se reporta el volumen relativo, el factor Y y la 

densidad del líquido, para cada presión del experimento. El volumen relativo es la 

división entre el volumen total del fluido (gas + líquido) a una presión específica y el 

volumen del fluido a la presión de saturación y el factor Y es un parámetro 

adimensional utilizado para corregir los volúmenes relativos por debajo de la presión 

de saturación. 

 

 

Figura 2.1. Esquema de la prueba de expansión a composición constante. 
Fuente: Pedersen y otros, 2015. 
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2.2.1.3 Prueba de liberación diferencial 

 

En una prueba de liberación diferencial, la muestra se coloca en una celda a una 

presión igual o mayor a la presión de saturación y a la temperatura del yacimiento. La 

presión en la celda disminuye y se registra el volumen en cada decremento de presión 

(Figura 2.2). Este procedimiento se repite hasta que aparece la primera burbuja de 

gas, es decir, cuando se llega a la presión de burbujeo. Luego, a presiones 

determinadas o incrementos de volumen, se retira todo el gas liberado de la celda 

manteniendo la presión constante. Se mide el volumen de petróleo, y el volumen de 

gas retirado a condiciones de la celda y a condiciones estándar, por lo que, se puede 

determinar el factor de compresibilidad del gas. 

 

En esta prueba se reporta usualmente el factor volumétrico del petróleo, la 

solubilidad del gas y el factor de compresibilidad, factor volumétrico y la gravedad 

del gas (Paris, 2009). 

 

Figura 2.2. Esquema de la prueba de liberación diferencial. 
Fuente: Pedersen y otros, 2015. 
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2.2.1.4 Prueba de hinchamiento 

 

En una prueba de hinchamiento o “swelling”, se coloca la muestra en una celda 

a su presión de saturación y a la temperatura del yacimiento. Luego, se inyecta una 

cantidad determinada de un gas de inyección de composición conocida y se aumenta 

la presión hasta que todo el gas se disuelve (Figura 2.3). Esta nueva mezcla (petróleo 

+ gas) está en su punto de saturación. Se registra la presión en la celda, densidad de la 

mezcla y el incremento de volumen de la muestra en cada etapa. La cantidad de gas 

que se inyecta se expresa usualmente en términos de la fracción molar del gas de 

inyección con respecto a la mezcla total resultante. Por ejemplo, una prueba de 

inyección con 30% mol del gas indica que la mezcla resultante tendrá 30% mol del 

gas de inyección y 70% mol del fluido inicial. 

 

 

Figura 2.3. Esquema de la prueba de hinchamiento 
Fuente: Pedersen y otros, 2015. 

 

Las pruebas de hinchamiento se realizan para investigar el comportamiento de 

los fluidos del yacimiento cuando se inyecta gas (Pedersen y ortos, 2015). Este 

conocimiento es necesario para evaluar los proyectos de recuperación por inyección 

de gas. 
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2.2.1.5 Prueba de expansión a volumen constante 

 

En una prueba de expansión a volumen constante, la muestra se coloca en una 

celda PVT a su presión de saturación y a la temperatura del yacimiento. En esta 

prueba, la muestra es generalmente gas condensado o petróleo volátil. Se reduce la 

presión del sistema a una presión determinada, lo que ocasiona la liberación del 

condensado o del gas, dependiendo del fluido en estudio. Luego, se retira el exceso de 

gas hasta que el volumen de la mezcla iguala al volumen inicial del experimento 

(Figura 2.4). En esta prueba usualmente se reporta el factor de compresibilidad, los 

moles y la composición del gas extraído en cada decremento de presión (Pedersen y 

otros, 2015). 

 

 

Figura 2.4. Esquema de la prueba de depleción a volumen constante. 
Fuente: Pedersen y otros, 2015. 

 

Esta prueba permite obtener conocimientos del comportamiento de gases 

condensados y petróleos volátiles durante la producción y de los cambios que sufren 

en cuanto a sus propiedades PVT (Pedersen y otros, 2015). 
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2.2.2 Ecuaciones de estado 

 

Una ecuación de estado es una expresión analítica que relaciona la presión, 

temperatura y el volumen de un componente. Una descripción adecuada del 

comportamiento PVT de los fluidos de petróleo y gas es necesaria para describir el 

comportamiento volumétrico y de fases de los fluidos del yacimiento; las ecuaciones 

de estado pueden proporcionar dicha descripción. 

 

Desde la formulación inicial de la ecuación del gas ideal, han surgido 

numerosas modificaciones que consideran diferentes condiciones y aspectos teóricos. 

Estas modificaciones pueden agruparse en familias de ecuaciones de acuerdo a 

características comunes que comparten. Existen, por tanto, la familia de ecuaciones 

cúbicas, ecuaciones viriales y ecuaciones SAFT (Teoría Estadística de Fluidos 

Asociados), entre otras. 

 

La ecuación del gas ideal es la forma más simple de una ecuación de estado 

(ecuación 2.1). Fue desarrollada en base a una combinación de las observaciones 

realizadas por el inglés Robert Boyle en 1662 y los franceses J. Charles y J. Gay-

Lussac en 1802 (Cengel y Boles, 2012). La forma de la ecuación del gas ideal es la 

siguiente: 

 

𝑃 = 𝑅𝑔 (
𝑇

𝑉
) (2.1) 

 

Donde 𝑃 es la presión, 𝑇 es la temperatura, 𝑉 es el volumen y 𝑅𝑔 es la 

constante del gas. La constante del gas es diferente para cada gas y se determina a 

partir de: 

 

𝑅𝑔 =  
𝑅

𝑀
 (2.2) 
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Donde R es la constante universal de los gases y 𝑀 es la masa molar. 

 

2.2.2.1 Ecuaciones cúbicas 

 

En la actualidad en la industria petrolera, la mayoría de los cálculos PVT se 

llevan a cabo utilizando ecuaciones de estado cúbicas. Su popularidad en la industria 

se debe a su forma simple, lo que reduce el tiempo computacional requerido para 

hacer simulaciones numéricas. Las ecuaciones cúbicas se remontan a más de 100 

años, siendo la de van der Waals la primera ecuación cúbica en recibir atención 

global (Pedersen y otros, 2015). En el desarrollo de esta ecuación, Van der Waals 

consideró el volumen de las moléculas del gas y las fuerzas de atracción y repulsión 

entre ellas. Estas condiciones eran despreciadas en la ecuación del gas ideal. La forma 

de la ecuación de van der Waals es: 

 

𝑃 =  
𝑅𝑇

𝑉 − 𝑏
−

𝑎

𝑉2
 (2.3) 

 

Donde 𝑃 es la presión, 𝑇 es la temperatura, 𝑉 es el volumen y 𝑅𝑢 es la 

constante universal de los gases. Los parámetros 𝑎 y 𝑏 son llamados parámetros de 

atracción y co-volumen, respectivamente. Para un compuesto puro, los parámetros 𝑎 

y 𝑏 se determinan partiendo de la observación de que en el punto crítico la pendiente 

es horizontal y además existe un punto de inflexión (Figura 2.5). Esto es, 

matemáticamente: 

 

[
𝜕𝑃

𝜕𝑉
]

𝑇𝑐,𝑃𝑐

= [
𝜕2𝑃

𝜕𝑉2
]

𝑇𝑐,𝑃𝑐

= 0 (2.4) 
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Figura 2.5. Diagrama presión-volumen idealizado de un compuesto puro. 
Fuente: Ahmed, 2007. 

 

La derivación de la ecuación 2.3 en el punto crítico genera un sistema de 

ecuaciones en los parámetros 𝑎 y 𝑏, el cual puede resolverse dando como resultado: 

 

𝑎 =
8

9
𝑅𝑇𝑐𝑉𝑐 (2.5) 

 

𝑏 =
1

3
𝑉𝑐 

 

(2.6) 

 

Una forma más conveniente de expresar los parámetros 𝑎 y 𝑏 es la siguiente: 

𝑎 =  𝛺𝑎

𝑅2𝑇𝑐
2

𝑃𝑐
 

 

 

(2.7) 

𝑏 =  𝛺𝑏

𝑅𝑇𝑐

𝑃𝑐
 

(2.8) 

 

Donde 𝑅 es la constante de los gases, 𝑇𝑐 y 𝑃𝑐 es la temperatura y presión crítica, 

𝛺𝑎 = 0.421875 y 𝛺𝑏 = 0.125. Estas expresiones para 𝑎 y 𝑏 se obtienen substituyendo 
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𝑉𝑐 =
𝑍𝑐𝑅𝑇𝑐

𝑃𝑐
 en las ecuaciones 2.5 y 2.6, con 𝑍𝑐 = 0.375 para todos los componentes. 

Esta última afirmación puede verificarse aplicando la ecuación 2.3 en el punto crítico 

y combinando con las ecuaciones 2.5 y 2.6.  

 

La ecuación de Van der Waals (ecuación 2.3) puede escribirse en forma cúbica 

para el volumen: 

 

𝑉3 − (𝑏 +
𝑅𝑇

𝑃
) 𝑉2 +

𝑎

𝑃
𝑉 −

𝑎𝑏

𝑃
= 0 (2.9) 

 

Esta forma es la más conveniente y es referida como ecuación cúbica de van der 

Waals de dos parámetros 𝑎 y 𝑏(Ahmed, 2016). 

 

Muchos investigadores han propuesto modificaciones a la ecuación de van der 

Waals y han extendido su aplicación a mezclas multicomponente mediante reglas de 

mezclado. Las ecuaciones cúbicas que se considerarán en esta investigación son: 

Redlich y Kwong modificada por Soave de tres parámetros (SRK), Peng y Robinson 

de tres parámetros (PR), Schmidt y Wenzel (SW) y Zudkevitch y Joffe(JF). 

 

• Ecuación de Redlich y Kwong modificada por Soave (SRK): 

 

Redlich y Kwong (1949) demostraron que una modificación del término 𝑎/𝑉2 

en la ecuación de Van der Waals (ecuación 2.3) incluyendo la temperatura 

explícitamente puede mejorar drásticamente las predicciones de las propiedades 

físicas de un componente. Su ecuación tomó la forma: 

 

𝑃 =  
𝑅𝑇

𝑉 − 𝑏
−

𝑎

𝑉 − (𝑉 + 𝑏)√𝑇
 (2.10) 
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Soave (1972) modificó la ecuación de Redlich y Kwong cambiando el término 

𝑎/√𝑇 por un término dependiente de la temperatura denotado por 𝑎𝛼(𝑇): 

 

𝑃 =  
𝑅𝑇

𝑉 − 𝑏
−

𝑎𝛼(𝑇)

𝑉 − (𝑉 + 𝑏)
 (2.11) 

 

Donde 𝑎 y 𝑏 se determinan estableciendo las condiciones de la ecuación 2.4 en 

el punto crítico. 𝛼(𝑇) es un término adimensional dependiente de la temperatura 

reducida del fluido (𝑇𝑟 = 𝑇/𝑇𝑐): 

 

𝛼(𝑇) = [1 + 𝑚(1 − √𝑇𝑟)]
2
 (2.12) 

 

Soave correlacionó el parámetro 𝑚 con el factor acéntrico (𝜔): 

 

𝑚 = 0.480 + 1.574𝜔 − 0.17𝜔2 (2.13) 

 

La ecuación 2.11 es la ecuación de Redlich y Kwong modificada por Soave, 

comúnmente llamada SRK. Una forma conveniente de la ecuación 2.11 se obtiene 

substituyendo el volumen por 𝑉 =  
𝑍𝑅𝑇

𝑃
 y reordenando: 

𝑍3 − 𝑍2 + (𝐴 − 𝐵 − 𝐵2)𝑍 − 𝐴𝐵 = 0 (2.14) 

 

Donde: 

𝐴 =  
𝑎𝛼(𝑇)𝑃

(𝑅𝑇)2
 

 

(2.15) 

 

𝐵 =
𝑏𝑃

𝑅𝑇
 

(2.16) 

 

Para usar la ecuación SRK en mezclas, se requieren reglas de mezclado para 

determinar los términos  𝑎𝛼(𝑇) y 𝑏. Soave propuso las siguientes reglas de mezclado 

para una mezcla de 𝑛 componentes: 
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(𝑎𝛼(𝑇))𝑚 = ∑ ∑ 𝑥𝑖𝑥𝑗√𝑎𝑖𝑎𝑗𝛼𝑖𝛼𝑗(1 − 𝑘𝑖𝑗)

𝑛

𝑗=1

𝑛

𝑖=1

 

 

(2.17) 

 

𝑏𝑚 = ∑ 𝑥𝑖𝑏𝑖

𝑛

𝑖=1

 (2.18) 

 

Donde 𝑥𝑖 y 𝑥𝑗 son las fracciones molares de los componentes 𝑖 y 𝑗, 𝑎𝑖 y 𝑎𝑗 son 

los parámetros 𝑎 de los componentes 𝑖 y 𝑗, 𝛼𝑖 y 𝛼𝑗 es el factor 𝛼(𝑇) de los 

componentes 𝑖 y 𝑗 y 𝑘𝑖𝑗 es un parámetro adimensional empírico llamado coeficiente 

de interacción binaria. 𝑘𝑖𝑗 representa la interacción intermolecular entre un par de 

componentes 𝑖 y 𝑗. Los parámetros (𝑎𝛼(𝑇))𝑚 y 𝑏𝑚 determinados por las ecuaciones 

2.17 y 2.18 pueden usarse en las ecuaciones 2.15 y 2.16 para determinar los 

parámetros de la ecuación de estado. 

 

La ecuación SRK genera pobres predicciones de densidad de la fase líquida. 

Por tanto, su uso se limitaba a cálculos de equilibrio de fases y densidad de la fase 

gaseosa (Pedersen y otros, 2015; Ahmed, 2016; Danesh, 1998). Peneloux, Rauzy y 

Freze (1982) presentó una modificación de la SRK añadiendo un parámetro de 

translación de volumen 𝑐 en la ecuación. La ecuación resultante se conoce como 

SRK-Peneloux, también llamada ecuación SRK de tres parámetros (𝑎, 𝑏 y 𝑐). Este 

tercer parámetro no altera la constante de equilibrio determinados por la ecuación 

SRK; solo altera los volúmenes determinados. El volumen corregido se determina 

mediante: 

𝑉𝑐𝑜𝑟𝑟 = 𝑉 − ∑(𝑥𝑖𝑐𝑖)

𝑛

𝑖=1

 (2.19) 

Donde 𝑐𝑖 se determina mediante: 

𝑐𝑖 = (0.0115831168 + 0.411844152𝜔𝑖) (
𝑇𝑐𝑖

𝑃𝑐𝑖
) (2.20) 

Donde 𝜔𝑖 es el factor acéntrico del componente 𝑖. 
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• Ecuación de Peng y Robinson (PR) 

 

Peng y Robinson (1976) evaluaron el uso de la ecuación SRK para predecir el 

comportamiento de sistemas de hidrocarburos. En base a sus resultados, propusieron 

la siguiente modificación: 

𝑃 =
𝑅𝑇

𝑉 − 𝑏
−

𝑎𝛼(𝑇)

𝑉(𝑉 + 𝑏) + 𝑏(𝑉 − 𝑏)
 (2.21) 

 

Donde 𝑎 y 𝑏 se determinan imponiendo las condiciones de la ecuación 2.4 en el 

punto crítico. El término 𝛼(𝑇) en la ecuación de Peng y Robinson tiene el mismo 

significado que en la ecuación SRK (ecuación 2.12); sin embargo, el término 𝑚 de 

esa ecuación tiene la siguiente forma: 

𝑚 = 0.3796 + 1.5422𝜔 − 0.2699𝜔2 (2.22) 

 

Para componentes pesados con 𝜔 > 0.49: 

𝑚 = 0.379642 + 1.48503𝜔 − 0.1644𝜔2 + 0.016667𝜔3 (2.23) 

Donde 𝜔 es el factor acéntrico. 

 

Una forma conveniente de la ecuación 2.21 se obtiene substituyendo el 

volumen por 𝑉 =  
𝑍𝑅𝑇

𝑃
 y reordenando: 

𝑍3 + (𝐵 − 1)𝑍2 + (𝐴 − 3𝐵2 − 2𝐵)𝑍 − (𝐴𝐵 − 𝐵2 − 𝐵3) = 0 (2.24) 

 

Donde 𝐴 y 𝐵 se determinan mediante las ecuaciones 2.15 y 2.16 

respectivamente. 

 

Para mezclas de varios componentes se utilizan las mismas reglas de mezclado 

propuestas por Soave, es decir, las ecuaciones 2.17 y 2.18. La corrección de volumen 
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de Peneloux (ecuaciones 2.19 y 2.20) se puede utilizar en la ecuación de Peng y 

Robinson para mejorar las predicciones de los volúmenes. La ecuación resultante 

usualmente se conoce como ecuación de Peng y Robinson de tres parámetros. 

 

• Ecuación de Schmidt y Wenzel (SW) 

 

Schmidt y Wenzel (1980) realizaron un análisis del error porcentual en las 

densidades estimadas por las ecuaciones SRK y PR en función al factor acéntrico del 

fluido. En este análisis observaron que, para fluidos con factores acéntricos bajos, la 

ecuación SRK proporcionaba estimaciones confiables mientras que la PR presentaba 

errores muy altos. Lo opuesto ocurría con fluidos con factores acéntricos altos; la 

ecuación SRK proporcionaba estimaciones muy erradas, mientras que PR era más 

confiable. La Figura 2.4 muestra este comportamiento. 

 

 

Figura 2.6. Error en el cálculo de densidades con ecuaciones SRK y PR en 

función del factor acéntrico. 
Fuente: Danesh, 1998. 

 

En base a estas observaciones, Schmidt y Wenzel incorporaron el factor 

acéntrico como un tercer parámetro: 
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𝑃 =
𝑅𝑇

𝑉 − 𝑏
−

𝑎𝛼(𝑇)

[𝑉2 + (1 + 3𝜔)𝑏𝑉 − 3𝜔𝑏2]
 (2.25) 

 

Substituyendo un factor acéntrico de cero y 1/3 en la ecuación SW reduce la 

ecuación a la SRK y PR, respectivamente. Por tanto, la ecuación SW puede 

considerarse como una forma general de de las ecuaciones SRK y PR (Danesh, 1998). 

 

• Ecuación de Zudkevitch y Joffe (ZJ) 

 

Zudkevitch y Joffe (1970) añadieron dos término dependiente de la temperatura 

en la ecuación de estado de Redlich y Kwong (ecuación 2.10), denotados por 𝐹𝑎(𝑇) y  

𝐹𝑏(𝑇). Su ecuación tiene la forma: 

 

𝑃 =  
𝑅𝑇

𝑉 − 𝑏𝐹𝑏(𝑇)
−

𝑎𝐹𝑎(𝑇)

𝑉 − (𝑉 + 𝑏𝐹𝑏(𝑇))√𝑇
 (2.26) 

 

Los  parámetros 𝐹𝑎(𝑇) y 𝐹𝑏(𝑇) son ajustados de manera que la fugacidad del 

componente concuerde con la presión de vapor (Schlumberger, 2009). 

 

2.2.2.2 Ecuaciones viriales 

 

Las ecuaciones viriales están basadas en teorías de la mecánica estadística. 

Estas ecuaciones pueden expresarse como series infinitas del volumen molar, presión 

o densidad molar. Expresada en términos de la densidad molar, se tiene: 

𝑍 =
𝑃

𝑅𝑇𝜌𝑀
= 1 + 𝐵𝜌𝑀 + 𝐶𝜌𝑀

2 + 𝐷𝜌𝑀
3 … (2.27) 

 

Donde 𝑍 es el factor de compresibilidad, 𝜌𝑀 es la densidad molar y 𝐵, 𝐶, 𝐷, 

etc., son llamados segundo, tercer, cuarto coeficiente virial y solo dependen de la 
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temperatura (Danesh, 1998). De esta familia de ecuaciones, solo se considerará la 

versión modificada por Soave de la ecuación de Benedict, Webb y Rubin en esta 

investigación. 

 

• Ecuación de Benedict, Webb y Rubin modificada por Soave (Soave-BWR) 

 

La ecuación de Benedict, Webb y Rubin (1940) tiene la forma: 

𝑍 =
𝑃

𝑅𝑇𝜌𝑀
= 1 + 𝐵𝜌𝑀 + 𝐶𝜌𝑀

2 + 𝐷𝜌𝑀
5 + 𝐸𝜌𝑀

2(1 + 𝐹𝜌𝑀
2)𝑒−𝐹𝜌𝑀

2
 (2.28) 

 

A pesar de su naturaleza empírica, esta ecuación provee buenas predicciones de 

la densidad del líquido que otras ecuaciones de estado (Yan y otros, 2014). Soave 

(1999, 1995) modificó esta ecuación en dos ocasiones, la primera en 1995 y la 

segunda en 1999. La versión de 1999 de la ecuación es la siguiente: 

 

𝑍 =
𝑃

𝑅𝑇𝜌𝑀
= 1 + 𝐵𝜌𝑀 + 𝐷𝜌𝑀

4 + 𝐸𝜌𝑀
2(1 + 𝐹𝜌𝑀

2)𝑒−𝐹𝜌𝑀
2
 (2.29) 

 

O en términos de la densidad reducida 𝜓: 

𝜓[1 + 𝛽𝜓 + 𝛿𝜓4 + 𝜀𝜓2(1 + 𝜙𝜓2)exp (−𝜙𝜓2)] =
𝑃𝑟

𝑇𝑟
 (2.30) 

 

Los detalles para el cálculo del factor de compresibilidad se muestran en el 

Apéndice A, como fueron presentados por Soave (1999, 1995). 

 

2.2.2.3 Ecuaciones SAFT 

 

Las ecuaciones SAFT (Teoría Estadística de Fluidos Asociativos) son modelos 

derivados teóricamente basados en la teoría de perturbación.La Figura 2.7 ayuda a 
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comprender el modelo SAFT. Las ecuaciones SAFT asumen que el fluido esta 

compuesto por esferas duras (a en la Figura 2.7), las cuales se atraen debido a fuerzas 

de dispersión formando cadenas (b en la Figura 2.7) que luego pueden asociarse a 

través de interacciones atractivas, como enlaces de hidrógeno (c en la Figura 2.7) 

(Pedresen y otros, 2015). 

 

Figura 2.7. Representación esquemática de moléculas en la ecuación PC-SAFT. 
Fuente: Pedersen y otros, 2015. 

 

Las moléculas en esta ecuación son representadas por cinco parámetros. Tres de 

estos parámetros son el número de segmento 𝑚, el diámetro del segmento 𝜎 y la 

energía del segmento 𝜀 (Figura 2.8). La energía el segmento puede interpretarse como 

la máxima atracción entre dos moléculas (Pedersen y otros, 2015). 

 

Figura 2.8. Esquema de dos moléculas y sus propiedades en la ecuación PC-

SAFT 
Fuente: Pedersen y otros, 2015. 
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Los dos parámetros restantes son el volumen de asociación y energía de 

asociación. Estos parámetros forman parte del término de asociación en la ecuación 

general. La forma general de las variantes de la ecuación SAFT se determina en 

términos de la energía residual reducida de Helmholtz 𝑎̃𝑟𝑒𝑠 (Gross y Sadowski, 

2001): 

𝑎̃𝑟𝑒𝑠 = 𝑎̃ℎ𝑐 + 𝑎̃𝑑𝑖𝑠𝑝 + 𝑎̃𝑎𝑠𝑜𝑐 (2.31) 

 

Donde 𝑎̃ℎ𝑐 es la contribución de cadena dura, 𝑎̃𝑑𝑖𝑠𝑝 es la contribución de 

dispersión y 𝑎𝑎𝑠𝑜𝑐  es la energía de asociación. Los términos 𝑎̃ℎ𝑐 y 𝑎̃𝑎𝑠𝑜𝑐 son por lo 

general los mismos en las varias versiones de la ecuación SAFT, por lo que, la 

diferencia principal radica en el término 𝑎̃𝑑𝑖𝑠𝑝. Para fluidos no asociativos, como las 

mezclas de hidrocarburos, el término de asociación 𝑎̃𝑎𝑠𝑜𝑐es despreciado. 

 

• Ecuación PC-SAFT 

 

La ecuación PC-SAFT (Perturbed-Chain Statistical Associating Fluid Theory) 

considera la atracción por dispersión entre cadenas completas (Kontogeorgis y 

Georgios, 2010). Esta ecuación fue desarrollada en por Gross y Sadowski (2001), y 

luego en Solms, Michelsen y Kontogeorgis (2003) desarrollaron una forma 

simplificada que permite reducir el tiempo computacional sin perder mucha presición 

en las predicciones. Sin embargo, aún en su versión modificada la ecuación PC-SAFT 

es muy compleja como para ser implementada eficientemente. Actualmente en la 

industria esta ecuación se utiliza mayormente para el modelado de la precipitación de 

asfaltenos (Gonzalez, Ting, Hirasaki y Chapman, 2005). 

 

Para esta ecuación, el factor de compresibilidad de un fluido se obtiene como 

una derivada de la energía residual (ecuación 2.31) y, despreciando el término de 

asociación, se expresa como una contribución del factor de compresibilidad ideal, de 

cadena dura y de dispersión: 
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𝑍 = 𝑍𝑖𝑑𝑒𝑎𝑙 + 𝑍ℎ𝑐 + 𝑍𝑑𝑖𝑠𝑝 (2.32) 

 

Donde 𝑍𝑖𝑑𝑒𝑎𝑙 = 1. Los detalles para el cálculo del factor de compresibilidad 

mediante esta ecuación se muestran en el Apéndice A, como fueron presentados por 

Gross y Sadowski (2001) y Solms, Michelsen y Kontogeorgis (2003). 

 

2.2.3 Caracterización de la fracción pesada 

 

Normalmente, los componentes de un sistema de hidrocarburos se dividen entre 

fracciones definidas y no definidas. Las primeras incluyen los componentes no 

hidrocarburos, como CO2, N2 y H2S; hidrocarburos desde el metano hasta el normal-

pentano y las fracciones (C6, C7, C8…). Las fracciones no definidas comprenden 

aquellos componentes pesados agrupados y expresados como la fracción pesada, por 

ejemplo, C7
+, C11

+ o C20
+ (Ahmed, 2016). 

 

Las ecuaciones de estado presentadas anteriormente requieren de las 

propiedades de cada componente de una mezcla. Las propiedades requeridas 

dependen del tipo de ecuación. Estas propiedades se pueden hallar con facilidad para 

los compuestos puros, ya que las propiedades de los compuestos no hidrocarburos y 

del metano hasta el normal-pentano están bien definidas y pueden hallarse en 

cualquier bibliografía relativa a propiedades de hidrocarburos. Las propiedades de las 

fracciones pueden determinarse mediante correlaciones empíricas. Por otra parte, la 

única información disponible de la fracción pesada es, usualmente, su masa molecular 

y su gravedad específica. Si bien se pueden utilizar correlaciones empíricas para 

determinar sus propiedades para utilizar esta fracción en una ecuación de estado, los 

errores inducidos en las predicciones pueden ser considerablemente altos. Estos 

errores pueden reducirse si se divide la fracción pesada en un número manejable de 

fracciones para los cálculos con una ecuación de estado (Ahmed, 2016). 

 



26 

 

La caracterización de la fracción pesada consiste en dividirla, de acuerdo a un 

esquema definido, en un número de fracciones de número de carbono manejable y, de 

ser necesario, reagrupar estas fracciones en pseudo-componentes con propiedades 

definidas. La división de la fracción pesada en fracciones de número de carbono se 

conoce en la literatura como división o “splitting” y el reagrupamiento de las 

fracciones de número de carbono en pseudo-componentes se conoce como 

agrupamiento o “lumping”. 

 

La división de la fracción pesada está sujeta a varias condiciones de balance de 

materiales que deben cumplirse. Estas condiciones son (Ahmed, 2016): 

 

∑ 𝑧𝑛

𝑛+

𝑛=7

= 𝑧7+ (2.33) 

∑[𝑧𝑛𝑀𝑛]

𝑛+

𝑛=7

= 𝑧7+𝑀7+ 
(2.34) 

∑
𝑧𝑛𝑀𝑛

𝛾𝑛

𝑛+

𝑛=7

=
𝑧7+𝑀7+

𝛾7+
 

(2.35) 

 

Donde 𝑧𝑛, 𝑀𝑛, y 𝛾𝑛 es la fracción molar, masa molecular y gravedad específica 

de la fracción de número de carbono 𝑛. Las ecuaciones 2.33, 2.34 y 2.35 permiten 

determinar la masa molecular y la gravedad específica de la fracción pesada restante 

luego de la división. 

 

Varios métodos de división de la fracción pesada han sido propuestos. Los 

métodos que se estudiarán en esta investigación son: Katz, Lohrenz, Pedersen, 

Ahmed y Whitson. 
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2.2.3.1 Métodos de división de la fracción pesada 

 

• Método de Katz 

 

Katz (1983) presentó una correlación simple para la división de la fracción 

pesada, donde la distribución molar de los componentes en la fracción pesada viene 

dada por: 

𝑧𝑛 = 1.38205(𝑧7+)𝑒−0.25903𝑛 (2.36) 

 

Donde 𝑧7+ es la fracción molar de la fracción pesada y 𝑧𝑛 es la fracción molar 

de la fracción de número de carbono 𝑛. La fracción molar, masa molecular y 

gravedad específica de la fracción pesada restante se determina de manera que las 

condiciones de balance de materiales descritas por las ecuaciones 2.33, 2.34 y 2.35 se 

cumplan. 

 

• Método de Lohrenz 

 

Lohrenz, Bray y Clark (1964) sugirieron que la distribución molar de los 

componentes en la fracción pesada viene dada por: 

𝑧𝑛 = 𝑧6𝑒𝐴(𝑛−6)2+𝐵(𝑛−6) (2.37) 

 

Donde 𝑧6 es la fracción molar del hexano y 𝑧𝑛 es la fracción molar de la 

fracción de número de carbono 𝑛. Las constantes 𝐴 y 𝐵 se determina mediante 

regresión de las fracciones molares originales del fluido. 
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• Método de Pedersen 

 

Pedersen, Thomassen y Fredenslund (1982) sugirieron que, para mezclas de 

hidrocarburos, la relación entre la fracción molar de un componente y su número de 

carbono es exponencial. Matemáticamente, esto es: 

𝑧𝑛 = 𝑒(𝑛−𝐴) 𝐵⁄  (2.38) 

 

Similar al método de Lohrenz, las constantes 𝐴 y 𝐵 se determina mediante 

regresión de las fracciones molares originales del fluido. 

 

• Método de Ahmed 

 

Ahmed, Cady y Story (1985) desarrollaron un método simple para la división 

de la fracción pesada que requiere únicamente de su masa molecular y fracción 

molar. El método se basa dividir la fracción 𝑧𝑛+ en fracciones 𝑧𝑛 y 𝑧(𝑛+1)+, 

utilizando las siguientes ecuaciones: 

𝑧𝑛 = 𝑧𝑛+ [
𝑀(𝑛+1)+ − 𝑀𝑛+

𝑀(𝑛+1)+ − 𝑀𝑛
] (2.39) 

 

Donde es 𝑧𝑛 y 𝑀𝑛 es la fracción molar y peso molecular de la fracción de 

número de carbono 𝑛, y 𝑀𝑛+ es la fracción molar del componente con número de 

carbono 𝑛+. 𝑀(𝑛+1)+ se determina mediante: 

𝑀(𝑛+1)+ = 𝑀7+ + 𝑆(𝑛 − 6) (2.40) 

 

Donde 𝑆 depende de la naturaleza del fluido y del número de carbono (Tabla 

2.1): 
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Tabla 2.1.Valores de la constante S del método de Ahmed. 

Número de carbono Gas condensado Petróleo 

𝑛 ≤ 8 15.5 16.5 

𝑛 > 8 17.0 20.1 

Fuente: Ahmed, 2016. 

 

• Método de Whitson 

 

Whitson (1983) propuso que una función de probabilidad gamma de tres 

parámetros puede describir la distribución molar del C7
+. Esta función tiene la ventaja 

de que puede ajustarse a varias distribuciones ajustando su varianza. Whitson expresó 

su distribución de la siguiente forma: 

𝑝(𝑀) =  
(𝑀 − 𝜂)𝛼−1𝑒

−[
(𝑀−𝜂)

𝛽
]

𝛽𝛼𝛤(𝛼)
 (2.41) 

Con: 

𝛽 =
𝑀𝐶7+

− 𝜂

𝛼
 (2.42) 

Donde 𝛤 es la función gamma. 

 

Los parámetros de esta distribución son 𝛼, 𝜂 y 𝑀𝐶7+
. El parámetro 𝛼 define la 

forma de la distribución y su valor usualmente se encuentra entre 0.5 y 2.5. Para 𝛼 =

1, la ecuación 2.41 se reduce a una distribución exponencial. Para crudos pesados y 

bitúmenes el parámetro 𝛼 puede llegar a ser 25 o 30, lo que se aproxima 

estadísticamente a una función normal (Ahmed, 2016). La Figura 2.9 indica la 

distribución molar para varios valores de 𝛼. 
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Figura 2.9 Distribuciones gamma para diferentes valores de 𝜶. 
Fuente: Ahmed, 2016. 

 

El parámetro 𝜂 se puede interpretar físicamente como el peso molecular 

mínimo encontrado en la fracción pesada. Una relación aproximada entre 𝜂 y 𝛼 es: 

𝜂 ≈
110

1 − (1 + 4/𝛼0.7)
 (2.43) 

 

2.2.3.2 Métodos de agrupamiento de fracciones 

 

Por lo general, se pueden obtener predicciones muy confiables de propiedades 

PVT caracterizando la fracción pesada en un número grande de componentes. Sin 

embargo, el tiempo computacional requerido aumenta drásticamente con el número 

de componentes, lo que puede aumentar los costos de las simulaciones (Ahmed, 

2016). Por tanto, si existen limitaciones en cuanto al número máximo de 

componentes que pueden utilizarse en una simulación, los componentes originales 

deben agruparse en un número más pequeño de pseudo-componentes. 

 

El agrupamiento se refiere a la reducción del número de componentes usados en 

una ecuación de estado en un número más pequeño de pseudo-componentes. El 

primer problema que presenta el agrupamiento es la selección de los componentes 

que serán representados por un pseudo-componente específico. El segundo problema 
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es la asignación de propiedades requeridas en las ecuaciones a cada pseudo-

componente. Varios autores han presentado diferentes esquemas para resolver estos 

problemas. Algunos de estos esquemas son: Whitson, Behrens y Sandler y Lee. 

 

• Método de Whitson 

 

Whitson (1983) propuso un esquema de agrupamiento en el que las fracciones 

derivadas de la fracción pesada son reducidas a unos pocos grupos de número de 

carbono múltiple (MCN). Whitson sugirió que el número de grupos MCN necesarios 

para describir la fracción pesada viene dado por (Ahmed, 2016): 

𝑁𝑔 = 𝐼𝑛𝑡[1 + 3.3log (𝑁 − 𝑛)] (2.44) 

 

Donde 𝑁𝑔 es el número de grupos MCN, 𝑁 es el número de carbonos del 

último componente y 𝑛 es el número de carbonos del primer componente en la 

fracción pesada. La función 𝐼𝑛𝑡 indica que la expresión evaluada dentro de los 

corchetes debe ser aproximada a un número entero. 

 

Los componentes se agrupan en base a su masa molar. Los componentes cuyas 

masas molares estén entre 𝑀𝐼−1 y 𝑀𝐼 serán agrupados en el grupo 𝐼, donde 𝑀𝐼 viene 

dado por: 

𝑀𝐼 = 𝑀𝐶7
(

𝑀𝑁+

𝑀𝐶7

)

𝐼
𝑁𝑔

⁄

 (2.45) 

 

Donde 𝑀𝑁+ es la masa molecular del último componente reportado, 𝑀𝐶7
 es la 

masa molecular del 𝐶7 y 𝐼 = 1, 2, … , 𝑁𝑔. 

 

Las propiedades de cada pseudo-componente son asignadas de acuerdo a las 

reglas de mezclado de Hong o Lee. Las reglas de mezclado de Hong (1982) sugieren 
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que la fracción en masa de los componentes en el pseudo-componente es el mejor 

parámetro de mezclado. Por ejemplo, la temperatura crítica del pseudo-componente 

viene dada por 𝑇𝑐𝐿 = ∑ 𝑤𝑖𝑇𝑐𝑖
𝐿
𝑖∈𝐿 , donde 𝑤𝑖 es la fracción en masa del componente 𝑖 

en el pseudo-componente 𝐿. Lee (1979), por otra parte, sugiere que la fracción molar 

𝑧𝑖 de un componente 𝑖 en el pseudo-componente 𝐿 es el mejor parámetro de 

mezclado. De esta forma, la temperatura crítica viene dada por 𝑇𝑐𝐿 = ∑ 𝑧𝑖𝑇𝑐𝑖
𝐿
𝑖∈𝐿 . 

 

• Método de Behrens y Sandler 

 

Behrens y Sandler (1986) sugirieron que la fracción pesada puede describirse 

correctamente con tan solo dos pseudo-componentes. Para ello, los autores utilizaron 

un modelo de distribución semi-continuo de la fracción pesada. Un modelo de 

distribución semi-continuo es aquel en el que la concentración de algunos 

componentes, como el C1 al C6, tiene valores discretos, mientras que la fracción de 

otros componentes se describe mediante una función de distribución continua 𝐹(𝐼), 

donde 𝐼 es un índice que usualmente denota una propiedad física de un componente. 

Un balance de materia verifica que: 

∑ 𝑧𝑖

𝐶6

𝑖=1

+ ∫ 𝐹(𝐼)𝑑𝐼
𝐵

𝐴

= 1 (2.46) 

 

Donde 𝐴 indica el comienzo de la distribución continua (por ejemplo, el C7) y 

𝐵 es el final de la distribución (por ejemplo, C45). 

 

Seleccionando el índice 𝐼 como el número de carbonos 𝑛, Behrens y Sandler 

propusieron una forma exponencial con 𝐹(𝐼) = 𝐷(𝑛)𝑒𝛼𝑛, donde el parámetro 𝛼 se 

determina numéricamente de la siguiente expresión: 
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𝑓(𝛼) =
1

𝛼
− 𝑐𝑛̅̅ ̅ + 𝐴 −

[𝐴 − 𝐵]𝑒−𝐵𝛼

𝑒−𝐴𝛼−𝑒−𝐵𝛼
= 0 (2.47) 

 

Donde 𝑐𝑛̅̅̅, el número de carbono promedio, viene dado por: 

𝑐𝑛̅̅ ̅ =
𝑀𝐶7

++4

14
 (2.48) 

 

Por lo tanto, la fracción molar del 𝑧7+viene dada por: 

𝑧7+ = ∫ 𝐷(𝑛)𝑒−𝛼𝑛𝑑𝑛
𝐵

𝐴

 (2.49) 

Realizando una transformación de variables y cambiando los límites de 

integración a 0 y 𝑐, se tiene: 

𝑧7+ = ∫ 𝐷(𝑟)𝑒−𝑟𝑑𝑟
𝑐

0

 (2.50) 

Donde 𝑟 es una variable de integración y 𝑐 = (𝐵 − 𝐴)𝛼. 

 

Los autores aplicaron el método de integración numérica mediante cuadratura 

Gaussiana para determinar el número de carbono y fracción molar de los pseudo-

componentes: 

𝑛1 =
𝑟1

𝛼
+ 𝐴 ; 𝑧1 = 𝑊1𝑧7+ (2.51) 

𝑛2 =
𝑟2

𝛼
+ 𝐴 ; 𝑧2 = 𝑊2𝑧7+ (2.52) 

 

Donde 𝑟1, 𝑊1, 𝑟2 y 𝑊2 dependen de 𝑐 y pueden hallarse en el Apéndice B. Las 

propiedades de los pseudo-componentes se determinan a través de las correlaciones 

generalizadas en función del número de carbono. 
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2.2.3.3 Determinación de las propiedades de las fracciones 

 

Luego de dividir la fracción pesada, es necesario estimar las propiedades de las 

fracciones resultantes para realizar cálculos con ecuaciones de estado. Estas 

propiedades pueden asignarse de acuerdo a propiedades de fracciones generalizadas y 

disponibles en la literatura, como las de Katz y Firoozabadi (1978), o bien pueden 

determinarse a través de correlaciones. Las propiedades a determinar para cada 

fracción dependerán del tipo de ecuación a utilizar. Las ecuaciones cúbicas y la 

Soave-BWR requieren de las propiedades críticas (presión y temperatura crítica) y el 

factor acéntrico de cada componente. La PC-SAFT, por su parte, requiere del tamaño 

del segmento, diámetro del segmento y energía de asociación del segmento. La 

mayoría de las correlaciones requieren de la masa molecular y la densidad o gravedad 

específica de una fracción; sin embargo, otras correlaciones requieren de propiedades 

adicionales, como temperatura de ebullición o índice de refracción molecular. 

 

• Correlaciones para propiedades críticas y factor acéntrico 

 

En esta investigación se utilizaron las correlaciones de Lee y Kesler (1976) y 

Pedersen y otros (2015) para la determinación de las propiedades críticas y el factor 

acéntrico de las fracciones. Las correlaciones de Pedersen son las siguientes: 

𝑇𝐶

1.8
= 𝑐1𝜌 + 𝑐2 ln 𝑀 + 𝑐3𝑀 +

𝑐4

𝑀
 (2.53) 

ln
𝑃𝑐

14.7
= 𝑑1 + 𝑑2𝜌𝑑5 +

𝑑3

𝑀
+

𝑑4

𝑀2
 

(2.54) 

𝑚 = 𝑒1 + 𝑒2𝑀 + 𝑒3𝜌 + 𝑒4𝑀2 (2.55) 

Donde 𝑇𝐶 y 𝑃𝑐 son la temperatura en R y presión crítica en lpca, 

respectivamente, 𝜌 es la densidad en g/cm3 y 𝑀 es la masa molecular de la fracción 
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en g/mol. 𝑚 se relaciona con el factor acéntrico mediante la ecuación 2.13 en el caso 

de la ecuación SRK, y la ecuación 2.22 o 2.23 en el caso de la ecuación PR. Los 

coeficientes 𝑐, 𝑑 y 𝑒 dependen de la ecuación de estado y se pueden observar en la 

Tabla 2.2. 

 

Tabla 2.2.Valores de las constantes para las correlaciones de Pedersen. 

Ecuación SRK-Peneloux 

Coeficiente/Subíndice 1 2 3 4 5 

c 1.63E+02 8.61E+01 4.35E-01 -1.88E+03 
 

d -1.34E-01 2.5019 2.08E+02 -3.99E+03 1.00E+00 

e 7.42E-01 4.81E-03 9.67E-03 -3.72E-06 
 

Ecuación PR-Peneloux 

Coeficiente/Subíndice 1 2 3 4 5 

c 7.34E+01 9.74E+01 6.19E-01 -2.06E+03 
 

d 7.28E-02 2.18811 1.64E+02 -4.04E+03 0.25 

e 3.74E-01 5.49E-03 1.18E-02 -4.93E-06 
 

Fuente: Pedersen y otros, 2015 

 

Se puede observar que las correlaciones de Pedersen se desarrollaron 

únicamente para las ecuaciones SRK y PR; sin embargo, los resultados no varían 

demasiado, por lo que, pueden usarse con otras ecuaciones de estado sin problemas. 

 

Las correlaciones de Lee y Kesler tienen la siguiente forma: 

 

𝑇𝐶 = 341.7 + 811.1𝛾 + [0.4244 + 0.1174𝛾]𝑇𝑏 + 
[0.4669 − 3.26238𝛾]105

𝑇𝑏
 (2.56) 

ln 𝑃𝑐 = 8.3634 −  
0.0566

𝛾
− [0.24244 + 

2.2898

𝛾
+ 

0.11857

𝛾2 ] 10−3𝑇𝑏

+  [1.4685 + 
3.648

𝛾
+  

0.47227

𝛾2 ] 10−7𝑇𝑏
2

−  [0.42019 +
1.6977

𝛾2 ] 10−10𝑇𝑏
3 

(2.57) 
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Donde 𝑇𝐶es la temperatura en R, 𝑃𝑐 es presión crítica en lpca, 𝛾 es la gravedad 

específica y 𝑇𝑏es la temperatura de ebullición normal en R. La temperatura de 

ebullición normal para fracciones C6 a C45 es tomada de las tablas generalizadas de 

Riazi y Firoozabadi (1978), las cuales se muestran en el Apéndice B, mientras que 

para fracciones mayores viene dada por (Pedersen y otros, 2015): 

𝑇𝑏 = 175.644𝑀0.3323𝜌0.04609 (2.58) 

 

Donde 𝑇𝑏es la temperatura de ebullición normal en R, 𝑀 es la masa molecular 

en g/mol y 𝜌 es la densidad en g/cm3. El factor acéntrico se determina con el factor de 

caracterización de Watson 𝐾, la temperatura de ebullición reducida 𝜃 y la gravedad 

específica 𝛾. 

𝐾 =
𝑇𝑏

1/3

𝛾
 (2.59) 

𝜃 =
𝑇𝑏

𝑇𝑐
 (2.60) 

 

El factor acéntrico 𝜔 para 𝜃 > 0.8 es: 

𝜔 = −7.904 + 0.1352𝐾 − 0.007465𝐾2 + 8.359𝜃 + ([1.408 − 0.0106𝐾]/𝜃) (2.61) 

 

Para 𝜃 < 0.8: 

𝜔 =
− ln [

𝑃𝑐

14.7
] − 5.92714 +

6.09648

𝜃
+ 1.28862 ln 𝜃 − 0.169347𝜃6

15.2518 −
15.6875

𝜃
− 13.4721 ln 𝜃 + 0.43577𝜃6

 (2.62) 

 

• Correlaciones para propiedades de la ecuación PC-SAFT 

 

La ecuación PC-SAFT requiere del tamaño del segmento, diámetro del 

segmento y energía del segmento de cada componente. En esta investigación, se 
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utilizó el método de caracterización de Pedersen, Leekumjorn, Krejbjerg y Azeem 

(2012) para determinar estas propiedades para las fracciones C7
+. Este método de 

caracterización requiere de la composición PNA (parafinas, naftenos y aromáticos) de 

cada fracción, la cual se determina de acuerdo al procedimiento de Nes y Westerns 

(1951). El tamaño del segmento 𝑚 y la energía del segmento 𝜀 de una fracción vienen 

dados por: 

𝑚 = 𝑚𝐶7 + 2.82076 × 10−2 (
𝑀

𝜌
−

𝑀𝐶7

𝜌𝐶7
) (2.63) 

𝜀 × 𝑚

𝑘
= (𝜀𝑚)𝐶7 + 7.97066(𝑀𝜌0.25 − 𝑀𝐶7𝜌𝐶7

0.25) 
(2.64) 

 

Donde 𝑘 es la constante de Boltzman (1.38065×10-23 J/K), 𝑀 es la masa 

molecular en g/mol, 𝜌 es la densidad de la fracción en g/cm3 y 𝑚𝐶7,𝑀𝐶7, 𝜌𝐶7 y 

(𝜀𝑚)𝐶7 vienen dados por: 

 

𝑚𝐶7 = 𝐹𝑃𝑚𝑃𝐶7 + 𝐹𝑁𝑚𝑁𝐶7 + 𝐹𝐴𝑚𝐴𝐶7 

 

(2.65) 

 

𝑀𝐶7 = 𝐹𝑃𝑀𝑃𝐶7 + 𝐹𝑁𝑀𝑁𝐶7 + 𝐹𝐴𝑀𝐴𝐶7 (2.66) 

 

𝜌𝐶7 =
𝑀𝐶7

𝐹𝑃
𝑀𝑃𝐶7

𝜌𝑃𝐶7
+ 𝐹𝑁

𝑀𝑁𝐶7

𝜌𝑁𝐶7
+ 𝐹𝐴

𝑀𝐴𝐶7

𝜌𝐴𝐶7

 

 

(2.67) 

 

(𝜀𝑚)𝐶7 = 𝐹𝑃𝑚𝑃𝐶7𝜀𝑃𝐶7 + 𝐹𝑁𝑚𝑁𝐶7𝜀𝑁𝐶7 + 𝐹𝐴𝑚𝐴𝐶7𝜀𝐴𝐶7 (2.68) 

 

Donde 𝐹𝑃, 𝐹𝑁 y 𝐹𝐴 son la fracción parafínica, nafténica y aromática de la 

fracción a caracterizar. El subíndice 𝑃𝐶7 indica propiedades del n-heptano, 𝑁𝐶7 

indica propiedades del ciclohexano y 𝐴𝐶7 indica propiedades del benceno. Estas 

propiedades pueden observarse en la Tabla 2.3. 
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Tabla 2.3.Valores de los parámetros de la ecuación PC-SAFT para las 

correlaciones de Pedersen. 

Subíndice/Propiedad 𝑚 𝑀 𝜌(g/cm3) 𝜀/𝑘(K) 

𝑃𝐶7 3.4831 100.205 0.69 238.4 

𝑁𝐶7 2.5303 84.162 0.783 278.11 

𝐴𝐶7 2.4653 78.114 0.886 287.35 

Fuente: Pedersen y otros, 2015. 

 

Finalmente, el diámetro del segmento 𝜎 se determina mediante: 

 

𝜎 = √
1.488𝑀 + 40.01

𝑚

3

 (2.69) 

 

Donde 𝑀 es la masa molecular de la fracción y 𝑚 es el tamaño del segmento. 

 

2.2.4 Cálculos de equilibrio líquido-vapor 

 

Dada la composición global de una mezcla de hidrocarburos a una presión y 

temperatura especificada, los cálculos de equilibrio líquido-vapor comprenden la 

determinación de los moles de la fase gaseosa 𝑛𝑉, moles de la fase líquida 𝑛𝐿, 

composición del vapor 𝑦𝑖 y composición del líquido 𝑥𝑖 (Ahmed, 2016). Esta situación 

se observa en la Figura 2.10. 

 

Figura 2.10. Equilibrio líquido-vapor de una mezcla de hidrocarburos. 
Fuente: Pedersen y otros, 2015. 
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Los cálculos de equilibrio líquido-vapor están basados en ecuaciones 

termodinámicas y de balance de materiales. Para dos fases líquida y gaseosa en 

equilibrio, se cumple que (Ahmed, 2016): 

∑
𝑧𝑖(𝐾𝑖 − 1)

𝑛𝑉(𝐾𝑖 − 1) + 1
𝑖

= 0 (2.70) 

 

Donde 𝑧𝑖 es la fracción molar global del componente 𝑖 y 𝑛𝑉 son los moles de 

vapor. 𝐾𝑖 es la constante de equilibrio, definida como:  

𝐾𝑖 =
𝑦𝑖

𝑥𝑖
 (2.71) 

 

Donde 𝑦𝑖 es la fracción molar del componente 𝑖 en el vapor y 𝑥𝑖 es la fracción 

molar del componente 𝑖 en el líquido. 

 

Dada una composición global 𝑧𝑖 y las constantes de equilibrio de los 

componentes a una presión y temperatura específica, la ecuación 2.70 debe resolverse 

iterativamente para hallar los moles de vapor. Esta ecuación puede resolverse con el 

método iterativo de Newton-Raphson, donde la ecuación 2.70 sería la función 

objetivo 𝑓(𝑛𝑉) y su derivada 𝑓′(𝑛𝑉) viene dada por: 

𝑓′(𝑛𝑉) = − ∑
𝑧𝑖(𝐾𝑖 − 1)2

[𝑛𝑉(𝐾𝑖 − 1) + 1]2

𝑖

 (2.72) 

 

El valor inicial de 𝑛𝑉 debe ser un valor arbitrario entre 0 y 1, como 0.5, por 

ejemplo. Si las constantes de equilibrio son confiables, Ahmed (2016) recomienda 

calcular el valor inicial de 𝑛𝑉 de la siguiente manera: 

𝑛𝑉 = 𝐴 (𝐴 + 𝐵)⁄  (2.73) 
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Donde: 

𝐴 = ∑[𝑧𝑖(𝐾𝑖 − 1)]

𝑖

 (2.74) 

𝐵 = ∑ [𝑧𝑖 (
1

𝐾𝑖
− 1)]

𝑖

 
(2.75) 

 

Luego de hallar un valor de moles de vapor que satisfaga la ecuación 2.70, se 

determinan las composiciones del líquido y del vapor: 

𝑥𝑖 =
𝑧𝑖

𝑛𝐿 + 𝑛𝑉𝐾𝑖
 (2.76) 

𝑦𝑖 =
𝑧𝑖𝐾𝑖

𝑛𝐿 + 𝑛𝑉𝐾𝑖
= 𝑥𝑖𝐾𝑖 

(2.77) 

 

Donde 𝑛𝐿 = 1 − 𝑛𝑉. El algoritmo empleado en esta investigación para el 

cálculo de los moles de vapor se puede observar en el Apéndice C. 

 

2.2.5 Aplicaciones de las ecuaciones de estado 

 

Algunas de las aplicaciones de las ecuaciones de estado comprenden la 

determinación de constantes de equilibrio, presiones de burbujeo, presiones de rocío y 

simulación de experimentos PVT. 

 

2.2.5.1 Determinación de constantes de equilibrio 

 

La constante de equilibrio 𝐾𝑖 de un componente 𝑖 se definió anteriormente 

(ecuación 2.71) como la fracción molar del componente en el gas dividida entre la 
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fracción molar del componente en el líquido. La constante de equilibrio también se 

relaciona con el coeficiente de fugacidad de acuerdo a: 

𝐾𝑖 =
𝑦𝑖

𝑥𝑖
=

𝜑𝑖
𝐿

𝜑𝑖
𝑉 (2.78) 

 

Donde 𝜑𝑖
𝐿 y 𝜑𝑖

𝑉 son los coeficientes de fugacidad del componente 𝑖 en el 

líquido y vapor, respectivamente. Los coeficientes de fugacidad son una forma 

adimensional de la fugacidad, la cual representa la tendencia de las moléculas de 

escaparse de una fase a otra (Ahmed, 2016). Reid, Prausnitz y Sherwood (1987) 

definieron el coeficiente de fugacidad de un componente 𝑖 en una mezcla de 

hidrocarburos de la siguiente manera: 

ln 𝜑𝑖 = (
1

𝑅𝑇
) [∫ (

𝜕𝑃

𝜕𝑛𝑖
−

𝑅𝑇

𝑉
) 𝑑𝑉

∞

𝑉

] − ln 𝑍 (2.79) 

 

Donde 𝑃 es la presión, 𝑉 el volumen, 𝑇 la temperatura, 𝑅 es la constante 

universal de los gases, 𝑍 es el factor de compresibilidad y 𝑛𝑖 son los moles del 

componente 𝑖 en la mezcla. El término 𝜕𝑃 𝜕𝑛𝑖⁄  implica la derivación de la ecuación 

de estado escrita de forma explícita en presión con respecto a los moles del 

componente 𝑛𝑖. En el Apéndice A se presenta la solución de la ecuación 2.79 para las 

ecuaciones de estado PC-SAFT y Soave-BWR, de acuerdo al artículo original de cada 

autor (Gross y Sadowski, 2001; Somls, Michelsen y Kontogeorgis, 2003; Soave, 

1999 y 1995). La solución de la ecuación 2.79 para las ecuaciones cúbicas pueden 

observarse en la literatura (Soave, 1972; Peng y Robinson, 1976; Schmidt y Wenzel, 

1980;Zudkevitch y Joffe, 1970; Ahmed, 2016; Pedersen y otros, 2015). 

 

La determinación de las constantes de equilibrio mediante ecuaciones de estado 

es un procedimiento iterativo que comprende los siguientes pasos: 
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Paso 1: asumir constantes de equilibrio 𝐾𝑖
𝐴 para todos los componentes. La 

correlación de Wilson (1968) puede utilizarse para determinar el primer conjunto de 

constantes de equilibrio: 

𝐾𝑖
𝐴 =

𝑃𝑐𝑖

𝑃
exp [5.37(1 + 𝜔𝑖)(1 − 𝑇𝑐𝑖 𝑇⁄ )] (2.80) 

 

Donde 𝑃𝑐𝑖 es la presión crítica en lpca, 𝑇𝑐𝑖 es la temperatura crítica en R y 𝜔𝑖 es 

el factor acéntrico del componente 𝑖. 𝑃 es la presión del sistema en lpca y 𝑇 es la 

temperatura del sistema en R. 

 

Paso 2: calcular los moles y composiciones del vapor y del líquido de acuerdo a 

lo expuesto en la sección 2.2.4. 

 

Paso 3: con las composiciones del vapor y líquido, determinar los coeficientes 

de fugacidad de cada componente en cada fase y calcular un nuevo conjunto de 

coeficientes de equilibrio con la ecuación 2.78. 

 

Paso 4: evaluar la convergencia de la siguiente manera: 

∑ [
𝐾𝑖

𝐾𝑖
𝐴 − 1]

2

≤ 𝜖

𝑖

 (2.81) 

 

Donde 𝐾𝑖
𝐴 son las constantes de equilibrio asumidas, 𝐾𝑖 son las constantes de 

equilibrio calculadas y𝜖 es una tolerancia arbitraria, por ejemplo, 0.0001. Si no se 

cumple la condición de la ecuación 2.81, regresar al paso 2 utilizando las constantes 

de equilibrio calculadas como asumidas, es decir, haciendo 𝐾𝑖
𝐴 = 𝐾𝑖 y repetir hasta 

que la condición de la ecuación 2.81 se cumpla. El algoritmo en forma de diagrama 

de flujo de este procedimiento puede observarse en el Apéndice C. 
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2.2.5.2 Determinación de presión de rocío 

 

La presión de rocío es la presión a la cual aparece una cantidad infinitesimal 

líquido en un sistema de gas. Matemáticamente, la presión de rocío se describe con 

las condiciones 𝑦𝑖 = 𝑧𝑖 y 𝑛𝑉 = 1, donde 𝑧𝑖 es la composición global, 𝑦𝑖 es la 

composición del gas y 𝑛𝑉 son los moles de vapor (Ahmed, 2016). Substituyendo 

𝑛𝑉 = 1 en la ecuación 2.70 y reordenando, se tiene: 

(∑ [
𝑧𝑖

𝐾𝑖
]

𝑖

) − 1 = 0 (2.82) 

 

De acuerdo a la ecuación 2.82, dada la composición de un fluido a una 

temperatura, la presión de rocío es aquella para la cual las constantes de equilibrio 

calculadas satisfacen la ecuación 2.82. Por tanto, el procedimiento para el cálculo de 

la presión de rocío consiste en asumir presiones y calcular constantes de equilibrio 

con ecuaciones de estado a dichas presiones hasta que las constantes calculadas 

satisfagan la ecuación 2.82. Muchos autores proponen el método iterativo de Newton-

Raphson para la solución de la ecuación 2.82 (Ahmed, 2016; Pedersen y otros, 2015). 

 

2.2.5.3 Determinación de la presión de burbujeo 

 

La presión de burbujeo es la presión a la cual aparece una cantidad infinitesimal 

de gas en un sistema de líquido. Matemáticamente, la presión de burbuja se describe 

con las condiciones 𝑥𝑖 = 𝑧𝑖 y 𝑛𝑉 = 0, donde 𝑧𝑖 es la composición global, 𝑥𝑖 es la 

composición del líquido y 𝑛𝑉 son los moles de vapor (Ahmed, 2016). Substituyendo 

𝑛𝑉 = 0 en la ecuación 2.70 y reordenando, se tiene: 

(∑ 𝑧𝑖𝐾𝑖

𝑖

) − 1 = 0 (2.83) 
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De acuerdo a la ecuación 2.83, dada la composición de un fluido a una 

temperatura, la presión de burbujeo es aquella para la cual las constantes de equilibrio 

calculadas satisfacen la ecuación 2.83. Por tanto, el procedimiento para el cálculo de 

la presión de burbujeo consiste en asumir presiones y calcular constantes de 

equilibrio con ecuaciones de estado a dichas presiones hasta que las constantes 

calculadas satisfagan la ecuación 2.83. Muchos autores proponen el método iterativo 

de Newton-Raphson para la solución de la ecuación 2.83 (Ahmed, 2016; Pedersen y 

otros, 2015). 

 

2.2.5.4 Simulación de pruebas PVT 

 

Previo a utilizar un fluido caracterizado para, por ejemplo, un estudio de 

simulación composicional, es recomendado realizar simulaciones de pruebas PVT de 

laboratorio y comparar los resultados con los obtenidos experimentalmente (Pedersen 

y otros, 2015). Las ecuaciones de estado permiten realizar dichas simulaciones. 

 

Muchas pruebas de laboratorio pueden modelarse como problemas de equilibrio 

líquido-vapor a varias condiciones de presión y temperatura, donde la composición 

global del fluido puede cambiar. Las pruebas PVT que se simularon en esta 

investigación son: pruebas de expansión a composición constante (ECC), pruebas de 

liberación diferencial (LD) y pruebas de hinchamiento. 

 

• Simulación de pruebas ECC con ecuaciones de estado 

 

El procedimiento para simular una prueba ECC con una ecuación de estado es 

el siguiente (Ahmed, 2016): 
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Paso 1: dada la temperatura del experimento 𝑇, la composición global del 

sistema 𝑧𝑖 y la presión de saturación del fluido 𝑃𝑠𝑎𝑡, calcular el volumen ocupado por 

1 mol de fluido a su presión de saturación y a la temperatura del experimento. Este 

volumen viene dado por: 

𝑉𝑠𝑎𝑡 =
(1)𝑍𝑅𝑇

𝑃𝑠𝑎𝑡
 (2.84) 

 

Donde 𝑅 es la constante universal de los gases y 𝑍 es el factor de 

compresibilidad a la presión de saturación calculado a partir de una ecuación de 

estado. 

 

Paso 2: para las presiones del experimento que sean mayores a la presión de 

saturación, calcular el volumen del sistema 𝑉 y su densidad 𝜌 de acuerdo a: 

𝑉 =
(1)𝑍𝑅𝑇

𝑃
 (2.85) 

 

𝜌 =
𝑃𝑀̅

𝑍𝑅𝑇
 

 

(2.86) 

 

Donde 𝑀̅ es la masa molecular aparente del fluido, determinada a partir de: 

𝑀̅ = ∑ 𝑧𝑖𝑀𝑖

𝑖

 (2.87) 

 

Donde 𝑀𝑖 es la masa molecular del componente 𝑖. El volumen relativo 𝑉𝑟𝑒𝑙 

correspondiente viene dado por: 

𝑉𝑟𝑒𝑙 =
𝑉

𝑉𝑠𝑎𝑡
 (2.88) 

 

Paso 3: para las presiones del experimento que sean menores a la presión de 

saturación, calcular los coeficientes de equilibrio de acuerdo a lo expuesto en la 

sección 2.2.5.1, y luego los moles y composiciones del líquido y vapor de acuerdo a 
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lo expuesto en la sección 2.2.4. Luego, calcular el volumen de líquido 𝑉𝐿, volumen 

del vapor 𝑉𝐺 y densidad del líquido 𝜌𝐿 de acuerdo a: 

𝑉𝐿 =
(1)𝑛𝐿𝑍𝐿𝑅𝑇

𝑃
 (2.89) 

𝑉𝐺 =
(1)𝑛𝑉𝑍𝑉𝑅𝑇

𝑃
 (2.90) 

𝜌𝐿 =
𝑃𝑀̅𝐿

𝑍𝐿𝑅𝑇
 

(2.91) 

 

Donde 𝑍𝐿 y 𝑍𝑉 son los factores de compresibilidad del líquido y el gas, 

respectivamente, determinados mediante una ecuación de estado. 𝑀̅𝐿 es la masa 

molecular aparente del líquido y viene dada por: 

𝑀̅𝐿 = ∑ 𝑥𝑖𝑀𝑖

𝑖

 (2.92) 

 

Donde 𝑥𝑖 es la fracción molar del líquido. El volumen relativo viene dado por: 

𝑉𝑟𝑒𝑙 =
𝑉𝐿 + 𝑉𝐺

𝑉𝑠𝑎𝑡
 (2.93) 

 

• Simulación de pruebas LD con ecuaciones de estado. 

 

El procedimiento para simular una prueba de liberación diferencial con 

ecuaciones de estado es el siguiente (Ahmed, 2016): 

 

Paso 1: dada la temperatura del experimento 𝑇, la composición global del 

sistema 𝑧𝑖 y la presión de saturación del fluido 𝑃𝑠𝑎𝑡, calcular el volumen a la presión 

de saturación y a la temperatura del experimento asumiendo 1 mol inicial de fluido, 

es decir, 𝑛𝑖 = 1. Este volumen viene dado por: 

𝑉𝑠𝑎𝑡 =
(1)𝑍𝑅𝑇

𝑃𝑠𝑎𝑡
 (2.94) 
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Paso 2: en la siguiente presión del experimento, determinar las constantes de 

equilibrio de acuerdo a la sección 2.2.5.1 y los moles y composiciones del líquido y 

vapor de acuerdo a lo expuesto en la sección 2.2.4. El número real de moles de la fase 

líquida (𝑛𝐿)𝑟𝑒𝑎𝑙, con composición 𝑥𝑖 y de fase gaseosa (𝑛𝑉)𝑟𝑒𝑎𝑙 con composición 𝑦𝑖 

son: 

(𝑛𝐿)𝑟𝑒𝑎𝑙 = 𝑛𝑖𝑛𝐿(𝑛𝑉)𝑟𝑒𝑎𝑙 = 𝑛𝑖𝑛𝑉 (2.95) 

 

Donde 𝑛𝐿 y 𝑛𝑉 son los moles de líquido y vapor determinados en los cálculos 

de equilibrio líquido-vapor. 

 

Paso 3: determinar el volumen del líquido y del gas, y el volumen de gas a 

condiciones estándar: 

𝑉𝐿 =
𝑍𝐿𝑅𝑇(𝑛𝐿)𝑟𝑒𝑎𝑙

𝑃
 

 

(2.96) 

 

𝑉𝐺 =
𝑍𝑉𝑅𝑇(𝑛𝑉)𝑟𝑒𝑎𝑙

𝑃
 

 

(2.97) 

 

𝐺𝑃 = 379.4(𝑛𝑉)𝑟𝑒𝑎𝑙 (2.98) 

 

Donde 𝐺𝑃 es el volumen del gas producido a condiciones estándar en pies 

cúbicos. El gas total producido a una presión 𝑃 es la suma del gas producido a las 

presiones anteriores, es decir: 

(𝐺𝑃)𝑃 = ∑ 𝐺𝑃

𝑃

𝑃𝑠𝑎𝑡

 (2.99) 

 

Donde (𝐺𝑃)𝑃 es el gas total producido en pies cúbicos a la presión 𝑃. 

 

Paso 4: asumir que todo el gas en equilibrio es removido de la celda. 

Matemáticamente, esto sería equivalente a hacer la composición global 𝑧𝑖 igual a la 
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composición del líquido 𝑥𝑖 y los moles totales del sistema 𝑛𝑖 iguales a los moles 

reales de líquido (𝑛𝐿)𝑟𝑒𝑎𝑙. 

 

Paso 5: usando la nueva composición y moles, repetir los pasos 2, 3 y 4 hasta 

llegar a la presión atmosférica. En esta presión, la temperatura del sistema se cambia 

a 60°F y se determina el volumen residual de petróleo 𝑉𝑟𝑒𝑠 mediante la ecuación 2.96. 

El volumen total de gas producido es igual a la suma de todo el gas liberado 

incluyendo el liberado a la presión atmosférica: 

(𝐺𝑃)𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙 = ∑ 𝐺𝑃

14.7

𝑃𝑠𝑎𝑡

 (2.100) 

 

Paso 6: el volumen relativo de petróleo 𝐵𝑜𝑑 y la relación gas-petróleo en 

solución 𝑅𝑠𝑑 en cada presión se determinan a partir de: 

𝐵𝑜𝑑 =
𝑉𝐿

𝑉𝑟𝑒𝑠
 (2.101) 

𝑅𝑠𝑑 =
5.615[(𝐺𝑃)𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙 − (𝐺𝑃)𝑃]

𝑉𝑟𝑒𝑠
 

(2.102) 

 

• Simulación de pruebas de hinchamiento con ecuaciones de estado 

 

El procedimiento para simular una prueba de hinchamiento con ecuaciones de 

estado es el siguiente (Ahmed, 2016): 

 

Paso 1: dada la temperatura del experimento 𝑇, la composición global del 

sistema 𝑧𝑖 y la presión de saturación del fluido 𝑃𝑠𝑎𝑡, calcular el volumen a la presión 

de saturación y a la temperatura del experimento asumiendo 1 mol inicial de fluido, 

es decir, 𝑛𝑖 = 1. Este volumen viene dado por: 

 



49 

 

𝑉𝑠𝑎𝑡 =
(1)𝑍𝑅𝑇

𝑃𝑠𝑎𝑡
 (2.103) 

 

Paso 2: dada la composición del gas de inyección 𝑦𝑖
𝐼 y su fracción en moles 

𝑋𝑔𝑎𝑠, determinar la nueva composición de la muestra 𝑧𝑖
𝑛 y los moles luego de la 

inyección 𝑛𝑇: 

𝑧𝑖
𝑛 = 𝑧𝑖(1 − 𝑋𝑔𝑎𝑠) + 𝑦𝑖

𝐼𝑋𝑔𝑎𝑠 (2.104) 

  

𝑛𝑇 =
1

1 − 𝑋𝑔𝑎𝑠
 

(2.105) 

 

Donde 𝑋𝑔𝑎𝑠, como se mencionó en la sección 2.2.1.4, es la fracción en moles de 

gas inyectado con respecto a los moles totales: 

𝑋𝑔𝑎𝑠 =
𝑛𝐺𝐼

𝑛𝑇
=

𝑛𝐺𝐼

𝑛𝐺𝐼 + 𝑛𝑖
 (2.106) 

 

Donde 𝑛𝐺𝐼 son los moles de gas inyectados. 

 

Paso 3: determinar la presión de burbujeo 𝑃𝑏 de acuerdo a la sección 2.2.5.3, y 

luego el volumen y la densidad de esta nueva composición a esa presión: 

𝑉 =
𝑛𝑇𝑍𝑅𝑇

𝑃𝑏
 

 

(2.107) 

 

𝜌 =
𝑃𝑏𝑀̅

𝑍𝑅𝑇
 

(2.108) 

 

Paso 4: repetir los pasos 2 y 3 para todos los 𝑋𝑔𝑎𝑠 del experimento. Calcular el 

volumen relativo 𝑉𝑟𝑒𝑙 a cada 𝑋𝑔𝑎𝑠 mediante: 

𝑉𝑟𝑒𝑙 =
𝑉

𝑉𝑠𝑎𝑡
 (2.109) 

 

Además de pruebas ECC, LD e hinchamiento, otras pruebas también pueden ser 

simuladas mediante ecuaciones de estado, como las pruebas de depleción a volumen 
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constante o pruebas de separadores. El procedimiento para la simulación de estas 

pruebas puede observarse en la literatura (Ahmed, 2016). 

 

2.2.6 Error porcentual promedio 

 

El error porcentual 𝜺 de una estimación viene dado por: 

𝜀 =
|𝑉𝑎𝑙𝑜𝑟 𝑟𝑒𝑎𝑙 − 𝑒𝑠𝑡𝑖𝑚𝑎𝑐𝑖ó𝑛|

𝑉𝑎𝑙𝑜𝑟 𝑟𝑒𝑎𝑙
∗ 100 (2.110) 

 

Para un conjunto de 𝑛 estimaciones, el error porcentual promedio (𝐸𝑃𝑃) viene 

dado por: 

𝐸𝑃𝑃 =  
∑ 𝜀𝑖

𝑛
𝑖=1

𝑛
 (2.111) 

 

Donde 𝜀𝑖 es el error porcentual de la estimación 𝑖. En esta investigación, se 

asume como valores reales a las mediciones reportadas en las pruebas PVT, y las 

estimaciones son los valores calculados con las ecuaciones de estado. 

 

2.2.7 Desviación estándar 

 

La desviación estándar de una muestra es la raíz cuadrada de su varianza, la 

cual es el promedio de los cuadrados de las diferencias entre las observaciones y la 

media (Levin y Rubin, 2010). Esto es, matemáticamente: 

𝜎 = √
∑(𝑥 − 𝜇)2

𝑁
= √

∑ 𝑥2

𝑁
− 𝜇2 (2.112) 

 

Donde 𝜎 es la desviación estándar, 𝑥 es la observación, 𝜇 es la media aritmética 

y 𝑁 es el número de datos. La desviación estándar permite cuantificar la dispersión de 
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un conjunto de datos con respecto a la media. Esto puede entenderse mejor en 

términos del teorema de Chebyshev, el cual indica que independientemente de la 

forma de la distribución, al menos el 75% de los datos están a ±2 desviaciones 

estándar de la media, y al menos el 89% de los datos están a ±3 desviaciones 

estándar de la media (Levin y Rubin, 2010). En esta investigación, se determinaron 

las desviaciones estándar de los errores porcentuales de cada estimación. 

 

2.3 TÉRMINOS BÁSICOS 

 

Prueba PVT: se denomina análisis PVT a los resultados de laboratorio realizados a 

muestras representativas de los fluidos del yacimiento para simular su 

comportamiento ante los cambios de presión y temperatura que experimentan en su 

tránsito desde el medio poroso hasta el tanque de almacenamiento o punto de 

fiscalización. (Ruiz, M. p. 8). 

 

Ecuación de estado: cualquier ecuación que relacione la presión, temperatura y 

volumen específico de un fluido se denomina ecuación de estado. (Cengel y Boles, 

2012. p. 137). 

 

Fracción pesada: “es la fracción remanente del fluido, que contiene los heptanos 

(C7) y el resto de los hidrocarburos más pesados se reporta comúnmente con su peso 

molecular (MW) y gravedad especifica (SG) medidos en el laboratorio.” (Urbina, 

2007. p. 1). También es llamada en ocasiones fracción C7
+ o simplemente C7

+. 

 

Pseudo-componente: “la mayoría de los componentes del petróleo no logran ser 

puntualmente identificados y es por ello que, en la práctica, es común agruparlos y 

denominarlos como fracciones ó pseudo-componentes del petróleo”.  (Valdéz, J. p. 

1). 
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CAPITULO III 

MARCO METODOLÓGICO 

 

3.1 TIPO DE INVESTIGACIÓN 

 

La investigación realizada es de tipo descriptiva debido a que se busca describir 

el efecto de la ecuación de estado y método de caracterización de la fracción pesada 

en la precisión de las predicciones realizadas. Según Arias (2012): 

 

La investigación descriptiva consiste en la caracterización de un hecho, 

fenómeno, individuo o grupo, con el fin de establecer su estructura o 

comportamiento. Los resultados de este tipo de investigación se ubican en 

un nivel intermedio en cuanto a la profundidad de los conocimientos se 

refiere. (p. 24). 

 

3.2 DISEÑO DE LA INVESTIGACIÓN 

 

La investigación realizada tiene un diseño documental, porque las mediciones 

experimentales utilizadas fueron recolectadas de diversas fuentes primarias y 

secundarias, incluyendo bases de datos internacionales, libros, laboratorios locales, 

tesis de grado y artículos de otras investigaciones. En relación a la investigación 

documental, Arias (2012) expresa: 

 

La investigación documental es un proceso basado en la búsqueda, 

recuperación, análisis, crítica e interpretaión de datos secundarios, es 

decir, los obtenidos y registrados por otros investigadores en fuentes 

documentales: impresas, audiovisuales o electrónicas. Como en toda 

investigación, el propósito de este diseño es el aporte de uevos 

conocimientos.(p. 27). 
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3.3 PROCEDIMIENTO METODOLÓGICO 

 

3.3.1 Caracterización de fluidos de petróleo y gas para la simulación de su 

comportamiento volumétrico 

 

3.3.1.1 Recolección de datos PVT y elaboración de base de datos 

 

Esta etapa inició con la recopilación de informes de pruebas presión-volumen-

temperatura (PVT) de fluidos de petróleo y gas. Para esto, se realizó una revisión 

bibliográfica de libros, informes de laboratorio, tesis de grado y artículos de otras 

investigaciones. 

 

Se recolectaron datos PVT de 43 mezclas de hidrocarburos de diversas fuentes. 

Las mezclas de hidrocarburos fueron clasificadas en petróleo negro, petróleo volátil y 

gas condensado de acuerdo a su porcentaje de C7+ según los criterios señalados en la 

Tabla 3.1. Estos criterios concuerdan con los presentados por McCain (1990) y Paris 

(2009).  De acuerdo a este esquema de clasificación, se tienen 33 petróleos negros, 6 

petróleos volátiles y 4 gases condensados. 

 

Tabla 3.1. Criterios para clasificación de los fluidos de la base de datos. 

Tipo de fluido Porcentaje molar de C7+ 

Petróleo negro ≥25 % 

Petróleo volátil ≥ 11 % y < 25 % 

Gas condensado < 11 % 

 

En esta base de datos, 16 de los fluidos presentan análisis composicional hasta 

C7+, 16 hasta C20+ y el resto se dividen entre C6+, C10+, C11+, C12+, C27+, C30+ y C36+. 

Las pruebas realizadas en los fluidos incluyen pruebas de expansión a composición 

constante (ECC), pruebas de liberación diferencial (LD), pruebas de expansión a 
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volumen constante (EVC), y pruebas de hinchamiento (H). Entre todas las pruebas, se 

tienen más de 6500 mediciones experimentales. La Tabla 3.2 presenta la información 

de cada fluido. 

 

Tabla 3.2.Fluidos de la base de datos. 

Fluido Fuente 
% molar 

de C7+ 

Fracción 

pesada 

Experimentos 

realizados 
Clasificación 

F1 Intevep, S.A (2008) 69.48 C11+ ECC, LD Petróleo negro 

F2 Pedersen y otros(2016) 5.69 C20+ ECC Gas condensado 

F3 Pedersen y otros (2016) 31.95 C20+ ECC, LD Petróleo negro 

F4 Pedersen y otros (2016) 44.30 C20+ H Petróleo negro 

F5 Jaubert  y otros (2002) 44.00 C20+ ECC Petróleo negro 

F6 Jaubert  y otros (2002) 45.80 C20+ ECC Petróleo negro 

F7 Jaubert  y otros (2002) 29.02 C20+ ECC, LD, H Petróleo negro 

F8 Jaubert  y otros (2002) 21.27 C20+ ECC, H Petróleo volátil 

F9 Jaubert  y otros (2002) 42.72 C20+ ECC, LD, H (2) Petróleo negro 

F10 Jaubert  y otros (2002) 36.78 C20+ ECC Petróleo negro 

F11 Jaubert  y otros (2002) 35.47 C20+ ECC Petróleo negro 

F12 Jaubert  y otros (2002) 25.12 C20+ ECC (4), LD Petróleo negro 

F13 Jaubert  y otros (2002) 27.18 C20+ ECC Petróleo negro 

F14 Jaubert  y otros (2002) 28.94 C20+ ECC, LD Petróleo negro 

F15 Jaubert  y otros (2002) 25.92 C20+ ECC (5), LD Petróleo negro 

F16 Coats y Smart (1986) 11.45 C7+ ECC, EVC Petróleo volátil 

F17 Coats y Smart (1986) 12.20 C7+ ECC Gas condensado* 

F18 Coats y Smart (1986) 5.54** C6+ ECC Gas condensado 

F19 Coats y Smart (1986) 5.88 C7+ ECC, EVC Gas condensado 

F20 Coats y Smart (1986) 48.24 C7+ ECC Petróleo negro 

F21 Coats y Smart (1986) 16.92 C7+ ECC, LD, EVC Petróleo volátil 

F22 Coats y Smart (1986) 18.51 C10+ ECC (4) Petróleo volátil 

F23 Coats y Smart (1986) 34.97 C7+ ECC (3), LD (2) Petróleo negro 

F24 Coats y Smart (1986) 30.43 C7+ ECC, LD Petróleo negro 

F25 Coats y Smart (1986) 35.97 C7+ ECC, LD Petróleo negro 

F26 Hosseinifar y otros (2015) 32.25 C20+ ECC Petróleo negro 

F27 Hosseinifar y otros (2015) 32.92 C12+ ECC Petróleo negro 

F28 Hosseinifar y otros (2015) 34.64 C7+ ECC Petróleo negro 

F29 Hosseinifar y otros (2015) 31.57 C12+ ECC Petróleo negro 

F30 Hosseinifar y otros (2015) 59.37 C7+ ECC Petróleo negro 

F31 Hosseinifar y otros (2015) 41.20 C7+ ECC Petróleo negro 

F32 Hosseinifar y otros (2015) 31.12 C27+ ECC Petróleo negro 

F33 Hosseinifar y otros (2015) 49.30 C27+ ECC Petróleo negro 

F34 Hosseinifar y otros (2015) 41.66 C30+ ECC Petróleo negro 

F35 Hosseinifar y otros (2015) 34.61 C10+ ECC Petróleo negro 

F36 Al-Ajmi y otros (2011) 50.06 C36+ ECC, LD Petróleo negro 
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Continuación de tabla 3.2 

F37 Al-Ajmi y otros (2011) 35.30 C36+ ECC, LD Petróleo negro 

F38 Wu y Rosenegger (1997) 18.42 C7+ LD Petróleo volátil 

F39 Wu y Rosenegger (1997) 26.33 C7+ LD Petróleo negro 

F40 Wu y Rosenegger (1997) 23.13 C7+ LD Petróleo volátil 

F41 Wu y Rosenegger (1997) 64.81 C7+ LD Petróleo negro 

F42 Wu y Rosenegger (1997) 44.81 C7+ LD Petróleo negro 

F43 Negahban y otros (2010)  38.521 C20+ ECC, LD, H Petróleo negro 

*Este fluido fue clasificado como gas condensado en su artículo fuente (Coats y Smart, 1986) pese a no 

cumplir los requisitos de esta investigación para ser clasificado como tal. Se utilizará la clasificación de los 

autores en esta investigación. 

** Se reporta la fracción C6+ ya que fue la última fracción del análisis composicional. 

 

Adicional a estos fluidos, Elsharkawy (2002) reportó 131 fluidos con análisis 

composicional hasta C7+ y presión de saturación a una temperatura. Esta base de 

datos presenta fluidos con porcentajes de C7+ en el rango de 10.72 y 83.2% con un 

promedio de 40.65% (desviación estándar de 13.54%), y presiones de saturación en el 

rango de 313 y 6880 lpca. Luego de recolectar esta información, se elaboró la base de 

datos en Microsoft Excel para facilitar el manejo de la de los fluidos recopilados. 

 

3.3.1.2 Caracterización de los fluidos 

 

Una vez elaborada la base de datos, se procedió a la caracterización de los 

fluidos. La caracterización de los fluidos comprende la división de la fracción pesada 

en fracciones, seguida de la determinación de las propiedades requeridas por las 

ecuaciones de estado para cada fracción y el agrupamiento de las fracciones en un 

número manejable de pseudo-componentes (Riazi, 2005; Liang y otros, 2014; Yan y 

otros, 2014). En esta investigación, se evaluó el efecto de la división de la fracción 

pesada y agrupamiento de las fracciones en pseudo-componentes, para 

posteriormente realizar la comparación de ecuaciones de estado. 
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• División de la fracción pesada 

 

Para evaluar el efecto de la división de la fracción pesada, se realizóla división 

a los fluidos cuya fracción pesada fuese C7+ o C20+, de acuerdo a los métodos 

propuestos por Katz (1983), Lohrenz (1964), Pedersen (1982), Ahmed (1985), 

Whitson (1983) y Behrens y Sandler (1986). Con los métodos de Katz, Lohrenz, 

Pedersen y Ahmed, las fracciones pesadas C7+ fueron extendidas hasta C16+, y las 

fracciones pesadas C20+ hasta C32+. Con el método de Whitson, las fracciones pesadas 

fueron extendidas en 9 fracciones, siguiendo el método descrito por Whitson, 

utilizando los puntos de cuadratura Gaussiana presentados por Stegun y Milton 

(1970). Con la distribución semi-continua de Behrens y Sandler, la fracción pesada 

siempre es representada por dos pseudo-componentes únicamente. Las propiedades 

críticas y acéntricas asignadas a las fracciones fueron determinadas con las 

correlaciones de Lee y Kesler (1976), mientras que las propiedades de la PC-SAFT 

fueron determinadas mediante el procedimiento descrito en la sección 2.2.3.3. Los 

fluidos caracterizados fueron guardados en la base de datos para la posterior 

simulación de sus propiedades a través de las ecuaciones de estado. 

 

• Agrupamiento de las fracciones en pseudo-componentes 

 

Para evaluar el efecto del agrupamiento de fracciones en las propiedades 

estimadas, se realizó el agrupamiento de las fracciones del fluido F36 de acuerdo a 

varios esquemas. Se escogió este fluido por que presenta análisis composicional 

extendido hasta C36+ y, por lo tanto, no es necesario asumir un modelo de distribución 

molar para dividir la fracción pesada. 

 

Se realizó la agrupación de las fracciones de acuerdo a seis esquemas diferente, 

que varían de acuerdo al número de pseudo-componentes y al método de 
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agrupamiento. Seis de los nueve esquemas consisten en combinaciones de 

agrupamiento en cinco, seis y siete pseudo-componentes mediante el método de 

Whitson (1983), y las reglas de mezclado de Lee (1979) y Hong (1982), sin previa 

división de la fracción pesada. Las propiedades críticas y acéntricas de las fracciones 

serán determinadas en este caso a través de las correlaciones de Pedersen y otros 

(2015). La Tabla 3.3 describe los esquemas de agrupamiento evaluados. 

 

Tabla 3.3 Esquemas de agrupamiento a evaluar. 

 
5 Pseudo-

componentes 
6 Pseudo-

componentes 
7 Pseudo-

componentes 
Regla de mezclado de Lee Esquema 1 Esquema 2 Esquema 3 

Regla de mezclado de Hong Esquema 4 Esquema 5 Esquema 6 

 

• Caracterización para comparación de ecuaciones de estado 

 

Para la comparación de ecuaciones de estado, el esquema de caracterización 

escogido fue la división de la fracción pesada hasta C80+ mediante el método de 

Pedersen(1982), propiedades críticas y acéntricas de las fracciones mediante las 

correlaciones de Pedersen (2015), y el agrupamiento de las fracciones en cinco 

pseudo-componentes mediante el método de Hong (1982). Las propiedades de la PC-

SAFT se determinaron mediante el procedimiento descrito en la sección 2.2.3.3. 

 

3.3.2 Simulación de pruebas PVT de fluidos de petróleo y gas mediante las 

ecuaciones de estado de Soave-Redlich-Kwong, Peng-Robinson, Schmidt-

Wenzel, Zudkevitch-Joffe, Soave-Benedict-Webb-Rubin y PC-SAFT, utilizando 

los programas de simulación PVTi, de Schlumberger, y PVTsim, de Calsep 

 

3.3.2.1 Implementación de las ecuaciones PC-SAFT y Soave-BWR. 

 

Debido a que los programas de simulación no implementaban las ecuaciones 

PC-SAFT y Soave-Benedict-Webb-Rubin (Soave-BWR) para cálculos volumétricos 
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y de equilibrio de fases, estas ecuaciones fueron implementadas en un programa 

utilizando el lenguaje de programación Java. Las ecuaciones fueron implementadas 

siguiendo los procedimientos presentados por sus autores (Gross y Sadowski (2001) y 

Solms, Michelsen y Kontogeorgis (2003) para la PC-SAFT; y Soave (1999 y 1995) 

para la Soave-BWR) para el cálculo del factor de compresibilidad y los coeficientes 

de fugacidad. Los detalles de las ecuaciones se muestran en el Apéndice A.  

 

Ambas ecuaciones expresan el factor de compresibilidad como una función no 

lineal de la densidad reducida (aunque los autores difieren en su definición de 

densidad reducida). Debido a la compleja forma no lineal de las expresiones, un 

método numérico fue necesario para determinar la densidad reducida. En el algoritmo 

implementado se utilizó el método iterativo de Newton-Raphson. El tiempo de 

cómputo fue apreciablemente igual al tiempo de cómputo de una ecuación cúbica, es 

decir, el tiempo de cómputo de los simuladores. La ecuación Soave-BWR, sin 

embargo, presentó problemas de convergencia para varios fluidos, por lo que, fue 

imposible simular la totalidad de los fluidos con esta ecuación. 

 

Los algoritmos implementados fueron validados realizando simulaciones a 

fluidos de la base de datos y comparando los resultados obtenidos con las mediciones 

experimentales y con los resultados arrojados por los simuladores, los cuales solo 

trabajan con ecuaciones cúbicas. Los algoritmos para la simulación de experimentos 

PVT, cálculos de equilibrio líquido-vapor (cálculos flash) y el cálculo de constantes 

de equilibrio fueron también implementados, y sus diagramas de flujo se muestran en 

el Apéndice C. 

 

3.3.2.2 Simulación de propiedades PVT. 

 

En esta etapa, primero se procedió a cargar las composiciones de los fluidos en 

estudio en los simuladores y en los programas implementados para poder simular sus 



59 

 

propiedades PVT. El procedimiento para cargar los fluidos y las mediciones 

experimentales en los simuladores se muestra en el Apéndice D. Luego, se procedió a 

simular sus propiedades PVT. 

 

Primeramente, se realizaron las simulaciones de los fluidos cuyas fracciones 

pesadas fueron extendidas. Esto se realizó con el objetivo de evaluar el efecto del 

método de división y de la distribución molar del fluido en las predicciones realizadas 

con las ecuaciones de estado. Seguidamente, se realizó la simulación del fluido cuyas 

fracciones fueron agrupadas (fluidos F36) para evaluar el efecto del agrupamiento de 

fracciones en pseudo-componentes. Luego se realizaron las simulaciones destinadas a 

comparar las ecuaciones de estado. El procedimiento para realizar las simulaciones en 

los simuladores se muestra en el Apéndice D. 

 

Las propiedades estimadas fueron principalmente las presiones de saturación y 

las densidades monofásicas. Se escogieron estas propiedades porque el cálculo de 

densidades monofásicas requiere únicamente del cálculo del factor de 

compresibilidad, lo que permite evaluar los factores de compresibilidad calculados 

por las ecuaciones de estado. La presión de saturación requiere de cálculos de 

coeficientes de equilibrio, los cuales requieren del cálculo de coeficientes de 

fugacidad. Esto permite evaluar los coeficientes de fugacidad calculados por las 

ecuaciones de estado. Luego, en la comparación de ecuaciones de estado, se simuló 

un conjunto de experimentos PVT más detallados para evaluar la capacidad de las 

ecuaciones de estado para modelar el comportamiento de los fluidos durante pruebas 

PVT. Los experimentos a simular en esta parte incluyen pruebas de expansión a 

composición constante, pruebas de liberación diferencial, pruebas de presión de 

saturación y pruebas de hinchamiento. Los resultados obtenidos en todas las 

simulaciones realizadas fueron la base de las comparaciones y los análisis siguientes. 
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3.3.3 Análisis del comportamiento de los fluidos en las simulaciones usando 

ecuaciones de estado 

 

Los resultados fueron analizados en base al error porcentual promedio (EPP) de 

las propiedades calculadas con las ecuaciones de estado con respecto al valor medido 

experimentalmente (ecuaciones 2.110 y 2.111) y a la desviación estándar de los 

errores porcentuales (ecuación 2.112). Las comparaciones se realizaron en dos fases: 

comparaciones del cálculo de presión de saturación y densidades monofásicas, y 

comparaciones de pruebas PVT más detalladas. 

 

En base a los resultados obtenidos se presentaron recomendaciones para la 

selección de una ecuación de estado y un método de caracterización de la fracción 

pesada en función al tipo de fluido en estudio y a las condiciones de presión y 

temperatura. Adicionalmente, se realizó una comparación de los software de 

simulación utilizados (PVTi y PVTsim) en base a su facilidad de uso, interfaz de 

usuario, librerías disponibles (bases de datos, correlaciones, entre otros) y control de 

las variables del proceso. 

 

3.4 TÉCNICAS DE RECOLECCIÓN DE DATOS 

 

3.4.1 Técnicas 

 

• Recopilación bibliográfica y/o documental: consistió en seleccionar el 

material bibliográfico relacionado al tema de estudio, como libros, tesis de 

grado, estudios técnicos, páginas web, artículos de revistas académicas, entre 

otros. Está técnica comprende también la recolección de los reportes PVT que 

serán utilizados en las simulaciones. 
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3.4.2 Instrumentos 

 

Los instrumentos utilizados serán los siguientes: 

 

• PVTi: es un programa de caracterización composicional PVT basado en 

ecuaciones de estado perteneciente al paquete del simulador ECLIPSE, 

desarrollado por Schlumberger. Este programa se utiliza para caracterizar una 

muestra de fluido para su uso en los simuladores de ECLIPSE. 

• PVTsim: es un software de modelado basado en ecuaciones de estado que 

permite al usuario simular propiedades de fluidos y datos PVT experimentales. 

Este software es desarrollado y comercializado por Calsep, Inc. 

• Microsoft Office: las herramientas Word y Excel se utilizarán para el registro, 

almacenamiento y procesamiento de datos. 

 

3.5 TÉCNICAS DE PROCESAMIENTO Y ANÁLISIS DE DATOS 

 

Para el almacenamiento y manejo de las mediciones reportadas en los informes 

PVT, se construyó una base de datos en Microsoft Excel que permitirá el fácil manejo 

de los datos para su posterior procesamiento en los simuladores y en el programa 

implementado. 

 

Los cálculos con las ecuaciones se realizarán en los simuladores PVTi, de 

Schlumberger, y PVTsim, de Calsep. Para el análisis de datos, se realizarán 

comparaciones en base al error porcentual promedio. También se utilizarán tablas y 

gráficos para representar los resultados obtenidos. Estas tablas y gráficos son 

generadas por los simuladores, ó en Microsoft Excel. 
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3.6 RECURSOS 

 

3.6.1 Humanos 

 

Se requirió de la asesoría y capacitación del cuerpo del personal docente del 

departamento de Petróleo adscrito a la Escuela de Ingeniería y Ciencias Aplicadas de 

la Universidad de Oriente, Núcleo de Monagas. 

 

3.6.2 Materiales 

 

Para la realización de los objetivos se requirió de los siguientes materiales: 

 

• Materiales de oficina (papel, lápices, bolígrafos, calculadora, entre otros). 

• Equipos como escáneres, fotocopiadoras e impresoras. 

• Documentación tanto física como digital (libros, tesis de grado, informes PVT 

de laboratorio, entre otros). 

• Computadora con el paquete de Microsoft Office (Word, Excel y PowerPoint), 

y los simuladores PVT (PVTi y PVTsim). 
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CAPITULO IV 

ANÁLISIS Y DISCUSIÓN DE LOS RESULTADOS 

 

4.1 CARACTERIZACIÓN DE FLUIDOS DE PETRÓLEO Y GAS PARA LA 

SIMULACIÓN DE SU COMPORTAMIENTO 

 

4.1.1 División de la fracción pesada 

 

Para evaluar el efecto de la división de la fracción pesada, se realizó la división 

a los fluidos cuya fracción pesada fuese C7+ o C20+, de acuerdo a los métodos 

propuestos por Katz (1983), Lohrenz (1964), Pedersen (1982), Ahmed (1985), 

Whitson (1983) y Behrens y Sandler (1986). 

 

El problema principal de la división de la fracción pesada es la suposición de un 

modelo de distribución molar correcto. Los modelos exponenciales usualmente 

describen la distribución de los fluidos de yacimientos petrolíferos de forma 

adecuada. En esta investigación, se evaluaron tres modelos de distribución 

exponencial: los modelos de Katz, Lohrenz y Ahmed. El modelo de Katz es el más 

simple de los tres, porque requiere únicamente de la fracción molar del C7+; sin 

embargo, al no considerar la masa molecular y la gravedad específica de la fracción 

pesada, puede inducir grandes errores en las predicciones (Naji, 2011). Los modelos 

de Lohrenz y Pedersen son más complejos. Estos modelos tienen dos parámetros que 

deben resolverse por regresión de la composición real del fluido. Al considerar mas 

información del fluido en cuestión, los modelos de Lohrenz y Pedersen ofrecen 

mejores descripciones de la distribución de un fluido (Naji, 2011). 

 

En la Figura 4.1, se presenta cómo los tres modelos de distribución describen la 

distribución real del fluido F5, donde se observa que el método de Katz falla en 
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ajustar adecuadamente debido a que no considera mucha información del fluido, 

mientras que los modelos de Lohrenz y Pedersen ajustan muy bien la composición. 

 

 

Figura 4.1. Distribución molar del fluido F5 de acuerdo al método de Katz, 

Lohrenz y Pedersen 

 

La Tabla 4.1 muestra la división de la fracción pesada para el fluido F5, donde 

se observa que la distribución de Katz divide la fracción pesada en fracciones de bajo 

porcentaje molar en relación a los métodos de Lohrenz y Pedersen. Esta tendencia se 

repetiría para los fluidos con análisis composicional hasta C20+. 

 

Tabla 4.1. División de la fracción pesada del fluido F5 por los métodos de Katz, 

Lohrenz y Pedersen. 

Componente 
%mol 

Katz Lohrenz Pedersen 

C20 0.3420 0.7898 0.8175 

C21 0.2640 0.6659 0.7115 

C22 0.2037 0.5583 0.6193 

C23 0.1572 0.4656 0.5390 

C24 0.1214 0.3862 0.4691 

C25 0.0937 0.3185 0.4083 

C26 0.0723 0.2613 0.3553 

C27 0.0558 0.2132 0.3092 

C28 0.0431 0.1730 0.2691 

C29 0.0332 0.1396 0.2342 

C30 0.0257 0.1120 0.2039 

C31 0.0198 0.0894 0.1774 

C32+ 10.0081 7.2674 6.3260 
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Si bien los métodos de Lohrenz y Pedersen modelan correctamente la 

distribución molar, es necesario contar con datos experimentales para resolver los 

parámetros mediante regresión, lo cual es una desventaja en comparación con el 

método de Katz. 

 

En cuanto a los fluidos con análisis composicional hasta C7+, los parámetros de 

los modelos de Lohrenz y Pedersen se determinaron mediante la regresión de los 

componentes desde el C2 hasta el C6. Un ejemplo de la división mediante este 

esquema se muestra en la Tabla 4.2, que muestra la división de la fracción pesada del 

fluido F23, un fluido con análisis composicional hasta C7+. Se observa que el método 

de Katz divide la fracción pesada en fracciones de alto porcentaje molar con respecto 

a los modelos de Lohrenz y Pedersen. Esta tendencia se repetiría en todos los fluidos 

con análisis composicional hasta C7+. 

 

Tabla 4.2. División de la fracción pesada del fluido F23 por los métodos de Katz, 

Lohrenz y Pedersen. 

Componente 
%mol 

Katz Lohrenz Pedersen 

C7 7.88 3.52 3.67 

C8 6.08 2.98 3.23 

C9 4.70 2.49 2.84 

C10 3.62 2.05 2.50 

C11 2.80 1.66 2.19 

C12 2.16 1.33 1.93 

C13 1.67 1.05 1.70 

C14 1.29 0.81 1.49 

C15 0.99 0.62 1.31 

C16+ 3.78 18.46 14.11 

 

Los modelos de distribución no exponenciales pueden representar 

correctamente la distribución molar de fluidos de alto peso molecular y son 

especialmente usados en petróleos pesados y bitúmenes (Ahmed, 2016). En la Tabla 
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4.3, se muestra la división de la fracción pesada del fluido F24 mediante los modelos 

exponenciales y el método de Ahmed. Se puede observar que el modelo de Ahmed 

divide la fracción pesada en fracciones con porcentajes molares bastante uniformes, 

lo que puede ajustarse a la distribución molar de fluidos de alto peso molecular. 

 

Tabla 4.3. División de la fracción pesada del fluido F24 por los métodos de Katz, 

Lohrenz, Pedersen y Ahmed. 

Componente 
%mol 

Katz Lohrenz Pedersen Ahmed 

C7 6.86 2.83 2.38 4.17 

C8 5.29 2.28 1.77 3.44 

C9 4.09 1.85 1.31 4.47 

C10 3.15 1.53 0.97 2.52 

C11 2.43 1.28 0.72 2.07 

C12 1.88 1.08 0.54 1.73 

C13 1.45 0.92 0.40 1.46 

C14 1.12 0.80 0.30 1.24 

C15 0.86 0.70 0.22 1.07 

C16+ 3.29 17.17 21.82 8.25 

 

El método de Whitson sugiere que una función gamma de dos parámetros 

puede describir correctamente la distribución molar de las mezclas de hidrocarburos. 

Por su parte, Behrens y Sandler modelaron la distribución molar como una función 

semi-continua, proponiendo un método mediante el cual la fracción pesada puede 

describirse mediante dos pseudo-componentes únicamente. La Tabla 4.4 muestra la 

división de la fracción pesada del fluido F24 mediante los métodos de Whitson y 

Behrens y Sandler. 
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Tabla 4.4. División de la fracción pesada del fluido F24 por los métodos de 

Whitson y Behrens y Sandler. 

Método de Whitson 
Método de Behrens y 

Sandler 

Componente %mol Componente %mol 

C7 0.2550 C9.57 22.5077427 

C8 2.4711 C21.99 7.92225727 

C9 6.2067 
  

C10 8.3104 
  

C11 7.1112 
  

C12 4.0953 
  

C13 1.5683 
  

C14 0.3691 
  

C15+ 0.0424 
  

 

4.1.2 Agrupamiento de las fracciones en pseudo-componentes 

 

Para evaluar el efecto del agrupamiento de fracciones en las propiedades 

estimadas, se realizó el agrupamiento de las fracciones de los fluidos F36 de acuerdo 

a varios esquemas, como se expuso en la sección 3.3.1.2. El agrupamiento en cinco, 

seis y siete pseudo-componentes sin división de la fracción pesada se muestra en la 

Tabla 4.5. 

 

Tabla 4.5. Agrupamiento del fluido F36 en cinco, seis y siete pseudo-

componentes. 

5 Pseudo-componentes 6 Pseudo-componentes 7 Pseudo-componentes 

Componente %mol Componente %mol Componente %mol 

C7-C11 18.283 C7-C10 15.341 C7-C9 11.943 

C12-C16 10.198 C11-C14 9.6389 C10-C13 11.087 

C17-C25 9.3541 C15-C20 8.6012 C14-C17 6.8754 

C26-C35 5.5897 C21-C29 6.5806 C18-C24 7.205 

C36+ 6.6314 C30-C35 3.2624 C25-C32 4.572 

  
C36+ 6.6314 C33-C35 1.7418 

    
C36+ 6.6314 
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4.1.3 Caracterización para comparación de ecuaciones de estado 

 

Como se indicó en la sección 3.3.1.2, el esquema de caracterización para la 

comparación de ecuaciones de estado consiste en la división de la fracción pesada 

hasta C80+ mediante el método de Pedersen (1982), propiedades críticas y acéntricas 

de las fracciones mediante las correlaciones de Pedersen y otros (2015) y el 

agrupamiento de las fracciones en cinco pseudo-componentes mediante el método de 

Whitson (1983), con las reglas de mezclado de Hong (1982). Las propiedades 

requeridas por la ecuación PC-SAFT (tamaño del segmento, diámetro del segmento y 

energía del segmento) se determinan mediante el procedimiento descrito en la sección 

2.2.3.3. Un ejemplo de la caracterización completa del fluido F36 con este esquema 

se muestra en la Tabla 4.6.  

 

Tabla 4.6. Caracterización completa del fluido F36. 

Componente %mol 
Peso 

molecular 

Temperatura 

crítica (R) 

Presión 

crítica 

(lpca) 

Factor 

Acéntrico 

Tamaño 

del 

segmento 

Diámetro 

del 

segmento 

(𝐀̇) 

Energía 

del 

segmento 

(K) 

N2 0.292 28.014 227.16 492.32 0.04 1.21 3.31 90.96 

CO2 0.222 44.01 547.56 1069.87 0.225 2.07 2.79 169.21 

C1 21.567 16.043 343.08 667.2 0.008 1 3.7 150.03 

C2 6.73 30.07 549.72 708.35 0.098 1.61 3.52 191.42 

C3 6.995 44.097 665.64 615.76 0.152 2 3.62 208.11 

iC4 1.32 58.124 734.58 529.06 0.176 2.26 3.76 216.53 

nC4 4.211 58.124 765.36 551.1 0.193 2.33 3.71 222.88 

iC5 1.809 72.151 828.72 490.85 0.227 2.56 3.83 230.75 

nC5 2.669 72.151 845.28 489.38 0.251 2.69 3.77 231.2 

C6 4.129 86.178 913.32 430.59 0.296 3.06 3.8 236.77 

C7-C15 22.587 142.567 1125.363 329.15 0.5101 4.45 3.77 264.55 

C16-C22 10.303 259.851 1368.654 231.72 0.81 7.94 3.77 263.96 

C23-C31 7.858 367.502 1558.251 202.15 1.0171 11.02 3.77 267.65 

C32-C44 5.581 515.223 1790.596 183.65 1.1494 15.14 3.77 272.7 

C45-C80+ 3.727 779.584 2183.927 169.84 0.8597 22.25 3.78 280.91 
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4.2 SIMULACIÓN DE PRUEBAS PVT DE FLUIDOS DE PETRÓLEO Y GAS 

MEDIANTE LAS ECUACIONES DE ESTADO DE SOAVE-REDLICH-

KWONG, PENG-ROBINSON, SCHMIDT-WENZEL, ZUDKEVITCH-JOFFE, 

SOAVE-BENEDICT-WEBB-RUBIN Y PC-SAFT, UTILIZANDO LOS 

PROGRAMAS DE SIMULACIÓN PVTi, DE SCHLUMBERGER, Y PVTsim, 

DE CALSEP 

 

4.2.1 Validación de la implementación de las ecuaciones PC-SAFT y Soave-

BWR 

 

Para verificar que las ecuaciones PC-SAFT y Soave-BWR fueron 

implementadas correctamente, se simularon pruebas PVT realizadas a un fluido de la 

base de datos, el fluido F21, que es un petróleo volátil con porcentaje molar de C7+ de 

16.92%. También se realizaron simulaciones con la ecuación de Peng y Robinson en 

el simulador PVTsim, a manera de realizar una comparación inicial de las ecuaciones 

PC-SAFT y Soave-BWR con respecto a una ecuación cúbica.  

 

Los resultados de estas simulaciones se muestran en las Figuras 4.2, 4.3, 4.4, 

4.5, y 4.6. Las predicciones de volumen relativo, factor volumétrico, solubilidad del 

gas, factor de compresibilidad  y densidad concuerdan con los resultados 

experimentales, tanto para las ecuaciones PC-SAFT y Soave-BWR, como para la 

ecuación cúbica PR. Esto confirma que las ecuaciones fueron implementadas 

correctamente. El tiempo de cómputo de los algoritmos implementados fue 

comparable al del simulador PVTsim, pese a la mayor complejidad de las ecuaciones 

PC-SAFT y Soave-BWR. Las ecuaciones PC-SAFT y Soave-BWR mostraron 

excelentes resultados para este fluido en particular, llegando a mejorar las 

predicciones realizadas por la ecuación PR en el simulador PVTsim. 
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Figura 4.2. Volúmenes relativos del fluido F21 en prueba de expansión a 

composición constante a 176°F simulados con ecuaciones PC-SAFT, Soave-BWR 

y PR. 

 

 

Figura 4.3. Factores volumétricos (Bo) del fluido F21 en prueba de liberación 

diferencial a 176°F simulados con ecuaciones PC-SAFT, Soave-BWR y PR. 
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Figura 4.4. Relación gas-petróleo en solución (Rs) del fluido F21 en prueba de 

liberación diferencial a 176°F simuladas con ecuaciones PC-SAFT, Soave-BWR 

y PR. 

 

 

Figura 4.5. Factores de compresibilidad del gas (Z) del fluido F21 en prueba de 

liberación diferencial a 176°F simulados con las ecuaciones PC-SAFT, Soave-

BWR y PR. 
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Figura 4.6. Densidad del líquido del fluido F21 en prueba de liberación 

diferencial a 176°F simuladas con ecuaciones PC-SAFT, Soave-BWR y PR. 

 

4.2.2 Simulación de experimentos PVT 

 

Las composiciones de los fluidos y sus mediciones experimentales fueron 
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pudieron ser simulados debido a errores en la simulación; sin embargo, la mayoría de 

los fluidos y sus caracterizaciones fueron simuladas exitosamente, por lo que, se 
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presentó problemas para converger a una presión de saturación cuando esta era mayor 

a 5000 lpca. El error detectado en este caso fue la falta de convergencia en el cálculo 

de los moles de vapor o la convergencia hacia un valor físicamente imposible, como 

un valor negativo o mayor a 1. Una modificación al algoritmo de solución de los 

moles de vapor debería resolver este problema; sin embargo, no fue posible mejorar 

el algoritmo actual. 

 

La ecuación Soave-BWR demostró no poder estimar correctamente las 

constantes de equilibrio cuando trabaja con un alto número de componentes (mayor a 

14), demostrando desviaciones de las constantes de equilibrio determinadas con las 

otras. Si bien estas desviaciones no son mucho mayores al 20%, dificultan el cálculo 

de la presión de saturación y, en algunos casos, lo imposibilitan totalmente. Por esta 

razón, se decidió simular composiciones de hasta 11 componentes, con hidrocarburos 

hasta una fracción pesada C7+. Aún con esta modificación, la ecuación Soave-BWR 

falló en simular varios fluidos, calculando presiones de saturación muy diferentes a 

las reportadas experimentalmente. Debido a que no se trabajaron composiciones 

extendidas con esta ecuación, fue imposible estudiar el efecto de la división de la 

fracción pesada en las predicciones realizadas con la Soave-BWR. Por lo tanto, solo 

se consideraron las ecuaciones cúbicas y la PC-SAFT en esa parte del estudio. 

 

4.3 ANÁLISIS DEL COMPORTAMIENTO DE LOS FLUIDOS EN LAS 

SIMULACIONES USANDO ECUACIONES DE ESTADO 

 

4.3.1 Efecto de la división de la fracción pesada 

 

El efecto de la división de la fracción pesada en los cálculos de presión de 

saturación fue más evidente en las ecuaciones cúbicas que en la PC-SAFT. Como se 

aprecia en la Tabla 4.7, el error porcentual promedio de las presiones de saturación 

estimadas con las ecuaciones cúbicas muestra una variación muy marcada 
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dependiendo del método de división escogido. La tendencia es muy similar para todas 

las ecuaciones cúbicas, con el método de Ahmed teniendo los mayores errores y el 

método de Behrens y Sandler los menores errores. 

 

Tabla 4.7.Error porcentual promedio y desviación estándar de las presiones de 

saturación de acuerdo a la ecuación de estado y método de división. 

  
Método de división 

  
Sin división  Katz Lohrenz Pedersen Ahmed Whitson 

Behrens y 

Sandler 

PR 

EPP 13.02 19.45 16.22 19.78 38.61 22.77 9.15 

Desviación 

Estándar 
8.55 13.54 8.96 9.66 15.11 16.79 4.99 

SRK 

EPP 18.96 35.31 23.88 27.60 40.43 29.89 13.53 

Desviación 

Estándar 
9.11 37.99 10.11 12.15 16.41 14.52 6.49 

SW 

EPP 9.88 21.53 13.83 17.80 34.27 23.60 8.15 

Desviación 

Estándar 
6.44 16.15 7.38 8.36 16.05 15.43 5.37 

ZJ 

EPP 25.23 26.00 24.24 23.78 41.95 30.05 16.79 

Desviación 

Estándar 
6.79 13.02 6.48 6.13 17.82 9.75 9.78 

PC-

SAFT 

EPP 14.87 14.38 14.32 14.33 13.83 16.07 14.34 

Desviación 

Estándar 
6.23 5.77 6.13 6.13 7.35 8.33 6.33 

 

Se observa, además, que asumir la fracción pesada como un componente puro 

sin dividirla genera buenas predicciones de presión de saturación. Esto se debe a que 

trabajar menos componentes simplifica los cálculos de los coeficientes de fugacidad 

y, por tanto, de los coeficientes de equilibrio. Para los componentes más pesados, 

estos pueden tener valores muy bajos si se trabaja un número muy alto de 

componentes y, debido a que la presión de saturación calculada con una ecuación de 

estado es sensible a constantes de equilibrio muy bajas, en el orden de 10-5 (Danesh, 

1998), trabajar la fracción pesada como otro pseudo-componente puede, en efecto, 

proporcionar buenas predicciones de presión de saturación. Sin embargo, cierto grado 

de división es necesario para describir correctamente la distribución molar del fluido. 

Es por eso que el método de Behrens y Sandler es tan efectivo para calcular presiones 

de saturación.  
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Al igual que las presiones de saturación, las densidades calculadas parecen ser 

más dependientes del método de caracterización en las ecuaciones cúbicas que en la 

PC-SAFT, como se observa en las Tabla 4.8. El EPP y la desviación estándar fueron 

muy uniformes en los cálculos realizados con la ecuación PC-SAFT con todos los 

métodos de caracterización. Las ecuaciones cúbicas, por otra parte, muestran 

variaciones considerables en el EPP y en la desviación estándar con los métodos de 

Ahmed y Beherens y Sandler. 

 

Tabla 4.8. Error porcentual promedio y desviación estándar de las densidades 

de acuerdo a la ecuación de estado y método de división. 

  
Método de división 

  
Sin división Katz Lohrenz Pedersen Ahmed Whitson 

Behrens y 

Sandler 

PR 

EPP 3.37 3.08 2.71 3.05 9.74 3.32 15.82 

Desviación 

Estándar 
4.72 2.84 1.82 1.94 11.44 2.96 5.09 

SRK 

EPP 2.58 3.35 3.03 3.40 7.20 3.47 15.74 

Desviación 

Estándar 
1.92 2.83 2.07 2.26 3.70 2.27 5.84 

Continuación de tabla 4.8 

SW 

EPP 12.34 17.06 14.21 15.73 29.42 19.77 19.25 

Desviación 

Estándar 
6.00 10.72 7.36 8.09 11.13 12.57 7.63 

ZJ 

EPP 12.36 12.87 12.60 12.55 45.73 13.53 16.77 

Desviación 

Estándar 
2.81 2.60 2.66 2.58 25.82 5.46 4.44 

PC-

SAFT 

EPP 2.18 3.64 2.10 2.07 2.77 2.27 2.23 

Desviación 

Estándar 
1.34 11.07 1.51 1.54 2.63 1.76 1.72 

 

En general, los modelos de distribución exponencial de Lohrenz y Pedersen se 

desempeñaron muy bien, mejorando las predicciones de densidad para las ecuaciones 

PR y PC-SAFT y las presiones de saturación estimadas con la PC-SAFT. Esto indica 

que el modelo exponencial es el que mejor se ajusta a la distribución real de pesos 

moleculares de los fluidos estudiados. Si bien Liang y otros (2014) sugieren que la 

distribución gamma de Whitson produce resultados similares a la distribución 

exponencial, este resultado no pudo confirmarse en esta investigación. Una posible 

razón por la cual no fue posible confirmar este resultado es que el método de solución 



76 

 

seleccionado para la función gamma, la cuadratura Gaussiana, no fue el método más 

adecuado. Para la ecuación PC-SAFT se observa que la división de la fracción pesada 

no tiene un efecto muy considerable en las predicciones realizadas en comparación a 

las ecuaciones cúbicas, lo que representa una ventaja para la PC-SAFT. 

 

4.3.2 Efecto del agrupamiento de fracciones 

 

Como se observó en la sección anterior, trabajar un número reducido de 

componentes proporciona buenas predicciones de presión de saturación; esto pudo 

confirmarse en esta sección. La Tabla 4.9 muestra las presiones de saturación 

estimadas del fluido F36. Este fluido presenta un análisis composicional extendido 

hasta C36+, por lo que, el efecto del agrupamiento puede evaluarse sin inducir errores 

asumiendo una distribución molar para dividir la fracción pesada. 

 

Tabla 4.9. Presión de saturación estimada del fluido F36 con la ecuación PR de 

acuerdo al número de pseudo-componentes y a la regla de mezclado. 

 
Presión de 

saturación 

experimental 

(lpca) 

Presión de saturación con ecuación PR (lpca) 

 

Sin 

agrupar 

5 Pseudo-

componentes 

6 Pseudo-

componentes 

7 Pseudo-

componentes 

Regla de mezclado 

de Lee 
1269.1 1215.859 1221.723 1218.538 1218.406 

Regla de mezclado 

de Hong 
1269.1 1215.859 1220.111 1218.05 1217.903 

 

Se puede observar que la presión de saturación estimada es ligeramente más 

cercana a la presión de saturación real cuando se agrupa la composición original en 

pseudo-componentes. También, como se había propuesto en la sección 4.3.1, se 

observa que mientras menos componentes, más cercana está la presión de saturación 

estimada con respecto a la real. El efecto del agrupamiento en las densidades 

calculadas se muestra en las Figuras 4.7 y 4.8. 
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Figura 4.7. Densidades del fluido F36 en la prueba de expansión a composición 

constante simuladas con la ecuación PR y diferentes esquemas de agrupamiento, 

con las reglas de mezclado de Lee. 

 

 

Figura 4.8. Densidades del fluido F36 en la prueba de expansión a composición 

constante simuladas con la ecuación PR y diferentes esquemas de agrupamiento, 

con las reglas de mezclado de Hong. 
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Contrario a las presiones de saturación, el agrupamiento mejora las 

predicciones de densidad a medida que se mantenga un mayor número de 

componentes. Esto aplica únicamente con la regla de mezclado de Hong, debido a 

que con las de Lee no parece haber mucha diferencia. Parece que existe un número de 

pseudo-componentes ideal para el cual el error en las predicciones de densidad es 

mínimo. 

 

Finalmente, para evaluar el esquema de caracterización que se utilizó en el resto 

de las simulaciones, se caracterizó el fluido F36 mediante este esquema y se simuló 

su presión de saturación y sus densidades. La presión de saturación obtenida con este 

esquema fue de 1259.76 lpca, y las densidades pueden observarse en la Figura 4.9. La 

presión de saturación calculada es muy cercana a la real de 1269.1 lpca, y las 

densidades muestran un buen ajuste con las mediciones experimentales. 

 

 

Figura 4.9. Densidades del fluido F36 en la prueba de expansión a composición 

constante simuladas con la ecuación PR y esquema de caracterización para 

simulaciones. 
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4.3.3 Comparación de ecuaciones de estado 

 

Como se había planteado en la sección 3.3.3, se realizaron dos fases de 

comparaciones: comparaciones del cálculo de presión de saturación y densidades 

monofásicas, y comparaciones de pruebas PVT más detalladas. 

 

4.3.3.1 Cálculo de presiones de saturación y densidades monofásicas 

 

Los EPP y las desviaciones estándar de los errores de las presiones de 

saturación y las densidades calculadas, para cada ecuación de estado, se muestran en 

la Tabla 4.10. Se puede observar que la ecuación SRK fue la que mejor desempeño 

tubo en el cálculo de presiones de saturación, seguida por la PR y la PC-SAFT. La 

PC-SAFT obtuvo la menor desviación estándar, indicando que tiene la distribución de 

errores más uniforme. Esto puede confirmarse observando las Figuras 4.10, 4.11 y 

4.12, que son gráficos de razón de las presiones de saturación estimadas con las 

ecuaciones PR, SRK y PC-SAFT. 

 

Tabla 4.10. Error porcentual promedio y desviación estándar de las presiones de 

saturación y densidades estimadas de acuerdo a la ecuación de estado. 

  
Ecuación de estado 

  
PR SRK SW ZJ PC-SAFT Soave-BWR 

Presiones de saturación 

EPP 10.88 9.40 16.83 20.52 14.24 17.51 

Desviación estándar 11.45 13.85 11.23 8.67 7.86 11.87 

Densidades 

EPP 1.82 1.52 12.12 14.01 1.45 13.90 

Desviación estándar 1.23 0.97 4.28 7.84 1.24 4.24 
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Figura 4.10. Presiones de saturación de los fluidos de la base de datos estimadas 

con la ecuación PR. 

 

 

Figura 4.11. Presiones de saturación de los fluidos de la base de datos estimadas 

con la ecuación SRK. 
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Figura 4.12. Presiones de saturación de los fluidos de la base de datos estimadas 

con la ecuación PC-SAFT. 

 

Elsharkawy (2003) presentó 131 fluidos en su artículo con mediciones de 

presión de saturación a una temperatura. Se utilizó esta información adicional para 

evaluar más detalladamente la capacidad de las ecuaciones de estado para estimar 

estas presiones. En esta comparación, se excluyeron a las ecuaciones SW, ZJ y 

Soave-BWR por su pobre desempeño en el cálculo de las presiones de saturación de 

los otros fluidos de la base de datos. Los resultados se muestran en la Tabla 4.11 y en 

las Figuras 4.13, 4.14 y 4.15. 

 

Tabla 4.11. Error porcentual promedio y desviación estándar de las presiones de 

saturación estimadas de los datos de Elsharkawy (2003) de acuerdo a la ecuación 

de estado. 

 
Ecuación de estado 

 
PR SRK PC-SAFT 

EPP 8.25 10.56 14.74 

Desviación Estándar 6.05 8.82 7.03 
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Figura 4.13. Presiones de saturación de los fluidos de la base de datos de 

Elsharkawy (2003) estimadas con la ecuación PR. 

 

 

Figura 4.14. Presiones de saturación de los fluidos de la base de datos de 

Elsharkawy (2003) estimadas con la ecuación SRK. 
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Figura 4.15. Presiones de saturación de los fluidos de la base de datos de 

Elsharkawy (2003) estimadas con la ecuación PC-SAFT. 
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mayoría de los puntos a estas presiones caen por debajo de la diagonal. Lo opuesto 

ocurre con la ecuación SRK, que tiende a sobreestimar las presiones de saturación en 

este rango. A presiones de saturación más altas (mayores a 2000 lpca) la diferencia 
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entre las presiones estimadas y experimentales aumenta para todas las ecuaciones de 

estado, lo que se aprecia observando que la distancia promedio entre los puntos y la 

diagonal se hace cada vez mayor a presiones más altas. 

 

En la Tabla 4.10, se puede apreciar que los cálculos de densidad fueron muy 

buenos para las ecuaciones PR, SRK y PC-SAFT, debido a que presentaron errores 

bajos, menores al 2%. Las ecuaciones SW, ZJ y Soave-BWR, por otra parte, 

presentaron errores mayores al 10%. La PC-SAFT presentó los mejores resultados en 

términos de EPP, seguida de la SRK y la PR. Debido a que el cálculo de densidades 

monofásicas implica únicamente el cálculo de factores de compresibilidad, los 

resultados sugieren que la PC-SAFT genera mejores estimaciones de factor de 

compresibilidad que las demás ecuaciones de estado. 

 

4.3.3.2 Simulación de pruebas PVT de fluidos seleccionados 

 

Para realizar comparaciones más detalladas, se simularon pruebas PVT de 

fluidos seleccionados. Los fluidos seleccionados comprenden tres petróleos negros 

(F1, F7 y F9), dos petróleos volátiles (F16 y F22) y dos gases condensados (F2 y 

F17). Las pruebas a simular incluyen pruebas ECC, pruebas LD y pruebas de 

hinchamiento. 

 

Las ecuaciones SW y ZJ fueron descartadas de esta discusión debido a su pobre 

rendimiento en el cálculo de presiones de saturación y densidades monofásicas. La 

ecuación Soave-BWR fue incluida siempre que fuese capaz de estimar una presión de 

saturación en un rango de ± 25% la presión medida experimentalmente. 

 

• Gas condensado 

 

Pedersen y otros (2015) y Coats y Smart (1986) presentaron mezclas de gas 

condensado (F2 y F17, respectivamente) a las cuales se realizaron pruebas ECC, 

obteniendo mediciones de volumen relativo y factor de compresibilidad. Estas 
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mediciones fueron simuladas con las ecuaciones de estado. La ecuación Soave-BWR 

pudo simular la presión de saturación y la prueba ECC del gas condensado de Coats y 

Smart, pero no pudo hacer lo propio con el gas condensado de Pedersen. 

 

Los resultados de las simulaciones se muestran en la Tabla 4.12 y en las Figuras 

4.16, 4.17, 4.18 y 4.19.  El rendimiento general de las ecuaciones fue muy bueno, 

siendo los EPP menores a 5% en todos los casos a excepción del volumen relativo del 

fluido F17 con la ecuación Soave-BWR.  

 

Tabla 4.12. Error porcentual promedio de las simulaciones del fluido F2 y F17 

por ecuación de estado. 

  
EPP 

  
PR SRK PC-SAFT Soave-BWR 

F2 

Volumen 

Relativo 
1.67 1.09 4.52 

 

Z 0.44 1.24 2.74 
 

F17 

Volumen 

Relativo 
4.48 1.02 1.493 9.48 

Z 0.57 0.29 2.60 1.66 

 

 

Figura 4.16. Volumen relativo del fluido F2 en prueba de expansión a 

composición constante a 239°F simulados con ecuaciones PR, SRK y PC-SAFT 
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Figura 4.17. Factor de compresibilidad (Z) del fluido F2 en prueba de expansión 

a composición constante a 239°F simulados con ecuación PR, SRK y PC-SAFT 

 

 

Figura 4.18. Volumen relativo del fluido F17 en prueba de expansión a 

composición constante a 267°F simulados con las ecuaciones PR, SRK, PC-SAFT 

y Soave-BWR. 
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Figura 4.19. Factor de compresibilidad (Z) del fluido F17 en prueba de 

expansión a composición constante a 267°F simulados con ecuaciones PR, SRK, 

PC-SAFT y Soave-BWR. 
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comportamiento de sistemas de gas condensado (Yan y otros, 2014; Pedersen y 

Sorensen, 2007). Sin embargo, los resultados obtenidos con esta ecuación son 
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BWR fue capaz de simular el experimento ECC del gas condensado F17, no obstante, 

presentó el mayor EPP. Es posible que el error esté en la implementación de la 

ecuación, y no en la ecuación misma. 

 

• Petróleo negro 

 

Intevep (2008) realizó pruebas ECC y LD en una muestra recombinada de 

petróleo pesado del pozo ORS-82 (F1), ubicado en el Campo Orocual, en el estado 
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Monagas. Este fluido es el de mayor peso molecular en la base de datos, con un 

porcentaje molar de C7+ de casi 70% y una gravedad API en tanque de 

aproximadamente 10°API. Jaubert y otros (2002), por su parte, presentaron dos 

petróleos (F7 y F9) con porcentajes molares de C7+ de 29.02 y 42.72%, a los que 

fueron realizadas pruebas ECC, LD y de hinchamiento. La Tabla 4.13 y las Figuras 

4.20, 4.21 y 4.22 muestran los resultados de las simulaciones realizadas de los 

experimentos en el fluido de Intevep. 

 

Tabla 4.13. Error porcentual promedio de las simulaciones del fluido F1 por 

ecuación de estado. 

 
EPP 

 

Volumen 

relativo 
Rs Bo 

G.E del 

gas 
Zgas Bg 

PR 2.08 3.67 3.02 2.31 0.54 3.30 

SRK 5.94 20.09 3.81 3.60 1.04 3.79 

PC-SAFT 0.57 6.06 2.99 4.25 0.88 4.59 

 

 

Figura 4.20. Volumen relativo del fluido F1 en prueba de expansión a 

composición constante a 113°F simulado con ecuaciones PR, SRK y PC-SAFT. 
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Figura 4.21. Relación gas-petróleo en solución (Rs) del fluido F1 en prueba de 

liberación diferencial a 113°F simuladas con ecuaciones PR, SRK y PC-SAFT. 

 

 

Figura 4.22. Factor volumétrico del petróleo (Bo) del fluido F1 en prueba de 

liberación diferencial a 113°F simulados con ecuaciones PR, SRK y PC-SAFT. 
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La PC-SAFT presentó excelentes resultados en este fluido, generando las 

mejores predicciones de volumen relativo y factor volumétrico del petróleo. Sin 

embargo, esta ecuación no pudo modelar correctamente el comportamiento del gas, 

generando las peores predicciones de gravedad específica y factor volumétrico del 

gas. La ecuación SRK presentó dificultades para describir el comportamiento global 

del fluido, lo que se observa claramente en las Figuras 4.21 y 4.22. Esta ecuación 

además presentó el mayor EPP en los cálculos de volumen relativo, solubilidad del 

gas, factor volumétrico del petróleo y factor de compresibilidad del gas. 

 

Los resultados de las simulaciones realizadas con el fluido F7 se muestran en la 

Tabla 4.14, y en las Figuras 4.23, 4.24 y 4.25. Solo se muestran gráficamente los 

cálculos de volumen relativo en el experimento ECC, densidad y factor volumétrico 

del petróleo en el experimento LD, y los resultados de la prueba de hinchamiento. 

 

Tabla 4.14. Error porcentual promedio de las simulaciones del fluido F7 por 

ecuación de estado. 

 

 

 

 

  
EPP 

  
PR SRK PC-SAFT Soave-BWR 

ECC Volumen Relativo 1.14 0.36 0.79 2.80 

LD 

Bo 19.08 15.63 5.75 26.22 

Densidad del líquido 0.83 1.05 2.28 13.39 

Zgas 1.02 1.11 1.42 1.15 

Hinchamiento 

Psat 4.83 5.25 12.50 30.83 

Densidad 1.24 3.30 6.79 15.23 

Volumen Relativo 1.57 2.83 3.19 0.31 
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Figura 4.23.Volumen relativo del fluido F7 en prueba de expansión a 

composición constante a 237.56°F simulados con ecuaciones PR, SRK, PC-SAFT 

y Soave-BWR. 

 

 

Figura 4.24. Factor volumétrico del petróleo (Bo) del fluido F7 en prueba de 

liberación diferencial a 237.56°F simulados con ecuaciones PR, SRK, PC-SAFT 

y Soave-BWR. 
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Figura 4.25. Densidad del líquido del fluido F7 en prueba de liberación 

diferencial a 237.56°F simuladas con ecuaciones PR, SRK, PC-SAFT y Soave-

BWR 

 

Como se presenta en la Tabla 4.14 y en las Figuras 4.23, 4.24 y 4.25, la 

ecuación PC-SAFT modeló muy bien el comportamiento del fluido en las pruebas 

ECC y LD. Las ecuaciones cúbicas presentaron dificultades para modelar el factor 

volumétrico del petróleo en la prueba LD, sobreestimando las mediciones 

experimentales, pero modelaron muy bien la densidad del líquido. La ecuación 

Soave-BWR no pudo modelar el comportamiento, aunque los cálculos de factor de 

compresibilidad del gas en la prueba LD son muy buenos. 

 

Las simulaciones del experimento de hinchamiento se aprecian en las Figuras 

4.26, 4.27 y 4.28. Se observa que la ecuación PC-SAFT tiene problemas en modelar 

el comportamiento del fluido. Las presiones de saturación estimadas con esta 

ecuación presentan un comportamiento muy irregular, como se muestra en la Figura 

4.26. Una posible explicación para este comportamiento es que a medida que inyecta 

más gas al petróleo, este se hace más liviano en términos de su composición global. 

Al hacerse más liviano, el petróleo tiende a comportarse como un petróleo volátil o 
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gas condensado y, como se demostró en el apartado anterior, la ecuación PC-SAFT 

presenta problemas para modelar el comportamiento de este tipo de fluidos. 

 

 

Figura 4.26. Presión de saturación del fluido F7 en prueba de hinchamiento a 

237.56°F simuladas con ecuaciones PR, SRK, PC-SAFT y Soave-BWR. 

 

 

Figura 4.27. Densidades del fluido F7 en prueba de hinchamiento a 237.56°F 

simuladas con ecuaciones PR, SRK, PC-SAFT y Soave-BWR. 
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Figura 4.28. Volumen relativo del fluido F7 en prueba de hinchamiento a 237.56 

°F simulados con ecuaciones PR, SRK, PC-SAFT y Soave-BWR. 

 

Las ecuaciones cúbicas, especialmente la PR, modelaron muy bien el 

comportamiento del fluido en la prueba de hinchamiento. La ecuación de Soave-

BWR subestimó enormemente las presiones de saturación y las densidades en la 

prueba de hinchamiento, pero obtuvo los mejores resultados en los cálculos de 

volumen relativo. 

 

Los resultados de las simulaciones realizadas con el fluido F9 se muestran en la 
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en el experimento LD. Se puede apreciar en la Tabla 4.15 que la ecuación PC-SAFT 

presentó problemas nuevamente para modelar correctamente el comportamiento del 

fluido en las pruebas de hinchamiento, teniendo los mayores EPP en la mayoría de las 

mediciones. Las ecuaciones cúbicas presentan desviaciones considerables en los 

cálculos de presión de saturación; sin embargo, las demás propiedades de la prueba 
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Tabla 4.15. Error porcentual promedio de las simulaciones del fluido F9 por 

ecuación de estado. 

  
EPP 

  
PR SRK PC-SAFT 

ECC 

Volumen relativo 1.39 1.11 2.71 

Densidad 1.63 0.81 0.10 

LD 

Bo 6.33 4.88 2.14 

Densidad 1.26 0.64 0.90 

Z del gas 4.23 5.07 6.17 

Hinchamiento con gas 

G5a 

Psat 5.01 7.09 6.48 

Densidad 1.13 1.23 5.93 

Volumen relativo 1.23 2.38 7.49 

Hinchamiento con gas 

G5b 

Psat 3.86 6.29 11.48 

Densidad 1.47 0.31 3.70 

Volumen relativo 0.41 1.09 4.48 

 

 

Figura 4.29. Volumen relativo del fluido F9 en prueba de expansión a 

composición constante a 250°F simulados con ecuaciones PR, SRK y PC-SAFT. 
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Figura 4.30. Densidad del fluido F9 en prueba de expansión a composición 

constante a 250°F simuladas con ecuaciones PR, SRK y PC-SAFT. 

 

 

Figura 4.31. Densidades del líquido del fluido F9 en prueba de liberación 

diferencial a 250°F simuladas con ecuaciones PR, SRK y PC-SAFT. 
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Figura 4.32. Factor volumétrico del petróleo (Bo) del fluido F9 en prueba de 

liberación diferencial a 250°F simulados con ecuaciones PR, SRK y PC-SAFT. 
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aproximadamente 25% del volumen del líquido con un decremento de solo 50 lpca 

por debajo de la presión de saturación. El otro fluido presentado por Coats y Smart es 

un petróleo con alto porcentaje de dióxido de carbono (aproximadamente 60% en 

mol) y con porcentaje molar de C7+ de 18.51. Este fluido se comportó como petróleo 

volátil en las cuatro pruebas ECC realizadas a diferentes temperaturas (Coats y Smart, 

1986). 

 

El EPP de los volúmenes relativos calculados para el fluido F16 se muestra en 

la Tabla 4.16, y en la Figura 4.33 se muestran los resultados de la simulación. Se 

observa, tanto en la gráfica como en la tabla, que todas las ecuaciones de estado 

modelaron correctamente el comportamiento del fluido en este experimento. 

 

Tabla 4.16.Error porcentual promedio de las simulaciones del fluido F16 por 

ecuación de estado. 

 
PR SRK PC-SAFT Soave-BWR 

EPP 0.26 0.85 0.52 0.79 

 

 

Figura 4.33. Volumen relativo del fluido F16 en prueba de expansión a 

composición constante a 190°F simulados con ecuaciones PR, SRK, PC-SAFT y 

Soave-BWR. 
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A diferencia del F16, el F22 tiene una alta concentración de dióxido de 

carbono, un componente no hidrocarburo. Los resultados de las simulaciones se 

muestran en la Tabla 4.17 y en las Figuras 4.34 y 4.35. La PC-SAFT tuvo problemas 

para modelar el comportamiento de este fluido, reportando los mayores EPP. Esta 

ecuación tuvo problemas particularmente a presiones cercanas a la presión de 

burbujeo, donde se puede apreciar un comportamiento irregular en las cuatro pruebas 

ECC realizadas. Esto sugiere que la ecuación PC-SAFT requiere modificaciones para 

poder modelar correctamente el comportamiento de fluidos con alto porcentaje de 

componentes no hidrocarburos. Las ecuaciones cúbicas mostraron desempeños muy 

similares, como puede apreciarse en la Tabla 4.17 y en las Figuras 4.34 y 4.35. 

 

Tabla 4.17. Error porcentual promedio de las simulaciones del fluido F22 por 

ecuación de estado. 

 
EPP 

 
PR SRK PC-SAFT 

ECC a 140°F 3.76 3.43 6.78 

ECC a 160°F 3.06 2.94 6.06 

ECC a 180°F 2.76 2.73 5.83 

ECC a 200°F 2.40 2.53 6.37 

 

 

Figura 4.34. Volumen relativo del fluido F22 en prueba de expansión a 

composición constante a 140°F simulados con ecuaciones PR, SRK y PC-SAFT. 
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Figura 4.35. Volumen relativo del fluido F22 en prueba de expansión a 

composición constante a 160°F simulados con ecuaciones PR, SRK y PC-SAFT. 
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En esta investigación, se utilizaron dos programas de simulación muy 

populares: PVTi, de Schlumberger, y PVTsim, de Calsep. La comparación de los 

programas se realizó en base a su facilidad de uso, interfaz de usuario, librerías 

disponibles (bases de datos, correlaciones, entre otros) y control de las variables del 

proceso. 

 

• Facilidad de uso 

 

Ambos programas poseen manuales destinados a acelerar el proceso de 

aprendizaje del usuario; sin embargo, PVTi posee también tutoriales, a los que se 

puede acceder fácilmente desde la pantalla principal del programa. PVTsim no posee 

tutoriales similares. Sin embargo, PVTsim posee una interfaz de usuario que permite 
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realizar simulaciones más cómodamente que PVTi y también muestra los resultados 

de una forma más conveniente. Por tanto, basado en la opinión personal de los 

investigadores, PVTsim es más sencillo de utilizar que PVTi para una persona sin 

experiencia con otros simuladores. 

 

Otro aspecto importante a evaluar es el manejo de los datos de entrada y salida. 

PVTsim posee una interfaz más cómoda para la entrada y salida de datos que PVTi. 

Para la entrada de datos, PVTsim ofrece una estructura similar a una hoja de cálculo 

de Excel, la cual permite copiar y pegar datos directamente de un documento Excel 

sin muchas complicaciones. PVTi, por su parte, posee otro tipo de estructura que 

requiere que los datos a introducir estén ordenados en un formato específico. Para la 

salida de datos, las estructuras son similares a las ya mencionadas, por lo que, el 

manejo de datos es más sencillo en PVTsim que en PVTi. 

 

• Interfaz de usuario 

 

Ambos programas presentan una interfaz de usuario simple y agradable 

estéticamente. PVTi posee ventanas de navegación que permite analizar múltiples 

gráficos simultáneamente. PVTsim, por su parte, ofrece un fácil acceso a los 

resultados de las simulaciones y a las propiedades del fluido en estudio. 

 

Para comparar las gráficas generadas por ambos simuladores, se generó el 

diagrama de fases del fluido F1 con la ecuación PR en ambos simuladores (Figuras 

4.36 y 4.37). El diagrama de fases generado en PVTsim parece estéticamente más 

agradable y detallado que el generado por PVTi. Ambos simuladores permiten 

modificar aspectos estéticos, como los ejes de los gráficos y el color de las curvas. 
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Figura 4.36. Diagrama de fases del fluido F1 generado con la ecuación PR en el 

programa PVTi. 

 

 

Figura 4.37. Diagrama de fases del fluido F1 generado con la ecuación PR en el 

programa PVTsim. 
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• Librerías disponibles 

 

PVTi posee una librería de 57 compuestos entre compuestos puros y fracciones, 

que incluyen compuestos hidrocarburos y compuestos no hidrocarburos que 

usualmente se encuentran en los fluidos de yacimientos petrolíferos, como nitrógeno,  

dióxido de carbono y sulfuro de hidrógeno. PVTsim, por su parte, posee una librería 

mucho más amplia que incluye, además de los compuestos en PVTi, otros 

compuestos mucho menos comunes en fluidos de yacimientos petrolíferos, como 

acetilenos, sales de bromo y gases nobles. Por tanto, PVTsim posee una librería de 

compuestos puros más completa que PVTi. 

 

PVTi posee siete ecuaciones de estado diferentes, incluidas versiones de dos y 

tres parámetros de la SRK y PR, la ecuación SW, la ecuación ZJ y la ecuación 

original de Redlich y Kwong. PVTsim, por su parte, posee nueve ecuaciones, todas 

modificaciones de las ecuaciones SRK y PR. Si bien ambos simuladores implementan 

varias ecuaciones de estado, las versiones de tres parámetros de las ecuaciones SRK y 

PR son por mucho las más comúnmente utilizadas en la industria petrolera. 

 

PVTsim se limita a las correlaciones de Pedersen y otros (2015) para la 

determinación de las propiedades críticas y acéntricas de fracciones y pseudo-

componentes. PVTi, por su parte, posee más correlaciones, incluyendo las de Lee y 

Kesler (1976), Riazi (2005) y Pedersen y otros (2015).  Así mismo, PVTi posee más 

correlaciones para la determinación de viscosidad que PVTsim. 

 

• Control de las variables del proceso 

 

PVTsim implementa únicamente el método de Pedersen (1982) para la división 

de la fracción pesada, además de dos metodologías para el agrupamiento de las 
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fracciones, donde ambas utilizan reglas de mezclado basadas en el porcentaje en 

peso. PVTi implementa más procedimientos de división y agrupamiento; sin 

embargo, no implementa ningún método basado en una distribución molar 

exponencial, la cual demostró excelentes resultados en esta investigación. Otro 

aspecto importante es la selección de los parámetros o propiedades a calcular en un 

experimento. PVTi permite seleccionar qué propiedades PVT serán calculadas con la 

ecuación de estado, mientras que en PVTsim realizar tal selección es imposible. Esto 

es una desventaja para PVTsim, ya que el programa es forzado a hacer cálculos que 

probablemente no se usarán, y estos cálculos suponen un mayor tiempo de cómputo. 

 



105 

CAPITULO V 

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

 

5.1 CONCLUSIONES 

 

• La ecuación PC-SAFT fue superior a las ecuaciones SRK y PR al modelar el 

comportamiento de petróleos negros en pruebas PVT de laboratorio, 

presentando errores menores al 6% en las propiedades estimadas. 

• Las ecuaciones SRK y PR fueron superiores a la PC-SAFT al modelar el 

comportamiento de sistemas de gas condensado en pruebas PVT de laboratorio, 

presentando errores menores al 5% en las propiedades estimadas. 

• La ecuación PC-SAFT presentó problemas para estimar presiones de saturación 

mayores a 5000 lpca, y para modelar el comportamiento de fluidos con alto 

porcentaje de dióxido de carbono. 

• La ecuación Soave-BWR presentó problemas para calcular constantes de 

equilibrios de fluidos caracterizados con más de 11 componentes. 

• Las ecuaciones SW, ZJ y Soave-BWR presentaron errores muy altos (mayores 

al 15%) en la predicción de presiones de saturación y densidades de los fluidos 

de la base de datos. 

• Las ecuaciones SRK y PR fueron superiores al predecir las presiones de 

saturación de los fluidos de la base de datos, presentando errores  de 9.4 y 

10.88%, respectivamente. 

• La ecuación PC-SAFT  fue superior que las ecuaciones cúbicas al predecir las 

densidades de los fluidos de la base de datos, presentando un error porcentual 

promedio de 1.45%. 

• Los modelos de distribución molar exponenciales de Lohrenz y Pedersen 

presentaron las mejores predicciones de densidad. 
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• El método de división de Behrens y Sandler presentó las mejores predicciones 

de presión de saturación; sin embargo, presentó las peores predicciones de 

densidad. 

• La división de la fracción pesada por diferentes métodos tuvo poco efecto en el 

error porcentual promedio de las predicciones realizadas con la ecuación PC-

SAFT. 

• El programa elaborado para la simulación PVT con las ecuaciones PC-SAFT y 

Soave-BWR funcionó correctamente en la mayoría de los fluidos. 

 

5.2 RECOMENDACIONES 

 

• Hacer uso de la base de datos elaborada para futuras investigaciones 

relacionadas a simulación de pruebas PVT, generación de correlaciones 

empíricas u otras investigaciones. 

• Incentivar al estudio de lenguajes de programación de alto nivel, como Visual 

Basic, Java o Python, para el desarrollo de aplicaciones matemáticas. 

• Desarrollar esquemas de caracterización, modificaciones de las ecuaciones de 

estado y correlaciones de propiedades que mejoren las predicciones realizadas 

con ecuaciones de estado. 

• Profundizar en el desarrollo de la ecuación PC-SAFT como herramienta para el 

cálculo de propiedades PVT, ya que esta ecuación demostró un gran potencial 

en esta investigación. 
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APÉNDICE A 

RESUMEN DE ECUACIONES PC-SAFT Y SOAVE-BENEDICT-

WEBB-RUBIN 

  



 

 

ECUACIÓN PC-SAFT (PERTURBED-CHAIN STATISTICAL 

ASSOCIATING FLUID THEORY) 

 

En esta sección, se presenta el resumen de ecuaciones para el cálculo de factor 

de compresibilidad y coeficientes de fugacidad con la ecuación de estado PC-SAFT. 

Primero se presentará la determinación de la energía libre de Helmholtz 𝑎̃𝑟𝑒𝑠, ya que 

todas las demás propiedades pueden obtenerse como derivadas de 𝑎̃𝑟𝑒𝑠. Luego se 

presentarán las ecuaciones para el cálculo del factor de compresibilidad de acuerdo a 

Gross y Sadowski (2001) y, finalmente, las ecuaciones para el cálculo del coeficiente 

de fugacidad de acuerdo a una combinación de la ecuación original y la versión 

simplificada de la PC-SAFT de Solms, Michelsen y Kontogeorgis (2003). 

 

Energía libre de Helmholtz 

 

La energía libre residual de Helmholtz viene dada por una contribución de 

cadena dura 𝑎̃ℎ𝑐y una contribución de dispersión 𝑎̃𝑑𝑖𝑠𝑝: 

𝑎̃𝑟𝑒𝑠 = 𝑎̃ℎ𝑐 + 𝑎̃𝑑𝑖𝑠𝑝 (𝐴. 1) 

• Contribución de cadena dura: 

La contribución de cadena dura viene dada por: 

𝑎̃ℎ𝑐 = 𝑚𝑎̃ℎ𝑠 − ∑ 𝑥𝑖(𝑚𝑖

𝑖

− 1) ln g𝑖𝑖
ℎ𝑠 (𝜎𝑖𝑖) (𝐴. 2) 

Donde 𝑚 es el número de segmento promedio de la mezcla: 

𝑚̅ = ∑ 𝑥𝑖𝑚𝑖

𝑖

 (𝐴. 3) 

𝑎̃ℎ𝑠 es el término de esfera dura: 

𝑎̃ℎ𝑠 =
1

Ϛ0

[
3Ϛ1Ϛ2

(1 − Ϛ3)
+

Ϛ2
3

Ϛ3(1 − Ϛ3)2
+ (

Ϛ2
3

Ϛ3
2 − Ϛ0) ln(1 − Ϛ3)] (𝐴. 4) 

 

 



 

 

La función de distribución radial g𝑖𝑖
ℎ𝑠 viene dada por: 

g𝑖𝑗
ℎ𝑠 =

1

(1 − Ϛ3)
+ (

𝑑𝑖𝑑𝑗

𝑑𝑖 + 𝑑𝑗

)
3Ϛ2

(1 − Ϛ3)2
+ (

𝑑𝑖𝑑𝑗

𝑑𝑖 + 𝑑𝑗

)

2
2Ϛ2

2

(1 − Ϛ3)3
 (𝐴. 5) 

Donde Ϛ𝑛es: 

Ϛ𝑛 =
𝜋

6
𝜌 ∑ 𝑥𝑖

𝑖

𝑚𝑖𝑑𝑖
𝑛          𝑛 𝜖 {0, 1, 2, 3} (𝐴. 6) 

El término 𝑑𝑖, que representa el diámetro del segmento como función de la 

temperatura, viene dado por: 

𝑑𝑖 = 𝜎𝑖 [1 − 0.12exp (−3
ԑ𝑖

𝑘𝑇
)] (𝐴. 7) 

• Contribución de dispersión: 

La contribución de dispersión de la energía libre de Helmholtz viene dada por: 

ã𝑑𝑖𝑠𝑝 = −2𝜋𝜌𝐼1(𝜂, 𝑚)𝑚2ԑ𝜎3 − 𝜋𝜌𝑚𝐶1𝐼2(𝜂, 𝑚)𝑚2ԑ2𝜎3 (𝐴. 8) 

Donde 𝐶1 es una abreviación para la expresión de compresibilidad: 

𝐶1 = (1 + 𝑍ℎ𝑐 + 𝜌
𝜕𝑍ℎ𝑐

𝜕𝜌
)

−1

= (1 + 𝑚
8𝜂 − 2𝜂2

(1 − 𝜂)4
+ (1 − 𝑚)

20𝜂 − 27𝜂2 + 12𝜂3 − 2𝜂4

⌈(1 − 𝜂)(2 − 𝜂)⌉2
)

−1

 

(𝐴. 9) 

Donde 𝜂 es la densidad reducida. Los términos 𝑚2ԑ𝜎3 y 𝑚2ԑ2𝜎3 son también 

abreviaciones: 

𝑚2ԑ𝜎3 = ∑ ∑ 𝑥𝑖𝑥𝑗𝑚𝑖𝑚𝑗 (
ԑ𝑖𝑗

𝑘𝑇
)

𝑗𝑖

𝜎𝑖𝑗
3  (𝐴. 10) 

𝑚2ԑ2𝜎3 = ∑ ∑ 𝑥𝑖𝑥𝑗

𝑗𝑖

𝑚𝑖𝑚𝑗 (
ԑ𝑖𝑗

𝑘𝑇
)

2

𝜎𝑖𝑗
3  (𝐴. 11) 

Donde 𝜎𝑖𝑗 y ԑ𝑖𝑗 vienen dados por: 

𝜎𝑖𝑗 =
1

2
(𝜎𝑖 + 𝜎𝑗) (𝐴. 12) 

ԑ𝑖𝑗 = √ԑ𝑖ԑ𝑗(1 − 𝑘𝑖𝑗) (𝐴. 13) 

Donde 𝑘𝑖𝑗 es el coeficiente de interacción binario entre los componentes 𝑖 y 𝑗. 

𝐼1(𝑛, 𝑚)y 𝐼2(𝑛, 𝑚) se determinan mediante: 



 

 

𝐼1(𝑛, 𝑚) = ∑ 𝑎𝑖(𝑚)

6

𝑖=0

𝜂𝑖 (𝐴. 14) 

𝐼2(𝑛, 𝑚) = ∑ 𝑏𝑖(𝑚)

6

𝑖=0

𝜂𝑖 (𝐴. 15) 

Donde 𝑎𝑖 y 𝑏𝑖 dependen del tamaño de la cadena: 

𝑎𝑖(𝑚) = 𝑎0𝑖 +
𝑚 − 1

𝑚
𝑎1𝑖 +

𝑚 − 1

𝑚

𝑚 − 2

𝑚
𝑎2𝑖 (𝐴. 16) 

𝑏𝑖(𝑚) = 𝑏0𝑖 +
𝑚 − 1

𝑚
𝑏1𝑖 +

𝑚 − 1

𝑚

𝑚 − 2

𝑚
𝑏2𝑖 (𝐴. 17) 

Y las constantes 𝑎0𝑖, 𝑎1𝑖, 𝑎2𝑖, 𝑏0𝑖, 𝑏1𝑖 y 𝑏2𝑖 se obtienen de la siguiente tabla: 

 

Tabla A.1. Constantes universales de la ecuación PC-SAFT. 

𝑖 𝑎0𝑖 𝑎1𝑖 𝑎2𝑖 𝑏0𝑖 𝑏1𝑖 𝑏2𝑖 

0 0.91056314 -0.30840169 -0.09061484 0.72409469 -0.57554981 0.09768831 

1 0.63612814 0.18605312 0.45278428 2.23827919 0.69950955 -0.2557575 

2 2.68613479 -2.50300473 0.59627007 -4.00258495 3.89256734 -9.15585615 

3 -26.5473625 21.4197936 -1.72418291 -21.0035768 -17.2154716 20.642076 

4 97.7592088 -65.2558853 -4.13021125 26.8556414 192.672264 -38.8044301 

5 -159.591541 83.3186805 13.7766319 206.551338 -161.826462 93.6267741 

6 91.2977741 -33.7469229 -8.67284704 -355.602356 -165.207693 -29.6669056 

Fuente: Gross y Sadowski (2001). 

 

Factor de compresibilidad 

La presión 𝑃 y temperatura𝑇del sistema se relaciona con el factor de 

compresibilidad mediante: 

𝑃 = 𝑍𝑘𝑇𝜌 (1010
Å

𝑚
)

3

 (𝐴. 18) 

Donde 𝑘 es la constante de Boltzman (1.38065×10-23 J/K), y 𝜌 es el número de 

densidad de las moléculas, definido por: 

𝜌 =
6

𝜋
𝜂 (∑ 𝑥𝑖

𝑖

𝑚𝑖𝑑𝑖
3)

−1

 (𝐴. 19) 

Donde 𝜂 es la densidad reducida. El factor de compresibilidad se deriva de la 

siguiente ecuación termodinámica: 



 

 

𝑍 = 1 +  𝜂 (
𝜕𝑎̃𝑟𝑒𝑠

𝜕𝜂
)

𝑇, 𝑥𝑖

 (𝐴. 20) 

Substituyendo la ecuación 𝐴. 1 en la ecuación 𝐴. 20, se puede escribir a 𝑍 como una 

contribución ideal𝑍𝑖𝑑𝑒𝑎𝑙, de cadena dura 𝑍ℎ𝑐 y de dispersión 𝑍𝑑𝑖𝑠𝑝: 

𝑍 = 𝑍𝑖𝑑𝑒𝑎𝑙 + 𝑍ℎ𝑐 + 𝑍𝑑𝑖𝑠𝑝 (𝐴. 21) 

Donde 𝑍𝑖𝑑𝑒𝑎𝑙 = 1. 

 

• Contribución de cadena dura 

La contribución de cadena dura viene dada por: 

𝑍ℎ𝑐 = 𝑚𝑍ℎ𝑠 − ∑ 𝑥𝑖

𝑖

(𝑚𝑖 − 1)(g𝑖𝑖
ℎ𝑠)

−1
𝜌

𝜕g𝑖𝑖
ℎ𝑠

𝜕𝜌
 (𝐴. 22) 

Donde 𝑍ℎ𝑠 y 𝜌
𝜕g𝑖𝑖

ℎ𝑠

𝜕𝜌
 se determinan mediante: 

𝑍ℎ𝑠 =
Ϛ3

(1 − Ϛ3)
+

3Ϛ1Ϛ2

Ϛ0(1 − Ϛ3)2
+

3Ϛ2
3

− Ϛ3Ϛ2
3

Ϛ0(1 − Ϛ3)3
 (𝐴. 23) 

𝜌
∂g𝑖𝑗

ℎ𝑠

𝜕𝜌
=

Ϛ3

(1 − Ϛ3)2
+ (

𝑑𝑖𝑑𝑗

𝑑𝑖 + 𝑑𝑗

) (
3Ϛ2

(1 − Ϛ3)2
+

6Ϛ2Ϛ3

(1 − Ϛ3)3
)

+ (
𝑑𝑖𝑑𝑗

𝑑𝑖 + 𝑑𝑗

)

2

(
4Ϛ2

2

(1 − Ϛ3)3
+

6Ϛ2
2

Ϛ3

(1 − Ϛ3)4
) 

(𝐴. 24) 

Y el término g𝑖𝑖
ℎ𝑠 viene dado por la ecuación 𝐴. 5. 

 

• Contribución de dispersión 

La contribución de dispersión del factor de compresibilidad viene dada por: 

𝑍𝑑𝑖𝑠𝑝 = −2𝜋𝜌
𝜕(𝜂𝐼1)

𝜕𝜂
𝑚2ԑ𝜎3 − 𝜋𝜌𝑚 [𝐶1

𝜕(𝜂𝐼2)

𝜕𝜂
+ 𝐶2𝜂𝐼2] 𝑚2ԑ2𝜎3 (𝐴. 25) 

Donde: 

𝜕(𝜂𝐼1)

𝜕𝜂
= ∑ 𝑎𝑗(𝑚)(𝑗 + 1)𝜂𝑗

6

𝑗=0

 (𝐴. 26) 

𝜕(𝜂𝐼2)

𝜕𝜂
= ∑ 𝑏𝑗(𝑚)(𝑗 + 1)𝜂𝑗

6

𝑗=0

 (𝐴. 27) 



 

 

Con 𝑎𝑗(𝑚) y 𝑏𝑗(𝑚) determinados mediante las ecuaciones𝐴. 16 Y 𝐴. 17. 

𝐶1viene dado por la ecuación 𝐴. 9 y 𝐶2 mediante: 

 

𝐶2 =
𝜕𝐶1

𝜕𝜂
= −𝐶1

2 (𝑚
−4𝜂2 + 20𝜂 + 8

(1 − 𝜂)5
+ (1 − 𝑚)

2𝜂3 + 12𝜂2 − 48𝜂 + 40

[(1 − 𝜂)(2 − 𝜂)]3
) (𝐴. 28) 

 

• Solución por el método de Newton-Raphson 

 

El cálculo del factor de compresibilidad a una presión y temperatura dada 

requiere de la determinación de una densidad reducida que satisfaga las ecuaciones 

𝐴. 18 y 𝐴. 21. Esta densidad reducida se puede hallar a través del método iterativo de 

Newton-Raphson. Combinando las ecuaciones 𝐴. 18 y 𝐴. 21 y reordenando, se tiene: 

0 = 1 + 𝑍ℎ𝑐 + 𝑍𝑑𝑖𝑠𝑝 −
𝑃

𝑘𝑇𝜌
(1010

Å

𝑚
)

−3

= 𝑓(𝜂) (𝐴. 29) 

𝑓(𝜂) es la función objetivo y su derivada 𝑓′(𝜂) viene dada por: 

𝑓′(𝜂) =  
𝜕𝑍ℎ𝑐

𝜕𝜂
+

𝜕𝑍𝑑𝑖𝑠𝑝

𝜕𝜂
−

𝑃

𝑘𝑇
(1010

Å

𝑚
)

−3
𝜕

𝜕𝜂
(

1

𝜌
) (𝐴. 30) 

La derivada del término de la contribución de cadena dura 
𝜕𝑍ℎ𝑐

𝜕𝜂
 viene dada por: 

𝜕𝑍ℎ𝑐

𝜕𝜂
= 𝑚

𝜕𝑍ℎ𝑠

𝜕𝜂
− ∑ 𝑥𝑖

𝑖

(𝑚𝑖 − 1)
𝜕

𝜕𝜂
((g𝑖𝑖

ℎ𝑠)
−1

𝜌
𝜕g𝑖𝑖

ℎ𝑠

𝜕𝜌
) (𝐴. 31) 

𝜕𝑍ℎ𝑠

𝜕𝜂
=

1

𝜂(1 − 𝜂)
𝑍ℎ𝑠 +

𝜂

(1 − 𝜂)3
(

3𝛽1𝛽2

𝛽0

+
𝛽2

3

𝛽0

(3 − 2𝜂)(1 + 𝜂)

(1 − 𝜂)
) (𝐴. 32) 

𝜕

𝜕𝜂
((g𝑖𝑖

ℎ𝑠)
−1

𝜌
𝜕g𝑖𝑖

ℎ𝑠

𝜕𝜌
)

=
𝜂

(1 − 𝜂)4
[𝑑𝑖𝑗𝛽2 (6 + 𝑑𝑖𝑗𝛽2 [4 +

12𝜂

1 − 𝜂
])

− (2(𝑑𝑖𝑗𝛽2)
2

− (
1 − 𝜂

𝜂
)

2

) ((g𝑖𝑖
ℎ𝑠)

−1
𝜌

𝜕g𝑖𝑖
ℎ𝑠

𝜕𝜌
)] (g𝑖𝑖

ℎ𝑠)
−1

 

(𝐴. 33) 



 

 

𝑑𝑖𝑗 =
𝑑𝑖𝑑𝑗

𝑑𝑖 + 𝑑𝑗

 (𝐴. 34) 

𝛽𝑛 =
∑ 𝑥𝑖𝑚𝑖𝑑𝑖

𝑛

∑ 𝑥𝑖𝑚𝑖𝑑𝑖
3 𝑛 𝜖 {0, 1, 2} (𝐴. 35) 

La derivada del término de la contribución de dispersión 
𝜕𝑍𝑑𝑖𝑠𝑝

𝜕𝜂
 viene dada por: 

𝜕𝑍𝑑𝑖𝑠𝑝

𝜕𝜂
= −12

𝑚2ԑ𝜎3

∑ 𝑥𝑖𝑚𝑖𝑑𝑖
3

𝜕

𝜕𝜂
(𝜂

𝜕(𝜂𝐼1)

𝜕𝜂
)

− 6𝑚
𝑚2ԑ2𝜎3

∑ 𝑥𝑖𝑚𝑖𝑑𝑖
3 [

𝜕

𝜕𝜂
(𝐶1𝜂

𝜕(𝜂𝐼2)

𝜕𝜂
) +

𝜕

𝜕𝜂
(𝐶2𝜂2𝐼2)] 

(𝐴. 36) 

𝜕

𝜕𝜂
(𝐶1𝜂

𝜕(𝜂𝐼2)

𝜕𝜂
) = 𝐶2𝜂

𝜕(𝜂𝐼2)

𝜕𝜂
+ 𝐶1

𝜕

𝜕𝜂
(𝜂

𝜕(𝜂𝐼2)

𝜕𝜂
) (𝐴. 37) 

𝜕

𝜕𝜂
(𝐶2𝜂2𝐼2) =

𝜕𝐶2

𝜕𝜂
𝜂2𝐼2 + 𝐶2

𝜕(𝜂2𝐼2)

𝜕𝜂
 (𝐴. 38) 

𝜕

𝜕𝜂
(𝜂

𝜕(𝜂𝐼1)

𝜕𝜂
) = ∑ 𝑎𝑗(𝑚)(𝑗 + 1)2𝜂𝑗

6

𝑗=0

 (𝐴. 39) 

𝜕

𝜕𝜂
(𝜂

𝜕(𝜂𝐼2)

𝜕𝜂
) = ∑ 𝑏𝑗(𝑚)(𝑗 + 1)2𝜂𝑗

6

𝑗=0

 (𝐴. 40) 

𝜕(𝜂2𝐼2)

𝜕𝜂
= ∑ 𝑏𝑗(𝑚)(𝑗 + 2)𝜂𝑗+1

6

𝑗=0

 (𝐴. 41) 

𝜕𝐶2

𝜕𝜂
= 2

𝐶2
2

𝐶1

− 𝐶1
2[𝑚𝑊1 + (𝑚 − 1)𝑊2] (𝐴. 42) 

𝑊1 =
−12(𝜂2 − 6𝜂 − 5)

(1 − 𝜂)6
 (𝐴. 43) 

𝑊2 =
6(𝜂2 + 4𝜂 − 8)([1 − 𝜂][2 − 𝜂]) − 6(𝜂3 + 6𝜂2 − 24𝜂 + 20)(2𝜂 − 3)

([1 − 𝜂][2 − 𝜂])4
 (𝐴. 44) 

Por último, la derivada del término 
1

𝜌
 es: 



 

 

𝜕

𝜕𝜂
(

1

𝜌
) = −

𝜋

6
∑ 𝑥𝑖𝑚𝑖𝑑𝑖

3 1

𝜂2
 (𝐴. 45) 

 

En el Apéndice B, se muestra el diagrama de flujo del algoritmo implementado 

para la solución de la densidad reducida por el método de Newton-Raphson. Gross y 

Sadowski (2003) recomiendan valores iniciales de densidad reducida de 0.5 para 

líquidos y 10-10 para gases. En esta investigación, se utilizaron valores iniciales de 0.4 

para líquidos y 10-4 para gases, obteniéndose una convergencia rápida en todos los 

cálculos realizados. 

 

Coeficientes de fugacidad 

 

El coeficiente de fugacidad 𝜑𝑘 del componente 𝑘 se relaciona con el potencial 

químico residual de acuerdo a: 

ln 𝜑𝑘 =
µ𝑘

𝑟𝑒𝑠(𝑇, v)

𝑘𝑇
− ln 𝑍 (𝐴. 46) 

La ecuación 𝐴. 46 también puede escribirse como (Kontogeorgis, 2007): 

ln 𝜑𝑘 = (
𝜕𝐴ℎ𝑐

𝑟

𝜕𝑥𝑘

)
𝑇,𝑉,𝑥𝑗

+ (
𝜕𝐴𝑑𝑠𝑝

𝑟

𝜕𝑥𝑘

)
𝑇,𝑉,𝑥𝑗

+ (
𝜕𝐴𝑎𝑠𝑜𝑐

𝑟

𝜕𝑥𝑘

)
𝑇,𝑉,𝑥𝑗

− ln 𝑍 (𝐴. 47) 

 

Donde 𝐴ℎ𝑐
𝑟 , 𝐴𝑑𝑖𝑠𝑝

𝑟  y 𝐴𝑎𝑠𝑜𝑐
𝑟  son las energías residuales de cadena dura, dispersión 

y asociación, respectivamente. Para fluidos no asociativos, como las mezclas de 

hidrocarburos, el término de asociación se desprecia. Como no se trabajaron fluidos 

asociativos en esta investigación, no se desarrollará este término en el análisis 

siguiente. La contribución de cadena dura, de acuerdo a la versión de la PC-SAFT 

modificada por Solms, Michelsen y Kontogeorgis (2003) viene dada por: 

(
𝜕𝐴ℎ𝑐

𝑟

𝜕𝑥𝑘

)
𝑇,𝑉,𝑥𝑗

= 𝑚𝑘 [
4𝜂 − 3𝜂2

(1 − 𝜂)2
− ln 𝑔ℎ𝑠(𝑑)] + ln 𝑔ℎ𝑠(𝑑) + 𝐹 (𝐴. 48) 



 

 

𝐹 =
𝑚𝑘𝑑𝑘

3𝜌𝑚̅𝜋

6
[

4 − 2𝜂

(1 − 𝜂)3
−

5 − 2𝜂

(1 − 𝜂)(2 − 𝜂)
] (𝐴. 49) 

𝑔ℎ𝑠(𝑑) =
2 − 𝜂

2(1 − 𝜂)3
 (𝐴. 50) 

La contribución de dispersión de la PC-SAFT original viene dada por: 

(
𝜕𝐴𝑑𝑠𝑝

𝑟

𝜕𝑥𝑘

)
𝑇,𝑉,𝑥𝑗

= −2𝜋𝜌 [
𝜕𝐼1

𝜕𝑥𝑘

𝑚2ԑ𝜎3 + 𝐼1

𝜕𝑚2ԑ𝜎3

𝜕𝑥𝑘

]

− 𝜋𝜌 [(𝑚𝑘𝐶1𝐼2 + 𝑚̅
𝜕𝐶1

𝜕𝑥𝑘

𝐼2 + 𝑚̅𝐶1

𝜕𝐼2

𝜕𝑥𝑘

) 𝑚2ԑ2𝜎3 + 𝑚̅𝐶1𝐼2

𝜕𝑚2ԑ2𝜎3

𝜕𝑥𝑘

] 

(𝐴. 51) 

𝜕𝑚2ԑ𝜎3

𝜕𝑥𝑘

= 2𝑚𝑘 ∑ 𝑥𝑗𝑚𝑗 (
ԑ𝑘𝑗

𝐾𝑇
)

𝑗

𝜎𝑘𝑗
3  (𝐴. 52) 

𝜕𝑚2ԑ2𝜎3

𝜕𝑥𝑘

= 2𝑚𝑘 ∑ 𝑥𝑗𝑚𝑗 (
ԑ𝑘𝑗

𝐾𝑇
)

2

𝑗

𝜎𝑘𝑗
3  (𝐴. 53) 

𝜕𝐶1

𝜕𝑥𝑘

= 𝐶2

𝜕𝜂

𝜕𝑥𝑘

− 𝐶1
2 [𝑚𝑘

8𝜂 − 2𝜂2

(1 − 𝜂)4
− 𝑚𝑘

20𝜂 − 27𝜂2 + 12𝜂3 − 2𝜂4

[(1 − 𝜂)(2 − 𝜂)]2
] (𝐴. 54) 

𝜕𝐼1

𝜕𝑥𝑘

= ∑ [𝑎𝑖(𝑚)𝑖
𝜕𝜂

𝜕𝑥𝑘

𝜂𝑖−1 +
𝜕𝑎𝑖

𝜕𝑥𝑘

𝜂𝑖]

6

𝑖=0

 (𝐴. 55) 

𝜕𝐼2

𝜕𝑥𝑘

= ∑ [𝑏𝑖(𝑚)𝑖
𝜕𝜂

𝜕𝑥𝑘

𝜂𝑖−1 +
𝜕𝑏𝑖

𝜕𝑥𝑘

𝜂𝑖]

6

𝑖=0

 (𝐴. 56) 

𝜕𝑎𝑖

𝜕𝑥𝑘

=
𝑚𝑘

𝑚
2 𝑎1𝑖 +

𝑚𝑘

𝑚
2 (3 −

4

𝑚
) 𝑎2𝑖 (𝐴. 57) 

𝜕𝑏𝑖

𝜕𝑥𝑘

=
𝑚𝑘

𝑚
2 𝑏1𝑖 +

𝑚𝑘

𝑚
2 (3 −

4

𝑚
) 𝑏2𝑖 (𝐴. 58) 

𝜕𝜂

𝜕𝑥𝑘

=
𝜋

6
𝜌𝑚𝑘𝑑𝑘

3
 (𝐴. 59) 

 

 



 

 

Nomenclatura: 

𝑃 : Presión, Pa 

𝑇 : Temperatura, K 

𝑚 : número de segmentos por cadena 

𝜎 : diámetro del segmento, Å 

𝑑 : diámetro dependiente de la temperatura, Å 

𝜀 : energía del segmento, J 

𝑥𝑖 : fracción molar del componente 𝑖 

𝜂 : densidad reducida 

𝜌 : número de densidad de las moléculas, 
1

Å3 

g𝑖𝑖
ℎ𝑠 : función de distribución radial 

𝑎̃𝑟𝑒𝑠 : energía reducida de Helmholtz 

𝑘 : constante de Boltzman, 1.38065⨯10-23 J/K 

𝑍 : factor de compresibilidad 

𝜑𝑘 : coeficiente de fugacidad el componente 𝑘 

𝑘𝑖𝑗 : coeficiente de interacción binaria entre los componentes 𝑖 y 𝑗 

 

ECUACIÓN DE BENEDICT, WEBB Y RUBIN MODIFICADA POR SOAVE 

(SOAVE-BWR) 

 

En esta sección, se presenta el resumen de ecuaciones para el cálculo de factor 

de compresibilidad y coeficientes de fugacidad con la ecuación de estado de 

Benedict, Webb y Rubin modificada por Soave (1999), tal como se presenta en el 

documento original (Soave, 1999; 1995). 

 

Factor de compresibilidad 

 

La ecuación Soave-BWR tiene la siguiente forma: 

𝑍 =
𝑃

𝑅𝑇𝜌
= 1 + 𝐵𝜌 + 𝐷𝜌4 + 𝐸𝜌2(1 + 𝐹𝜌2)exp (−𝐹𝜌2) (𝐵. 1) 



 

 

Donde 𝜌 es la densidad molar. En términos de propiedades reducidas, la 

ecuación tiene la forma: 

𝜓[1 + 𝛽𝜓 + 𝛿𝜓4 + 𝜀𝜓2(1 + 𝜙𝜓2)exp (−𝜙𝜓2)] =
𝑃𝑟

𝑇𝑟

 (𝐵. 2) 

Donde 𝜓 =
1

𝑍

𝑃𝑟

𝑇𝑟
 es la densidad reducida. 𝛽, 𝛿, 𝜀 y 𝜙 dependen de los 

parámetros 𝐵, 𝐷, 𝐸 y 𝐹 y la temperatura del sistema. Estos se determinan mediante: 

𝛽 = 𝐵 (
𝑃𝑐

𝑅𝑇𝑐

) = 𝛽𝑐 + 0.422 (1 −
1

𝑇𝑟
1.6

) + 0.234𝜔 (1 −
1

𝑇𝑟
3

) (𝐵. 3) 

𝛿 = 𝐷 (
𝑃𝑐

𝑅𝑇𝑐

)
4

= 𝛿𝑐 [1 + 𝑑1 (
1

𝑇𝑟

− 1) + 𝑑2 (
1

𝑇𝑟

− 1)
2

] (𝐵. 4) 

𝜀 = 𝐸 (
𝑃𝑐

𝑅𝑇𝑐

)
2

= 𝜀𝑐 + 𝑒1 (
1

𝑇𝑟

− 1) + 𝑒2 (
1

𝑇𝑟

− 1)
2

+ 𝑒3 (
1

𝑇𝑟

− 1)
3

 (𝐵. 5) 

𝜙 = 𝐹 (
𝑃𝑐

𝑅𝑇𝑐

)
2

= 𝑓𝑍𝑐
2 (𝐵. 6) 

Donde: 

𝑑1 = 0.4912 + 0.6478𝜔 (𝐵. 7) 

𝑑2 = 0.3000 + 0.3619𝜔 (𝐵. 8) 

𝑒1 = 0.0841 + 0.1318𝜔 + 0.0018𝜔2 (𝐵. 9) 

𝑒2 = 0.0750 + 0.2408𝜔 − 0.0140𝜔2 (𝐵. 10) 

𝑒3 = −0.0065 + 0.1798𝜔 − 0.0078𝜔2 (𝐵. 11) 

𝑓 = 0.77 (𝐵. 12) 

𝛽𝑐 = 𝑏𝑍𝑐 (𝐵. 13) 

𝛿𝑐 = 𝑑𝑍𝑐
4 (𝐵. 14) 

𝜀𝑐 = 𝑒𝑍𝑐
2 (𝐵. 15) 

𝑒 = (2 − 5𝑍𝑐)/[(1 + 𝑓 + 3𝑓2 − 2𝑓3)exp(−𝑓)] (𝐵. 16) 



 

 

𝑑 = [1 − 2𝑍𝑐 − 𝑒(1 + 𝑓 − 2𝑓2)exp(−𝑓)]/3 (𝐵. 17) 

𝑏 = 𝑍𝑐 − 1 − 𝑑 − 𝑒(1 + 𝑓)exp(−𝑓) (𝐵. 18) 

 

Estas ecuaciones pueden usarse directamente en compuestos puros. Para 

mezclas, Soave desarrolló reglas de mezclado basadas en reglas de mezclado de 

ecuaciones cúbicas para determinar las propiedades críticas y el factor acéntrico de la 

mezcla. De esa forma, la mezcla es modelada en la ecuación de estado como si fuese 

un compuesto puro. Las reglas de mezclado tienen la siguiente forma (Soave, 1995): 

 

Términos de compuestos puros: 

𝑚𝑖 = 1.25𝜔𝑖 (𝐵. 19) 

𝑆1,𝑖𝑖 =
𝑇𝑐𝑖

2

𝑃𝑐𝑖

(1 + 𝑚𝑖)
2 (𝐵. 20 

𝑆2,𝑖𝑖 =
𝑇𝑐𝑖

𝑃𝑐𝑖

𝑚𝑖
2 (𝐵. 21) 

 

Términos binarios: 

𝑆1,𝑖𝑗 = (1 − 𝑘𝑖𝑗)√𝑆1,𝑖𝑖𝑆1,𝑗𝑗 (𝐵. 22) 

𝑆2,𝑖𝑗 = (1 − 𝑘𝑖𝑗)√𝑆2,𝑖𝑖𝑆2,𝑗𝑗 (𝐵. 23) 

Sumatorias: 

𝑠𝑢𝑚1𝑖 = ∑ 𝑥𝑗𝑆1,𝑗𝑖

𝑗

 (𝐵. 24) 

𝑠𝑢𝑚2𝑖 = ∑ 𝑥𝑗𝑆2,𝑗𝑖

𝑗

 (𝐵. 25) 

𝑆1𝑚 = ∑ 𝑥𝑖𝑠𝑢𝑚1𝑖

𝑖

 (𝐵. 26) 



 

 

𝑆2𝑚 = ∑ 𝑥𝑖𝑠𝑢𝑚2𝑖

𝑖

 (𝐵. 27) 

𝑆3𝑚 = ∑ 𝑥𝑖(𝑇𝑐𝑖 𝑃𝑐𝑖⁄ )

𝑖

 (𝐵. 28) 

Propiedades críticas y factor acéntrico: 

𝑇𝑐𝑚 =
𝑆1𝑚

(√𝑆2𝑚 + √𝑆3𝑚)
2 (𝐵. 29) 

𝑃𝑐𝑚 =
𝑇𝑐

𝑆3𝑚

 (𝐵. 30) 

𝑍𝑐𝑚 =
∑ (𝑥𝑖𝑍𝑐𝑖𝑇𝑐𝑖/𝑃𝑐𝑖)𝑖

∑ (𝑥𝑖𝑇𝑐𝑖/𝑃𝑐𝑖)𝑖

 (𝐵. 31) 

𝑚𝑚 = √
𝑆2𝑚

𝑆3𝑚

 (𝐵. 32) 

𝜔𝑚 =
𝑚𝑚

1.25
 (𝐵. 33) 

 

• Solución por el método de Newton-Raphson 

 

Se puede determinar la densidad reducida en la ecuación 𝐴. 2 con el método 

iterativo de Newton-Raphson. Reordenando esta ecuación, se tiene: 

0 = 𝜓[1 + 𝛽𝜓 + 𝛿𝜓4 + 𝜀𝜓2(1 + 𝜙𝜓2)exp (−𝜙𝜓2)] −
𝑃𝑟

𝑇𝑟

= 𝑓(𝜓) (𝐵. 34) 

𝑓(𝜓) es la función objetivo y su derivada 𝑓′(𝜓) es: 

𝑓′(𝜓) = 1 + 2𝛽𝜓 + 5𝛿𝜓4 + 3𝜀𝜓2 (1 + 𝜙𝜓2 −
2

3
𝜙2𝜓4) exp (−𝜙𝜓2) (𝐵. 35) 

 

El algoritmo implementado para el cálculo de la densidad reducida y el factor 

de compresibilidad se muestra en el Apéndice B. Soave (1995) sugiere utilizar los 

siguientes valores de densidad reducida: 

 

 

 



 

 

Para líquidos a temperatura sub-crítica: 

𝜓 = 1 𝑍𝑐
1+(1−𝑇𝑟)

2
7⁄

⁄  (𝐵. 36) 

Para gases a temperatura sub-crítica: 

𝜓 = (𝑃𝑟 𝑇𝑟⁄ )/(1 + 𝛽 𝑃𝑟 𝑇𝑟⁄ ) (𝐵. 37) 

 

Para fluidos a temperatura mayor a la temperatura crítica, Soave (1995) 

recomienda generar una raíz tentativa con una ecuación cúbica, de manera que se 

asegure una tendencia correcta en la región crítica. 

 

Coeficientes de fugacidad 

 

Soave (1999) propone el siguiente procedimiento para el cálculo de los 

coeficientes de fugacidad en una mezcla: 

1) Calcular 𝑇𝑐𝑚, 𝑃𝑐𝑚, 𝑍𝑐𝑚 y 𝜔𝑚 con las ecuaciones 𝐵. 19 − 𝐵. 33 

2) Calcular 𝛽, 𝛿, 𝜀 y 𝜙 con las ecuaciones 𝐵. 3 − 𝐵. 18 

3) Calcular la densidad reducida 𝜓 de la ecuación 𝐵. 2 con el método iterativo 

de Newton-Raphson o cualquier otro método numérico y luego calcular 𝑍 =

(𝑃𝑟 𝑇𝑟⁄ ) 𝜓⁄ . 

4) Calcular las siguientes derivadas: 

𝜕𝑆1

𝜕𝑛𝑖

= 2𝑠𝑢𝑚1𝑖 − 2𝑆1𝑚 (𝐵. 38) 

𝜕𝑆2

𝜕𝑛𝑖

= 2𝑠𝑢𝑚2𝑖 − 2𝑆2𝑚 (𝐵. 39) 

𝜕𝑆3

𝜕𝑛𝑖

=
𝑇𝑐𝑖

𝑃𝑐𝑖

−
𝑇𝑐𝑚

𝑃𝑐𝑚

 (𝐵. 40) 

(
𝜕𝑇𝑐

𝜕𝑛𝑖

)
𝑛𝑗≠𝑖

= 𝑇𝑐𝑚 (
𝜕𝑆1 𝜕𝑛𝑖⁄

𝑆1𝑚

−

𝜕𝑆2 𝜕𝑛𝑖⁄

√𝑆2𝑚
+

𝜕𝑆3 𝜕𝑛𝑖⁄

√𝑆3𝑚

√𝑆2𝑚 + √𝑆3𝑚

) (𝐵. 41) 



 

 

(
𝜕𝑍𝑐

𝜕𝑛𝑖

)
𝑛𝑗≠𝑖

=
𝑇𝑐𝑖/𝑃𝑐𝑖

𝑇𝑐𝑚/𝑃𝑐𝑚

(𝑍𝑐𝑖 − 𝑍𝑐𝑚) (𝐵. 42) 

(
𝜕𝜔

𝜕𝑛𝑖

)
𝑛𝑗≠𝑖

=
𝜔𝑚

2
(

𝜕𝑆2 𝜕𝑛𝑖⁄

𝑆2𝑚

−
𝜕𝑆3 𝜕𝑛𝑖⁄

𝑆3𝑚

) (𝐵. 43) 

(
𝜕𝑒

𝜕𝑛𝑖

) = −5
(𝜕𝑍𝑐/𝜕𝑛𝑖)

(1 + 𝑓 + 3𝑓2 − 2𝑓3)exp(−𝑓)
 (𝐵. 44) 

(
𝜕𝑑

𝜕𝑛𝑖

) =
1

3
[−2 (

𝜕𝑍𝑐

𝜕𝑛𝑖

) − (
𝜕𝑒

𝜕𝑛𝑖

) (1 + 𝑓 − 2𝑓2)exp(−𝑓)] (𝐵. 45) 

(
𝜕𝑏

𝜕𝑛𝑖

) =
𝜕𝑍𝑐

𝜕𝑛𝑖

−
𝜕𝑑

𝜕𝑛𝑖

−
𝜕𝑒

𝜕𝑛𝑖

(1 + 𝑓)exp(−𝑓) (𝐵. 46) 

(
𝜕𝛽𝑐

𝜕𝑛𝑖

) = 𝑍𝑐 (
𝜕𝑏

𝜕𝑛𝑖

) + 𝑏 (
𝜕𝑍𝑐

𝜕𝑛𝑖

) (𝐵. 47) 

(
𝜕𝛿𝑐

𝜕𝑛𝑖

) = 𝑍𝑐
4 (

𝜕𝑑

𝜕𝑛𝑖

) + 4𝑑𝑍𝑐
3 (

𝜕𝑍𝑐

𝜕𝑛𝑖

) (𝐵. 48) 

(
𝜕𝜀𝑐

𝜕𝑛𝑖

) = 𝑍𝑐
2 (

𝜕𝑒

𝜕𝑛𝑖

) + 2𝑒𝑍𝑐 (
𝜕𝑍𝑐

𝜕𝑛𝑖

) (𝐵. 49) 

𝑇𝑐 (
𝜕(𝛽 − 𝛽𝑐)

𝜕𝑇𝑐

) =
1

𝑇𝑟

(
𝜕(𝛽 − 𝛽𝑐)

𝜕(1/𝑇𝑟)
) = −

1

𝑇𝑐𝑚

(
1.6 ∗ 0.422

𝑇𝑟
1.6 + 𝜔

3 ∗ 0.234

𝑇𝑟
3 ) (𝐵. 50) 

(
𝜕(𝛽 − 𝛽𝑐)

𝜕𝜔
) = 0.234 (1 −

1

𝑇𝑟
3) (𝐵. 51) 

(
𝜕𝛽

𝜕𝑛𝑖

) = (
𝜕𝛽𝑐

𝜕𝑛𝑖

) + (𝑇𝑐

𝜕(𝛽 − 𝛽𝑐)

𝜕𝑇𝑐

) (
𝜕𝑇𝑐

𝜕𝑛𝑖

) + (
𝜕(𝛽 − 𝛽𝑐)

𝜕𝜔
) (

𝜕𝜔

𝜕𝑛𝑖

) (𝐵. 52) 

𝑇𝑐 (
𝜕(𝛿/𝛿𝑐)

𝜕𝑇𝑐

) =
1

𝑇𝑟

(
𝜕(𝛿/𝛿𝑐)

𝜕(1/𝑇𝑟)
) =

1

𝑇𝑟

[𝑑1 + 2𝑑2 (
1

𝑇𝑟

− 1)] (𝐵. 53) 

(
𝜕(𝛿/𝛿𝑐)

𝜕𝜔
) = 0.6478 (

1

𝑇𝑟

− 1) + 0.3619 (
1

𝑇𝑟

− 1)
2

 (𝐵. 54) 

(
𝜕𝛿

𝜕𝑛𝑖

) = (
𝛿

𝛿𝑐

) (
𝜕𝛿𝑐

𝜕𝑛𝑖

) + 𝛿𝑐 [𝑇𝑐 (
𝜕(𝛿/𝛿𝑐)

𝜕𝑇𝑐

)
1

𝑇𝑐

(
𝜕𝑇𝑐

𝜕𝑛𝑖

) + (
𝜕(𝛿/𝛿𝑐)

𝜕𝜔
) (

𝜕𝜔

𝜕𝑛𝑖

)] (𝐵. 55) 



 

 

𝑇𝑐 (
𝜕(𝜀−𝜀𝑐)

𝜕𝑇𝑐

) =
1

𝑇𝑟

(
𝜕(𝜀−𝜀𝑐)

𝜕(1 𝑇𝑟⁄ )
) =

1

𝑇𝑟

[𝑒1 + 2𝑒2 (
1

𝑇𝑟

− 1) + 3𝑒3 (
1

𝑇𝑟

− 1)
2

] (𝐵. 56) 

(
𝜕(𝜀 − 𝜀𝑐)

𝜕𝜔
) = (0.1318 + 0.0036𝜔) (

1

𝑇𝑟

− 1) + (0.2408 − 0.028𝜔) (
1

𝑇𝑟

− 1)
2

+ (0.1798 − 0.0156𝜔) (
1

𝑇𝑟

− 1)
3

 

(𝐵. 57) 

(
𝜕𝜀

𝜕𝑛𝑖

) = (
𝜕𝜀𝑐

𝜕𝑛𝑖

) + (𝑇𝑐

𝜕(𝜀−𝜀𝑐)

𝜕𝑇𝑐

)
1

𝑇𝑐

(
𝜕𝑇𝑐

𝜕𝑛𝑖

) + (
𝜕(𝜀−𝜀𝑐)

𝜕𝜔
) (

𝜕𝜔

𝜕𝑛𝑖

) (𝐵. 58) 

(
𝜕𝜙

𝜕𝑛𝑖

) = 2𝑓𝑍𝑐 (
𝜕𝑍𝑐

𝜕𝑛𝑖

) (𝐵. 59) 

1

𝐵
(

𝜕(𝐵𝑛𝑇
2 )

𝜕𝑛𝑖

) = 1 +
1

𝛽
(

𝜕𝛽

𝜕𝑛𝑖

) +
𝑇𝑐𝑖/𝑃𝑐𝑖

𝑇𝑐/𝑃𝑐

 (𝐵. 60) 

1

𝐷
(

𝜕(𝐷𝑛𝑇
5 )

𝜕𝑛𝑖

) = 1 +
1

𝛿
(

𝜕𝛿

𝜕𝑛𝑖

) + 4
𝑇𝑐𝑖/𝑃𝑐𝑖

𝑇𝑐/𝑃𝑐

 (𝐵. 61) 

1

𝐸
[(

𝜕(𝐸𝑛𝑇
3 )

𝜕𝑛𝑖

)] = 1 +
1

𝜀
(

𝜕𝜀

𝜕𝑛𝑖

) + 2
𝑇𝑐𝑖/𝑃𝑐𝑖

𝑇𝑐/𝑃𝑐

 (𝐵. 62) 

1

𝐹
(

𝜕(𝐹𝑛𝑇
2 )

𝜕𝑛𝑖

) =
1

𝜙
(

𝜕𝜙

𝜕𝑛𝑖

) + 2
𝑇𝑐𝑖/𝑃𝑐𝑖

𝑇𝑐/𝑃𝑐

 (𝐵. 63) 

5) Calcular el coeficiente de fugacidad: 

ln 𝜑𝑖 = − ln 𝑍 +
1

𝐵
[(

𝜕(𝐵𝑛𝑇
2 )

𝜕𝑛𝑖

)] (𝛽𝜓) +
1

𝐷
[(

𝜕(𝐷𝑛𝑇
5 )

𝜕𝑛𝑖

)]
(𝛿𝜓4)

4

+
1

𝐸
[(

𝜕(𝐸𝑛𝑇
3 )

𝜕𝑛𝑖

)]
𝜀

𝜙
[1 − (1 +

1

2
𝜙𝜓2) exp (−𝜙𝜓2)]

+
1

𝐹
[(

𝜕(𝐹𝑛𝑇
2 )

𝜕𝑛𝑖

)]
𝜀

𝜙
[(1 + 𝜙𝜓2 +

1

2
𝜙2𝜓4) exp(−𝜙𝜓2) − 1] 

(𝐵. 64) 

 

Nomenclatura: 

𝑃 : Presión, lpca 

𝑇 : Temperatura, R 

𝑇𝑐 : Temperatura crítica, R 

𝑃𝑐 : Presión crítica, lpca 



 

 

𝑍𝑐 : factor de compresibilidad crítico 

𝜔 : factor acéntrico 

𝑛𝑖 : moles del componente 𝑖 

𝑥𝑖 : fracción molar del componente 𝑖 

𝑇𝑟 : temperatura reducida, 𝑇𝑟 = 𝑇 𝑇𝑐⁄  

𝑃𝑟 : presión reducida, 𝑃𝑟 = 𝑃 𝑃𝑐⁄  

𝜌 : densidad molar, lb-mol/pie3 

𝜓 : densidad reducida 

𝑍 : factor de compresibilidad 

𝜑𝑖 : coeficiente de fugacidad del componente 𝑖 

𝑘𝑖𝑗 : coeficiente e interacción binario  

𝑅 : constante universal de los gases, 10.73 
lpca × pie3

R × lb-mol
 

 

  



 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

APÉNDICE B 

TABLAS DE PROPIEDADES DE FRACCIONES C6 - C45 Y TABLAS 

PARA EL MÉTODO DE BEHRENS Y SANDLER 

  



 

 

Tabla A.2. Propiedades generalizadas de fracciones C6 a C45 de Katz y Firoozabadi (1978) 

 

Fuente: Ahmed, 2007. 



 

 

TablaA.3. Constantes para el método de Behrens y Sandler (1986). 

 

Fuente: Ahmed, 2007. 



 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

APÉNDICE C 

ALGORITMOS IMPLEMENTADOS 

 

  



 

 

NOMENCLATURA 

En la siguiente tabla de muestran los términos que aparecerán en los algoritmos 

siguientes. En dichos algoritmos, el símbolo [] al lado de un parámetro o propiedad 

indica que es una variable que representa una colección o lista de dicho parámetro o 

propiedad. Así, por ejemplo, 𝑧[] indica la colección de fracciones molares y 𝑇𝑐[] 

indica la colección de las temperaturas críticas de los componentes. 

𝑃 : Presión, Pa o lpca 

𝑇 : Temperatura, K o R 

𝑍 : factor de compresibilidad 

𝑧𝑖 : fracción molar del componente 𝑖 

𝑘𝑖𝑗 : coeficiente de interacción binaria entre los componentes 𝑖 y 𝑗 

𝜑𝑖 : coeficiente de fugacidad del componente 𝑖 

𝑚 : número de segmentos por cadena 

𝜎 : diámetro del segmento, Å 

𝜀 : energía del segmento, J 

𝜂 : densidad reducida 

𝑇𝑐 : Temperatura crítica, R 

𝑃𝑐 : Presión crítica, lpca 

𝑍𝑐 : factor de compresibilidad crítico 

𝜔 : factor acéntrico 

𝐾𝑖 : constante de equilibrio  

𝐾𝑖
𝐴 : constante de equilibrio asumida 

𝑛𝐿 : moles de líquido 

𝑛𝑉 : moles de vapor 

𝑥𝑖 : fracción molar del componente 𝑖 en el líquido 

𝑦𝑖  : fracción molar del componente 𝑖 en el vapor 

𝑍𝐿 : factor de compresibilidad del líquido 

𝑍𝑉 : factor de compresibilidad el vapor 

𝜑𝑖
𝐿 : coeficiente de fugacidad del componente 𝑖 en el líquido 

𝜑𝑖
𝑉 : coeficiente de fugacidad del componente 𝑖 en el vapor 

 



 

 

ÍNDICE DE FÓRMULAS DE LA ECUACIÓN PC-SAFT 

Término Ecuación Término Ecuación Término Ecuación Término Ecuación 

𝑚̅ 𝐴. 3 
𝜕(𝜂𝐼2)

𝜕𝜂
 𝐴. 27 𝑓(𝜂) 𝐴. 29 

𝜕𝑚2𝜀𝜎2̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅

𝜕𝑧𝑖
 𝐴. 52 

𝑑 𝐴. 7 𝐶1 𝐴. 9 𝑓′(𝜂) 𝐴.30 
𝜕𝑚2𝜀2𝜎2̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅̅

𝜕𝑧𝑖
 𝐴. 53 

𝑚2𝜀𝜎2̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅ 𝐴. 10 𝐶2 𝐴. 28 
𝜕𝑍ℎ𝑐

𝜕𝜂
 𝐴. 31 𝑔ℎ𝑠(𝑑) 𝐴. 50 

𝑚2𝜀2𝜎2̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅̅  𝐴. 11 𝐼2 𝐴. 15 
𝜕𝑍𝑑𝑖𝑠𝑝

𝜕𝜂
 𝐴. 36 

𝜕𝐴ℎ𝑐

𝜕𝑧𝑖
 𝐴. 48 

𝛽𝑛 𝐴. 35 𝑔ℎ𝑠 𝐴. 5 
𝜕𝐼1

𝜕𝑧𝑖
 𝐴. 55 

𝜕𝐴𝑑𝑖𝑠𝑝

𝜕𝑧𝑖
 𝐴. 51 

𝜌 𝐴. 19 𝜌
𝜕𝑔ℎ𝑠

𝜕𝜌
 𝐴. 24 

𝜕𝐼2

𝜕𝑧𝑖
 𝐴. 56 𝑍 𝐴. 21 

𝜉𝑛 𝐴. 6 𝑍ℎ𝑐 𝐴. 22 
𝜕𝐶1

𝜕𝑧𝑖
 𝐴. 54 𝜑𝑖 𝐴. 47 

𝜕(𝜂𝐼1)

𝜕𝜂
 𝐴. 26 𝑍𝑑𝑖𝑠𝑝 𝐴. 25     

 

ÍNDICE DE FÓRMULAS DE LA ECUACIÓN DE SOAVE-BWR 

Término Ecuación Término Ecuación Término Ecuación Término Ecuación 

𝑆1𝑚 𝐵. 26 𝛽𝑐 𝐵. 13 
𝜕𝑆2

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 39 

𝜕𝜀𝑐

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 49 

𝑆2𝑚 𝐵. 27 𝛿𝑐 𝐵. 14 
𝜕𝑆3

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 40 

𝜕𝛽

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 52 

𝑆3𝑚 𝐵. 28 𝜀𝑐 𝐵. 15 
𝜕𝑇𝑐𝑚

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 41 

𝜕𝛿

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 55 

𝑇𝑐𝑚 𝐵. 29 𝛽 𝐵. 3 
𝜕𝑍𝑐𝑚

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 42 

𝜕𝜀

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 58 

𝑃𝑐𝑚 𝐵. 30 𝛿 𝐵. 4 
𝜕𝜔𝑚

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 43 

𝜕𝜙

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 59 

𝑍𝑐𝑚 𝐵. 31 𝜀 𝐵. 5 
𝜕𝑒

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 44 

1

𝐵

𝜕(𝐵𝑛𝑇
2 )

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 60 

𝜔𝑚 𝐵. 32 𝜙 𝐵. 6 
𝜕𝑑

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 45 

1

𝐷

𝜕(𝐷𝑛𝑇
5 )

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 61 

𝑒 𝐵. 16 𝑓(𝜓) 𝐵. 34 
𝜕𝑏

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 46 

1

𝐸

𝜕(𝐸𝑛𝑇
3 )

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 62 

𝑑 𝐵. 17 𝑓′(𝜓) 𝐵. 35 
𝜕𝛽𝑐

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 47 

1

𝐹

𝜕(𝐹𝑛𝑇
2 )

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 63 

𝑏 𝐵. 18 
𝜕𝑆1

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 38 

𝜕𝛿𝑐

𝜕𝑛𝑖
 𝐵. 48 𝜑𝑖 𝐵. 64 

 



 

 

FACTOR DE COMPRESIBILIDAD CON ECUACIÓN PC-SAFT 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Inicio 

Leer: 

Tipo de fluido (líquido o gas), 

𝑇, 𝑃, 𝑧[], 𝑚[], 𝜎[], 𝜀[], 𝑘𝑖𝑗[] 
 

Inicializar 𝜂 de acuerdo al tipo 

de fluido (líquido o gas) 

Calcular: 

𝑚̅, 𝑑[], 𝑚2𝜀𝜎2̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅, 𝑚2𝜀2𝜎2̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅̅ , 𝛽 

 

Calcular: 

𝜌, 𝜉0,1,2,3, 
𝜕(𝜂𝐼1)

𝜕𝜂
, 

𝜕(𝜂𝐼2)

𝜕𝜂
, 𝐶1, 𝐶2, 𝐼2, 𝑔ℎ𝑠[], 𝜌

𝜕𝑔ℎ𝑠

𝜕𝜌
[] 

𝑍ℎ𝑐, 𝑍𝑑𝑖𝑠𝑝 

𝑓(𝜂) 

 

 

|𝑓(𝜂)|>10−8 

 

V 

 

V 

Calcular: 

𝜕𝑍ℎ𝑐

𝜕𝜂
, 

𝜕𝑍𝑑𝑖𝑠𝑝

𝜕𝜂
, 𝑓′(𝜂) 

Hacer: 

𝜂 = 𝜂 −  
𝑓(𝜂)

𝑓′(𝜂)
 

 

Imprimir: 

𝑍, 𝜂 

Calcular: 

𝑍 

Fin 

F 

 

V 



 

 

FACTOR DE COMPRESIBILIDAD CON ECUACIÓN SOAVE-BENEDICT-

WEBB-RUBIN. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Inicio 

Leer: 

Tipo de fluido (líquido o gas), 

𝑇, 𝑃, 𝑧[], 𝑇𝑐[], 𝑃𝑐[], 𝑍𝑐[], 𝜔[], 𝑘𝑖𝑗[] 
 

Inicializar 𝜓 de acuerdo al tipo 

de fluido (líquido o gas) 

Calcular: 

𝑓(𝜓) 

 

 

|𝑓(𝜓)|>10−8 

 

V 

 

V 

Calcular: 

𝑓′(𝜓) 

Hacer: 

𝜓 = 𝜓 −  
𝑓(𝜓)

𝑓′(𝜓)
 

 

Imprimir: 

𝑍, 𝜓 

Calcular: 

𝑇𝑟, 𝑃𝑟, 𝑍 

Fin 

F 

 

V 

Calcular: 

𝑆1𝑚, 𝑆2𝑚, 𝑆3𝑚 

𝑇𝑐𝑚, 𝑃𝑐𝑚, 𝑍𝑐𝑚, 𝜔𝑚 

 

 
Calcular: 

𝑒, 𝑑, 𝑏 

𝛽𝑐 , 𝛿𝑐, 𝜀𝑐 

𝛽, 𝛿, 𝜀, 𝜑 

 



 

 

COEFICIENTES DE FUGACIDAD CON ECUACIÓN PC-SAFT 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Inicio 

Leer: 

Índice del componente, 

𝜂, 𝑍, 𝑇, 𝑃, 𝑧[], 𝑚[], 𝜎[], 
𝜀[], 𝑘𝑖𝑗[] 

 

Calcular: 

𝑚̅, 𝑑, 𝜌, 𝐼1, 𝐼2, 𝐶1, 𝐶2, 

𝑚2𝜀𝜎2̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅, 𝑚2𝜀2𝜎2̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅̅  

 

Calcular: 

𝜕𝐼1

𝜕𝑧𝑖
, 

𝜕𝐼2

𝜕𝑧𝑖
, 

𝜕𝐶1

𝜕𝑧𝑖
,
𝜕𝑚2𝜀𝜎2̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅̅

𝜕𝑧𝑖
, 

𝜕𝑚2𝜀2𝜎2̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅̅

𝜕𝑧𝑖
 

 

Calcular: 

𝑔ℎ𝑠(𝑑), 
𝜕𝐴ℎ𝑐

𝜕𝑧𝑖
, 

𝜕𝐴𝑑𝑖𝑠𝑝

𝜕𝑧𝑖
 

Calcular: 

𝜑𝑖  

 

Imprimir: 

𝜑𝑖  

Fin 



 

 

COEFICIENTES DE FUGACIDAD CON ECUACIÓN SOAVE-BWR 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Leer: 

Índice del componente, 

𝜂𝑖, 𝑇, 𝑃, 𝑧[], 𝑇𝑐[], 𝑃𝑐[], 𝑍𝑐[], 
𝜔[], 𝑘𝑖𝑗[] 

 

Calcular: 

𝑆1, 𝑆2, 𝑆3 

𝑇𝑐𝑚, 𝑃𝑐𝑚, 𝑍𝑐𝑚, 𝜔𝑚 

 

 
Calcular: 

𝑒, 𝑑, 𝑏𝛽𝑐 , 𝛿𝑐, 𝜀𝑐 

𝛽, 𝛿, 𝜀, 𝜑 

 

Calcular: 
𝜕𝑆1

𝜕𝑛𝑖
, 

𝜕𝑆2

𝜕𝑛𝑖
, 

𝜕𝑆3

𝜕𝑛𝑖

𝜕𝑇𝑐𝑚

𝜕𝑛𝑖
, 

𝜕𝑍𝑐𝑚

𝜕𝑛𝑖

𝜕𝜔𝑚

𝜕𝑛𝑖
 

 
𝜕𝑒

𝜕𝑛𝑖
, 

𝜕𝑑

𝜕𝑛𝑖
, 

𝜕𝑏

𝜕𝑛𝑖

𝜕𝛽𝑐

𝜕𝑛𝑖
, 

𝜕𝛿𝑐

𝜕𝑛𝑖
,
𝜕𝜀𝑐

𝜕𝑛𝑖
 

𝜕𝛽

𝜕𝑛𝑖
, 

𝜕𝛿

𝜕𝑛𝑖
,

𝜕𝜀

𝜕𝑛𝑖
, 

𝜕𝜓

𝜕𝑛𝑖
 

 

 

 

 

 

 

Calcular: 

1

𝐵

𝜕(𝐵𝑛𝑇
2)

𝜕𝑛𝑖
,  

1

𝐷

𝜕(𝐷𝑛𝑇
5)

𝜕𝑛𝑖
,  

1

𝐸

𝜕(𝐸𝑛𝑇
3)

𝜕𝑛𝑖
,
1

𝐹

𝜕(𝐹𝑛𝑇
2)

𝜕𝑛𝑖
 

 

 

 

 

 

 

 

 

Calcular: 

𝜑𝑖  

Imprimir: 

𝜑𝑖 

Fin 

Inicio 



 

 

CÁLCULOS DE EQUILIBRIO LÍQUIDO-VAPOR 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

  

Inicio 

Leer: 

𝐾[], 𝑧[] 

Asumir: 

𝑛𝑣 = 0.5 

 

 
Calcular: 

𝑓(𝑛𝑣) 

 

 

|𝑓(𝑛𝑣)|>10−8 

 

V 

 

V 

Calcular: 

𝑓′(𝑛𝑣) 

𝑛𝑣 = 𝑛𝑣 −  
𝑓(𝑛𝑣)

𝑓′(𝑛𝑣)
 

 

Imprimir: 

𝑛𝑣, 𝑛𝐿, 𝑦[], 𝑥[] 
 

Calcular: 

𝑛𝐿, 𝑥[], 𝑦[] 

Fin 

F 

 

V 



 

 

CÁLCULO DE CONSTANTES DE EQUILIBRIO 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Inicio 

   Leer: 

𝑇, 𝑃, 𝑧[], propiedades de la 

ecuación de estado. 
 

Asumir 𝐾𝑖
𝐴 con 

correlación de Wilson 

 

Cálculos Flash con 𝑲𝒊
𝑨: 

𝑛𝑣, 𝑛𝐿, 𝑦[], 𝑥[] 
 

 

Calcular con EdE: 

𝑍𝑉, 𝜑𝑖
𝑉𝑍𝐿, 𝜑𝑖

𝐿 

𝐾𝑖 =
𝜑𝑖

𝐿

𝜑𝑖
𝑉 

 

 

 

∑ (
𝐾𝑖

𝐴

𝐾𝑖
− 1)𝑖 >10−4 

 

V 

 

V 

Hacer: 

𝐾𝑖
𝐴 = 𝐾𝑖 

 

Imprimir: 

𝐾[] 
 

Fin 

F 

 

V 



 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

APÉNDICE D 

GUÍA DE USO DE LOS SIMULADORES PVTi Y PVTsim 

 

  



 

 

CARGAR UN FLUIDO EN EL SIMULADOR PVTsim 

1. Abrir simulador PVTi (Figura A.1). Se abrirá la ventana principal del 

simulador. 

 

Figura A.1. Ventana de entrada del programa de simulación ECLIPSE. 

2. Ubicar el directorio de trabajo, donde el simulador creará y guardará los 

archivos. 

 

Figura A.2. Ventana de ubicación del directorio de trabajo en el programa PVTi. 



 

 

3.  Se abrirá por defecto la ventana Fundamentals, donde se introduce la 

composición. 

 

Figura A.3. Ventana Fundamentals del programa PVTi. 

4. Copiar la composición en el documento Excel, aunque también se puede 

hacer manualmente. La composición debe ser introducida como porcentaje. 

 

Figura A.4. Ventana de Excel para copiar la composición del fluido. 



 

 

5. En la ventana Fundamentals, hacer click derecho en la primera columna de la 

tabla, luego , . Hacer click en . 

 

Figura A.5. Ventana Fundamentals del programa PVTi. Botón From Clipboard… 

6. La composición se habrá copiado. Cambiar las unidades de medida a Field. 

Posteriormente, hacer click en  y se abra cargado la composición. 

 

Figura A.6. Ventana Fundamentals con composición cargada. 



 

 

7. Para introducir mediciones de experimentos realizados al fluido, hacer click 

en el botón Edit Experiments ( ). 

 

Figura A.7. Ventana principal del simulador PVTi. Botón Edit Experiments. 

8. Hacer click en . 

 

Figura A.8. Ventana Edit Experiments del programa PVTi. 



 

 

9. Para añadir el experimento ECC, hacer click en , 

 

 

Figura A.9. Ventana Edit Experiments del programa PVTi. Botón Constant Composition Expansion. 

10. En la pestaña , añadir las observaciones (en este caso, se 

añadirán presión y volumen relativo). Hacer click en . 

 

Figura A.10. Ventana Experiment Entry del programa PVTi. 

 



 

 

11. Se abrirá la siguiente ventana 

 

Figura A.11. Ventana Experiment Entry del programa PVTi. 

12. En el documento Excel, copiar los datos del experimento. Asegurarse de 

que el formato de los números sea el correcto y las unidades estén correctas. 

 

Figura A.12. Ventana de Excel para copiar datos del experimento. 

 



 

 

13. En , hacer click derecho en la primera columna, luego 

, . 

 

Figura A.13. Ventana Experiment Entry del programa PVTi. Botón From Clipboard… 

8. Los datos se habrán copiado 

 

Figura A.14. Ventana Experiment Entry del programa PVTi. Datos del experimento copiados. 



 

 

9. En , colocar temperatura y tipo de fluido (Oil ó Gas).Posteriormente 

dar click en  y se habrá cargado el experimento. 

 

Figura A.15. Ventana Experiment Entry del programa PVTi. Pestaña General. 

 

SIMULAR EXPERIMENTOS PVT EN EL SIMULADOR PVTi 

 

1. Abrir simulador. Seleccionar directorio del fluido ya cargado y hacer click en 

Run. 

 

Figura A.16. Ventana de ubicación del directorio de trabajo en el programa PVTi. 



 

 

2. Seleccionar archivo del fluido(el archivo .pvi) y hacer click en Open. 

 

Figura A.17. Ventana de selección de archivo pvi. 

3. Se abrirá la pantalla principal del simulador. En la esquina inferior derecha se 

observa la ecuación de estado actual (Peng y Robinson de tres parámetros, por 

defecto). Se puede cambiar la ecuación de estado en , , 

. 

 

Figura A.18. Ventana principal del programa PVTi. Experimentos del fluido. 

 



 

 

4. Hacer click derecho en el experimento y luego en . 

 

Figura A.19. Ventana principal del programa PVTi. Botón Plot. 

 

5. Los datos del experimento se graficarán. La línea azul son los datos 

calculados con la ecuación de estado, y los puntos rojos son los datos observados. En 

el cuadro de la derecha se observa la temperatura del experimento.Para tabular los 

resultados, hacer click en el botón Tabulate ( ) en la parte de arriba. 

 

Figura A.20. Ventana principal del programa PVTi. Resultados del experimento. 



 

 

CARGAR UN FLUIDO EN EL SIMULADOR PVTsim 

 

1. Abrir simulador PVTsim (Figura A.1). Se abrirá la ventana principal del 

simulador (Figura A.2). 

 

Figura A.21. Ventana de entrada al programa PVTsim. 

 

 

Figura A.22. Ventana principal del programa PVTsim. 

2. En la pestaña , hacer click en . Aparecerá una 

ventana como la de la figura A.3. En esta ventana, colocar los porcentajes molares, 



 

 

masa molecular y densidad de cada componente. Los datos pueden copiarse 

directamente de una hoja de cálculo Excel en la interfaz del programa. De no haber 

una fracción pesada, marcar la opción . De esta forma el simulador no 

realizará la división del último componente. Colocar información del fluido, como 

nombre del pozo o número de muestra, en la parte superior. 

 

Figura A.23. Ventana Enter New Fluid del programa PVTsim. 

 

3. Para especificar el número de pseudo-componentes luego del agrupamiento, 

hacer click en  (Figura A.4) y seleccionar el número de pseudo-

componentes deseado en . También se puede seleccionar el tipo de 

agrupamiento (Standard o ab) y la caracterización (Normal o Heavy). Se pueden 

consultar cada uno de estos términos en la documentación del programa. 

 

 



 

 

 

Figura A.24. Ventana Optional Characterization del programa PVTsim. 

4. Para introducir mediciones de experimentos realizados al fluido, hacer click 

en , en la ventana de la figura A.3. Se abrirá una ventana como la de la 

figura A.5. Hacer click en el experimento y luego introducir los resultados 

experimentales en la ventana emergente. 

 

Figura A.25. Ventana Enter PVT Data del programa PVTsim. 

 

 



 

 

5. Luego de haber introducido toda la información disponible del fluido, hacer 

click en  en la ventana de la figura A.3. Se podrá observar el fluido 

haciendo click en la pestaña  y luego en  (Figura A.6) 

 

Figura A.26. Ventana Database del programa PVTi. 

 

SIMULAR EXPERIMENTOS PVT EN EL SIMULADOR PVTsim 

1) En la ventana principal del programa (figura A.2), hacer click en  

en la parte izquierda. Se mostrarán los experimentos que pueden simularse (Figura 

A.7). Hacer click en el experimento a simular. 

 

Figura A.27. Ventana Simulations Explorer del programa PVTsim. 



 

 

2) Por ejemplo, para simular un experimento ECC, hacer click en 

. Se abrirá una ventana como la de la figura A.8. Introducir las 

presiones del experimento y la temperatura. 

 

Figura A.28. Ventana Constant Mass Expantion del programa PVTsim. 

3) Hacer click en . Se abrirá una ventana con el resultado de las 

simulaciones (Figura A.9). 

 

Figura A.29. Ventana de resultados del programa PVTsim. 
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