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ciones mds robustas de la Ecuacién de Balance de Materia (EBM) para determinar el volumen de

l a complejidad fisica asociada a los yacimientos naturalmente fracturados exige el uso de formula-
hidrocarburos inicial in-place y predecir el comportamiento del yacimiento.

En este articulo, se presenta una versién mejorada de la EBM de doble porosidad para yacimientos na-
turalmente fracturados, publicada por el Pefiuela et al. (2001). La mejora consiste en tomar en cuenta la
existencia de una fase de gas inicial en el yacimiento. Considerando que un yacimiento fracturado puede
modelarse usando propiedades diferentes para cada medio poroso o con valores promedio para el sistema
total, se proponen dos técnicas de solucién basadas en cada una de estas suposiciones.

Arreglos matemdticos convenientes de la ecuacién permiten la estimacion no sélo de los volumenes de
petréleo y gas originales, sino de la capacidad de almacenamiento relativa de los medios porosos (matriz y
fracturas) y de la compresibilidad para los sistemas fracturado y total. La nueva ecuacién puede ser aplicada
a un rango mds amplio de yacimientos, debido a su cardcter més general. La consistencia de la expresion
propuesta ha sido probada con un conjunto de modelos sintéticos de diversa capacidad de almacenamiento
en el medio fracturado.

Palabras claves: balance de materia, yacimientos naturalmente fracturados, capa de gas, cdlculo de reservas,
doble porosidad.

* A quien debe ser enviada la correspondencia
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he physical complexity associated to naturally fractured reservoirs calls for the use of more robust
formulations of the Material-Balance Equation (MBE) for determining the initial hydrocarbon in place
and predicting reservoir performance.

In this paper, we present an improved version of the dual-porosity MBE for naturally fractured reservoirs,
published by Pefivela et al. (2001), including the existence of an initial gas phase in the reservoir. Consi-
dering that a fractured reservoir may be modeled either using different properties for each porous medium
or with average values for the total system, two solution techniques based on each of these assumptions

are proposed.

Convenient arrangements of the equation allow us to estimate not only the original oil and gas volumes but
also the relative storage capacity of the porous media (fractures and matrix) and the compressibility for the
fractured and total systems. The new equation can be applied to a broader range of reservoirs due to its
more general character. The consistency of the expression proposed has been tested with a set of synthetic
models exhibiting different storage capacity in the fractures.

Keywords: material-balance, naturally fractured reservoirs, gas phase, volumetric, dual-porosity.
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NOMENCLATURA

Coeficiente de regresion lineal

Factor volumétrico de formacion de la fase gas (bbl/STB)
Factor volumétrico de formacion de la fase petroleo (bbl/STB)
Factor volumétrico total (petroleo y gas en solucion) (bbl/STB)
Compresibilidad (psi')

Compresibilidad de fractura (psi™)

Compresibilidad de la matriz (psi')

Volumen de gas original en el yacimiento

Volumen de gas producido acumulado (SCF)

Relacion volumétrica entre la capa de gas y la de petroleo al tiempo inicial
Volumen de petréleo original en la matriz (STB)

Volumen de petréleo original en las fracturas (STB)

Volumen de petréleo producido acumulado (STB)

Presion (psia)

Relacién gas producido acumulado — petroleo producido acumulado (SCF/STB)
Relacion gas en solucion — petroleo (SCF/STB)

Saturaciéon de agua

Saturacion de agua en la fractura

Saturacion de agua en la matriz

Tiempo

14 Volumen a condiciones de yacimiento (bbl)

V, Volumen de gas a condiciones de yacimiento (bbl)

Ve Volumen de gas en las fracturas (bbl)

Volumen de gas que fluye de las fracturas a superficie (bbl)

Voo Volumen de gas en la capa de gas (bbl)
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Vs Volumen de gas que fluye de la capa de gas a las fracturas (bbl)
Vem Volumen de gas en la matriz (bbl)

Venoy  Volumen de gas que fluye de la matriz a las fracturas (bbl)

v, Volumen de petroéleo a condiciones de yacimiento (bbl)

Vo Volumen de petroleo en las fracturas (bbl)

Vs  Volumen de petrdleo que fluye de las fracturas a superficie (bbl)
Vo Volumen de petréleo en la matriz (bbl)

Vony  Volumen de petroleo que fluye de la matriz a las fracturas (bbl)
X Variable independiente en la regresion

y Variable dependiente en la regresion

Y Relacion de almacenamiento en las fracturas al almacenamiento total
A Incremento

AV .  Cambio de volumen poroso en las fracturas (bbl)

AV, Cambio de volumen poroso en la matriz (bbl)

AV,, Cambio de volumen de agua connata en las fracturas (bbl)

AV, Cambio de volumen de agua connata en la capa de gas (bbl)
Cambio de volumen de agua connata en la matriz (bbl)
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SUBINDICES

e efectivo

f fracturas

g gas

i inicial

m  matriz

o  petroleo

p  Pporoso

p  producido

t total
INTRODUCCION

Pletcher (2002) resalta la importancia del balance
de materiales y sefiala que “(... no ha sido reemplaza-
da por la simulacion de yacimientos, sino que es una
técnica complementaria, que provee una perspectiva
valiosa del comportamiento del yacimiento que puede
resultar invisible a la simulacion”. Ademas indica que
“el balance de materiales deberia ser efectuado antes
de un estudio de simulacion para ayudar a disminuir
los rangos de los multiples parametros que pueden ser
ajustados durante la misma, asi como la magnitud de los
ajustes que deben ser considerados razonables ...)”.

Recientemente Pefiuela e al. (2001) desarrollaron
una Ecuacion de Balance de Materia (EBM) basada
en un enfoque de doble porosidad, especificamente
diferenciando los medios matriz y fractura con sus
respectivos valores de compresibilidad. El analisis
fue desarrollado para un sistema inicialmente subsatu-
rado, que contiene un fluido tipo black-oil. La expresion
original no incluye términos de intrusién de agua ni
inyeccion de fluidos. Con esta expresion es posible
determinar el petréleo original en cada medio poroso,
hallando asi la capacidad relativa de almacenamiento
en las fracturas, variable critica para el recobro en ya-
cimientos fracturados.

Una gran cantidad de trabajos ha sido desarrollada
en torno a la EBM en su forma de un solo medio poroso,
desde que fue propuesta por Schiltius (1936). Algunas
de las modificaciones incluyen: una metodologia gra-
fica para la solucion de las incognitas (Havlena and
Odeh, 1963), tratamiento variable a la compresibilidad
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para yacimientos poco consolidados o sobre—presuri-
zados (Yale, 1993), un modelamiento mas apropiado
de fluidos de tipo aceite volatil y gas condensando, al
incluir el término de solubilidad del petroleo en el gas
(Walsh, 1994), utilizacion de regresion lineal para ha-
llar las incognitas, determinar intervalos de confianza
y analizar el grado de aplicabilidad de un modelo de
EBM aun caso real (Fair, 1994), entre otros desarrollos.
Niz (2003) analiza las posibilidades de desarrollo de la
EBM de doble porosidad y concluye que la inclusion
del término de gas inicial del yacimiento es el cambio
que permite una mayor generalidad de la expresion,
pero afiadiria una incognita, lo cual puede influir en el
rango de incertidumbre de la solucion. En este trabajo
también se presenta una serie de suposiciones que de-
terminan un sistema idealizado de doble porosidad con
capa de gas inicial, a partir del cual se puede plantear
un balance que conlleve a una EBM aplicable a Yaci-
mientos Naturalmente Fracturados (YNF) en estado
inicialmente saturado.

En el presente articulo, se plantea el balance de
materiales y se deduce la EBM para sistemas de doble
porosidad con capa de gas inicial, se hacen los arreglos
matematicos convenientes para dar solucion a las in-
cognitas involucradas, resultando de esto métodos de
solucién basados en graficos y en regresion lineal y
no lineal. Se hace una aplicacioén con dos yacimientos
sintéticos de diferente capacidad de almacenamiento
en las fracturas, empleando para ello la simulacion de
yacimientos y se analizan los resultados de la validacion,
teniendo en cuenta los rangos de incertidumbre de las
soluciones. Se concluye que la expresion desarrollada
puede aplicarse para hallar el petroleo y gas original en
los medios matriz y fracturas, asi como la compresibi-
lidad total de la formacién o del medio fracturado, en
yacimientos que posean capacidad de almacenamiento
apreciable en ambos medios porosos.

La EBM de doble porosidad (Peiiuela et al., 2001)

El aporte mas significativo que se dio con esta
expresion radica en el hecho de considerar, por pri-
mera vez en una EBM, la separacion de los continuos
matriz y fractura, reflejada en la diferenciacion de
las compresibilidades. Con esta ecuacion es posible
calcular el petroleo inicial existente en cada medio
poroso, como incdgnitas independientes, en un sistema
inicialmente subsaturado.
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En la Figura 1 se observa el modelo simplificado
de yacimiento en el cual se apoya el planteamiento del
balance que conlleva a la EBM. La matriz y las fracturas
se consideran como depdsitos independientes conec-
tados. La matriz aporta fluido al sistema de fracturas y
estas conducen el fluido que sera producido.

G
Sistema de Fracturas yy ]\i
Sistema Matriz
V .
Vem enl Ver G N
7'y
VS
Vom > V;;f &
o Vor

Figura 1. Sistema a un tiempo final, considerando dos depésitos
interconectados (Pefiuela et al., 2001)

Expresando convenientemente los voliimenes conte-
nidos en los depositos y transferidos desde el inicio de
la produccion, en funcion de variables como el volumen
de petroleo inicial en el yacimiento, los factores volu-
métricos, la relacion de solubilidad y los volimenes de
petréleo y gas producidos, se llega a la expresion:

N, [B,+(R,~R)B,]=

chwmi—'_cm
]Vl Bo_Boi+(Rsi_Rs)Bg+ ApBoi +
1=58,, ;
i (1)
cWSWﬁ+cf
]\[2 Bo_Boi+(Rsi_Rs)Bg+ 1 S ] ApBoi
wfi

Los autores propusieron un método de solucion
basado en un grafico diagnostico que resulta en una
linea recta, de cuya pendiente y ordenada se obtiene
el volumen de petroleo original en las fracturas y en
la matriz, respectivamente. Niz (2003) rescribid la
Ecuacion 1 de la siguiente forma:

F: Zvl [(Bt _Bti) + CemApBo[]+

&)
M[(B,~B,) +c,ApB,]

Donde:

N,
F=B—’f[30+(Rp—RS)Bg] 3)
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BtzBo+(Rsi_Rs)Bg (4)
CW S wmi + Cm

em — (—) (5)
(1 - Swmi )

(@St g)

Cp = (6)
of
(1 -8 wfi )
Y propuso que la EBM en la forma de la Ecuacion
2 podria resolverse para N, y N, utilizando regresion
lineal, ya que tiene la forma

V=axX+ayx, (7)
con
y=F
a, =N,

X, = (Bt _Bti) + cemApBoi
a, =N,
x2: (BtiBti) + CeApBoi

El método grafico tiene la desventaja de que se
presenta distorsion numérica para los primeros datos,
puesto que la transformacion de las variables implica
dividir toda la expresion entre el coeficiente x,, el cual
tiende a cero a presiones cercanas a la inicial, generando
una exageracion de la variable dependiente. Lo anterior
contribuye a que se desarrolle una region de compor-
tamiento no lineal temprano en el grafico propuesto,
que sumado los efectos derivados de la discordancia
entre los fenomenos reales y las suposiciones inhe-
rentes al modelo matematico, dificultan la seleccidon
de la mejor recta. Por su parte, la solucion utilizando
regresion lineal permite hacer un analisis estadistico
de la solucion, al hallar los intervalos de confianza y
analizar la viabilidad de aplicar el modelo matemati-
co, observando el comportamiento de los graficos de
residuos (Fair, 1994).

Modelo de doble porosidad con capa de gas inicial
(Niz, 2003)
La Figura 2 esquematiza un yacimiento de doble

porosidad con capa de gas inicial, cuyo componente
fluido consta de dos fases: petroleo y gas, a la vez que
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el componente estatico (roca naturalmente fracturada)
se separa en dos medios porosos: matriz y fracturas.

(a)

as

Fracturas
Matriz

-
(o]
=5

oleo

Figura 2. Distribucién del almacenamiento de fluidos en un sistema de
doble porosidad con capa de gas inicial (Niz, 2003)

Sea vy la capacidad de almacenamiento en las fractu-
ras, relativa al almacenamiento total, la cual se puede
definir como:

N,
’Y:
N+N,

(%)

Sea m el volumen de la capa de gas, relativo al
volumen de la zona de petroleo:

GB,
m= 2" 9)

Estas dos variables son incognitas a resolver me-
diante el balance de materiales aplicable a YNF con
capa de gas inicial, ademas del petrdleo original total.

Planteando un balance para el modelo mostrado
en la Figura 1 sobre el sistema volumen poroso de
fracturas, entre el instante inicial y un momento final,
luego de haberse producido una cantidad dada de flui-
dos, resulta:

Volumen total a
tiempo ¢, +
considerando la
caida de presion

Volumen total
inicial (t=0) =
en el sistema

de fracturas

Volumen total
proveniente del (10)
sistema matriz

Volumen total que Reduccion del

— hasido del sistema + volumen poroso por
de fracturas a compresion
produccién
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El volumen total se refiere a la suma de los volu-
menes de petroleo y gas, que ocupan el espacio poroso.
La reduccion del volumen poroso se debe a dos com-
ponentes: expansion del agua connata y compresion
de la roca. Teniendo en cuenta esto, la expresion 10 se
puede escribir, con base en las variables ilustradas en
la Figura 1, como:

Voﬁ+ Vgﬁ = Vof2+ ngz + 1/0me + ng%f - (1)
V:) s ng—>s+Awa+AVPf

Los términos de petroleo y gas que han salido de
la matriz hacia la fractura pueden hallarse planteando
un balance en el sistema de volumen poroso de matriz,
de la Figura 1, asi:

Volumen
Volumen total
o total a
inicial (t = 0) .
. tiempo ¢, -
en el sistema .
matriz considerando
la caida de
(12)
Volumen total
que ha salido Reduccion del
del sistemade  + volumen poroso por
matriz al de compresion
fracturas
Mas especificamente:
I/nmi—'_V:gmi = V:m12+ I/ng_ 0m4>f_ (13)
Vng—)f +A Vwm +A V;)m

De donde es posible despejar el término de transfe-
rencia matriz—fracturas:

Vom—) +Vrm—> :I/om +Vm _Vomi_
S gm—f 2 gm2 (14)
I/gmi +A Vwm TA me

Las Ecuaciones 11 y 14 son la base propuesta por
Niz para deducir una EBM de doble porosidad aplicable
a yacimientos en estado inicialmente saturado.

EBM para sistemas de doble porosidad con capa
de gas inicial

Los términos del lado derecho de la Ecuacion 14
pueden expresarse en funcion de variables como el
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volumen de petroéleo inicial, la compresibilidad, los
factores volumétricos y la relacion de solubilidad. El
volumen que ocuparia el petroleo al tiempo final en la
matriz, después de sufrir una caida de presion, es:

V

0

mZZZVIBo (15)

Y el volumen que ocuparia el gas en el sistema
matriz, al tiempo final es:

B
I/gm2: ]leg |:m - +(RSI»_RS)j| (16)

B .

gi

teniendo en cuenta que el volumen de gas a un tiem-
po final esta dado por la suma de los volimenes de gas
inicialmente libre, expandido y de gas inicialmente en
solucion, liberado. Los volumenes ocupados por el
petréleo y el gas, inicialmente en el sistema matriz
son, respectivamente:

V,.=NB, (17)

ngi = ]VlBoim (18)

La expansion del agua connata y el volumen de
matriz, que hacen disminuir el espacio disponible
para almacenar hidrocarburos, vienen dadas por las
siguientes expresiones:

A Vwm = I/b ¢mi Swmi cw Ap (19)

A I/pm = Vb ¢mi Cm Ap (20)

Dado que el petroleo original en la matriz se puede
escribir como

]Vlzl/b¢mi(1_Swmi) (21)
B, (1+m)

Las Ecuaciones 19y 20 se pueden expresar en tér-
minos de &,, resultando:

_ NB,c Ap(1+m)

A - oi “m (22)
(I_Swmi)
NB,c,S,,.Ap(1+m
AVwmz 150i "w P w p( ) (23)
(l_Swmi)
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Reemplazando las expresiones 15a 18 y 22 a23 en
la Ecuacion 14,y considerando la definicion de factor
volumétrico total de la Ecuacion 4, se obtiene que el
volumen de transferencia de matriz a fractura es:

Vom~>f + ng—)f:
(B—-B,)+
5 1|+
m - 24
N 3 24)

Boi

(¢,S,,;+tc,)Ap(+m)

(l_Swmi)

Este resultado puede insertarse en la Ecuacion 11.
A continuacion se expresan los términos restantes de
la Ecuacion 11. Los volimenes de petrdleo y gas que
originalmente se hallaban en el sistema volumen poroso
de fracturas son, de forma analoga a las Ecuaciones
17y 18:

Voﬁ =NMN,B, (25)

Vig = NyB,ym (26)

Mientras que los volimenes finales en el sistema
de fracturas, luego de una caida de presion, de forma
similar a las Ecuaciones 15y 16 son:

Vofz = N,B, (27)

Boi
Vyr=N,B, {mB—+(RS,.—RS)} (28)

gi

Los términos de expansion del agua connata y del
volumen de roca, que disminuyen el espacio poroso
en la red de fracturas, después de un analisis similar al
expuesto para el balance en el sistema de matriz, son:

_ N,B,c,S,;Ap(1+m)

AV, (29)
N,B,.c;:Ap(1+m)
Ay, =20 g 2P (30)
(l_SWﬁ)
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A su vez, los términos de transferencia de fluido
de las fracturas a superficie se pueden expresar con-
siderando que se conoce el volumen a condiciones
de superficie de petroleo (N,) y gas (N,R,) que se ha
producido, luego:

V:)fﬁs = ]\;Bo (31)

V.= N,(R,~R)B, (32)

Reemplazando ahora las expresiones 24 a 32 en la
Ecuacion 11, se obtiene la EBM para yacimientos de
doble porosidad con capa de gas inicial, que arreglada
convenientemente queda de la forma:

N,[B,+(R,~R)B,] =

(B—-B,;)+
B,
m|— —1|+{+m)
Nl B Bgi +
: (Cwami + cm)
(1-S5,,,) (33)
(B—-B,)+
B,
m|—2—1{+0+m)
N, | B
i (c¢,S . +c)
wOwi TG
L (I_Swﬁ) .

Si se reemplaza m = 0 en la Ecuacion 33, resulta la
EBM de Pefiuela ef al., 1o cual confirma la consistencia
de la EBM aqui derivada.

Métodos de solucion

De las variables involucradas en la Ecuacion 33, se
requiere conocer la produccion acumulada de petroleo
y gas, el comportamiento de la presion del yacimiento
para calcular las propiedades PVT y las compresibi-
lidades y saturaciones de agua, para asi determinar el
petrdleo original en los sistemas matriz y fracturas, asi
como la proporcion del volumen de la capa de gas al vo-
lumen de petrdleo. Este es un problema no lineal, puesto
que no es posible expresar la ecuacion con coeficientes
lineales con las incognitas involucradas. Considerando
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que la compresibilidad del medio fracturado no es facil
de determinar experimentalmente, es posible que se
incluya como una incégnita adicional.

En casos reales, una o mas de las variables escogidas
como posibles incognitas de la Ecuacion 33, pueden
ser conocidas, de tal forma que el método de solucion
a aplicar depende de cuales variables son conocidas
y cuales se trataran como incognitas. A continuacion
se presentan algunos casos y el método de solucion
recomendado para cada uno de ellos.

Conocido el tamafio de la capa de gas, desconocido
el volumen de petroleo original en cada uno de los
medios porosos, dividiendo toda la Ecuacion 33 entre
el factor volumétrico del petroleo a la presion inicial,
y utilizando las definiciones dadas en las Ecuaciones
3,5y 6,la EBM queda asi:

B B
F=N — 1 |+m| = 1|+
Bfi Bgi
(I+m)c,, Ap @+ (34)
B B
N, — —1|+m|—=—1|+(+m)c, A
[0 TR .

Dado que m es conocido, se tiene una expresion
lineal de la forma:

Yy =a X, +dx, (35)
Con
B B,
X =|———1|+m|—==1|+A+m)c, Ap
Bti Bgi
B, B
X, = —1l|{+m|—=—-1{+(0+m)c, A
| B, B, (I+mcy Ap

Que puede solucionarse por regresion lineal para
N,y N,. Una alternativa a esta técnica de solucion es
realizar un grafico como el que se propuso para la EBM
en estado inicial subsaturado. Al tomar la Ecuacion 35
y hacer el cociente con la variable x, queda:
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Y a5
X, —alx2+a2 (36)

Por lo tanto, al hacer un grafico cartesiano con y/x,
como variable dependiente de x,/x, debe resultar una
linea recta cuya pendiente es el volumen de petroleo
original en la matriz y cuya ordenada es el petroleo
original en las fracturas.

Conocida la capacidad de almacenamiento relativa
en cada medio poroso, desconocido el volumen de
petrdleo inicial, el tamafio de la capa de gas original y
la compresibilidad. Para dar solucion a este problema
de tres incognitas, se utiliza la suposicion de que una
compresibilidad promedio puede representar a los dos
medios fracturados. Esta suposicion sera aplicable en
casos en los que la diferencia en compresibilidades sea
pequeia o uno de los dos medios porosos predomine en
capacidad de almacenamiento sobre el otro. La com-
presibilidad efectiva del medio poroso total (matriz +
fracturas) se define asi:

_ Zvl Com+ ZVZCef

Cem— - - - - - 37
! NN, (37)

Utilizando la definicion de y dada en la Ecuacion
8, se puede escribir

cem-f = (1_ y) cem + ycej (38)

Tomando la EBM en su forma de la Ecuacion 34y
rescribiéndola con base en la Ecuacion 38, consideran-
do que N =N, + N, resulta:

B B
F=N|———1|+mN|— -1+
B, B, (39)

N(1+m)c,, Ap

Asi, es posible aplicar un método de regresion lineal,
puesto que la Ecuacion 39 tiene la forma:

Yy =a, X1 +0a,X, +dz;X; (40)

Con
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a, =mN
B
x2= g —1
B,
a;=N(1+m)c,,_
x;=Ap

Conocidos y, x;, X, ¥ X;, se hallan los coeficientes
a,, a,, a,, a partir de los cuales se calculan las incog-
nitas asi:

N=a1 (4])
_ 4
m= (42)
c. .= 43
" N+ m) 3

Solucién por regresion no lineal. La Ecuacion
34 puede escribirse de forma que aparezcan todas las
incognitas posibles, asi:

B B
F=N(1-7v) g —1|+m| = -1+

ti gi
(I+m)c,, Ap ¢ +

(44)
BI‘
Ny -1

ti gi

(1+m) cyAp

Se puede solucionar la Ecuacion 44 utilizando re-
gresion no lineal entre cualquier combinacion de las
variables N, y, my c,.

Metodologia de comprobacion de la EBM

Utilizando un simulador de yacimientos comercial
con opciéon de doble porosidad, se construyeron dos
yacimientos hipotéticos con las caracteristicas descritas
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para el sistema utilizado en la deduccion de la ecuacion
de balance de materiales. Estos prototipos son puestos
en produccién y se registran los datos requeridos por la
EBM, la cual es empleada para calcular las incognitas
asociadas a cada uno de los yacimientos. Los valores
asi obtenidos se comparan con los del simulador, ya
sea introducidos por el usuario (caso de la compresi-
bilidad) o calculados (caso de los volumenes iniciales
de petroleo y gas y de la capacidad de almacenamiento
relativa de los medios porosos), dando una idea de la
concordancia de las dos herramientas. Los yacimientos
hipotéticos utilizados se diferencian en la capacidad de
almacenamiento en el sistema de fracturas.

Yacimiento 1. Capacidad de almacenamiento
apreciable en ambos medios porosos. De acuerdo con
Aguilera (1995), este yacimiento es de tipo B, puesto
que tanto la matriz como las fracturas aportan signi-
ficativamente al fluido original total. El yacimiento 1
es lo mas cercano al modelo de tanque descrito en la
deduccion de la EBM, es una caja cuadrada horizontal,
de 3150 ft de lado y 40 ft de espesor; el tope de la for-
macion se encuentra a 6940 ft de profundidad. El pozo
se encuentra perforado en la celda central, en la zona
de petroleo. La Figura 3 presenta la vista general del
yacimiento 1 con su pozo. La permeabilidad horizontal
es isotropica, por tanto k, = k,. La permeabilidad vertical
se fij6 en el 6% de la permeabilidad horizontal. El valor
de o (coeficiente de flujo interporoso de Kazemi,1976)
para el modelo 1 es de 12,0 ft? lo cual indica un espa-
ciamiento de fracturas equivalente a 1 ft para bloques de
forma ctibica. Los componentes fluidos del sistema son:
petroleo de tanque, gas de superficie (libre y disuelto)
y agua; las fases fluidas son tres: petroleo, gas y agua.
Las gravedades de los fluidos son: petroleo 30°API,
agua 1,05 y gas 0,8 (relativo al aire). La presion de

Figura 3. Enmallado de simulacién del yacimiento 1
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burbuja del petroleo es de 3300 psia. La presion inicial
del yacimiento al datum (contacto gas-petroleo) es de
3300 psia (presion de saturacion).

El yacimiento 1 se pone en produccion a través de
un Gnico pozo centrado, por tres afios. El primer afio
produce a una tasa constante de 300 BOPD, el segundo
afio a 250 BOPD y el tercer afio a 200 BOPD.

Yacimiento 2. Mayor capacidad de almacena-
miento en la matriz. Corresponde a un yacimiento tipo
A. El yacimiento 2 se asemeja a un flanco de anticlinal,
como se aprecia en la Figura 4. La estructura presenta
un buzamiento uniforme en direccion y (profundizan-
dose) y estd arqueada en direccion x, siendo mas pro-
funda hacia los lados que en el centro. El espesor del
yacimiento es uniforme, de 90 ft . El punto mas alto del
tope de la estructura se encuentra a una profundidad de
6880 ft . Para el modelo 2 se fijo en un valor de 3,0 ft2.
De acuerdo con Kazemi (1976), esto equivale a bloques
de matriz cubicos de 2 ft de lado. Haciendo un calculo
con base en la porosidad, el ancho de fractura para
esta geometria resulta ser de 0,00136 ft (0,415 mm).
Las propiedades de la roca de los yacimientos 1y 2 se
observan en la Tabla 1. La permeabilidad direccional y
las propiedades de los fluidos son iguales a lo especi-
ficado para el yacimiento 1. La presion de burbuja del
petrdleo es de 3300 psia. Las propiedades del agua de
formacion son: factor volumétrico de formacion 1,01
rb/STB, compresibilidad 5,0 x 10 psi’!, viscosidad 0,6
cP. La Figura 5 presenta las propiedades PVT para el
petroleo y el gas, comunes a los dos yacimientos. A cada
presion, las propiedades fueron calculadas mediante las
siguientes correlaciones:

B, (rb / SCF) = 2,8905 P2
B, (rb / STB) = 1,0192¢000061304
R, (SCF/ STB) = 0,13297 0000406867

El yacimiento 2 se pone en produccion durante tres
afos, a través de tres pozos ubicados en la periferia de
la estructura. La tasa de produccion de cada pozo es de
2000 BOPD. El primer pozo produce desde ¢ = 0 hasta
el final; el segundo pozo comienza produccion un afio
después del primero y el tercer pozo, un afio después
del segundo. Los pozos se controlan por una minima
presion de fondo de pozo de 2000 psia; este control
empieza a imponerse automaticamente a mediados
del tercer afio.
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Figura 4. Enmallado de simulacién del yacimiento 2

r 1,3
ro1,2
=]
& F 1T
[ [--]
(@) ~
? - 1,0 &
-
r 09
350 T T T T 0,8
2400 2600 2800 3000 3200 3400
Presion, psia
——R;, SCF/STB Bo, rb/STB Bg, rb/KSCF

Figura 5. Propiedades PVT de petréleo y gas utilizadas en la
simulacién de los dos yacimientos

Tabla 1. Propiedades de la roca usada en la simulacién. La permeabilidad de las fracturas
se presenta entre paréntesis como permeabilidad efectiva, mientras que la cantidad a la
izquierda representa la absoluta de fractura

Yacimiento 1

Yacimiento 2

Matriz Fracturas Matriz Fracturas
¢ (%) 6 3 10 2
k (mD) 1 100000 (ks 3000) 10 10000 (kg 200)
c (psi) 8x10-6 8x10-° 1x10-5 8x10-°

Obtenida la respuesta de produccion del simulador,
se aplicaron los siguientes métodos de solucion:

- Método 0. EBM convencional de Havlena y Odeh
(1963).

- Método 1. Regresion lineal de dos incognitas ()
y por método grafico, conociendo la proporcion
volumétrica de la capa de gas con respecto al pe-
troleo, Ecuacion 34.

- Método 2. Regresion lineal de tres incognitas (N, m
Y C..y) conociendo la capacidad de almacenamiento
relativa de los medios porosos, Ecuacion 39.

Resultados

Yacimiento 1. Capacidad de almacenamiento
apreciable en ambos medios porosos.

El petroleo original en el yacimiento 1, de acuer-
do con los calculos del simulador, es de 2 037 699

CT&F - Ciencia, Tecnologia y Futuro - Vol. 2 Nom. 5  Dic. 2004

STB, representados en 1 325 581 STB en la matriz y
712 118 STB en las fracturas. A su vez, el gas original
en el yacimiento es de 3 975 145 MSCEF, de los cua-
les 2 934 039 MSCF se encuentran como gas libre y
1 041 106 MSCF como gas disuelto. El volumen de
la capa de gas relativo al volumen de petrdleo in-situ
(relacion m) es de 1000. Al final del periodo de pro-
duccidn, se ha recuperado el 13,4% del petréleo y el
24,3% del gas originales.

En la Figura 6 se aprecia el comportamiento
de produccion-presion generado por el simulador
para el yacimiento 1. Estos datos sirven de entrada
para la EBM. Una tabla de valores se presenta en el
Anexo 1.

- Método 0 (Soluciéon para Ny m usando la EBM
convencional). Con esta aplicacion se prueba la
capacidad de respuesta de la EBM convencional
frente al problema de doble porosidad planteado.
La Tabla 2 muestra los resultados obtenidos.
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Figura 6. Resultados de presién y produccién (petréleo y gas
acumulado) de la simulacién realizada al yacimiento 1

Tabla 2. Solucién de la EBM convencional, yacimiento 1

N (STB) m
Calculado EBM convencional -2 986 192 -1,244
Simulador 2 037 699 1,000

Los valores hallados por la EBM convencional son
erroneos incluso desde el punto de vista fisico, al
calcular un valor menor que cero para el volumen
de petrdleo original.

- Método 1 (Solucion para N, y N,). El valor de
las compresibilidades efectivas de matriz se cal-
cula con base en los valores de la Tabla 1 y las
Ecuaciones 5y 6. Suponiendo conocido el valor
de m (m = 1000), se aplica la regresion lineal
a la Ecuaciéon 34, obteniéndose los resultados
mostrados en la Tabla 3. Informacion adicional
puede consultarse en el Anexo 1.

Tabla 3. Solucién de Ny y Ny con la EBM
propuesta, yacimiento1

N, (STB) N, (STB)
Calculado EBM 1313942 722 026
Simulador 1 325 581 712118

La EBM propuesta resulta ser muy precisa en este
caso. Con base en pruebas de hipotesis hechas par-
tiendo de los intervalos de confianza obtenidos

Fix,

de la regresion, se concluye que la dependencia
entre las variables es efectivamente lineal y que
la solucion es aceptable. El intervalo de confianza
de N, para un 90% de probabilidad es de 407 000
a 1037000 STB.

También se aplico para este caso el método grafico.
En la Figura 7 se observa el grafico caracteristico,
apreciandose una porcion recta en los ultimos
puntos de la curva (mas tardios), por donde se
traza una linea recta de pendiente 1 226 300 (V,,
STB) y ordenada 788 490 (V,, STB). El resultado
obtenido es comparable con la solucién por re-
gresion lineal.

La distorsion inicial de la linea recta es debida
principalmente a dos factores: el primero es nu-
mérico, pues emplear un cociente como variable
implica que el uso de valores cercanos a cero afecte
el comportamiento de la funcidn, especialmente

1,85E+06 -+

1,80E+06
1,75E+06

1,70E+06

1,65E+06

1,60E+06 T T T T T
0,73

X1/Xo
Figura 7. Método grdfico para hallar Ny y Ny en yacimiento 1
Vol. 2 Nom. 5
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causando exageracion de los valores de F, como
se nota en los primeros puntos. El segundo efecto
es debido a la concordancia con las suposiciones
del modelo, ya que en el caso particular el pozo
fue perforado en la zona de petréleo y no produce
gas libre a tiempos tempranos, como lo supone el
modelo tomado para la EBM.

Utilizando regresion no lineal por pares de incogni-
tas, conocidas las restantes, se obtienen resultados

de exactitud similar a la reportada en la Tabla 3. Por

ejemplo, conocidos Ny m se hallaron las variables

relacionadas en la Tabla 4.

Tabla 4. Solucién de ¢, ¢y Y con la EBM propuesta mediante
regresién no lineal, yocimiento 1

Cef Y
Calculado EBM 10,1x10-5 0,3420
Simulador 9,87x10-5 0,3495

- Método 2 (Solucién para N, m y c,,, ;). Partiendo
del valor para y de N, y N, conocidos, se hall6 la
compresibilidad efectiva del medio poroso total
empleando la Ecuacion 37. El resultado se registra
en la Tabla 5.

Tabla 5. Solucién de N, my ¢, ¢ con la EBM propuesta,

yacimiento 1

N (STB) m Cem-f (pSi-1)
Calculado EBM -1378177  -2,217  6,18x10-5
Simulador 2037 699 1,000 4,16x10°

La solucion encontrada muestra similitud con la
de la EBM convencional, probablemente dada la
suposicion de que un solo valor de compresibilidad
puede representar el medio poroso total.

Yacimiento 2. Mayor capacidad de almacena-
miento en la matriz.

El simulador calcula que el petroleo original en
el yacimiento 2 es de 29 856 000 STB, de los cuales
corresponden 24 864 547 STB a la matrizy 4 991 553
STB a las fracturas; 32 094 363 MSCF es el gas original
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en el yacimiento, representado en 16 823 828 MSCF de
gas libre y 15 270 535 MSCF de gas disuelto. El tamafio
relativo de la capa de gas (m) es 0,3912. Al final de los
tres afios de produccion se llega a recuperar alrededor
del 13% del petroleo y el 28% del gas original.

La Figura 8 presenta el comportamiento de produc-
cion—presion generado por el simulador para el yaci-
miento 2. Los valores detallados se pueden consultar
en el Anexo 1.
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Figura 8. Resultados de presién y produccién (petréleo y gas
acumulado) de la simulacién realizada al yacimiento 2

- Método 0 (Solucion para N y m usando la EBM
convencional). El resultado de se muestra en la
Tabla 6.

Tabla 6. Solucién de la EBM convencional, yacimiento 2

N (STB) m
Calculado EBM convencional 22 449 490  0,7258
Simulador 29 856 100 0,3912

Aplicando pruebas de hipotesis se confirma con un
95% de confiabilidad que la solucion dada por la
EBM convencional en este caso no corresponde al
azar, es decir, la respuesta es inexacta. En compa-
racion con la respuesta obtenida para el yacimiento
1, se nota que existe una posible relacion entre la
predominancia de uno de los dos medios porosos
y la factibilidad de aplicar la EBM convencional.

- Método 1 (Solucién para N, y N,). La Tabla 7 mues-
tra el resultado que se obtuvo al aplicar regresion
lineal para petrdleo en matriz y fracturas.
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Tabla 7. Solucién de Ny y Ny con la EBM propuesta, yacimiento 2

Calculado EBM 34 456 658 -1 491 199 32 965 459

N, (STB) N, (STB) N,+N, (STB)

Simulador

24 864 547 4 991 553 29 856 000

o~
=
w

La solucion arrojada por el método 1 no es satis-
factoria para el yacimiento 2. Como alternativa,
se utiliza el método grafico. En la Figura 9 se
aprecia el grafico caracteristico, exhibiendo una
linea recta en los puntos finales. Los valores usados
para graficar pueden tomarse de la informacion
presentada en el Anexo 1.

DAOEL07 4
B
230607 | Y7 29979EH07x + 1,4419E406
B I St A

2206407 4 N <
DSER07
I10E+07 4o RS
B
2,00E+07 . . . .

Figura 9. Método gréfico para hallar N; y Ny en yacimiento 2

El resultado obtenido fue de 29 979 000 STB para
N,y 1441 900 para N,. Estos valores atn distan de
ser satisfactorios, pero es importante analizar que
la imprecision puede aumentar a medida que uno
de los dos medios porosos tenga mas predominan-
cia, hasta que la ecuacion de doble porosidad se
haga inaplicable. También se observa un compor-
tamiento pre—lineal semejante al que resultd para
el grafico caracteristico en el yacimiento 1.

- Método 2 (Solucién para N, my c,,, ,). La solucion
por este método se presenta en la Tabla 8.

Tabla 8. Solucién de N, m y ¢,y con la EBM propuesta, yacimiento 2

N (STB) m Cem-£ (PSi™)

Calculado EBM 31 972736 00,4000  1,13x10°

Simulador 29 856 000 0,3912  2,84x10°%
110

Estadisticamente se comprueban las siguientes
hipdtesis:

1) El modelo de dependencia es adecuado, 2)
existe relacion lineal entre y y cada una de las
tres variables independientes 3) la diferencia entre
los valores calculado y real es debida al azar con
mas del 90% de confiabilidad para el coeficiente
a, (petroleo original total) y con mas del 95% de
confiabilidad para el coeficiente a, (producto Nm),
pero la solucion es inexacta respecto al coeficiente
a; (producto N (1 +m) c,,.;).

En términos generales se obtuvo una solucion sa-
tisfactoria para las incognitas planteadas, puesto
que pese a la inexactitud en el coeficiente a;, es
precisamente la variable c,,, la que presenta
mayor incertidumbre en su evaluacion, siendo
importante la determinaciéon de su orden de
magnitud, que coincide con el real. Esto muestra
que el modelo 2 se adapta mejor a la suposicion
de un solo medio poroso equivalente, dada la me-
nor capacidad de almacenamiento en el sistema
de fracturas.

De acuerdo con los resultados presentados, pa-
rece existir una relacion entre el predominio de
uno de los dos medios porosos en el yacimiento
y la precision de la EBM convencional. Cuando
los medios porosos matriz y fracturas posean
capacidad de almacenamiento similar, la EBM
convencional tenderd a volverse inaplicable y
es donde mejor se desempena la EBM de doble
porosidad propuesta.

CONCLUSIONES

Se desarroll6 una nueva EBM aplicable a sistemas
de doble porosidad con capa de gas inicial y se
propusieron dos métodos de solucidn por regresion
lineal, un método grafico y se planted la posibilidad
de emplear regresion no lineal como una herramienta
de solucion valida y equivalente a los otros métodos
hasta el momento usados.

Se probo la validez de la EBM comparando los re-
sultados obtenidos con los de un simulador numérico
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de yacimientos; se realiz6 un andlisis de la incerti-
dumbre asociada a cada variable, reflejada en los
intervalos de confianza resultantes de la aplicacion
de los métodos de solucion a la EBM.

La EBM en su forma de la Ecuacion 34, mostro
ser aplicable, con razonable precision y exactitud
—demostradas estadisticamente—, a sistemas que
cumplan adecuadamente la propiedad de diferen-
ciacion de los medios porosos, como el yacimiento
1 —tipo B— presentado.

La EBM en su forma de la Ecuacion 39 es apropiada
—con base en los resultados de analisis estadistico
efectuados— para solucionar las incognitas involu-
cradas en sistemas de doble porosidad que cumplan
la propiedad de ser representados por una compre-
sibilidad equivalente para el medio total, como el
yacimiento 2 —tipo A—.

Con la EBM propuesta, en su forma de la Ecuacion
34, es posible encontrar la capacidad de almacena-
miento en cada medio poroso mediante regresion
lineal; ademas de la compresibilidad efectiva del
sistema de fracturas y el tamaiio relativo de la capa
de gas, utilizando la técnica de regresion no lineal.

A partir de la forma de la Ecuacion 39 de la EBM
propuesta —suposicion de un medio poroso de
compresibilidad equivalente— es posible hallar por
regresion lineal: el petroleo original en el yacimiento,
el tamafio relativo de la capa de gas y la compresi-
bilidad efectiva equivalente del sistema total.

Se evidencid que la EBM convencional no es apro-
piada para representar sistemas de doble porosidad,
y que esta deficiencia se incrementa al aumentar el
grado de semejanza en la capacidad de almacena-
miento entre los medios porosos.
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ANEXOS

Tabla de datos de resultados de la simulaciéon y
coeficientes para el método grafico

Tabla A1. Datos para el yacimiento 1

Tiempo N, G, R, [P By B, R, F

(dias) (STB) (SCF) (SCF/STB) (psia) (rb/SCF)  (rb/STB)  (SCF/STB) (STB)

0 0 0,00E+00 3.305,4  0,000870 1,2511 510,0

45 13.500  5,91E+07 4.378,1 3.256,9  0,000872 1,2481 510,3 50.474

91 27.300 1,29E+08 4.722,4 3.202,7  0,000885 1,2444 500,3 110.226
135 40.500 1,92E+08 4.745,4 3.153,5 0,000900  1,2403 489,4 166.295
182 54.600  2,50E+08 4.574,2 3.095,9  0,000914 1,2366 479,7 220.662
227 68.100  3,02E+08 4.435,2 3.042,3  0,000931 1,2322 468,6 272.018
274 82.200  3,55E+08 4.319,5 2.989,1  0,000948 1,2282 458,5 325.773
319 95.700  4,06E+08 4.246,0 2.941,9  0,000965 1,2242 448,7 378.719
366 109.800  4,58E+08 4.172,4 2.894,1  0,000980  1,2206 440,1 433.919
411 121.050  4,97E+08 4.109,6 2.857,5  0,000996 1,2171 431,7 477.226
456 132.300  5,39E+08 4.074,4 2.820,7 0,001009  1,2143 425,3 523.292
500 143.300  5,79E+08 4.043,0 2.785,5 0,001022 1,2116 419,0 568.903
547 155.050  6,21E+08 4.006,6 2.748,9  0,001035 1,2090 413,0 617.484
592 166.300  6,60E+08 3.970,0 2.714,7  0,001049 1,2063 406,9 663.882
639 178.050  6,97E+08 3.917,1 2.680,6  0,001062 1,2038 401,3 710.052
684 189.300  7,30E+08 3.857,9 2.649,3  0,001076 1,2012 395,7 752.439
731 201.050  7,64E+08 3.799.3 2.617,2 0,001088 11,1989 390,7 796.698
776 210.050  7,88E+08 3.752,9 2.593,6  0,001102 1,1966 385,7 829.865
821 219.050  8,13E+08 3.711,5 2.569,9  0,001112 1,1948 382,0 863.750
865 227.850  8,37E+08 3.674,5 2.546,7  0,001122 1,1931 378,3 897.439
912 237.250  8,65E+08 3.644,9 2.520,9  0,001132 1,1914 374,8 935.798
957 246250  8,91E+08 3.617,3 2.496,5  0,001144 1,1895 370,8 972.711
1004 255.650  9,17E+08 3.588,4 2.471,5  0,001155 1,1878 367,2 1.011.248
1049 264.650  9,42E+08 3.560,9 2.448,0 0,001167 11,1859 363,5 1.048.139
1095 273.850  9,67E+08 3.532,9 2.424,4 0,001178 11,1842 360,0 1.085.842
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FCUACION DE BALANCE DE MATERIA PARA SISTEMAS DE DOBLE POROSIDAD

B, c c, c3 Cy X4 Xy

(rb/STB) (By/By;)-1 m((By/Bg)-1)  (m+1)c,,,"DP  (m+1)c*DP cit+cytcs ci+cy+cy
1,2511

1,2479 0,001529 0,017645 0,001131 0,009570 0,020305 0,028744
1,2530 0,006199 0,034870 0,002396 0,020269 0,043464 0,061337
1,2589 0,010529 0,051004 0,003543 0,029971 0,065076 0,091504
1,2643 0,015736 0,070588 0,004888 0,041356 0,091212 0,127680
1,2708 0,020703 0,089438 0,006138 0,051928 0,116279 0,162068
1,2770 0,025767 0,108817 0,007378 0,062421 0,141962 0,197005
1,2833 0,030388 0,126623 0,008480 0,071744 0,165492 0,228756
1,2891 0,035185 0,145220 0,009595 0,081173 0,190001 0,261578
1,2951 0,038953 0,159899 0,010449 0,088401 0,209301 0,287252
1,2998 0,042819 0,175025 0,011307 0,095660 0,229151 0,313503
1,3047 0,046607 0,189897 0,012130 0,102618 0,248633 0,339121
1,3094 0,050631 0,205753 0,012984 0,109846 0,269367 0,366230
1,3144 0,054466 0,220910 0,013780 0,116581 0,289156 0,391957
1,3192 0,058388 0,236457 0,014577 0,123318 0,309421 0,418162
1,3241 0,062073 0,251097 0,015308 0,129508 0,328479 0,442679
1,3288 0,065919 0,266412 0,016056 0,135831 0,348386 0,468161
1,3336 0,068815 0,277968 0,016608 0,140501 0,363391 0,487285
1,3372 0,071759 0,289727 0,017159 0,145168 0,378645 0,506653
1,3409 0,074694 0,301468 0,017700 0,149743 0,393862 0,525906
1,3445 0,078022 0,314800 0,018303 0,154840 0,411125 0,547662
1,3487 0,081229 0,327661 0,018872 0,159659 0,427762 0,568549
1,3527 0,084577 0,341101 0,019456 0,164596 0,445134 0,590274
1,3569 0,087782 0,353980 0,020004 0,169236 0,461766 0,610998
1,3609 0,091058 0,367156 0,020555 0,173892 0,478768 0,632105
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EIDER NIZ et al.

Tabla A2. Datos para el yacimiento 2

Tiempo N, G, R, P By B, R F

(dias) (STB) (SCF) (SCF/STB) (psia) (rb/SCF)  (rb/STB)  (SCF/STB) (STB)

0 0 0,00E+00 3.300,0  0,000870 1,2511 510,0

45 90.000 1,73E+08 1.922,3 3.270,3  0,000882 1,2455 503,0 179.613

91 182.000  5,98E+08 3.283,6 3.223,8  0,000894 1,2419 493,6 543.686
135 270.000  1,09E+09 4.026,4 3.172,6  0,000909 1,2380 483,4 962.112
182 364.000  1,63E+09 4.483,7 3.111,6  0,000927 1,2334 471,6 1.440.583
227 454.000  2,13E+09 4.681,7 3.047,5  0,000946 1,2286 459,4 1.895.578
274 548.000  2,62E+09 4.772,1 2.984,6  0,000966 1,2238 447,8 2.366.050
319 638.000  3,06E+09 4.790,1 2.932,1 0,000983 1,2199 438,4 2.804.560
366 732.000  3,48E+09 4.753,8 2.881,7 0,001001 1,2161 429,5 3.243.272
411 912.000  4,11E+09 4.501,5 2.807,8 0,001027 1,2106 416,8 3.940.528
456 1.092.000 4,69E+09 4.291,5 2.738,3 0,001053 1,2055 405,1 4.624.319
500 1.268.000  5,19E+09 4.093,5 2.676,1 0,001078 1,2009 395,0 5.256.258
547 1.456.000 5,67E+09 3.892,2 2.615,7 0,001102 1,1965 385,4 5.891.671
592 1.636.000  6,08E+09 3.719,3 2.562,2  0,001125 1,1925 3771 6.478.253
639 1.824.000 6,48E+09 3.554,5 2.509,7  0,001149 1,1887 369,2 7.068.971
684 2.004.000 6,83E+09 3.408,4 2.462,8 0,001171 1,1853 362,2 7.611.819
731 2.192.000 7,15E+09 3.264,0 2.417,7 0,001193 1,1820 355,6 8.148.910
776 2.462.000 7,50E+09 3.047,4 2.365,5 0,001219 1,1783 348,1 8.794.090
821 2.732.000 7,83E+09 2.867,1 2.316,1 0,001245 1,1747 341,2 9.432.821
865 2.993.767 8,13E+09 2.716,5 2.271,1 0,001270 1,1715 335,0 10.039.368
912 3.245.542  8,40E+09 2.588,4 2.230,3 0,001293 1,1685 329,5 10.608.315
957 3.452.936  8,61E+09 2.493,8 2.198,3 0,001312 1,1662 325,2 11.070.293
1004  3.641.279 8,80E+09 2.415,4 2.170,2  0,001329 1,1642 321,5 11.486.484
1049  3.796.304 8,94E+09 2.355,5 2.147,9  0,001343 1,1626 318,6 11.826.350
1095  3.937.120 9,07E+09 2.304,4 2.128,0  0,001355 1,1612 316,1 12.133.866
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FCUACION DE BALANCE DE MATERIA PARA SISTEMAS DE DOBLE POROSIDAD

B, [ cy C3 Cy X1 Xo

(rb/STB) (By/By)-1 m((By/Bg)-1)  (m+1)c,,,"DP  (m+1)cDP ci+cytcs ci+cytcy
1,2511

1,2516 0,000392 0,005274 0,000589 0,004082 0,006255 0,009748
1,2566 0,004368 0,010993 0,001509 0,010465 0,016870 0,025827
1,2622 0,008835 0,017481 0,002522 0,017490 0,028838 0,043806
1,2690 0,014297 0,025494 0,003729 0,025864 0,043520 0,065655
1,2764 0,020216 0,034270 0,004999 0,034674 0,059485 0,089159
1,2839 0,026209 0,043242 0,006245 0,043314 0,075696 0,112765
1,2903 0,031366 0,051025 0,007285 0,050523 0,089675 0,132913
1,2967 0,036453 0,058752 0,008281 0,057435 0,103486 0,152640
1,3064 0,044203 0,070609 0,009745 0,067591 0,124557 0,182402
1,3159 0,051806 0,082324 0,011120 0,077126 0,145251 0,211257
1,3248 0,058913 0,093337 0,012352 0,085669 0,164602 0,237919
1,3338 0,066105 0,104534 0,013548 0,093966 0,184188 0,264606
1,3421 0,072735 0,114893 0,014608 0,101315 0,202236 0,288944
1,3505 0,079483 0,125468 0,015646 0,108514 0,220596 0,313464
1,3584 0,085750 0,135311 0,016574 0,114954 0,237635 0,336014
1,3662 0,091995 0,145138 0,017467 0,121149 0,254601 0,358282
1,3756 0,099505 0,156975 0,018501 0,128314 0,274980 0,384794
1,3849 0,106918 0,168673 0,019479 0,135099 0,295070 0,410690
1,3937 0,113949 0,179780 0,020371 0,141283 0,314099 0,435012
1,4019 0,120556 0,190223 0,021178 0,146883 0,331956 0,457661
1,4086 0,125916 0,198698 0,021812 0,151281 0,346426 0,475895
1,4147 0,130740 0,206326 0,022367 0,155134 0,359434 0,492200
1,4196 0,134678 0,212554 0,022810 0,158206 0,370042 0,505438
1,4241 0,138240 0,218187 0,023203 0,160932 0,379630 0,517358
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