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“MODELO MATEMÁTICO PARA PREDECIR LA VISCOSIDAD 

DEL PETRÓLEO MUERTO EN POZOS PETROLEROS DE LA 

CUENCA ORIENTE DEL ECUADOR” 

Autor: Rodríguez Reyes María; Mejillón Yturburo Anabel 

Tutor: Portilla Lazo Carlos  

 

RESUMEN 

El presente trabajo de investigación desarrolla un modelo matemático mediante el uso de 

variables predictoras para estimar la viscosidad del petróleo muerto de crudos medianos 

de la cuenca Oriente del Ecuador.  La metodología que se utilizó se basa en analizar las 

propiedades PVT de pruebas experimentales, estructurar una base de datos de pozos de 

petróleo de diferentes campos petroleros que contenga las condiciones iniciales para el 

análisis de predicción; así como correlacionar las variables existentes como: presión, 

temperatura, gravedad Api, temperatura del separador, relación GOR, entre otras. 

Además, se establecieron las variables predictoras y se desarrolló la ecuación matemática 

de predicción. Los resultados mostraron una correlación fuerte entre la temperatura y la 

gravedad API del pozo en relación a la viscosidad del petróleo muerto. El modelo 

matemático desarrollado presenta una confiabilidad del 80% y un 19,8% de error frente 

a modelos matemáticos existentes, 81,6% de error de Sánchez-Minero, 40,1% de error de 

Elsharkawy y Gharbi y 94,7% de Glaso.   

 

PALABRAS CLAVE: modelo matemático, viscosidad de petróleo muerto, temperatura, 

gravedad API, crudos medianos.  
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“MATHEMATICAL MODEL TO PREDICT THE VISCOSITY OF 

DEAD OIL IN OIL WELLS OF THE EASTERN BASIN OF 

ECUADOR” 

Autor: Rodríguez Reyes María, Mejillón Yturburo Anabel 

Tutor: Portilla Lazo Carlos  

 

ABSTRACT 

This research work develops a mathematical model by using predictor variables to 

estimate the viscosity of dead oil from medium crude from the Oriente basin of Ecuador. 

The methodology is analyzing the PVT properties of experimental tests, structuring a 

database of oil wells from different oil fields that contains the initial conditions for the 

prediction analysis; correlating existing variables such as pressure, temperature, API 

gravity, separator temperature, GOR ratio, among others. In addition, the predictor 

variables will be produced and the mathematical prediction equation will be developed. 

The results showed a strong correlation between the temperature and API gravity of the 

well concerning the viscosity of the dead oil. The developed the mathematical model 

presents reliability of 80% and a 19.8% error compared to existing mathematical models, 

81.6% Sánchez-Minero error, 40.1% Elsharkawy and Gharbi error and 94.7% error 

Glaso. 

KEYWORDS: mathematical model, dead oil viscosity, temperature, API gravity, 

medium crudes. 
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CAPITULO I: INTRODUCCIÓN 

 

 

1.1 PROBLEMA DE INVESTIGACIÓN 

 

Una de las formas para establecer la viscosidad del crudo es mediante pruebas 

experimentales de laboratorio, debido que en muchas ocasiones requieren de ciertos 

tiempos de respuesta y costos elevados para la obtención de estos datos. Por tanto, se 

genera una problemática relacionada al tiempo y al costo de cara a la obtención de la 

estimación de viscosidad del petróleo muerto.  

 

No obstante, existen correlaciones empíricas o modelos matemáticos que estiman la 

viscosidad con aproximaciones muy cercanas a los valores reales. Muchas de las 

correlaciones son aplicadas específicamente a crudos livianos, pesados, extra pesados y 

muy pocas a crudos medianos. 

 

Existen diferentes tipos de crudos en la industria del petróleo, todos con comportamientos 

distintos, ya sea por yacimiento o composición química, de tal manera que no se puede 

obtener modelos generales para la estimación de la viscosidad, considerando todos los 

escenarios que se plantean. 

 

Por consiguiente, propone un nuevo modelo matemático de predicción de viscosidad en 

crudos medianos de la cuenca Oriente del Ecuador, basado en datos de pruebas de 

laboratorio, que estime el estado del campo, para la futura toma de decisiones.  
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1.2 ANTEDECENTES 

 

La viscosidad del petróleo muerto es una propiedad importante para los estudios de 

yacimientos de campos petroleros. En un estudio de modelado de viscosidad para petróleo 

muerto, utilizaron la temperatura y los grados API para estimar la mencionada propiedad 

del fluido en varios tipos de yacimientos de petróleo liviano, por el contrario, para 

petróleo pesado se utilizan otras características de fluidos como la cantidad de asfaltenos 

y resinas (Khamehchi et al., 2020). 

 

Oloso et al en 2009, utilizaron modelos de predicción basados en redes artificiales 

neuronales para predecir la viscosidad del crudo, analizaron propiedades de viscosidad y 

relación gas – petróleo (GOR), considerando la variación de presión del yacimiento. 

Reportaron variables predictoras incluyendo la composición química del hidrocarburo, 

mediante curvas de viscosidad. 

 

Do Carmo et al en 2019, propusieron un modelo para predecir la viscosidad del crudo 

mediante el análisis de crudos brasileños, obtuvieron resultados próximos a pruebas 

experimentales, con un coeficiente de correlación de 0,99 y desviación media del 6%. El 

modelo fraccional utilizó parámetros como grados API, y porcentaje de asfaltenos. 

 

Bergsagel Møller et al en 2018, estudiaron un algoritmo de optimización que calcula los 

coeficientes de correlación de viscosidad para petróleo muerto, saturados de gas y 

subsaturados, reportaron errores porcentuales absolutos de 15.08%, 17.41% y 3.35%.  

 

La viscosidad del petróleo generalmente se mide y se reporta mediante pruebas 

experimentales de laboratorio, sin embargo, muchas industrias petroleras utilizan 

correlaciones empíricas para determinar esta propiedad. Es el caso de la investigación 

que utilizó técnicas de inteligencia artificial para estimar la viscosidad del petróleo, 

mediante el uso de redes neuronales se predijo la viscosidad de petróleo muerto y saturado 

en campos petroleros del Oriente Medio Yemen, para el estudio realizaron comparaciones 

con correlaciones empíricas como Beal, Glaso, Kartoatmodjo y Schmidt, Vasquez – 

Begg, Chew y Connaly, entre otros (Ali Al-Amoudi et al., 2019). Lo mismo ocurre en el 

análisis de la curva de viscosidad en función de la presión, para aquello se utilizó técnicas 
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de inteligencia artificial derivadas de las composiciones de gas de yacimientos de petróleo 

de Canadá (M. A. Al-Marhoun et al. 2012). 

 

(Adeeyo en 2019), desarrolló modelos predictivos para crudos de Nigeria que estiman la 

viscosidad del crudo en el punto de burbuja, bajo error relativo de 21,06 y coeficiente de 

correlación de 0,98. El modelo de viscosidad de crudo muerto con error relativo de 30,06 

y coeficiente de correlación de 0,90. 

 

Por otro lado, en una investigación en campos petroleros de Nigeria, utilizaron un modelo 

matemático de regresión no lineal para la estimación de la viscosidad en la presión de 

burbuja y petróleo muerto, obteniendo una relación fuerte mediante el coeficiente de 

correlación de 0.98 en el desempeño del modelo de viscosidad en el punto de burbuja 

(Adeeyo 2017). 

 

En definitiva, existen muchos métodos de análisis de viscosidad del crudo. (Hajizadeh, 

2007), implementó un algoritmo genético para el análisis de datos de la viscosidad, 

obtuvo un modelo de predicción de viscosidad de fluido en un yacimiento de tal manera 

que aportó con una técnica para evitar pruebas experimentales muy costosas. A diferencia 

de (Ramos-Pallares et al. 2017), quienes determinaron un modelo predictivo mediante la 

correlación de Walther, para su estudio necesitaron de parámetros como asfaltenos, 

temperatura absoluta, presión, gravedad específica y peso molecular del petróleo, el 

mencionado modelo se basó en crudos canadienses, estadounidenses, mexicanos, 

venezolanos y del Oriente Medio.   

 

1.3 HIPÓTESIS 

 

Se espera estimar la viscosidad del petróleo muerto en crudos medianos mediante un 

modelo matemático que analice las variables predictoras como la presión, temperatura y 

grados API. 
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1.4 OBJETIVOS 

 

1.4.1 Objetivo General. 

 

 Desarrollar un modelo matemático mediante variables predictoras para estimar la 

viscosidad del petróleo muerto de crudos medianos provenientes de la cuenca 

Oriente del Ecuador. 

 

1.4.2 Objetivos Específicos. 

 

 Analizar modelos matemáticos existentes y correlaciones empíricas para el 

cálculo de la viscosidad del petróleo muerto en crudos medianos.  

 

 Determinar los parámetros o variables predictoras para el modelo matemático.  

 

 Comparar el modelo propuesto con las correlaciones existentes.  

 

1.5 ALCANCE 

 

El alcance de este estudio se basa en analizar diferentes correlaciones empíricas o 

modelos matemáticos existentes, de tal manera que se adquiera una base teórica 

fundamental para proponer un modelo matemático de predicción de viscosidad del crudo.  

 

Para la construcción del modelo se utilizará datos de pruebas de laboratorio de la empresa 

BestEnergy, de 10 pozos de petróleo pertenecientes a los campos Shushufindi, Palo Azul 

y Parahuacu de la cuenca Oriente del Ecuador.  

 

Mediante este estudio se da paso a investigaciones futuras sobre la estimación de la 

viscosidad de varios tipos de crudo en diferentes campos petroleros a nivel local, regional 

y mundial. 

 

Además, este modelo servirá de análisis para la caracterización de yacimientos, cuyas 

características de reservorios se aproximen al estudio. Esta investigación será una base 
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fundamental de los insumos o herramientas de análisis de yacimientos, en el proceso de 

enseñanza y aprendizaje de los estudiantes de la carrera de Ingeniería en Petróleos. 

 

1.6 VARIABLES 

 

1.6.1 Variables Dependientes. 

 

 Viscosidad del petróleo muerto en crudos medianos. 

 

1.6.2 Variables Independientes. 

 

 Presión. 

 Temperatura. 

 Grados API.
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CAPITULO II: MARCO TEÓRICO 

 

 

2.1 CLASIFICACIÓN DEL PETRÓLEO 

 

En la literatura especializada acerca del petróleo, puede encontrarse la clasificación en 

diferentes perspectivas, una de ellas puede ser de acuerdo a las propiedades físicas o 

comportamiento en el entorno mientras que otra puede ser en referencia a la composición.  

 

De acuerdo al tema de estudio, la clasificación con respecto a las propiedades físicas 

(petróleo negro, petróleo volátil, entre otros) no son de interés, debido a que el tema de 

estudio está enfocado en petróleo desgasificado (petróleo muerto). Teóricamente, una 

clasificación de acuerdo a la composición es más precisa que cualquier otra, y está 

relacionada a la densidad del fluido (Whitson, 1983). 

 

La clasificación del petróleo en la industria mundial se determina de acuerdo a la 

gravedad API (término que es otorgado por el Instituto Americano del Petróleo) y esta se 

basa precisamente en la densidad del petróleo muerto, es decir del petróleo que está en 

superficie a condiciones presión y temperatura estándar; y que se evalúa con la ecuación 

encontrada en la norma (ASTM D1298 - 12b, 2017). 

 

API Gravity=(141.5/R.D.)-131.5  (1)  

 

Donde R. D. es la densidad relativa. 

 

R.D.= ρoil
ρagua

 (2) 

 

Donde ρoil es la densidad del petróleo y ρagua es densidad del agua. 
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Esta medida de gravedad API de los petróleos-crudos es empleada para clasificar la 

calidad de los mismos. Por regla general se menciona que los petróleos con altos grados 

API son los mejores, esto es parcialmente correcto, en realidad aquellos que tengan entre 

40° y 45° son los más cotizados, pero si superan los 45° pierden valor por las cortas 

cadenas moleculares lo que implicaría en la reducción de productos obtenidos por esa 

materia prima, o la materia que se podría perder como desecho en los procesos, debido a 

la ligereza de los mismos (Petro-online, 2015). 

 

Los petróleos crudos se clasifican en superligeros, ligeros, medianos, pesados y 

extrapesados de acuerdo a la gravedad API (Tabla 1). 

 

Tabla 1: Clasificación de los petróleos crudos por gravedad API, (Mancheno et al. 2016). 

CLASIFICACIÓN DE 

CRUDO 

DENSIDAD 

API 

GRAVEDAD ESPECIFICA 

� 

SUPER LIGERO > 39 <0.83 

LIGERO 31.1-39 0.87-0.83 

MEDIANO 22.3-31.1 0.92-0.87 

PESADO 10-22.3 1-0.92 

EXTRAPESADO <10 >1 
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2.2 DEFINICIÓN DEL PETRÓLEO MUERTO  

 

Una muestra de petróleo crudo se declara “muerta” cuando en ella no existe o contiene 

cantidades insignificantes de gas disuelto y componentes volátiles. La parte de gas en 

solución la conforman principalmente metano, etano, propano y butano; y precisamente 

esos compuestos otorgan la energía para el levantamiento natural del crudo a superficie, 

y sin ellos se considera que el petróleo está en un estado muerto (Oilfieldteam, 2018). 

 

Otra forma de alcanzar el estado muerto, es si el petróleo se expone a la atmósfera un 

tiempo suficiente ocurriendo el escape de los componentes ligeros. Esto puede 

presentarse durante la producción del petróleo crudo, donde la presión y temperatura caen 

en el reservorio para poder llevarlo a superficie. 

 

Entonces se puede encontrar el estado muerto del petróleo crudo en dos instancias, la 

primera como materia prima producida del reservorio y desgasificada para la 

comercialización; y la segunda como remanente de esa producción primaria en el 

reservorio cuando se ha agotado todos los componentes volátiles, campos comúnmente 

conocidos como campos maduros o en casos extremos, campos depletados (PetroWiki, 

2015). 

 

Entonces, la vida o muerte de una muestra de petróleo es en función de la presencia o 

ausencia de gases disueltos. En la caracterización de fluidos, el aceite muerto tiene una 

relación solución-gasóleo cero y es más espeso y viscoso tal como se muestra en la Figura 

1 (Oilfieldteam, 2018). 

 
Figura 1. Petróleo en estado muerto (Oilfieldteam2018). 
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2.3 GRAVEDAD API DE LOS SISTEMAS PETROLEROS DE LA 

CUENCA ORIENTE DEL ECUADOR 

 

La Cuenca Oriente es de una extensión aproximada de 100000 km2, es parte del sistema 

de cuencas de antepaís desarrolladas entre la faja plegada situada al oeste y el cratón de 

Brasilia-Guyana al este, lo muestra la Figura 2.  

 

 
Figura 2. Corte regional de la Cuenca Oriente ecuatoriana (Mancilla et al. 2008). 

 

Se puede encontrar una variabilidad en la gravedad API en la Cuenca Oriente, esto es por 

las variaciones en los contenidos orgánicos de facies generadoras, la diversa alimentación 

rica de materia orgánica, los cambiantes ambientes diagenéticos y estilos estructurales 

(Mancilla et al., 2008). 

 

En la Cuenca Oriente se definen tres dominios estructurales siendo de Oeste a Este como: 

Dominio Occidental o Sistema Subandino, Dominio Central o Corredor Sacha y dominio 

Oriental o Sistema Capirón-Tiputini (Baby et al. 1997; Rivadeneira et al. 1999). 
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Figura 3. Dominios Estructurales de la cuenca Oriente (Mancilla et al. 2008) . 

 

Un sistema petrolero se debe a la intervención de factores (diagénesis y su relación con 

la materia orgánica) en elementos esenciales (roca madre, reservorio, sello y de 

sobrecarga) y procesos (generación, expulsión, migración, generación de trampas) 

(Magoon and Beaumont 2003). La existencia de la roca madre es para un hecho 

convencional que se suele encontrar en la cuenca Oriente. 
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En esta cuenca existen varios niveles que poseen características de roca madre, ellos 

cargaron a numerosos reservorios de petróleo. Los grupos de reservorios documentados 

en la columna estratigráfica son: 

 

 Formación Hollín 

 Grupo Napo: Areniscas T, U, M1 y con menos relevancia M2, y calizas A y B 

 Miembro Basal Tena 

 

2.3.1 Formación Hollín. 

 

Las acumulaciones de hidrocarburos de esta formación se encuentran confinadas a los 

dominios estructurales; Sector Subandino Norte y Corredor Central Sacha. Como indica 

la Figura 4, esta formación es influenciada con la facie generadora de la formación. Napo 

Basal que se ubica encima de la Fm. Hollín, es fácil interpretar que los acumulados de 

esta formación es resultado de la migración de Napo Basal (Mancilla et al., 2008). 

 

 
Figura 4. Modelo esquemático de la Formación Hollín (Mancilla et al. 2008). 



 

 32 

En esta formación se han determinado dos grupos de crudos: 

 

 El primer grupo pertenecen los petróleos del Campo Bermejo, con una gravedad 

API entre 28 y 35 y valores bajos de azufre de 0.5% en peso. Pero es relativamente 

pobre en hidrocarburos saturados. 

 

 El segundo grupo hay varios campos como; Villano, Oglan, Moretecocha, 

Tiguino, Pungarayacu. Una gravedad API de 6 a 25 y concentraciones de azufre 

en peso mayores al 2%. 

 

La Figura 5, muestra una mejor interpretación de la distribución de la gravedad API de 

esta formación. 

 

 
Figura 5. Distribución de la gravedad API en la Formación Hollín (Mancilla et al. 2008). 
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2.3.2 Grupo Napo. 

 

Se considera grupo porque lo conforman varios cuerpos arenosos, entre ellos, tres son las 

areniscas principales de reservorio; Arenisca “T”, “U” y “M1”. 

 

Las acumulaciones de hidrocarburos de esta formación se encuentran localizadas en los 

dominios estructurales; Corredor Central Sacha y Corredor Capirón. 

 

Los hidrocarburos de estos reservorios poseen una amplia variación de densidad API 

entre 9° y 34°. Y algo peculiar es que se puede relacionar el contenido de azufre con el 

API, como se percibe en la Figura 6 (Mancilla et al., 2008). 

 

 
Figura 6. Diagrama contenido de azufre vs API (Mancilla et al. 2008). 
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De acuerdo a interpretaciones; del sur-oriente indica que, de las dos líneas principales de 

estructuras, el eje con orientación NNW-SSE contiene sólo crudos pesados de 9°-12° 

API, mientras que en el eje NNE-SSW crudos pesados y crudos más livianos de hasta 18° 

API (Mancilla et al., 2008). 

 

 
Figura 7. Distribución de la gravedad API en la Arenisca "T" (Mancilla et al. 2008). 
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Figura 8. Distribución de la gravedad API en la Arenisca “U” (Mancilla et al. 2008). 
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Figura 9. Distribución de la gravedad API de la Arenisca "M1" (Mancilla et al. 2008). 
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2.3.3 Miembro Basal Tena  

 

Las areniscas que constituyen esta formación son erosivamente discordantes sobre la 

formación Napo Superior, haciendo presumiblemente ser la fuente de aprovisionamiento 

de petróleo. Suele hallarse trampas de tipo combinado y se encuentran en los Dominios 

estructurales (Mancilla et al., 2008). 

 

El Campo Bermejo pertenece a este sistema petrolero, pero al igual que en la Formación 

Hollín, son muy pobres en hidrocarburos saturados. 

 

2.4 LA VISCOSIDAD Y FLUIDOS NO NEWTONIANOS 

 

2.4.1 Definición de viscosidad. 

 

La mayoría de los fluidos ofrecen cierta resistencia al movimiento, y llamamos a esta 

resistencia "viscosidad". La viscosidad se origina cuando hay un movimiento relativo 

entre las capas del fluido. Más precisamente, mide la resistencia al flujo que surge debido 

a la fricción interna entre las capas de fluido cuando se deslizan unas sobre otras mientras 

fluye el fluido. La viscosidad también se puede considerar como una medida del espesor 

de un fluido o su resistencia a los objetos que lo atraviesan (Byjus, 2019). 

 

Un fluido con gran viscosidad resiste el movimiento porque sus fuertes fuerzas 

intermoleculares le dan mucha fricción interna, resistiendo el movimiento de capas entre 

sí. Por el contrario, un fluido con baja viscosidad fluye fácilmente porque su composición 

molecular da como resultado muy poca fricción cuando está en movimiento. Los gases 

también exhiben viscosidad, pero es más difícil de notar en circunstancias normales 

(Byjus, 2019). 

 

La viscosidad de los líquidos disminuye rápidamente con un aumento de temperatura y 

la viscosidad de los gases aumenta con un aumento de temperatura. Por lo tanto, al 

calentarse, los líquidos fluyen más fácilmente, mientras que los gases fluyen más 

lentamente. Además, la viscosidad no cambia a medida que cambia la cantidad de 

materia, por lo que es una propiedad intensiva. 
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En la práctica existen dos tipos de viscosidad: 

  

 Viscosidad dinámica. – es una forma de medir la resistencia del fluido a fluir 

cuando se aplica una fuerza externa. La viscosidad dinámica se expresa como la 

relación entre el esfuerzo cortante y la deformación cortante. La unidad de medida 

es Pas. Por lo general, se mide en centipoise (cP). Diez poise equivalen a un pascal 

segundo [Pas] haciendo que el centipoise [cP] y el milipascal segundo [mPas] 

sean idénticos (Byjus, 2019). 

 

 Viscosidad cinemática. - es medir el flujo resistivo de un fluido bajo el peso de la 

gravedad. La viscosidad cinemática se expresa como la relación entre la 

viscosidad dinámica del fluido y su densidad. La unidad de medida es m2s-1. Una 

unidad más común de viscosidad cinemática es el centímetro cuadrado por 

segundo [cm2s-1], que recibe el nombre de stokes [St] en honor al matemático y 

físico irlandés George Stokes (1819-1903). Un metro cuadrado por segundo 

equivale a diez mil stokes (Byjus, 2019). 

 

Dos fluidos diferentes pueden tener la misma viscosidad dinámica pero nunca 

tendrán la misma viscosidad cinemática debido a la diferencia de densidad. 

 

2.4.2 La relación entre la viscosidad y el tipo de fluido 

 

La temperatura y la presión afectan la viscosidad de un fluido. La viscosidad de los 

líquidos decrece rápidamente con el aumento de temperatura. Al aumentar la presión, la 

viscosidad de las moléculas de líquido aumenta debido al aumento de la resistencia al 

flujo de líquido (Lewis, 1996). 

 

Si la viscosidad no cambia con la presión, describimos algo como un fluido newtoniano. 

Y, si la viscosidad cambia a medida que cambia la tensión o la temperatura, describimos 

algo como un fluido no newtoniano. El agua es un ejemplo de fluido newtoniano y la 

pasta de dientes es un ejemplo de fluido no newtoniano (Industrial de los estados centrales 

[CSI], 2009). 
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2.5 MODELOS Y CORRELACIONES PARA ESTIMAR LA 

VISCOSIDAD DEL PETRÓLEO MUERTO  

 

El acceso en tiempo real a datos precisos juega un papel muy importante en la totalidad 

del negocio de petróleo y gas. La viscosidad del petróleo muerto, que es petróleo crudo 

sin gas en solución, es un parámetro prerrequisito para evaluar la viscosidad saturada y la 

viscosidad insaturada. La determinación de la viscosidad es necesaria para evaluar la 

caída de presión resultante del flujo a través de medios porosos, tuberías. También es una 

propiedad necesaria para determinar la productividad de los pozos (Ikiensikimama y 

Ogboja 2009). 

 

Las propiedades de presión-volumen-temperatura del yacimiento (PVT) son algunas de 

las más importantes para los ingenieros petroleros y esenciales para diferentes aspectos 

de los cálculos del yacimiento. La precisión de otras mediciones en la ingeniería de 

yacimientos también se basa principalmente en la exactitud de los datos PVT. Los datos 

PVT se obtienen en una situación óptima a partir de muestras representativas de fluidos 

recolectadas de boca de pozo, superficie o pozo. PVT informa los resultados de las 

pruebas PVT generalmente a la presión del yacimiento (P) y la temperatura (T). Estos 

incluyen el cálculo estándar de API de la gravedad del aceite del tanque, la viscosidad del 

aceite muerto a temperatura ambiente o diferentes, la gravedad y la composición del gas, 

entre otros. Para otras mediciones de ingeniería de producción, las propiedades generales 

de PVT de hidrocarburos incluyen presión de saturación (presión de burbuja y de punto 

de rocío); relación de la solución de gasóleo; relación de gasóleo vaporizado; volúmenes 

de formación de petróleo y gas; densidad de petróleo y gas; viscosidad del petróleo y del 

gas, factor Z de una o dos fases para gases; y la compresibilidad isotérmica del petróleo 

y el gas. La medición incorrecta de las propiedades PVT puede provocar errores graves 

en los resultados de los cálculos (Hadavimoghaddam et al. 2021). 

 

En la información documental (Spivey y Pursell 1998), siempre se ha hecho hincapié 

sobre el efecto de la incertidumbre en los datos PVT sobre los resultados de las pruebas. 

De esta situación, en las últimas décadas se han desarrollado diferentes modelos para la 

estimación de las propiedades del yacimiento de fluidos. Esos modelos publicados tienen 

diferentes connotaciones; son empíricos, composicionales y basados en redes neuronales. 

Entre todas las propiedades PVT para la regulación del movimiento de fluidos a través de 
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los medios porosos, la viscosidad juega un papel importante que debe cuantificarse con 

precisión. Este parámetro es crucial para la evaluación de flujo de fluido poroso, 

eficiencia de pozo, simulación de pozo, prueba de pozo y flujo en tuberías para la 

producción y diseño de ductos, equipos de transporte y el diseño de operaciones y 

desarrollos de campo (El-hoshoudy et al. 2013).  

 

La viscosidad del petróleo crudo depende de las propiedades físicas y termodinámicas 

específicas de la forma y de las características de su composición química, densidad, 

presión del punto de burbuja, temperatura, gravedad del petróleo, solubilidad del gas y 

del gas (Makinde et al. 2012; Sattarin et al. 2007), así como del fluido. forma y espesor 

de las moléculas (McCain 1991). Además de la densidad del fluido y el tipo de fluido 

(newtoniano o no newtoniano) (McCain, Spivey, y Lenn 2011), la viscosidad del fluido 

es función de la presión (P) y la temperatura (T).  

 

Las correlaciones empíricas se utilizan para estimar el petróleo muerto y las viscosidades 

saturadas y no saturadas basadas en datos de campo, pero el resultado de estas 

correlaciones empíricas es típicamente insatisfactorio y aún se buscan mejoras (M. Al-

Marhoun et al. 2012). Los más conocidos son los desarrollados por Beal 1946, Beggs y 

Robinson (1975), Glaso (1980), Kaye (1985), Al-Khafaji et al. (1987), Petrosky (1990), 

Egbogah y Ng (1990), Labedi (1992), Kartoatmodjo y Schmidt (1994), De Ghetto (1994), 

Bennison (1998), Elsharkawy y Alikhan (1999), Hossain et al. (2005), Naseri et al. (2005) 

y Alomair et al. (2011), Hemmati et al. (2013). Estas correlaciones y otras se resumen en 

la Tabla 2 para la viscosidad del petróleo muerto. 



 

 41

Tabla 2: Correlaciones para la viscosidad de petróleo muerto, (Hadavimoghaddam et al., 2021) 

Autores 
Localización de la fuente de 

datos 
 

Datos de ingreso 
Cantidad de 

muestras 

Rango 

Temperatura, 

°C 

Rango 

API 
���, �� 

Beals, 1946 US ���� , � 98 36.5 – 121.1 10 – 52 0.86 – 1550 

Beggs and Robinson, 1975 - ���� , � 460 21.1 – 146.1 16 - 58 - 

Glaso, 1980 Mar del Norte ���� , � 38 10 – 148.8 20 – 48 0.60 – 39 

Kaye, 1985 Costa afuera California ���� , � - 61.6 – 138.8 7 – 41 - 

Al-Khafaji et al., 1987 - ���� , � - 15.5 – 148.8 15 -51 - 

Petrosky, 1990 Golfo de México ���� , � 118 45.5 – 142.2 25 - 46 0.72 – 10.25 

Egbogah and Ng, 1990 - ���� , � 394 15 - 80 5 - 58 - 

Labedi, 1992 Libiya ���� , � 91 37.7 – 152.2 32 - 48 0.66 – 4.79 

Kartoamtmodjo and Schmidit, 1994 Worldwide ���� , � 661 26.6 - 160 15 - 59 0.5 -586 

Bennison, 1998 Mar del Norte ���� , � 16 3.8 – 148.8 11 -20 6.40 - 8396 

Elsharkawy and Alikhan, 1999 Medio Este ���� , � 254 37.7 – 148.8 20 – 48 0.60 – 33-7 

Dindoruk and Christman, 2004 Golfo de México ���� , �, �� , �� 95 17.4 – 40 17.4 – 40 - 

Hossain et al., 2005 World wide ���� , � 184 0 – 101.6 7 – 22 12 - 451 

Naseri et al., 2005 Iran ���� , � 472 40.5 – 147.7 17 - 44 0.75 – 0.54 

Bergman and Sutton, 2009 World wide ���� , � 9837 -- - 1.78 - 11360 

Alomair et al., 2011 Kuwait ���� , � 374/118 20 – 160 10 - 20 0.39 – 70 

Hemmati et al., 2013 Iran ���� , � 1000 10 – 143.3 17 – 44 - 

El-hoshoudy et al., 2013 Egipto ���� , � 1000 - - - 
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2.5.1 Correlación de Sánchez -Minero, Sánchez-Reyna, Ancheyta y 

Marroquín. 

 

Este modelo determina la viscosidad del petróleo muerto en función de la temperatura y 

la gravedad API, para crudos con un intervalo de gravedad Api desde 12,4 hasta 43 ° 

(Sánchez-Minero et al. 2014). El modelo propuesto es el siguiente:  

  

μod= a e
 b

T3!
 

 

Donde, a= 3,9 x 10-5 API3- 4,0 x 10-3 API2+ 0,1226 API - 0,7626 

b=9,1638 x 109API-1,3257  

(3)  

 

2.5.2 Correlación de Elsharkawy y Gharbi 

 

Mediante la regresión lineal y neural desarrollaron una correlación de viscosidad de 

petróleo muerto de crudos de Kuwait (Elsharkawy y Alikhan, 1999). La correlación se 

encuentra mediante la siguiente fórmula:  

 

μod=  10"10,7580-3,9145 log API-1,9364 log T# 

 

Donde, T es la temperatura y API es la gravedad API 

(4)  

 

2.5.3 Correlación de Glaso 

 

Glaso utilizó 26 muestras de crudo diferentes pertenecientes al Mar del Norte para 

determinar una correlación de viscosidad de petróleo muerto. Para su experimento se basó 

en variables de API y temperatura (Glaso, 1980). 

 

μod=  3,141*1010* T-3,444* -log API."10,313 log T-36,447# 

 

Donde, T es la temperatura y API es la gravedad API 

(5)  
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2.6 MODELOS ESTADÍSTICOS DE REGRESION   

 

Generalmente los modelos de regresión tienen la siguiente estructura: 

  

/01230145 = 2�6�0/5�7ó69 ∗ 2/0�7�4�/9 + 2�6�0/5�7ó6<
∗ 2/0�7�4�/< + ⋯ . . +2�6�0/5�7ó6> ∗ 2/0�7�4�/> 

(6) 

 

La variable a explicar se denomina variable dependiente o de evaluación. Los argumentos 

que explican la variable dependiente se conocen como las variables independientes. Los 

modelos de regresión se crean dependiendo del objetivo de la investigación, es decir 

puede ser la determinación de un modelo de predicción y un modelo explicativo (Núñez, 

Steyerberg, y Núñez 2011). 

 

2.6.1 Construcción del modelo de regresión. 

  

La construcción de un modelo de regresión se basa en la selección de las variables que se 

van a introducir en el modelo y el método de construcción del modelo de regresión. 

Existen varios métodos de selección de variables que intervienen en un modelo de 

regresión, entre los principales se encuentran:  

 

Técnica de selección hacia adelante, se introducen las variables de forma secuencial en 

el modelo, la primera variable en introducir es la variable que tiene mayor correlación 

positiva o negativa con respecto a la variable dependiente. Para esto la variable debe 

cumplir con el criterio de entrada (Peláez, 2006)   

 

Técnica de eliminación hacia atrás, se ingresan todas las variables en la ecuación, 

eliminando luego una tras otra. Se elimina primero la variable que tenga la menor 

correlación con respecto a la variable dependiente (Peláez, 2006). 

 

Técnica por pasos, es aquella que combina los métodos anteriores, es decir adelante o 

atrás, introduciendo o eliminando variables del modelo que cumplan con un conjunto de 

condiciones definidas (Peláez, 2006).  
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2.6.2 Coeficiente de correlación. 

 

Es una medida que cuantifica la intensidad de la relación que existen entre dos variables. 

Se utiliza para cualquier tipo de datos, sin embargo, es importante que por lo menos una 

de las variables tenga una distribución normal, para que el cálculo de los intervalos de 

confianza sea válido (Dagnino, 2014). 

 

La forma gráfica de expresar el coeficiente de correlación se determina mediante la nube 

de puntos que representan la asociación entre variables tal como lo muestra la Figura 10.  

 

 
Figura 10. Representación gráfica del coeficiente de correlación, (Dagnino, 2014) 
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CAPITULO III: METODOLOGÍA 

 

 

3.1 MUESTRA 

 

Se analizó la información de las propiedades de fluidos de petróleo mediante pruebas 

PVT de laboratorio proporcionadas por la empresa BestEnergy (Anexo B). Datos de 10 

pozos petroleros pertenecientes a los campos Shushufindi, Palo Azul y Parahuacu de la 

cuenca Oriente del Ecuador. En la tabla 3 se muestran las pruebas PVT con su respectivo 

requerimiento: 

 

Tabla 3: Pruebas PVT. 

Prueba PVT Propiedad del fluido 

Prueba de expansión a composición constante Presión de saturación y viscosidad. 

 

Prueba del separador 

Relación GOR (relación gas-

petróleo), gravedad API en el stock 

tank. 

Prueba ASTMD287 Gravedad API. 

Prueba ASTM D6560 % de asfaltenos. 

Prueba ASTM D2196 Viscosidad dinámica a varias 

temperaturas de prueba.  

Análisis composicional de fluidos y viscosidad del crudo 
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Se obtuvo una base de datos con las siguientes características de fluido:  

 

 Temperatura del reservorio 

 Gravedad API 

 Presión en el punto de burbuja, GOR, viscosidad dinámica. 

 Condiciones del separador (Temperatura, GOR, API). 

 Presión y viscosidad a condiciones atmosféricas 
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3.2 ANÁLISIS DE VARIABLES PREDICTORAS 

  

En este apartado se encuentran las variables predictoras siguiendo las fases que muestra la Figura 11.  

 

 
Figura 11. Fases para el análisis de variables predictoras.  
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3.2.1 Selección de datos. 

 

La tabla 4 muestra la base de datos que se elaboró del análisis de propiedades de fluido según pruebas PVT, las mismas que se utilizaron para el 

análisis de las variables predictoras.  

 

Tabla 4: Selección de datos de Pruebas PVT, (BestEnergy, 2020). 

  Punto de Burbuja Condiciones del separador P(lpcm)=0 Std (atmosféricas) 

N° POZO FORMACIÓN AÑO 
T(°F) 

Reservorio 

API 

Pozo 
Presión GOR �"�2# T(°F) GOR Bo API ?"@/��# �"�2# 

1 SUSHUFINDI-87 U inferior 1996 220 28 1240 319 1,81 100 303 1,30422 27,3 0,8354 2,7 

2 PKNA-015 U inferior 2015 200 28 900 110,4 6,43 65 4 1,002 20,3 0,876 16 

3 FRONTERA 02 T inferior 1989 221 34,9 640 179 2,521 100 172 1,22309 34,5 0,7934 3,06 

4 PALO AZUL-02 Hollín superior 2000 228 27,5 1170 379 1,338 100 336 1,29043 28 0,8291 2,548 

5 SHUSHUFINDI-51 Basal Tena 1998 185 25 870 187 3,956 100 196 1,1796 24 0,8652 6,571 

6 SONIA-01 M-1 2001 188 23 400 88 7,208 100 96 1,12412 22,7 0,8696 10,312 

7 PARAHUACU-07 T inferior 1998 199 34,2 1050 366 0,75 100 370 1,36461 34,2 0,8074 3,64 

8 PALO AZUL 2 Hollín inferior 2000 233 27,2 1241 399 1,29 90,1 272 1,196 31,6 0,875 3,4 

9 PATA 6 Basal Tena 2006 210 19,7 745 127 9,438 60 5 1 20,7 0,883 33,214 

10 YNNA 009 U inferior 2015 214 19,6 922 184,9 7,24 65 3 1,002 20 0,933 16,3 
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3.2.2 Enlace base de datos y lenguaje de programación RStudio. 

  

Se utilizó el lenguaje de programación R Studio, para el respectivo análisis estadístico 

computarizado. RStudio es un lenguaje de programación estadística de código abierto. 

(Meyer, 2019)  

 

Se procedió a subir la información de la base de datos con el nombre Datosviscosidad.xls, 

tal como lo muestra la Figura 12 para realizar el respectivo enlace y simular las corridas 

para la selección de las variables significativas. 

 

3.2.3 Selección de variables significativas. 

 

En esta fase se realizó el análisis estadístico con las diferentes variables significativas 

potenciales para estimar la viscosidad de petróleo muerto en crudos medianos, basado en 

un análisis de correlación que determina la relación más significativa entre la viscosidad 

del petróleo muerto (variable dependiente) y las propiedades PVT (variables 

independientes). La Tabla 5, muestra la distribución de variables que intervienen en el 

modelo matemático propuesto.  

 

Tabla 5: Distribución de variables que intervienen en el modelo. 

Variables Nombres 

Y Viscosidad del petróleo muerto 

X1 Temperatura del separador 

X2 API (separador) 

X3 Punto de burbuja 

X4 GOR (punto de purbuja) 

X5 Viscosidad dinámica 

X6 Temperatura del reservorio   

X7 GOR (separador) 
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X8 Bo separador 

X9 API (pozo) 

X10 Presión 

X11 Viscosidad a condiciones estándar 
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Figura 12. Enlace base de datos Datosviscosidad.xls al lenguaje de programación RStudio.
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Para la elaboración del modelo matemático que predice la viscosidad del petróleo muerto, 

se efectuó un análisis de correlación de Pearson, con la finalidad de establecer la relación 

lineal que tienen cada una de las variables de la Tabla 5.  

 

El coeficiente de correlación determina la fuerza de relación que existe entre las variables 

independientes y dependiente (Lalinde et al. 2018). En el desarrollo de la investigación 

se utilizó el coeficiente de correlación para determinar los niveles de significancia entre 

las variables que intervienen en el modelo matemático, tal como lo muestra la Tabla 6. 

 

Tabla 6: Interpretación de coeficientes de correlación según Cohen, (Lalinde et al. 2018). 

Valores Interpretación 

0.0<CC<0.10 Relación nula 

0.10<Coeficiente<0.30 Relación débil 

0.30<Coeficiente<0.50 Relación moderada 

0.50<Coeficiente<1 Relación fuerte 

 

3.3 ANÁLISIS DE PREDICCIÓN. MODELO DE REGRESIÓN 

MÚLTIPLE 

 

El análisis de regresión múltiple es un modelo estadístico que se ajusta a un modelo de 

predicción de una variable dependiente a partir de dos o más variables. Si el modelo se 

ajusta bien entonces el coeficiente de correlación será moderado o alto (Rodríguez, 

Navas, y Gómez 2012).  
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Este tipo de modelos determina que una variable dependiente tenga relación o este 

correlacionada con más de una variable independiente. Tiene la siguiente estructura 

funcional:  

 

yj=b0+ b1x1j+ b2x2j+…..+bkxkj+uj (7) 

Tabla 7: Variables que intervienen en un modelo de regresión lineal, (Montero, 2016). 

Variables Descripción 

Y Variable endógena 

X Variables exógenas 

U Residuos 

B Coeficiente estimado entre X y Y 

 

3.4 COMPROBACIÓN DEL MODELO MATEMÁTICO  

 

Se utilizó el coeficiente de determinación (R cuadrado) para comprobar la bondad de 

ajuste del modelo matemático propuesto. R cuadrado es un indicador de la bondad de 

ajuste recomendado para comparar modelos con diferentes números de argumentos 

(Guerra, Cabrera, y Fernández, 2003) 

 

3.5 COMPARACIÓN DEL MODELO MATEMÁTICO VS. 

MODELOS MATEMÁTICOS EXISTENTES  

 

Se eligieron tres modelos matemáticos para comparar el modelo matemático propuesto. 

Se utilizó el %AARE (error promedio absoluto), que es un indicador de aproximación de 

valores reales. Así pues, el porcentaje de error menor representa la aproximación más 

cercana a los valores experimentales distinto del porcentaje de error mayor que se 
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interpreta como aproximaciones lejanas a datos de pruebas de laboratorio (Al-Zahaby y 

Sayyouh 2012) 

 

%AARE=
propiedad aproximada-propiedad experimental 

propiedad experimental
 x 100 

(8) 

Donde AARE es el porcentaje promedio de error absoluto. 
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CAPITULO IV: ANÁLISIS Y DISCUSIÓN DE 

RESULTADOS 

 

 

4.1 VARIABLES SIGNIFICATIVAS DEL MODELO 

MATEMÁTICO PROPUESTO  

 

Se realizó un análisis de correlación con todas las variables explicativas de la Tabla 5, 

basado en el análisis de la información de las pruebas reales de laboratorio (datos iniciales 

reportados en la Tabla 4).  Se presentan resultados de correlaciones fuertes entre las 

variables temperatura y gravedad API, -0,76 y -0,86 respectivamente, estas relaciones 

explican la variabilidad fuerte para predecir la viscosidad del petróleo muerto en crudos 

medianos, por tanto, las variables temperatura y gravedad API se convierten en variables 

predictoras, tal como lo muestra la Tabla 7.  

 

Además, la matriz de correlaciones presenta relación nula entre la temperatura del 

separador con respecto a temperatura del reservorio (0,07), distinto de la relación débil 

que existe entre la temperatura del reservorio y presión en el punto de burbuja (0,11). En 

cuanto a la variabilidad que existe entre la gravedad API del separador y la temperatura 

del separador se reporta una relación débil (0,22) de manera similar se refleja la relación 

débil que existe entre la presión de burbuja y la gravedad API del separador.  

 

Finalmente, se encuentran variabilidad moderada entre la relación GOR del punto burbuja 

y las siguientes variables: gravedad API del separador (0,45), temperatura del reservorio 

(0,49) y presión atmosférica (-0,42). La figura 13 muestra la variabilidad que existen entre 

las diferentes variables explicativas que intervienen en la viscosidad del petróleo muerto.   
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Tabla 8: Matriz de correlación de las variables explicativas de la viscosidad del petróleo muerto. 

 X1 X2 X3 X4 X5 X6 X7 X8 X9 X10 X11 

X1 1,00 0,22 0,57 0,62 -0,49 0,07 0,37 0,28 0,44 -0,25 -0,28 

X2 0,22 1,00 0,22 0,45 -0,77 0,61 0,65 0,73 0,86 -0,88 -0,70 

X3 0,57 0,22 1,00 0,85 -0,63 0,11 0,60 0,46 0,32 -0,11 -0,40 

X4 0,62 0,45 0,85 1,00 -0,86 0,49 0,88 0,77 0,68 -0,42 -0,65 

X5 -0,49 -0,77 -0,63 -0,86 1,00 -0,76 -0,94 -0,91 -0,86 0,73 0,90 

X6 0,07 0,61 0,11 0,49 -0,76 1,00 0,81 0,87 0,70 -0,73 -0,87 

X7 0,37 0,65 0,60 0,88 -0,94 0,81 1,00 0,97 0,80 -0,72 -0,81 

X8 0,28 0,73 0,46 0,77 -0,91 0,87 0,97 1,00 0,83 -0,81 -0,83 

X9 0,44 0,86 0,32 0,68 -0,86 0,70 0,80 0,83 1,00 -0,81 -0,73 

X10 -0,25 -0,88 -0,11 -0,42 0,73 -0,73 -0,72 -0,81 -0,81 1,00 0,62 

X11 -0,28 -0,70 -0,40 -0,65 0,90 -0,87 -0,81 -0,83 -0,73 0,62 1,00 

 

 



 

 57 

           

               X1      X2       X3       X4       X5       X6       X7       X8       X9       X10      X11 

X1   

X2 

 X3 

 X4  

X5 

X6 

X7 

X8 

X9 

X10 

X11 

 

Figura 13. Representación gráfica de la matriz de correlaciones de las variables explicativas que 

intervienen en la viscosidad del petróleo muerto.  

 

4.2 MODELO MATEMÁTICO PROPUESTO PARA ESTIMAR LA 

VISCOSIDAD DEL PETRÓLEO MUERTO EN CRUDOS 

MEDIANOS     

 

Debido a la relación que existe entre las variables predictoras (temperatura del reservorio 

y gravedad API del pozo) y la variable dependiente (viscosidad del petróleo muerto), se 

realizó el modelo de regresión lineal múltiple en el lenguaje de programación R con la 

finalidad de establecer los coeficientes de estimación que formulen la ecuación de 

predicción. 
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La Tabla 9 muestra los coeficientes de estimación de las variables predictoras con su 

respectivo error estándar, el mismo que determina la mejor elección de las variables 

explicativas. Estos coeficientes de estimación formulan la siguiente ecuación:  

 

μod=18,82001- 0,05871* BC- 0,36349 * BD (9) 

 

Donde μod es la viscosidad del petróleo muerto. 

X6 es la temperatura del reservorio. 

X9 es la gravedad del pozo.  

 

El coeficiente de determinación tiene un valor de 0,8; se refiere a que la bondad de ajuste 

del modelo matemático propuesto se acerca a 1, es decir que la variabilidad de la 

viscosidad se explica mediante un 80% con respecto a la variabilidad de la temperatura y 

la gravedad API. Por tanto, este coeficiente verifica la proximidad que existe entre los 

resultados del modelo matemático y los valores experimentales.  

   

Tabla 9: Coeficientes de estimación de las variables predictoras que intervienen en el modelo 

matemático para estimar la viscosidad del petróleo muerto en crudos medianos. 

Variables 
Coeficientes de 

estimación 
Error Estándar 

Intercepto 18,82001 2,86451 

X6 -0,05871 0,04230 

X9 -0,36349 0,13064 

R cuadrado: 0,8 
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4.3 DISCUSIÓN DE RESULTADOS  

 

Se analizaron diferentes modelos matemáticos que estiman la viscosidad del petróleo 

muerto, dando lugar al análisis específico de correlaciones cuyas variables explicativas 

sean iguales a las variables predictoras del modelo matemático propuesto (en este caso 

temperatura y gravedad API). Estas correlaciones son modelos o ecuaciones matemáticas 

que explican las diferentes propiedades PVT de diferentes campos petroleros, como es el 

caso de la cuenca Oriente del Ecuador. Se realizaron los respectivos cálculos entre los 

diferentes modelos matemáticos, encontrando su respectivo porcentaje de error promedio 

(ver Anexo A).  

 

Los campos petroleros considerados son los siguientes:  

 

 Shushufindi 

 Palo Azul 

 Yuralpa 

 Parahuacu 

Se utilizaron los datos de las pruebas de laboratorio de diferentes campos petroleros de la 

cuenca Oriente, de tal forma que se obtuvieron datos iniciales para proceder a realizar los 

cálculos y la respectiva comparación entre las correlaciones existentes (Sánchez-Minero 

et al., Elsharkawy y Gharbi, Glaso) y el modelo matemático propuesto. Los resultados se 

discuten a continuación:  

 

Comparación de datos experimentales vs. modelos matemáticos existentes y 

propuesto para el pozo SUSHUFINDI-87 

 

La prueba experimental para este pozo reporta 1,81 cp la viscosidad del petróleo muerto 

mientras que el modelo de Sánchez-Minero determina un valor de 0,40 cp con un 

porcentaje de error del 77,90%, distinto del modelo de Elsharkawy y Gharbi que presenta 

un valor más cercano de 1,26 cp con porcentaje de error del 30,39%; el modelo de Glaso 

se aleja del valor experimental con 13, 24 cp que corresponde a 631,49% de error. De 

modo que el modelo propuesto refleja un valor de 3,03 con porcentaje de error 67,17% 

(ver Anexo A). 
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Comparación de datos experimentales vs. modelos matemáticos existentes y 

propuesto del pozo PKNA-015 

 

El modelo propuesto en este trabajo de investigación presenta un valor de viscosidad de 

petróleo muerto de 7,63 cp cuyo porcentaje de error es de 18,58% para este pozo de 

petróleo, valores cercanos a las pruebas experimentales, comparado con el valor de 0,40 

cp con un error de 93,78% (Modelo Sánchez-Minero), 2,13 cp con porcentaje de error de 

66,87% (Elsharkawy y Gharbi), distinto de los valores alejados que presenta el modelo 

de Glaso con un valor de 153,65 cp correspondiente al 2289,58%.  

 

Comparación de datos experimentales vs. modelos matemáticos existentes y 

propuesto del pozo FRONTERA 02 

 

En este pozo de petróleo, el valor de la viscosidad de petróleo muerto según el modelo de 

Sánchez-Minero es de 0,31 cp con porcentaje de 87,70%, valores lejanos a la prueba de 

laboratorio, mientras que el modelo de Glaso muestra un valor de 4,49 cp con 78,10% de 

error, diferente del modelo de Elsharkawy y Gharbi con un valor de 0,87 cp que 

representa el 65,49% de error, valores cercanos a la prueba experimental. En cambio, el 

modelo propuesto refleja un valor de 0,41 cp con 83,79% de error. 

  

Comparación de datos experimentales vs. modelos matemáticos existentes y 

propuesto del pozo SUSHUFINDI – 51 

 

Para este pozo la aproximación más lejana la determina el modelo de Glaso con un valor 

de 24,83 cp que corresponde al 527,65%, comparado con la correlación de Sánchez-

Minero que reporta un valor de 0,41 cp equivalente al 89,64% de error con respecto a la 

prueba experimental, tanto como el valor de 1,48 cp con porcentaje de error del 62,59% 

(modelo Elsharkawy y Gharbi), mientras que el modelo propuesto establece la 

aproximación más cercana a las pruebas experimentales con un valor de 4,23 cp con 

porcentaje de error del 6,81%.  
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Comparación de datos experimentales vs. modelos matemáticos existentes y 

propuesto del pozo SONIA – 01 

 

El modelo matemático propuesto reporta la aproximación más cercana a la prueba PVT 

de laboratorio (7,21 cp), con un valor de 4,70 cp y 34,83% de error, distinto de la 

aproximación lejana de la correlación de Glaso (32,84 cp, 355,60% de error) y Sánchez-

Minero (0,42 cp, 94,17%). 

 

Comparación de datos experimentales vs. modelos matemáticos existentes y 

propuesto del pozo PARAHUACU – 07 

 

La aproximación más cercana la refleja Elsharkawy y Gharbi con un valor de 0,88 cp que 

corresponde al 17,33% de error, mientras que Sánchez-Minero presenta 58,67% de error, 

Glaso (522,67%) y el modelo matemático propuesto reporta un porcentaje de error del 

30, 98%. 

 

Comparación de datos experimentales vs. modelos matemáticos existentes y 

propuesto del pozo PALO AZUL 2 

 

En este caso, los valores más cercanos a la viscosidad del petróleo muerto los presenta la 

correlación de Elsharkawy y Gharbi con un porcentaje de error del 14,73%, distinto del 

valor más lejano de la correlación de Glaso que tiene un 513,18% de error de cara al 

58,45% de aproximación que posee el modelo propuesto en este trabajo de investigación.  

 

Comparación de datos experimentales vs. modelos matemáticos existentes y 

propuesto del pozo PATA 6 

 

El modelo matemático propuesto se ajusta más a las pruebas experimentales con un 

porcentaje de error del 17,64%, en comparación con el ajuste lejano de la correlación de 

Glaso con 1633,10% de error. Por el contrario, Sánchez-Minero y Elsharkawy y Gharbi 

muestran ajustes considerables.  
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Comparación de datos experimentales vs. modelos matemáticos existentes y 

propuesto del pozo YNNA 009 

 

La aproximación cercana la posee el modelo propuesto en este estudio (6,82% error), 

mientras que los modelos de Sánchez-Minero y Elsharkawy y Gharbi inciden en 

aproximaciones viables, 94,48% y 70,30% respectivamente.  

 

Para una mejor interpretación, se generaron gráficas que ponderan cuanto se alejan los 

valores calculados de los reales. El análisis con respecto a la variable API (Figura 14), 

muestra que el cálculo de la viscosidad del petróleo muerto tiene paridad entre el modelo 

propuesto y el de Elsharkawy y Gharbi, porque el primero presenta 5 valores calculados 

menores al 50% de error y el segundo 4 valores bajo la misma premisa. Los 2 modelos 

restantes (b y d) presentan errores mucho más fuertes. La tendencia antes descrita se 

replica con respecto a la temperatura (Figura 15), pero de acuerdo al modelo propuesto 

indica un menor error entre 195 a 215 °F. 

 

Algunas correlaciones como la de (Glaso, 1980) suelen presentar desviaciones 

considerables cuando la temperatura se aproxima a valores elevados (Hadavimoghaddam 

et al., 2021), esta puede ser una razón del porque el error supera el 100% para casi todas 

las muestras.  

 

El modelo propuesto puede ser optimizado con la sectorización de la cuenca Oriente y la 

recopilación de más datos de pozos. Sin embargo, este modelo para estimar la viscosidad 

del petróleo muerto de la Cuenca Oriente, proyecta una línea favorable que puede aún 

reducir el error presentado porque las Figura 14 y 15 indican algunos valores menores al 

50% de error, situación que no sería favorable si todo supera ese porcentaje. Se enfatiza 

que la mayoría de correlaciones están basadas en datos reales tomados del mismo campo, 

pero es difícil aproximarse. La recomendación general es desarrollar una correlación 

propia de cada área de estudio muy aparte de las correlaciones habituales porque esto 

construye un mejor perfil PVT.  
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a) Dispersión del modelo propuesto b) Dispersión del modelo Sánchez-Minero 

 
 

c) Dispersión del modelo Elsharkawy y Gharbi d) Dispersión del modelo Glaso 

Figura 14. Dispersión de las correlaciones en base a la gravedad API. 
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a) Dispersión del modelo propuesto b) Dispersión del modelo Sánchez-Minero 

  

c) Dispersión del modelo Elsharkawy y Gharbi d) Dispersión del modelo Glaso 

Figura 15. Dispersión de las correlaciones en base a la temperatura. 
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CAPITULO V: CONCLUSIONES Y 

RECOMENDACIONES 

 

 

5.1 CONCLUSIONES 

 

El modelo matemático propuesto en este estudio predice la viscosidad de petróleo muerto 

para crudos medianos de la cuenca Oriente del Ecuador, con un 80% de aproximación de 

cara a los valores experimentales de las pruebas PVT de laboratorio. 

 

Los valores de la viscosidad del petróleo muerto encontrados en los pozos de la cuenca 

Oriente presentan aproximaciones cercanas a las pruebas experimentales (19.8% de error) 

frente a las aproximaciones lejanas de los modelos matemáticos existentes Sánchez-

Minero (81,6%), Elsharkawy y Gharbi (40,1%) y Glaso (94,7%).  

 

El modelo propuesto indica una relación con la gravedad API y la temperatura, esta 

circunstancia valida la estructura del mismo con respecto a la diversidad de correlaciones 

para petróleo muerto (Tabla 2), donde los coeficientes de correlación (Tabla 9) indican la 

correspondencia entre la viscosidad y las variables antes mencionadas. 

 

El marco de estudio de las correlaciones existentes se sustenta en los datos tomados de 

los pozos de determinados campos, esos modelos suelen ser compatibles (el error 0% es 

difícil de alcanzar) con áreas cercanas, formaciones provenientes de la misma cuenca o 

con reservorios muy similares en características petrofísicas y químicas. Sin embargo, 

modelar un propio perfil en este caso la viscosidad del petróleo para determinado campo, 

siempre es importante y evalúa las condiciones in situ, que deben ser resueltas para una 

correcta aplicación. 

 

El objetivo de modelar correlaciones es disminuir el número de pruebas de laboratorio 

(poseen cierto costo elevado) y el tiempo de respuesta para determinar cierto parámetro. 
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Para la viscosidad del petróleo muerto, no sólo es eso si no que se agrega la importancia 

de conocer la medida de esa variable porque está involucrada en determinadas 

operaciones de campo como lo son: el diseño de líneas de transporte de petróleo-crudo 

que tiene relación a que equipos se va a emplear y las condiciones de operación, con esta 

variable también se puede estimar el estado del campo si el reservorio es maduro o 

depletado. 
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5.2 RECOMENDACIONES 

 

Considerar la variabilidad de la relación GOR con respecto a la estimación de viscosidad 

de petróleo muerto para futuros estudios, comparando los resultados con modelos 

matemáticos existentes que consideren la menciona propiedad. 

 

Se recomienda la aplicación del modelo propuesto a los diferentes bloques de campos 

petroleros de la cuenca Oriente, de tal manera que se compruebe el modelo propuesto 

bajo las diferentes propiedades de fluido que poseen dichos campos, dando lugar a una 

mayor predicción de viscosidad de petróleo muerto.  

 

La calidad y robustez de cualquier correlación proviene de la cantidad adecuada de puntos 

de información y la sectorización de los mismos. La Cuenca Oriente varía algunos 

parámetros importantes de acuerdo a la ubicación; sea zona norte, central o sur (Mancilla 

et al., 2008). Esta situación hace necesario considerar un modelo global que tenga 

presente solucionar esta disparidad que ocurre en una misma cuenca-reservorio, la misma 

que podría ser mejor analizada si se incrementa la cantidad de puntos de data tomada 

teniendo en cuenta un cierto número por cada sector explicado. 

 

El porcentaje de asfaltenos no se pudo evaluar para esta base de datos, debido a la 

indisponibilidad de la misma. Sin embargo, esta juega un papel importante en el ajuste de 

cualquier modelo de determinado lugar, porque tiene relación a la composición química 

de los petróleos crudos. Esta podría ser una razón más que explicaría la disparidad de la 

viscosidad del petróleo muerto en la Cuenca Oriente. Es necesario para un futuro ajuste 

de este modelo, que se incluya esta variable. 

 

Una de las aplicaciones en determinar la viscosidad del petróleo muerto es estimar la 

viscosidad a condiciones de yacimiento (saturado y subsaturado) mediante un ajuste, 

entonces una vez que el modelo inicial consiga un correcto matching, puede estudiarse 

para lograr un modelo de petróleo vivo que es parte de las pruebas PVT y necesario para 

estudios de recuperación de petróleo. 
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ANEXO A  

 

 

Tabla 10: Comparativa de datos experimentales vs. modelo de Sánchez Minero et al. 

N° Pozos 
PVT 

Laboratorio 

Modelo Sánchez Minero et 

al, 2014 

% 

Error 

1 SUSHUFINDI-87 1,81 0,40 77,90 

2 PKNA-015 6,43 0,40 93,78 

3 FRONTERA 02 2,52 0,31 87,70 

4 PALO AZUL-02 1,34 0,39 70,85 

5 SHUSHUFINDI-51 3,96 0,41 89,64 

6 SONIA-01 7,21 0,42 94,17 

7 PARAHUACU-07 0,75 0,31 58,67 

8 PALO AZUL 2 1,29 0,35 72,87 

9 PATA 6 9,44 0,41 95,66 

10 YNNA 009 7,24 0,40 94,48 
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Tabla 11: Comparativa de datos experimentales vs. modelo de Elsharkawy y Gharbi. 

N° Pozos 
PVT 

Laboratorio 

Modelo Elsharkawy y 

Gharbi,1999 

% 

Error 

1 SUSHUFINDI-87 1,81 1,26 30,39 

2 PKNA-015 6,43 2,13 66,87 

3 FRONTERA 02 2,52 0,87 65,49 

4 PALO AZUL-02 1,34 1,22 8,82 

5 SHUSHUFINDI-51 3,96 1,48 62,59 

6 SONIA-01 7,21 1,58 78,08 

7 PARAHUACU-07 0,75 0,88 17,33 

8 PALO AZUL 2 1,29 1,10 14,73 

9 PATA 6 9,44 2,16 77,11 

10 YNNA 009 7,24 2,15 70,30 
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Tabla 12: Comparativa de datos experimentales vs. modelo de Glaso. 

N° Pozos PVT Laboratorio Glaso, 1980 % Error 

1 SUSHUFINDI-87 1,81 13,24 631,49 

2 PKNA-015 6,43 153,65 2289,58 

3 FRONTERA 02 2,52 4,49 78,10 

4 PALO AZUL-02 1,34 11,74 777,43 

5 SHUSHUFINDI-51 3,96 24,83 527,65 

6 SONIA-01 7,21 32,84 355,60 

7 PARAHUACU-07 0,75 4,67 522,67 

8 PALO AZUL 2 1,29 7,91 513,18 

9 PATA 6 9,44 163,57 1633,10 

10 YNNA 009 7,24 167,78 2217,40 

 

 

 
 



 

 76 

Tabla 13: Comparativa de datos experimentales vs. modelo propuesto. 

N° Pozos PVT Laboratorio Modelo Propuesto % Error 

1 SUSHUFINDI-87 1,81 3,03 67,17 

2 PKNA-015 6,43 7,63 18,58 

3 FRONTERA 02 2,52 0,41 83,79 

4 PALO AZUL-02 1,34 2,77 107,12 

5 SHUSHUFINDI-51 3,96 4,23 6,81 

6 SONIA-01 7,21 4,70 34,83 

7 PARAHUACU-07 0,75 0,52 30,98 

8 PALO AZUL 2 1,29 2,04 58,45 

9 PATA 6 9,44 7,77 17,64 

10 YNNA 009 7,24 7,73 6,82 
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ANEXO B 

 

 

Pruebas PVT de pozos del campo Shushufindi 

 
Figura 16. Características de la formación y pozo Shushufinfi-87, (BestEnergy Services S.A.). 
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Figura 17. Datos volumétricos del pozo Shushufinfi-87, (BestEnergy Services S.A). 
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Figura 18. Relación de presión y volumen del pozo Shushufinfi-87, (BestEnergy Services S.A). 
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Figura 19. Prueba de liberación diferencial pozo Shushufinfi-87, (BestEnergy Services S.A). 
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Figura 20. Prueba de separador del pozo Shushufinfi-87, (BestEnergy Services S.A). 



 

 82 

 

 

Figura 21. Análisis de composición de la prueba de separador a 50 Lpcm, pozo Shushufinfi-87, 

(BestEnergy Services S.A). 
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Figura 22. Datos de viscosidad del pozo Shushufinfi-87, (BestEnergy Services S.A). 
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Figura 23. Características de la formación del pozo Frontera 02, (BestEnergy Services S.A). 
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Figura 24. Pruebas del separador del pozo Frontera 02, (BestEnergy Services S.A). 
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Figura 25. Análisis de composición del pozo Frontera 02, (BestEnergy Services S.A). 
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Figura 26. Datos de viscosidad del pozo Frontera 02, (BestEnergy Services S.A). 

 

 



 

 88 

 
Figura 27. Características de la formación del pozo Sonia-01, (BestEnergy Services S.A). 
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Figura 28. Datos volumétricos del pozo Sonia-01, (BestEnergy Services S.A). 

 



 

 90 

 
Figura 29. Prueba de liberación diferencial del pozo Sonia-01, (BestEnergy Services S.A). 
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Figura 30. Pruebas de separador del pozo Sonia-01, (BestEnergy Services S.A). 
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Figura 31. Datos de viscosidad del pozo Sonia-01, (BestEnergy Services S.A). 

 

 


