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RESUMO

Apresenta-se estudo do escoamento trifasico em meio poroso, por meio de
dados experimentais e simula¢cdes numeéricas, com o objetivo de caracterizar o
processo de recuperacdo avancada de petrleo por injecdo Alternada de Agua e
Gas - WAG. Sao obtidos dados experimentais de injecdo de agua e CO, em rochas
carbonaticas. Como essas rochas sdo suscetiveis a dissolucdo, verifica-se um
aumento acentuado de permeabilidade absoluta, mostrando que a obtencdo dos
parametros necessarios para descrever o escoamento em rochas carbonaticas
requer procedimentos experimentais bem mais elaborados do que os atualmente
existentes. E avaliada uma metodologia para caracterizacdo de experimentos em
rochas ndo carbonaticas, de forma a permitir uma previsdo adequada do
comportamento do método WAG em escala de laboratério e de campo. Os modelos
de conversao das permeabilidades relativas bifasicas em trifasicas e o modelo de
histerese de permeabilidades relativas séo testados. Avalia-se que a escolha do
modelo de permeabilidade trifasico deve ser criteriosa e baseada em resultados de
experimentos realizados em condigbes proximas as do reservatorio em questao.
Diferentes modelos produzem resultados bastante dispares em determinadas
condicbes, podendo causar diferencas enormes na previsao de producdo. O
fendmeno de histerese de permeabilidades relativas foi levado em consideracdo. O
efeito de histerese em processos WAG fica claro nos dados experimentais, tanto na
producdo de 6leo quando nos diferenciais de pressdo envolvidos, que afetam a
injetividade dos fluidos. Demonstra-se que a correta caracterizacdo da histerese é
essencial para uma representacdo mais acurada dos dados experimentais e para

uma adequada previsdo do comportamento do método WAG em escala de campo.



ABSTRACT

We study three phase flow in porous media by means of experimental data and
numerical simulations, to characterize the oil recovery in Water Alternating Gas
injection (WAG) process. We evaluate experimental data of water and CO; injection
in carbonate rocks. As these rocks are susceptible to react with injected fluids, we
obtain a fast increase in absolute permeability, showing that the experimental
procedure to obtain the necessary parameters for characterization of three-phase
flow in carbonate rocks needs conceptual changes. A flow characterization
methodology for non carbonate rocks is evaluated to enable an appropriate
description of WAG process in laboratory and field scale. Models for three-phase
relative permeability, obtained from two phase measures, and for relative
permeability hysteresis are tested. The choice of three-phase relative permeability
model should be judicious and based on results of experimental data performed in
conditions close to reservoir condition. We observed large deviations of oil recovery
and pressure difference obtained from different models. The relative permeability
hysteresis was considered to calculate the multiphase flow. The hysteresis effect in
WAG processes is clearly important, as shown in the experimental data and
computational simulations, in terms of both oil production and pressure differences. It
is also clear that the hysteresis affects the fluid injectivity. It is shown that the correct
characterization of hysteresis effect is essential for a more accurate representation of
experimental data and for a suitable prediction of production trough WAG injection in

field scale.
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1. INTRODUCAO

1.1. Motivacéo

Para suprir as demandas mundiais de energia nos préximos anos, é
necessario aumentar as reservas de petroleo. Isso pode ser feito por meio da
exploracdo e descoberta de novos campos de petroleo ou pelo aumento do Fator de
Recuperacédo (FR) dos reservatorios de petroleo j4 descobertos. A média mundial de
fator de recuperacao gira em torno de 35% (LABASTIE, 2011), ou seja, mais da
metade do petroleo dos campos descobertos ndo é produzido, permanecendo no
reservatorio. Em outras palavras, para cada barrii de 6leo produzido,
aproximadamente dois barris sdo deixados nos poros das rochas.

Esse € 0 motivo para se investir em métodos que aumentem a recuperacao.
Visando retirar mais petroleo dos reservatorios, diversas tecnologias séao
empregadas pela indastria petrolifera, partindo da injecdo de agua, o mais utilizado
dos métodos, até métodos de recuperagcdo avancada de petrdleo como injecdo de
gas, vapor, produtos quimicos, entre outros.

Analisando esse cenario mundial, juntamente com as novas descobertas de
petréleo leve com teores de CO, do pré-sal brasileiro, a injecdo do gas produzido
ganha destaque. Essa técnica passa a ser ndo s6 uma oportunidade para aumento
do FR desses campos, como também uma maneira de estocar o CO, produzido,
atuando positivamente na questdo ambiental, tdo requisitada atualmente.

Almeida et al. (2010) afirmam que a alternativa para os campos do pré-sal é
a re-injecao do gas produzido, contendo CO,, e que 0 método de injecéo alternada
de agua e gas - WAG (Water Alternating Gas) - tem uma boa perspectiva de
aumento do fator de recuperacédo de petréleo desses reservatorios.

A injecdo alternada de agua e gas (WAG) € uma técnica que visa combinar os
beneficios da inje¢cdo de agua com os da injecdo de gas. O processo WAG tende a
aumentar a eficiéncia de recuperacéo comparada com aquela que se atingiria com a
injecdo de gas ou agua isoladamente. A aplicacdo dessa técnica, porém, envolve
fendmenos fisico-quimicos bastante complexos, alguns dos quais ignorados nos
processos usuais de producdo de reservatorios. Esses fenbmenos sédo de dificil
caracterizacao e, consequentemente, a predicdo do desempenho do processo WAG
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em escala de campo € bastante complicada. A simulacdo numérica desse processo
€ um desafio ainda distante de ser completamente entendido no atual estado de
desenvolvimento. A alternancia da injecdo de agua e gas modifica completamente
as permeabilidades relativas no reservatério, conferindo, por exemplo, uma grande
importdncia ao célculo da permeabilidade relativa trifasica e ao fenébmeno de
histerese, fendmenos estes ainda ndo completamente compreendidos pela industria
de petroleo.

Os modelos de permeabilidade relativa trifasica e histerese, implementados
nos simuladores de reservatério comerciais, foram desenvolvidos a partir de
(poucos) dados experimentais de sistemas molhaveis a 4gua e ndo ha garantia que
representem bem o escoamento em meios de molhabilidade mista. Acredita-se que,
grande parte dos reservatorios reais tende a ser de molhabilidade mista ou
intermediaria, principalmente no caso de reservatérios de rochas carbonaticas como
0 pré-sal.

E imprescindivel conhecer melhor o comportamento do processo WAG,
inicialmente em escala de laboratério. Através da simulacdo de experimentos,
avaliar se os simuladores de reservatorios, que sdo amplamente utilizados pela
indUstria para previsdo e desenvolvimento da producdo, tém condicdo de
representar satisfatoriamente os fendbmenos presentes numa injecdo WAG, com 0s

modelos de permeabilidade trifasica e histerese disponiveis atualmente.

1.2. Objetivo

7

O objetivo deste trabalho é entender melhor os fendmenos envolvidos no
processo de injecdo alternada de agua e gas (WAG) em meios porosos, e avaliar,
especificamente, os efeitos de permeabilidade relativa trifasica e o fenbmeno de
histerese, através da analise e simulacdo computacional dos dados experimentais
obtidos em laboratorio.

Por meio de dados experimentais de injecdo de agua e CO, em rochas
carbonaticas, avaliar a interacdo entre fluidos injetados e rocha e sua implicacédo na
obtencdo de parametros necessarios para descrever o escoamento nesse tipo de
reservatorio.

A partir de experimentos de escoamento em meio poroso ndo carbonatico,

realizados em condicdes de molhabilidade mista, pretende-se avaliar a capacidade
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do simulador de reservatorio em representar os dados experimentais medidos, para
avaliar esses fenbmenos de escoamento multifasico em meios porosos nos
experimentos, possibilitando assim uma andlise da eficiéncia do método para
aplicacdo em escala de campo. Sem uma representacdo adequada desses
fenbmenos, a simulacéo do processo WAG é inadequada, inviabilizando a previséo,
avaliacdo econdmica e planejamento da producdo de um campo submetido a essa
técnica.

Os diferentes modelos de permeabilidade relativa trifasica e histerese de
permeabilidade relativa, além de modelo de histerese, usados nos simuladores
serdo testados. Além disso, pretende-se avaliar o efeito desses fenébmenos de
permeabilidade relativa trifasica e histerese e sua adequada representacdo em
escala de campo. Visto que dados de processos WAG em reservatorios reais néo
séo disponiveis, serd avaliado o efeito da utilizagdo de parametros de histerese de
permeabilidade relativa obtidos dos dados experimentais de laboratério para uma

adequada previsdo do comportamento da técnica WAG em campo.

1.3. Organizacao da Dissertagao

Esta dissertacdo esta dividida em mais 4 capitulos.

O Capitulo 2 apresenta uma revisao bibliografica contendo engenharia de
reservatorios e caracteristicas da recuperagdo de petréleo. Aspectos importantes
sdo destacados, em especial 0os que se aplicam ao método de recuperacdo
avancada por injecdo alternada de agua e gas (WAG). O método WAG &, entéo,
apresentado com certo detalhamento de suas caracteristicas, e principlmente no que
se refere a importancia das permeabilidades relativas trifasicas e do fenbmeno de
histerese. Uma breve revisdo sobre a simulacdo de reservatérios de petrdleo é,
também, apresentada.

O Capitulo 3 descreve a metodologia experimental utilizada. O aparato
experimental do laboratério € apresentado e 0s experimentos realizados sao
explicados. Em seguida, os dados experimentais que serdo utilizados para os
estudos de simulacéo, obtidos previamente no mesmo laboratério e sob a mesma

metodologia experimental, sdo descritos.
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O Capitulo 4 apresenta os resultados obtidos. Inicialmente, sdo apresentados
os dados experimentais obtidos com injecdo de 4gua/CO, em rochas carbonaticas.
A discussao se refere as dificuldades experimentais de obtencdo de parametros
para descrever o comportamento do escoamento de fluidos acidos em rochas
carbonéticas, devido ao processo de dissolu¢cdo da rocha durante o periodo de
observacdo experimental. Em seguida, os resultados obtidos das simulacdes
computacionais para descrever o0 escoamento em rochas nao reativas sao
discutidos.

O Capitulo 5 reune as principais conclusfes obtidas neste estudo e sugestbes
para trabalhos futuros. Levantam-se os possiveis problemas oriundos das intera¢cfes
rocha-fluidlo em rochas reativas, como as carbonaticas, em condicbes de
reservatorio e consequente dificuldade experimental. Destaca-se a importancia das
permeabilidades relativas trifasicas e do fendmeno de histerese para descrever o

método de recuperacdo WAG.
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2. REVISAO BIBLIOGRAFICA

2.1. REVISAO GERAL SOBRE ESCOAMENTO EM MEIOS POROSOS:

RECUPERACAO DE PETROLEO

O processo de producdo de petréleo de um reservatorio pode ocorrer de
diferentes maneiras e diversos tipos de classificacéo ja foram propostos. Durante o
processo de producdo, a energia do reservatorio € dissipada pela propria reducéo da
massa de hidrocarbonetos, pela descompressdo e por dissipacdes viscosas e
capilares encontradas ao longo do reservatério (ROSA; CARVALHO; XAVIER,
2006).

De maneira geral, a Recuperacao Primaria utiliza a energia acumulada no
reservatorio de petroleo, determinada pelo volume e natureza dos fluidos presentes
e pelos niveis de presséo e temperatura. Muskat (1949) a define como o periodo de
producdo desde a descoberta do campo até que sua energia ndo seja mais
suficiente para sustentar uma producdo economicamente viavel de petroleo. A
Recuperacdo Secundaria se vale da injecéao de fluidos, basicamente agua, podendo
também ser gas, com objetivo de manutencdo, ou restauragdo, da pressdo do
reservatério. A Recuperacdo Terciaria ocorre quando métodos especiais sao
utilizados para reduzir as resisténcias presentes no reservatorio, por exemplo,
alterando propriedades dos fluidos ou alterando intera¢des rocha-fluido.

Essa sequéncia cronologica de procedimentos indica que apos o
esgotamento da energia primaria, parte-se para a recuperacdo secundaria e entao
para a terciaria. Isso ndo € regra geral, visto que os métodos de recuperacdo podem
ser, e cada vez mais sao, aplicados em qualquer momento, desde o inicio da vida de
um campo, de forma a maximizar o Fator de Recuperacgéo (FR) dos reservatorios.

Em outra forma de classificacdo, os métodos convencionais de recuperacao
englobam a recuperacdo primaria e injecdes de fluidos, agua ou gas imiscivel,
apenas com a finalidade de deslocar o 6leo dos poros da rocha, ou para manter a
pressao do reservatario.

Os meétodos especiais de recuperagdo consistem da inje¢do de fluido(s) no

reservatorio com o objetivo de vencer as resisténcias ao escoamento e de aumentar
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o FR além do obtido (ou do que seria obtido) pelos métodos convencionais. Esses
processos recebem diversos nomes diferentes: Enhanced Oil Recovery (EOR),
Métodos Especiais de Recuperacdo, Recuperacdo Melhorada de Petroleo, ou até
mesmo Recuperagdo Terciaria. A Recuperacdo Avancada de Petréleo - Improved
Oil Recovery (IOR) - é qualquer acado para aumentar o FR de um reservatorio,
incluindo outras agbes de diferentes naturezas como perfuragdo de novos pogos,
otimizacdo da malha de drenagem, sismica para melhor caracterizacdo das
acumulacdes, entre outros. De uma maneira geral a IOR engloba a EOR.

Dentro dos métodos especiais de recuperacdo podemos destacar alguns dos

principais:

. Métodos Quimicos: polimeros, surfactantes, alcalis, espumas.

. Métodos Térmicos: vapor, combustao in situ.

. Métodos Misciveis: CO,, N, solventes organicos.

. Métodos Microbioldgicos (MEOR): injecdo de microorganismos.

O principal método, amplamente utilizado no mundo inteiro, é a injecado de
agua.
A Eficiéncia de Recuperacdo de petroleo de rochas-reservatério é

determinada por duas variaveis fundamentais: a eficiéncia de varrido (E,, sweep

efficiency) e a eficiéncia de deslocamento (E,). A primeira esta ligada a capacidade
do fluido injetado de atingir as diversas regidbes do reservatorio. Ja a Ultima
determina o quanto se pode remover de O6leo, microscopicamente, de uma

determinada porgéo de rocha que, efetivamente, € contatada pelo fluido deslocante.

E=EE (eq. 1)

- E = Eficiéncia de Recuperacao

- E, = Eficiéncia de varrido (eficiéncia volumétrica). Representa o quanto do
fluido deslocante contatou o reservatério. E também chamada de -eficiéncia
macroscopica de deslocamento. Pode ser dividida em eficiéncia de varrido areal (Ea)
e vertical (E,):

- E, = Eficiéncia de deslocamento. Representa o quanto de O6leo foi
"empurrado” em direcdo ao poco produtor, dentre o volume que foi efetivamente

contatado pelo fluido deslocante. E também chamada de eficiéncia microscopica.
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A eficiéncia de varrido (E,) é determinada por fatores como: malha de

drenagem, heterogeneidades do reservatorio, importancia relativa entre efeitos
ViSCOSOs e gravitacionais, razdo de mobilidade.

A mobilidade de um fluido (A) é a relacédo entre a permeabilidade efetiva a
esse fluido no meio poroso e a sua viscosidade. A razdo de mobilidade (M) € a
relacdo entre a mobilidade do fluido deslocante (agua) e a mobilidade do fluido
deslocado (6leo).

_Aw — kw/luw_ Hy k_w
A, ko, o,k (eq. 2)

Sendo k, e k, as permeabilidades efetivas a agua e ao Oleo e u, e u, as

viscosidades da agua e do 6leo.

Como a agua €, normalmente, menos viscosa que o Oleo do reservatorio, sua
mobilidade € maior que a deste e, consequentemente, a razdo de mobilidade
agua/dleo é, geralmente, maior que a unidade. Além disso, 0s reservatorios de
petréleo ndo sdo meios homogéneos e a agua injetada penetra mais facilmente nas
regibes com maior permeabilidade e encontra caminhos preferenciais, fluindo em
direcdo aos pocos produtores sem varrer algumas regibes do reservatorio,
implicando na diminuicdo da eficiéncia de varrido. Portanto, quanto maior a razédo de
mobilidade, menor a eficiéncia de varredura e, conseqientemente, menor a

eficiéncia de recuperacao (Figura 1).



21

—-r-\\‘/{/ 100
A \ A
1\
/ - B
, w
B C
'
r ,’: /'
C /I':":’//’H 0 z
- ,,’:’ Injecdo acumulada
=
A—Razao de Mobilidade favoravel (M<1)
B — Razéo de Mobilidade (M= 1)
C — Razéao de Mobilidade desfavoravel (M>1)

Figura 1 — Efeito da razdo de mobilidade no varrido em uma sec¢édo areal sobre o Fator de
Recuperacao (adaptado de Klins, 1984).

A eficiéncia de deslocamento ( E,) esta relacionada com a saturacdo de oOleo
residual (S,,) e representa a fragdo do 6leo movel recuperado (ROSA; CARVALHO;

XAVIER, 2006):

S. (eq. 3)
Sendo S, a saturagdo de Oleo inicial, fracdo volumétrica do espago poroso

inicialmente ocupada por 6leo e S, a saturacdo de Oleo residual que representa a

fracdo volumétrica do espaco poroso ocupada por 6leo ao final do processo. Vale
ressaltar que o termo saturacdo, neste trabalho, representa a fracdo do volume
poroso ocupado por determinado fluido.

A saturacdo residual, ou irredutivel, se deve a existéncia dos fendmenos
capilares, relacionados com as tensdes superficiais e interfaciais entre os fluidos e a
rocha e a geometria de poros. As tensbes interfaciais mencionadas estao

diretamente relacionadas a molhabilidade de cada fluido.
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A pressao capilar entre dois fluidos imisciveis pode ser interpretada como a
pressédo a ser exercida sobre um fluido ndo molhante para que ele penetre em um
capilar (poro), deslocando um fluido molhante que inicialmente ocupava o capilar. A
pressdo capilar pode ser calculada pela equacao de Laplace (ROSA; CARVALHO;

XAVIER, 2006). Para um poro de geometria circular, tem-se:

_ 20]cosd|
oy (eq. 4)

C

Pe

Sendo p, a presséo capilar (N/m2?), o a tenséo interfacial (IFT) entre os fluidos
(N/m), r. o raio do capilar (m) e € o angulo de contato entre o fluido ndo molhante e
0 sOlido (radiano).

A molhabilidade da rocha reservatorio e a tensao interfacial entre fluidos
afetam diretamente o escoamento dos fluidos no meio poroso. A molhabilidade é
definida em termos da interacdo de duas fases imisciveis, como 06leo e 4gua, com
uma superficie sélida, como os poros de uma rocha, e pode ser medida pelo angulo
de contato formado com a rocha (LAKE, 2007). A performance da injecao de agua,
gas ou do processo alternando gas e agua é fortemente afetada pela condicdo de
molhabilidade da rocha (FATEMI et al., 2011).

Nos processos usuais de deslocamento imiscivel, como a injecdo de agua, a
saturacdo de Oleo residual (S, ) € comumente bastante elevada. Isto é atribuido a
formacéo de interfaces entre os fluidos deslocante e deslocado, o que culmina na
geracdo de forcas capilares que atuam retendo Oleo em alguns poros. Essa
saturacao residual €, portanto, funcdo da estrutura porosa, molhabilidade, forcas
capilares, que séo diretamente dependentes das tensdes interfaciais entre os fluidos

deslocante e deslocado e a rocha. Quanto menor a tenséo interfacial, menora S, . A
diminuicdo acentuada ou a eliminacdo destas forcas capilares permitiria,
teoricamente, reduzir a S,, a valores praticamente nulos (HOLM, 1976).

Para que ocorra um decréscimo significativo da saturacéo residual de 6leo é
necessario um aumento acentuado no numero capilar (N.), um grupo adimensional
que representa a razao entre as forgas viscosas e capilares:

_ forgasviscosas _ vy,

N =
¢ forcascapilares o (eq. 5)
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Sendo v a velocidade do fluido deslocante (m/s), u, a viscosidade do fluido

deslocante (N.s/m?) e g a tensao interfacial (N/m).
Dificuldades de ordem pratica, como a elevacao da presséo acima da pressao
de fratura do reservatério, impedem que se atue na velocidade do fluido deslocante

para aumentar N_ através do aumento da presséo de inje¢cdo. Além do que, isso

causaria um crescimento exponencial de tamanho e custos dos equipamentos
(bombas, quantidade de agua tratada). A solucdo é, entdo, diminuir a tenséo
interfacial entre o fluido deslocante e o 6leo (KLINS, 1984).

Portanto, uma das formas de se melhorar a eficiéncia de deslocamento &
injetar um fluido que seja totalmente miscivel ao 6leo, evitando a formacdo de
interfaces e as forcas capilares de retencdo (HOLM, 1976). Este fluido é

denominado de “solvente”.

2.1.1. Miscibilidade

Deslocamentos misciveis ocorrem com a formacdo de uma regido de uma
"Unica fase" entre os fluidos deslocante e deslocado, sem aparente descontinuidade

ou interface entre eles. Assim, a tensédo interfacial € nula e a S, tende a zero

(KLINS, 1984). Dois fluidos sdo completamente misciveis, ou misciveis ao primeiro
contato, se, quando misturados em quaisquer proporcdes, formam somente uma
fase a uma dada temperatura e pressdo. Excetuando-se a possibilidade de
transformacdes quimicas no processo de mistura ou condicbes drasticas de
pressdo, todos 0s gases sao misciveis entre si. Contudo, a miscibilidade entre dois
liquidos depende de suas semelhancas quimicas, de suas composi¢coes e das
condi¢cbes de pressao e temperatura. A miscibilidade, portanto, pode ser parcial, isto
€, ocorrer apenas sob determinadas condi¢cdes (ROSA; CARVALHO; XAVIER,
2006).

Nos processos com baixas eficiéncias de deslocamento, ou seja, onde o
fluido injetado ndo consegue expulsar o Oleo dos poros da rocha devido as altas
tensdes interfaciais e/ou superficiais, os métodos misciveis de recuperagdo sao 0s
mais indicados. Esses meétodos se ocupam da injecdo de fluidos que sejam
misciveis ou que venham a se tornar misciveis com o 6leo do reservatorio, de tal

modo que ndo existam tensdes interfaciais e forcas capilares de retencdo. Alguns
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exemplos de fluidos que podem ser utilizados para deslocamentos misciveis sao:
gas natural, dioxido de carbono, nitrogénio e gas de combustédo (flue gas), entre
outros (ROSA; CARVALHO; XAVIER, 2006).

A pressdo minima de miscibilidade (PMM) depende fundamentalmente da
temperatura (quanto maior a T, maior a PMM), da composicdo do Oleo e da
composicao do solvente.

Os processos misciveis podem ser divididos nas seguintes categorias:

. Misciveis ao Primeiro Contato (MPC)

Dois fluidos sdo completamente misciveis, ou misciveis ao primeiro contato,
se, quando misturados em quaisquer proporgdes, formam somente uma fase a uma
dada temperatura e pressao. Neste caso, o fluido injetado seria diretamente miscivel
com o Oleo do reservatorio nas condicdes de pressdo e temperatura existentes
(GREEN; WILLHITE, 1998).

. Misciveis por Mdultiplos Contatos (MMC)

O processo de miscibilidade depende da modificacdo da composicao da fase
injetada e/ou da fase oleosa, através de multiplos contatos e da transferéncia de
massa entre elas (GREEN; WILLHITE, 1998). Dois fluidos sdo misciveis por
multiplos contatos se, fixando-se a temperatura e a pressdo, a composi¢cao de
miscibilidade for atingida em um ponto qualquer do sistema. A miscibilidade por
multiplos contatos ocorre pelo mecanismo de solubilizacdo/extracdo. Parte do
solvente extrai componentes do 0Oleo e parte nele se solubiliza, até que ambas as
fases déem origem a uma Unica fase estavel (JARREL et al., 2002).

Um ponto interessante é que, dependendo do comportamento de fases, esses
multiplos contatos necessarios para solubilizacdo podem ocorrer ainda préximos ao
poco injetor e o processo pode ser tao eficiente quanto na condicdo MPC (KLINS,
1984).

Mesmo que a miscibilidade completa ndo seja atingida, a injecdo de um géas
imiscivel (ou préximo a miscibilidade) também € capaz de proporcionar saturacdes
residuais de 6leo menores do que as que a agua proporcionaria. Isso é atribuido a
uma seérie de fendmenos que atuam conjuntamente, como a reducéo de viscosidade
e o inchamento do 6leo (oil swelling). No caso de solventes gasosos, ha o efeito
adicional da maior eficiéncia de deslocamento, em comparacdo com a eficiéncia de
deslocamento dos liquidos. Com a reducdo da tensao interfacial para valores

proximos a zero, a saturacdo de Oleo residual (quantidade de 6leo que ficaria
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aprisionada nos poros) se aproxima de zero e as curvas de permeabilidade relativa
se transformam em linhas retas, facilitando o deslocamento de d4leo, conforme se
observa na Figura 2 (KLINS, 1984).

Sistema C1-C7
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Figura 2 — Curvas de permeabilidades relativas gas/liquido para baixos valores de tenséo interfacial
(Klins, 1984).

Behzadi e Alvarado (2010) citam que, apesar de alguns simuladores levarem
em consideracdo a mudanca de composi¢éo dos fluidos (simulagdo composicional)
e representarem adequadamente as mudancas de propriedades dos fluidos quando
fendbmenos de miscibilidade se fazem presentes, eles ndo sao capazes de calcular
mudancas nas permeabilidades relativas dos mesmos.

Dentre os solventes a serem utilizados em processos de recuperacao
avancada de petroleo, o CO, é um dos que apresenta melhor eficiéncia e é o
escolhido para grande parte das aplicagcdes no mundo.

Mas a injecdo de gés apresenta algumas desvantagens, como:

. Disponibilidade de fonte: principalmente para o caso do CO,, é preciso haver
fonte com as especificacbes de pureza, volume e disponibilidade adequadas. A
presenca de gases contaminantes no CO, séo fatores que prejudicam 0 processo.
Pode ser observado menor capacidade de reducao de viscosidade, antecipagéao de
breakthrough (BT) e aumento da producédo de gas (SPIVAK; GARRISON; NGUYEN,

1990). Holm (1974) cita que cerca de 10% de metano no CO, pode causar uma
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perda apreciavel de recuperagdo, e para contornar este efeito € preciso elevar a
pressao do gas injetado.
. Dissolucdo do gas, principalmente CO,, na agua: a solubilidade do CO, na
agua pode reduzir a sua disponibilidade e retardar a mobilizacdo do 6leo,
especialmente se o reservatério ja tiver sido suficientemente “lavado”. Isso ocorre
devido a maior dificuldade de acesso do CO, a fase oleosa.
. Dissolucdo da rocha: apesar de poder elevar o fator de recuperacédo, devido
ao aumento de permeabilidade e injetividade, a dissolucdo da rocha causada pelo
aumento de acidez da &gua devido a presenca de CO,, pode levar a problemas
geomecanicos sérios, como subsidéncia e danos a integridade dos pocos. Além
disso, pode haver a criacdo de canais de alta permeabilidade, prejudicando a
eficiéncia de varrido (KLINS, 1984).
. Precipitagdo de asfaltenos e parafinas: o CO, pode induzir deposicoes
organicas de asfaltenos ou de n-parafinas. Essas deposicoes alteram a
molhabilidade da rocha, deixando-a mais molhavel ao 6leo (ZEKRI; SHEDID;
ALMEHAIDEB, 2007).
. Aumento de viscosidade da fase oleosa: a viscosidade da fase oleosa, rica
em CO,, pode, sob certas condi¢cdes, aumentar bastante. I1sso, possivelmente, s
ocorreria em estadgio muito avancado do processo, onde prevaleceriam baixas
saturacdoes de Oleo remanescente na rocha, cercado de grandes quantidades de
CO..
. Segregacao gravitacional e fingers viscosos: talvez a principal desvantagem
da injecdo de g&s em reservatorios. Podem representar problema grave,
principalmente se a condic&o de injecao for imiscivel. O gas, menos denso e Vviscoso
que o Oleo, acaba contatando apenas uma pequena parcela do 6leo presente no
reservatorio. Para o caso do CO,, este pode extrair os componentes mais leves do
Oleo (principalmente C1), aumentando ainda mais a razao entre a viscosidade da
fase oleosa e da fase gasosa, o que prejudica substancialmente a eficiéncia de
varrido.

A técnica de injecéo alternada de agua e gas (WAG) - Water alternating Gas
injection, pode ajudar a mitigar este problema (Figura 3), estabilizando a frente de
avanco. A figura a seguir mostra que alterando a razdo agua:gas injetada, pode-se

reduzir a formacao dessas instabilidades de deslocamento.
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Injecdo continua de gas

WAG 1:3

WAG 2:3

Figura 3 — Fingers viscosos diminuidos devido a técnica de injecédo alternada de agua e gas, para
diferentes raz6es agua:gas.

2.1.2. Permeabilidade Relativa

A equacao basica usada nos simuladores para descrever o escoamento de
fluidos em meio poroso é a equacdo desenvolvida por Darcy. Para um fluido
monofasico escoando em um meio poroso: (ROSA; CARVALHO; XAVIER, 2006)

_ KAAP

Q=" (eq. )

Sendo Q a vazao; K a permeabilidade absoluta ou permeabilidade do meio; A a
area transversal; AP a diferenca de pressdo; u a viscosidade do fluido e L o

comprimento do meio poroso.

Quando dois ou mais fluidos saturam o0 meio poroso, a capacidade de
transmissdo de cada um desses fluidos através do meio € chamada de
permeabilidade efetiva do meio poroso ao fluido considerado (ROSA; CARVALHO;
XAVIER, 2006). Quando a saturacdo de uma fase na rocha aumenta (saturacéo
entendida como a fracdo do volume poroso ocupada pelo fluido), sua
permeabilidade efetiva aumenta, sendo sempre menor que a permeabilidade

absoluta.
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A permeabilidade relativa é o quociente entre a permeabilidade efetiva e a
permeabilidade absoluta. Essa definicdo de permeabilidade relativa permite tornar
adimensional a escala de permeabilidades em um reservatario.

Nesse caso, a equacao de Darcy fica:

_ Kk, AAP

Q HL (eq. 7)

Sendo Q avazao da fase i; k; a permeabilidade relativa da fase i; x4 a viscosidade

da fase .

Embora a equacdo de Darcy tenha embasamento tedrico para 0 escoamento
monofasico, a sua extensdo para escoamento multifasico € uma simples
aproximacéo empirica (SPITERI e JUANES, 2005). Embora simplificada, a equacao
de Darcy estendida para sistemas multifasicos € bastante Gtil para descrever o
complexo escoamento em reservatorios de petréleo.

As permeabilidades relativas bifasicas sao obtidas a partir de experimentos
laboratoriais que podem ser realizados em regime permanente ou em regime
transiente. Algumas hipdteses simplificadoras sdo adotadas: os fluidos sé&o
incompressiveis, o fluxo é unidimensional e isotérmico, ndo ha transferéncia de
massa entre as fases e 0 escoamento € imiscivel.

- Experimentos em Regime Permanente: injeta-se agua e 6leo simultaneamente
na amostra de rocha em diferentes propor¢cdes de agua e O6leo, mantendo-se
constante a vazao total. Para cada proporcédo utilizada, quando se atinge o estado
estacionario de escoamento (diferencial de pressdo e de producdo de fluidos em
propor¢cao constante), a equacao de Darcy pode ser aplicada diretamente para cada
uma das fases, obtendo-se as respectivas permeabilidades efetivas. Os calculos sao
simples e abrangem uma gama maior de saturacdes do meio poroso, mas esse tipo
de experimento consome muito mais tempo que um experimento em regime
transiente, visto que o tempo necessario para a obtencdo do escoamento em regime
permanente pode ser proibitivo.

- Experimentos em Regime Transiente: desloca-se um fluido (6leo) do interior do
meio poroso injetando outro fluido (agua ou gas) a vazao constante ou a pressao
constante. Os fluidos produzidos, juntamente com o diferencial de presséo (entrada
e a saida do meio poroso), sdo os dados utilizados no célculo das permeabilidades



29

relativas. Supde-se um meio poroso e distribuicdo de fluidos homogéneos. A partir
dos dados medidos, as permeabilidades relativas bifasicas s&o interpretadas
utilizando metodologias disponiveis na literatura como Welge (1952), Corey (1956),
Johnson, Bosller e Naumann (1959) e Jones-Roszell, (1978).

Simplificadamente, em um plugue completamente saturado de O6leo, onde a
permeabilidade relativa ao 6leo (k.) serd 100%, inicia-se a injecdo de 4gua. Quando
a saturacdo de agua no plugue atingir um valor tal que a permita fluir (Swi), a
permeabilidade relativa a agua (k) passa a aumentar enquanto a ky, vai diminuindo
com a diminuicdo de sua saturacdo. Como geralmente a 4gua é o fluido molhante,
esse € um processo de embebicdo. Procedimento semelhante é realizado para a
medicdo da permeabilidade gas-0leo, com 0 gas sendo injetado (geralmente
considerado fluido ndo-molhante), onde ocorre o processo de drenagem.

A Figura 4 exemplifica essas curvas, onde: S,, é a saturacdo de agua, S, é a
saturacdo de oleo, Sy € a saturacdo de gas, Sy € a saturagdo de agua residual ou
irredutivel, Sonw € a saturacdo de Oleo residual a agua, Sqg € a saturaco residual de
Oleo ao gas, Sy € a saturacdo residual de gas, k. € a permeabilidade relativa a
agua, kg € a permeabilidade relativa ao gas, kiow € a permeabilidade relativa ao 6leo

no experimento agua-oleo, kg € a permeabilidade relativa ao 6leo no experimento

gas-oleo.
Curvas de Permeabilidade Curvas de Pemeabilidade
Relativa Agua-Oleo Relativa Gas-Liquido, na
saturacdo de agua irredutivel
[ ]
)
kn”O'n‘-"
Sur Ky e Soru—s
S, Sy

(5, +S,)

Figura 4 — Exemplo de curvas de permeabilidade relativa agua-6leo e gas-liquido, obtidas a partir de
experimento bifasico (adaptado de Manual do Simulador GEM).
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Esses dois pares de curvas de permeabilidades relativas agua-6leo e gas-
Oleo sdo dados de entrada dos simuladores de reservatério, como o GEM, da CMG
(Computer Modelling Group). Nos processos de recuperacdo primaria, ou nos
métodos convencionais de recuperacdo, principalmente injecdo de &agua, o
escoamento no reservatorio € basicamente bifasico, e as permeabilidades bifasicas
sao suficientes para representar e simular o processo no campo. Até mesmo para
injecdo de gas num reservatorio saturado de 6leo e agua imovel, essas curvas sao
suficientes.

Alguns fatores que influenciam o formato dessas curvas sdo a estrutura
(geometria interna), molhabilidade da rocha, tensédo interfacial entre os fluidos e o
historico ou processo de saturacao, se drenagem ou embebicéo.

A obtencdo dessas permeabilidades relativas bifasicas em laboratério é
essencial para qualquer campo de petréleo e ja é dominada pela industria petrolifera
sendo usualmente realizada nos laboratérios das empresas. E um dado de entrada
basico para qualquer estudo de previsdo de comportamento de producdo de
reservatorios. O desafio maior surge quando o processo de explotacdo do
reservatorio envolve o escoamento simultaneo das trés fases (6leo, agua e gas),
como, por exemplo, a injecdo alternada de &agua e gas. A medida de
permeabilidades trifasicas ou obtencdo das mesmas a partir de medidas bifasicas,
juntamente com a histerese de permeabilidade relativa, € tema ainda nao

completamente dominado pela industria do petréleo e, por isso, tema deste trabalho.

2.2. RECUPERACAO AVANCADA DE PETROLEO PELA INJECAO ALTERNADA

DE AGUA E GAS - WAG

Um dos problemas da injecdo de solventes de baixo peso molecular,
sobretudo de solventes gasosos e imisciveis, € que eles apresentam baixas
eficiéncias de varrido, a despeito de suas maiores eficiéncias de deslocamento.
Razdes de viscosidade desfavoraveis, da ordem de 8-50 sd&o comumente
observadas (GREEN; WILLHITE, 1998). Isto acarreta instabilidades na frente de
deslocamento e a formacao de fingers viscosos. Como consequéncia, h& irrupcao

precoce de gas e reducao do fator de recuperacao.
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Uma técnica para melhorar o desempenho da injecdo continua de gas,
sobretudo através da reducdo da mobilidade do fluido deslocante e do consequente
aumento da eficiéncia de varrido foi utilizada pela primeira vez em 1957
(CHRISTENSEN et al., 2001).

2.2.1. Descrigcéo do processo WAG

A idéia do processo WAG é alternar bancos de gas e agua, de forma que haja
trapeamento parcial do primeiro pelo segundo fluido, levando a efeitos de histerese
de permeabilidade relativa capazes de reduzir a mobilidade do gas e provocar seu
escoamento em regides inicialmente ndo varridas. A 4gua permite, para uma mesma
quantidade de gas disponivel, maximizar o volume de rocha contatada (DRID;
DJEBBAR, 2004). Além disso, ajuda a carrear em direcdo aos pocos produtores, 0
Oleo deslocado pelo gas (ESPIE, 2005). Esta técnica foi denominada “Injecdo
Alternada de Agua e Gas" (Water Alternating Gas — WAG) e néo é raro que com ela
se consiga atingir saturacdes residuais de 0leo menores do que se conseguiria
isoladamente com agua ou gas.

O método WAG, portanto, € considerado uma jun¢ao sinérgica dos processos
de recuperacdo por injecdo de agua e inje¢cdo de gas. Ele combina a melhor
eficiéncia de deslocamento do gas com a melhor eficiéncia de varrido da agua
(CHRISTENSEN; STENBY, 2001). Sohrabi et al. (2004), através de experimentos
em micromodelos em altas pressées mostraram que, para sistemas com baixa
tensdo interfacial entre os fluidos, sob qualquer condicdo de miscibilidade, a
recuperacdo de oOleo pelo método WAG é maior que pela injecdo de agua ou gas
isoladamente. Fatemi et al. (2011) também chegam a essa conclusdo em
experimentos WAG em meio poroso. O método s6 ndo € recomendado se o
reservatorio tiver permeabilidade muito baixa, pois a injetividade pode ser
significativamente reduzida pela injecdo alternada de 4gua e solvente (KLINS, 1984;
ROSA; CARVALHO; XAVIER, 2006).

As quantidades (ou os bancos) de agua e gas injetadas sdo relativamente
pequenas em comparacdo com as dimensdes do reservatorio e o processo deve ser
distinto de uma injecdo esporadica de adgua que € normalmente usada para conter a
producdo excessiva de gas em uma injecdo continua (HUANG; HOLM, 1988). Os

tamanhos dos bancos de agua e gas precisam ser otimizados. A injecdo de muita
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agua resultara em baixa eficiéncia de deslocamento. Ja a injecdo de muito gas
resultard em baixa eficiéncia de varrido (CHRISTENSEN; STENBY, 2001).

Outros beneficios apontados para o méetodo WAG estdo ligados a area
ambiental. No caso de se utilizar o gas natural, se a venda deste gas nao for
comercialmente vantajosa ou tecnicamente possivel, a reinjecdo evita a sua queima.
No caso do uso do CO,, a principal substancia causadora do efeito estufa, a técnica
WAG pode evitar o lancamento ou permitir o sequestro de grandes quantidades
deste gas (CHRISTENSEN; STENBY, 2001).

Apesar de aparentemente simples, a técnica WAG envolve fendmenos
termodinamicos e de interacdo rocha-fluido bastante complexos. Isso dificulta a sua
modelagem e, consequentemente, a predicdo de seu desempenho em escala de
campo.

Para que se possa, acuradamente, predizer as curvas de produgcao de
reservatorios submetidos a injecéo alternada de 4gua e gas é preciso caracterizar 0s
seguintes aspectos e fendbmenos:

a) Geologia do campo. Porosidade, permeabilidade, heterogeneidades, entre
outros.

b) Comportamento termodinamico de fases. Entre outros efeitos, isso determina
em que condicdes as fases surgirdo e desaparecerdao no meio poroso, quais serao
suas saturacdes e como o solvente se solubilizara nas varias fases.

C) Transporte dos componentes entre as fases e dentro das préprias fases. Nao
s6 o equilibrio dos componentes nas diversas fases deve ser representado
apropriadamente. O tempo que este equilibrio leva para ser atingido deve ser
modelado e isso pode ser feito através da inclusdo e parametrizacao de equacdes
de transferéncia de massa.

d) Permeabilidades relativas trifasicas, com influéncia direta sobre a dindmica de
escoamento e sobre as distribuicbes de pressdo e saturagcédo ao longo do campo e
do tempo.

e) Efeitos de histerese sobre as permeabilidades relativas, que controlam a
eficacia do processo WAG.

Somente apds uma adequada caracterizacdo dos fenébmenos supracitados €
que se pode realmente otimizar as variaveis de projeto do método WAG (volume

total de solvente injetado, razdo agua-gas, numero de ciclos e tamanho dos ciclos).
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No que tange ao escoamento multifasico, é preciso realizar caracterizagdes
gue em muito fogem as usualmente feitas para campos submetidos as simples
injecbes de agua ou gas isoladamente. Por exemplo, as permeabilidades relativas
trifasicas e os efeitos de histerese a elas associados, antes negligenciaveis,
assumem importancia capital.

A caracterizacao do fluxo trifasico em meio poroso ainda € um desafio para a
industria do petréleo, pois permeabilidades relativas em sistemas com trés (ou mais)
fases sdo bastante dificeis de medir ou estimar. Os modelos que convertem
permeabilidades bifasicas em trifasicas, principalmente em condi¢cdes de
molhabilidades intermediarias, podem nao ser acurados, jA que poucos
experimentos embasam esses modelos.

Além de conhecer as curvas de permeabilidade relativa, € preciso saber como
elas se comportam frente as varias alterac6es de direcdo de saturagdo causadas
pela ciclagem dos fluidos. Isso € definido pelos modelos de histerese de
permeabilidade relativa. Os experimentos laboratoriais necessarios para a obtencao

dos dados de entrada para esses modelos ndo sao triviais.

2.2.1.1. Mecanismos de funcionamento do método WAG

Os seguintes mecanismos foram propostos para explicar o funcionamento do
método WAG (HOLM, 1974; MINSSIEUX; DUQUERROIX, 1994), (alguns destes sao
comuns, também, na injecdo continua de gas).

a) Deslocamento miscivel direto ou por multiplos contatos. O solvente extrai
componentes do 6leo até que sua frente torna-se miscivel a este. Essa miscibilidade
pode ocorrer inclusive com o 6leo residual, que se torna movel.

b) Inchamento da fase oleosa devido a solubilizacdo do géas, que pode inclusive
retardar o breakthrough de gas. Este mecanismo € mais atuante em Oleos
subsaturados de gas.

C) Efeito de extracdo (stripping) de componentes leves do 6leo pelo solvente
injetado. Neste caso, ha a necessidade de se utilizar um simulador composicional
para representar o fendmeno. A importancia do mecanismo de stripping pode ser
avaliada experimentalmente através de andlises cromatogréaficas do gas eluido.

d) Reducdo da viscosidade do 0leo, ajudando a aproximar as mobilidades de

gas e oleo.
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e) Reducéo da permeabilidade relativa ao gas devido ao trapeamento desta fase
pela dgua. Este mecanismo tem grande impacto no desempenho do processo.
Mesmo quando ndo ha miscibilidade do solvente na fase oleosa, este mecanismo
permite que se recupere 0leo devido a redistribuicdo de fluidos no meio poroso e ao
subsequente arraste deste 6leo deslocado pela agua. Para que se possa tirar
vantagem dos fenbmenos de histerese, os bancos de solvente e agua devem ter
tamanho suficiente para causar variacdes significativas de saturacdo durante o0s
ciclos.
f) Alteracdo de permeabilidade por dissolucdo da rocha. Especificamente no
caso do CO, em contato com agua e rochas reativas (como as carbonaticas), existe
um mecanismo adicional que é a alteracdo da permeabilidade da rocha. O CO; se
dissolve em agua e gera acido carboénico (H,CO3), que é um acido fraco capaz de
atacar calcita, dolomita e anidrita. O carater benéfico ou danoso destas reacdes
dependera da composicdo da rocha, da composicdo da &gua, das condi¢cdes
termodinamicas e da dinamica do escoamento no meio poroso (HOLM, 1959;
EGERMANN; BEKRI; VIZIKA, 2005). Holm (1959) reportou, a partir de dados
experimentais em escala de bancada, aumentos de permeabilidade de até 3 vezes
ap0s o escoamento de cerca de oito volumes porosos de agua carbonatada. No
campo, este aumento de permeabilidade seria mais notado nas proximidades dos
pocos injetores, pelo menos no inicio da injecdo e caso nenhuma medida que
impedisse o contato do CO, com a agua do ciclo anterior fosse tomada. Estas
medidas sdo chamadas de “switching procedures” e servem, ndo sO para garantir a
integridade dos injetores quanto a colapsos devido a dissolu¢cdo da rocha, como
também para evitar a formacdo de hidratos e a corrosdo das tubulacbes e
equipamentos do injetor.

E preciso lembrar também, que parte do CO, sera consumida pela rocha, ndo
mais estando disponivel para atuar como gas de arraste.

2.2.1.2. Historico de aplicagdo do método WAG

A primeira aplicacdo de WAG reportada na literatura ocorreu em 1957 no
campo North Pembina, operado pela Mobil Oil Company na provincia de Alberta,
Canada. Desde entdo, cerca de 60 aplicacbes foram reportadas na literatura, a
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maioria localizada nos EUA e iniciada na década de 80 (CHRISTENSEN; STENBY,
2001).

Os solventes historicamente usados no processo WAG foram,
predominantemente, hidrocarbonetos leves (HC) e CO,. O uso do CO; se deu
principalmente nos EUA, devido a disponibilidade de extensas jazidas em terra.

Christensen et al. (2001) fizeram uma abrangente revisdo das aplicacdes de
campo do método WAG, tendo encontrado 60 projetos reportados em literatura. As
conclusdes mais importantes sao:

. A injecdo WAG foi aplicada como técnica de recuperacao terciaria. Somente
nas aplicacdes mais recentes do Mar do Norte 0 método foi aplicado no inicio da
vida do campo, como método de recuperacdo secundaria.

. Em condicdo miscivel é normalmente necessaria uma etapa de
repressurizacao do reservatorio para atingir a pressao de miscibilidade. Os projetos
misciveis tipicamente tém pequeno espacamento interpogos. Porém, mais
recentemente, injecdes misciveis tém sido também feitas em ambiente offshore.

. A razao agua-0leo, em geral, gira em torno de 1, mas pode chegar a 3 ou 4. A
guantidade total de gas varia de 0,1 a 3 volumes porosos.

. Nos casos levantados, o uso do CO, resultou em maiores recuperacoes.

. Nos casos bem-sucedidos, o aumento do fator de recuperagédo aplicando
WAG é cerca de 5 a 10%.

2.2.2. Permeabilidade Relativa Trifasica

Como descrito anteriormente, Nnos processos convencionais de recuperacao,
a obtencéo das permeabilidades trifasicas ndo € necessaria, mas elas passam a ser
imprescindiveis em alguns métodos especiais de recuperacdo, destacadamente no
processo WAG, onde todos os fluidos que saturam a rocha (6leo, agua e gas) sao
maoveis na maior parte do tempo.

Sem o0 conhecimento das permeabilidades relativas trifasicas e dos
fendmenos de histerese, torna-se dificil definir, por simulacdo numérica, o plano de
desenvolvimento e as variaveis de processo que otimizardo o fator de recuperacao e
a economicidade de um projeto WAG em escala de campo.

Os fenbmenos envolvidos no escoamento trifasico em um processo WAG

ainda ndo sdo completamente entendidos para permitir uma predi¢cdo confiavel do
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processo (SHAHVERDI, 2010). Para casos trifasicos, a definicdo dos processos de
embebicdo (aumento da saturagédo da fase molhante e reducdo da saturacéo da fase
nao-molhante) e drenagem (aumento da saturacdo da fase ndo-molhante e reducao
da saturacdo da fase molhante), que s@o os processos usualmente realizados para
medir as permeabilidades bifasicas, tornam-se ambiguas. Por exemplo, durante uma
injecdo de gas as saturacdes de agua e Oleo podem diminuir simultaneamente, o
gue ndo ocorre em um experimento bifasico (LARSEN; SKAUGE, 1998).

Para sistemas bifasicos, s0 existem dois caminhos possiveis, a saturacao de
uma fase aumenta ou diminui, enquanto que para um sistema trifasico, um numero
infinito de caminhos de saturacdes pode acontecer (SHAHVERDI, 2010). A Figura 5
apresenta dois diagramas ternarios de saturacdes, com exemplos de diferentes
caminhos que as saturagcdes em uma amostra de rocha sob processo WAG
poderiam percorrer. Cada vértice do triangulo representa satura¢do de 100% de uma
das fases. Com as inje¢Bes alternadas de agua e gés, a saturacao do plugue vai se
modificando de uma maneira diferente, podendo seguir incontaveis caminhos,
dependendo das propriedades dos fluidos e da rocha, vazbes de injecdo de cada

fluido, entre outros fatores.
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Figura 5 — Diagrama ternario de permeabilidades trifasicas ao 6leo em funcéo de possiveis caminhos
de saturacdes percorridos durante um processo WAG. (adaptado de FATEMI et al. (2011)).

Muitos esfor¢cos tém sido feitos ao longo dos dltimos anos para se entender
melhor o fluxo trifdsico em meios porosos.

Atualmente, as permeabilidades relativas trifasicas podem ser obtidas de
forma experimental, através de complexos experimentos laboratoriais em sistemas

trifasicos (seja em regime transiente ou em regime permanente) ou através de
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tratamentos matematicos das curvas bifasicas (medidas muito mais simples e ja
dominadas pela industria, conforme Secédo 2.1.2). Mas o fato é que a obtenc¢éo de tal
funcao petrofisica é ainda um desafio para a industria do petroleo.

A determinacdo experimental de permeabilidades relativas trifasicas é
extremamente complicada, pois existem restricobes de cunho operacional e de
interpretacdo do teste (SHAHVERDI et al., 2011). Para os casos em que tais
experimentos possam ser realizados, Shahverdi et al. (2010) desenvolveram um
simulador de escoamentos trifasicos, baseado em algoritmo genético, que estima as
permeabilidades trifdsicas através do ajustes de historico dos dados de producéo de
Oleo, gas e agua e do diferencial de pressdo de experimentos de escoamentos
trifasicos, obtidos em laboratorio.

Outra dificuldade relacionada com as permeabilidades trifasicas € que ha uma
impossibilidade técnica de se cobrir todas as possiveis variacfes de saturagdo dos
fluidos, j& que envolve a variagdo de duas saturacfes independentes (SHAHVERDI
et al., 2011). Em outras palavras, os experimentos trifasicos ndo sao diretamente
extrapolaveis para a condicdo de campo. Mede-se uma curva trifasica em
determinada condi¢cdo, mas ela ndo pode ser usada em todas as situagdes reais de
campo.

As permeabilidades bifasicas comumente medidas em laboratério, onde
apenas duas fases sdo moéveis, precisam, entéo, ser extrapoladas para representar
casos onde as trés fases sejam mobveis simultaneamente. A predicdo
permeabilidades trifasicas a partir de tratamentos matematicos, aplicados as
permeabilidades bifasicas medidas experimentalmente, € a abordagem mais
utilizada atualmente na industria do petréleo (SHAHVERDI et al., 2011). Sdo os
chamados “métodos empiricos”, ja que estes modelos de conversdo de
permeabilidades bifasicas em trifasicas (chamados de modelos trifasicos de
permeabilidade relativa) foram desenvolvidos a partir de observacdes experimentais,
e ndo a partir da fenomenologia do escoamento. Grande parte dessas correlacdes
foi desenvolvida para sistemas molhados por agua em que a fase oleosa € a fase de
molhabilidade intermediaria (SHAHVERDI et al., 2011).

Os modelos empiricos atualmente existentes para o calculo de
permeabilidades relativas trifasicas a partir de experimentos bifasicos (agua-oleo e
gas-0leo) ndo sdo acurados. Shahverdi et al. (2011) mostram que a escolha de um

modelo inadequado para o sistema em estudo pode levar a erros enormes na
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simulacdo de experimentos de escoamento em meio poroso. As previsdes feitas por
diferentes modelos podem ser muito variaveis. Para rochas de molhabilidade mista
ou intermediaria, uma situacdo muito mais comum em reservatorios reais, 0S
modelos disponiveis podem néo ser representativos (SHAHVERDI et al., 2011).

A razao principal é que algumas hipoteses simplificadoras utilizadas s6 sao
validas em rochas fortemente molhadas por agua ou fortemente molhadas por 6leo.
As duas principais hipéteses simplificadoras séo:

- As permeabilidades relativas trifasicas das fases molhante (agua) e néao-
molhante (ga&s) sdo funcbes apenas de sua prépria saturacdo e sdo consideradas
iguais as obtidas no escoamento bifasico.

- A permeabilidade relativa trifasica da fase de molhabilidade intermediaria
(geralmente o o6leo) é funcdo das saturacbes das outras fases e ela pode ser
completamente determinada a partir das medicdes bifasicas dgua-6leo e gas-o6leo,
através de procedimentos interpolativos (STONE, 1973).

Os modelos de permeabilidade relativa trifasica mais amplamente utilizados
sdo os modelos de Stone (1970 e 1973) e Baker (1988) que sao, na verdade, uma
interpolacdo entre as permeabilidades relativas agua-6leo e gés-6leo, medidas em
experimentos bifasicos (Secao 2.1.2).

Para Stone (1970), a fase molhante localiza-se primeiramente nos menores
poros, a fase ndo-molhante nos poros maiores e a fase intermediaria separando-o0s
espacialmente. Segue que, para a mesma saturacdo de agua, a distribuicdo
microscoépica dos fluidos na interface 6leo-agua sera idéntica num sistema agua-oéleo
ou num sistema agua-0leo-gas, desde que a direcdo da mudanca na saturacdo de
agua seja a mesma.

Isso implica que a permeabilidade relativa a agua num sistema trifasico é
funcdo somente de sua propria saturacado (STONE, 1970). Desenvolvimento similar
se aplica ao gas. Assume entdo que as permeabilidades relativas das fases
molhante (agua) e ndo molhante (gas) sdo dependentes unicamente de suas
respectivas saturacdes e idénticas no caso bi e trifasico. Apenas a permeabilidade
relativa ao 6leo é interpolada (a partir das curvas bifasicas agua-6leo e gas-6leo)
pelo modelo trifasico.

O comportamento da permeabilidade relativa ao 6leo (fase de molhabilidade
intermediaria) pode ser estimado a partir das curvas de escoamento bifasico. De

acordo com a hipGtese de Stone, a presenca de agua e gas atrapalharia o
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escoamento do 6leo, fazendo com que a permeabilidade relativa a este fluido seja
reduzida mais que proporcionalmente em relacdo a reducdo de saturacédo de éleo.
Os fatores redutores [, e B, seriam dependentes apenas das saturacdes de agua
e gas, respectivamente, e tornam a variacao da permeabilidade ao 6leo dependente
das saturacfes de adgua e gas: (modelo STONEL, (STONE, 1973))

k Kiog

ﬁw_l—sjv °1-s; (ed. 8)

S, € S; séo saturagcOes normalizadas, calculadas a partir de:

S* — Sw - ch
" 1-S,.-S,. (eq. 9)
. S
Sy=———
’ 1- Swr - Som (eq' 10)
S:J — So B Som
1-S, -S,, (eq. 11)

Sendo S,, a saturacéo de Oleo residual minima, na presencga das trés fases. Para a

previsao de S

om?’

caso ndo se disponha de um experimento trifasico, € possivel

adotar uma interpolacgéo linear entre os valores obtidos nos escoamentos bifasicos.

Som = ASOI’W + (1_ A)Sorg /] = 1 Sg

1-S, - Sy (eq. 12)

Assim, a permeabilidade relativa ao 6leo € dada por:

kI’O = SOIBWﬁg (eq 13)

Modificagcbes da equacdo de Stone ja foram propostas pelo préprio Stone
(1973), Aziz e Settari (1979) e Hustad e Holt (1992).

Baker (1988) admite que, dadas as incertezas experimentais, é razoavel usar
interpolacdes lineares entre os dados bifasicos. Uma das propostas de Baker
apresenta uma equacao simples de interpolacdo em funcéo das saturacfes de agua
e gas (Saturarion-Weighted Interpolation, modelo SEGREGATED (BAKER, 1988)).
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(Su = Sue Keow +(Sy =Sy

k = row \ /rog

" (Sy-Sw)*(s -S, ) (eq. 14)

Blunt (2000) cita que o modelo de Baker (1988) € melhor que o modelo de
Stone (1970) para sistemas molhaveis a agua, ja Oliveira (2003) e Spiteri e Juanes
(2005) mostram que o modelo Stonel ajustou melhor os dados experimentais,
também considerando sistemas molhaveis & agua. E nitida a falta de consenso.

Além desses modelos apresentados, outros modelos podem ser encontrados
na literatura. O préprio Baker (1988) propbs ainda outra equacdo para prever
permeabilidades trifasicas, onde as isopermas assumiriam o formato de uma reta (no
simulador esse modelo é chamado de LINEAR ISOPERM). Outro método de
interpolacdo baseado na ponderacdo pela saturacdo é baseado na formulagéo
apresentada por Hustad e Hansen (Manual Eclipse, 2007) que usa um método
geomeétrico no diagrama ternario de saturacdes. Egermann et al. (2000) desenvolveu
outro método, Blunt e Jerauld desenvolveram mais recentemente modelos para
sistemas de molhabilidade mista, mas eles sdo de dificil implementacdo em
simuladores de reservatérios (BEHZADI; ALVARADO, 2010).

Behzadi e Alvarado (2010) afirmam que a maioria dos modelos nao foi
testada para sistemas de molhabilidade mista, provavelmente a situacdo mais
encontrada em reservatorios reais.

O que se verifica é que ainda ndo existe uma metodologia adequada que
permita determinar com acuracia as permeabilidades relativas trifadsicas a serem
usadas nos simuladores de reservatorio. Ha4 grande incerteza com relacdo a
utilizacdo das permeabilidades trifasicas e essa incerteza deve ser levada em
consideracao nos estudos de desenvolvimento de campos onde se aplique a técnica
WAG. Principalmente em se tratando de reservatorios de molhabilidade mista, que
apesar de ser possivelmente a condicdo de maior ocorréncia na natureza, néo
dispde de muitos dados experimentais (BEHZADI; ALVARADO, 2010).

Um dos objetivos desse trabalho € avaliar a capacidade dos modelos
disponiveis nos simulador em reproduzir os resultados obtidos nos ensaios

experimentais WAG em rocha de molhabilidade mista.
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2.2.3. Histerese de Permeabilidade Relativa

O termo *“histerese” de uma propriedade pode ser entendido como a
“irreversibilidade” desta propriedade em funcdo do historico de variacdo de alguma
grandeza da qual ela é dependente. No caso de um processo WAG, as
permeabilidades relativas variam irreversivelmente, dependendo do modo como
variam as saturagdes dos fluidos.

Certa fracdo do espaco poroso pode ser ocupada de diferentes maneiras por
cada fluido, possibilitando medidas de permeabilidades relativas diferentes para
mesmos valores de saturacdes, causadas por diferentes seqiiencias de saturacbes
(ELEMENT et al., 2003).

Spiteri e Juanes (2008) apresentam resultados experimentais de escoamento
em meio poroso que mostram que o efeito da histerese ocorre tanto para as
permeabilidades de gas quanto do O6leo. Esses resultados mostram que as
permeabilidades das fases molhante e ndo-molhante também sofrem histerese, ou
seja, dependem ndo apenas da saturacdo da fase, mas, também, do caminho ou
direcéo dessa saturacao, se drenagem ou embebicao.

Para o caso bifasico, diferencas nas permeabilidades relativas (e também
pressdo capilar) sdo causadas por diferentes trajetérias de saturacdo, sendo o tipo
mais reportado de histerese (LARSEN; SKAUGE, 1998). A Figura 6 é um exemplo
disso, mostrando a variacdo da permeabilidade relativa da agua quando a rocha
sofre um processo de drenagem ou embebicdo. Além disso, pode haver histerese
entre processos com a mesma direcdo de saturacédo, mas separados por mudancas
dessas dire¢cdes, como por exemplo, diferencas na permeabilidade relativa entre

uma drenagem primaria ou secundaria.
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Figura 6 — Diagrama de permeabilidade relativa bifasico ilustrando a histerese para a agua (Adaptado
de Jarrel et al., 2002).

No caso do escoamento multifasico de fluidos em meios porosos, a histerese
se manifesta principalmente através da diferenca observada nas curvas de
permeabilidade relativa como resultado da alteracdo sequencial do processo de
saturacdo (embebicdo ou drenagem) e do numero de vezes que estas alteracdes ja
ocorreram (SPITERI; JUANES, 2008).

Tradicionalmente, as permeabilidades relativas s&o consideradas
dependentes apenas dos valores absolutos das saturacdes dos fluidos nas rochas.
Porém, essa hipotese é uma consequéncia da forma como normalmente as jazidas
petroliferas sdo explotadas. Nos processos convencionais de recuperacdo de
petréleo (deplecéo, injecdo de agua e injecdo de gas) s6 ha uma direcao importante
de alteracdo de saturacbes no meio poroso e, por isso, é perfeitamente aceitavel
gue os fendmenos de histerese sejam negligenciados. Por exemplo, € muito comum
que apenas as curvas de permeabilidade relativa adgua-6leo de embebicdo sejam
alimentadas aos simuladores matematicos no caso da inje¢cdo de agua. No caso da
injecdo de gas, sao fornecidas também as curvas gas-oleo de drenagem.

Porém, nos processos especiais de explotacdo que envolvem a alternancia de
diferentes fluidos, como a injecdo alternada de agua e gas (WAG), a histerese tem
papel fundamental, sobretudo no que tange as permeabilidades relativas das varias
fases envolvidas. Aléem disso, o efeito da histerese cresce significantemente quando
0 escoamento envolve trés fases moveis (LARSEN; SKAUGE, 1998). Portanto, é

necessario dispor de algoritmos que possam prever como as curvas de
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permeabilidade relativa se comportardo durante as alteracdes de direcdo de
saturacdo. Os simuladores de reservatorio utilizados para a predicdo do
comportamento do processo WAG devem, necessariamente, ter modelos de
histerese de permeabilidade relativa embutidos, de forma que possam fornecer
resultados acurados.

Na escala de poros, a histerese de permeabilidade relativa tem trés causas
principais (SPITERI; JUANES, 2008):

a) Variacao de angulos de contato nos processos de embebicdo e drenagem.
O angulo de contato de avan¢co de uma fase molhante deslocando uma fase nao-
molhante € maior do que o angulo de contato de retrocesso desta mesma fase
molhante. Isto ocorre devido a rugosidade das superficies, efeitos hidrodinamicos e
adsorcao de compostos organicos.

b) Trapeamento de fase ndo-molhante. Durante um processo de embebicéo,
uma fracdo da fase ndo-molhante pode acabar sendo desconectada, na forma de
goticulas, tornando-se imovel (trapeada). Este fenbmeno ocorre sempre que existe
uma fase pela qual a rocha tenha maior preferéncia (Carlson, 1981). E o tipo de
histerese mais descrito, sendo causado por mudancas de dire¢cdo dos processos de
saturacdo (LARSEN; SKAUGE, 1998). Vale lembrar que em sistemas trifasicos de
molhabilidade intermediaria ou mista, todas as trés fases podem ser trapeadas. Num
sistema molhado por agua ou molhado por Oleo, somente as fases gas e 0Oleo
podem ser trapeadas (LARSEN; SKAUGE, 1998).

c) Variacdes nos processos de trapeamento e destrapeamento de fase néo-
molhante. Nos casos que envolvem variados ciclos de embebicdo e drenagem,
como é o caso do método WAG, a fase ndo-molhante pode ndo ser trapeada
(embebicéo) e destrapeada (drenagem) sempre da mesma forma. Isso acarreta um
fendbmeno chamado na literatura de “histerese de trapeamento”, “histerese de ciclo”
ou “irreversibilidade de curvas scanning”.

Os efeitos de histerese de permeabilidade relativa normalmente ajudam a
aumentar a eficiéncia do processo de injecdo alternada de agua e gas. A mobilidade
da 4gua € reduzida apés a injecdo de um banco de gas, além do que, a injecdo de
dgua apos a injecdo de gas aprisiona uma parte deste gas no meio poroso,
reduzindo também a sua mobilidade. Este trapeamento representa, portanto, um
beneficio, visto que a mobilidade do gas sera substancialmente reduzida. Como

consequéncia, o varrido sera melhorado e a producgéo seréa feita com menor razao
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gas-6leo (RGO). Logo, o processo WAG nédo pode ser modelado corretamente sem
gue se leve em conta os fenébmenos de histerese (SPITERI; JUANES, 2008).

Por outro lado, a alternancia de fluidos também traz algumas dificuldades. A
principal delas diz respeito a injetividade dos fluidos. No momento da troca de fluido
injetado (por exemplo, ao final de uma injecdo de gas alterna-se para a injecdo de
agua), o novo fluido (agua) encontrara, inicialmente, a rocha saturada quase que
exclusivamente do fluido injetado anteriormente (gas), o que resulta em
permeabilidade relativa elevada ao gas e permeabilidade relativa bastante reduzida
a agua, causando perda de injetividade. Essa perda de injetividade resulta em
menor quantidade injetada e/ou aumento na pressao de injecdo, podendo resultar
em reducédo no fator de recuperacéao.

Diversos autores citam a perda de injetividade como um problema do
processo WAG (GOODYEAR et al., 2002; GRIGG; SVEC, 2008; LaFORCE; ORR,
2008). Rogers e Grigg (2000) citam que anormalidades na injetividade durante ciclos
WAG tem sido fator limitante em varios projetos. Porém, em um projeto piloto de
campo na Malasia, Nadeson et al. (2004) relatam n&o ter havido problemas de
injetividade. Goodyear et al. (2002) citam casos com aumento de injetividade
durante injecdo WAG, que é atribuido ao aumento de permeabilidade causado pela
reacdo do CO, com a rocha carbonatica.

Assim, a molhabilidade da rocha-reservatorio, as permeabilidades relativas
trifasicas e a histerese, sdo considerados os fenbmenos de maior influéncia para os
processos que envolvem ciclagem de fluidos (ELEMENT et al., 2003).

A histerese é também muito importante quando se pensa em projetos de
sequestro e armazenagem de CO,. Simulagdes mostram que O processo € mais
bem descrito com a inclusdo dos fenbmenos de histerese, o que resulta em uma
maior saturacdo de gas retida no reservatério, ou seja, maior capacidade de
estocagem de CO, (GHOMIAN; POPE; SEPEHRNOORI, 2008).

2.2.3.1. Modelos de Histerese de Permeabilidade Relativa

Diversos modelos de histerese de permeabilidade relativa foram
desenvolvidos (Killough, 1976; Carlson, 1981; Lenhard e Parker, 1987; Jerauld,
1997; Lenhard e Oostrom, 1998; Blunt, 2000; Kjosavik et al, 2002; Larsen e Skauge,
1998).
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Os primeiros modelos de histerese desenvolvidos, chamados modelos
bifasicos de histerese, sdo modelos empiricos, que, consideram o trapeamento da
fase ndo-molhante pela fase molhante e a reducao da sua permeabilidade quando a
direcéo da saturacao € alterada. Porém, eles ndo consideram a reducao adicional de
permeabilidade da fase ndo-molhante quando os ciclos de alteragdo de saturacao
sao repetidos. A curva ‘scanning’ de embebicéo, calculada pelo modelo de histerese
a partir das permeabilidades relativas medidas, € utilizada como curva de drenagem
dos subsequentes ciclos, e ndo mais a curva de permeabilidade relativa bifasica
medida, conforme se observa na Figura 7. Diz-se, entdo, que os modelos bifasicos
nao contemplam a ‘“histerese de ciclo” ou a “irreversibilidade” dos ciclos de
saturacdo. O primeiro modelo bifasico de histerese € atribuido a Land (1968). A
chamada “Equacdo de Land” é usada até hoje como relacdo empirica para a
predicdo do trapeamento de fases em meios porosos submetidos a ciclagem de
fluidos, e € a base dos modelos mais recentes de histerese. Outros modelos
bifasicos usados foram desenvolvidos por Killough (1976) e Carlson (1981). Element
et al. (2003) citam que esses modelos bifasicos sdo expressdes empiricas, néo
validadas por dados experimentais.

Nos modelos chamados trifasicos, a permeabilidade relativa de uma
determinada fase depende ndo somente de sua saturacdo e de seu histérico de
saturacdes, mas, também, da saturacdo e do histérico de saturacbes das outras
fases. Esta dependéncia de uma segunda fase faz com que os modelos trifasicos
apresentem um diferencial fundamental em relacdo aos modelos bifasicos, que € a
possibilidade deles representarem a histerese de ciclo, ou seja, 0 aumento de
trapeamento de fase ndo-molhante e a reducdo de sua permeabilidade relativa a
medida que os ciclos de saturacdo sao repetidos (Figura 7). A permeabilidade ao
0leo aumentaria com o aumento do trapeamento de gas e reducdo da saturacédo de

Oleo residual.
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Figura 7 - Permeabilidades relativas da fase ndo-molhante ao longo dos ciclos considerando um
modelo bifasico (A) e trifasico (B) (adaptado de ELEMENT et al., 2003).

Element et al.,, (2003) listaram os fendmenos que um bom modelo de

histerese deve representar:

. Trapeamento de gas pela agua.
. Reducéo da permeabilidade ao gas na presenca do gés trapeado.
. Reducéo da permeabilidade a agua na presenca do gas trapeado (observado

em rochas molhadas por agua). Os dados experimentais, no entanto, sugerem que a
fase ndo molhante tem histerese de permeabilidade relativa muito mais intensa do
gue a fase molhante (SPITERI; JUANES, 2008).

. Variacdo no fator de trapeamento de Land ao longo dos ciclos de saturacéo.
. Irreversibilidade dos ciclos de saturacéo.
. Variacfes de fluxo fracionario com a saturacdo de gas trapeado, resultante

das mudancas de permeabilidade relativa a agua e ao gas.
. Reducédo da S, devido ao trapeamento de gas por agua (ndo muito evidente
em rochas de molhabilidade intermediaria).

Apesar de alguns modelos trifasicos de histerese de permeabilidade relativa
incluirem alguns dos efeitos citados, nenhum inclui todos. Os autores apresentaram
duas tabelas resumindo os fenGmenos representados pelos mais importantes

modelos (Tabelas 1 e 2).
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Tabela 1 - Fenébmenos observados em experimentos WAG e suas representatividades nos
modelos de histerese de permeabilidade relativa. Experimentos em rocha molhada por agua.
(adaptada de ELEMENT et al., 2003).

E~|E~| o~ o~ g -
Caracteristica / Modelo de 2% | 32 | 6§98 | €8 g8
histerese 3323282 @& | 8&
|
Reqlugao da saturacéo de éleo ) X X v v v
residual com o trapeamento do gas
Trapeamento do gas pela agua v v v v
Rgduga}o da permeabilidade ao X X v v v
gés apads seu trapeamento
Irreversibilidade dos ciclos de
. v v
histerese X X X
Redugao da permeabﬂu?ade a X x v X v
agua na presenca do gés
Variacéo no fluxo framonarlo com o v v v v v
trapeamento do gas
Variacao do fator de trapeamento
de Land entre os ciclos X X X X X

Tabela 2 - Fenbmenos observados em experimentos WAG e suas representatividades nos
modelos de histerese de permeabilidade relativa. Experimentos em rocha de molhabilidade
intermediaria. (adaptada de ELEMENT et al., 2003).

c~|l =~ %0~ _~ % .
Caracteristica / Modelo de 2% | 32 | 698 |E8| €8
histerese 33 (=23 | 283 &Q | 8&
w
Trapeamento do gas pela agua v v v v v
R’eduga}o da permeabilidade ao X X v v v
gas apoés seu trapeamento
I’?edugao da permeabilidade a X X v X v
agua
Variacao no fluxo fracionario com v v v v v
0 trapeamento do gas
Variacao do fator d.e trapeamento X X X X X
de Land entre os ciclos

Os resultados apresentados por Spiteri e Juanes (2008) revelaram que as
simulacdes de WAG sdo extremamente sensiveis ao modelo de permeabilidade e
histerese considerado. Os modelos trifasicos, que levam em conta a maioria dos
efeitos de histerese, predizem recuperagdes muito maiores que os modelos que néo
levam em conta a histerese de permeabilidade relativa. Segundo os autores, a
diferenca no fator de recuperagédo pode ser de até 15 pontos percentuais para mais.
Dentre os varios modelos tipicamente disponiveis nos simuladores comerciais, 0s

maiores fatores de recuperacdo foram obtidos com modelos trifasicos de
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permeabilidade relativa, considerando os diferentes efeitos de histerese. Esta opcao
foi também a que melhor ajustou os dados experimentais.

Kossak, (2000) e Egermann, (2000) apresentaram simulacdes numeéricas do
processo WAG usando diferentes modelos de histerese de permeabilidade relativa.
Ambos ressaltaram a importancia de se considerar modelos trifasicos completos de
histerese para que se possa prever adequadamente o desempenho do processo. As
principais conclusdes indicam que a ndo consideracdo do fendbmeno de histerese
leva a menores fatores de recuperacdo, breakthrough prematuro de gas e
breakthrough tardio de agua.

Element et al. (2003) afirmam que um modelo trifasico de histerese é
requerido para simular um processo WAG. Afirmam ainda que experimentos
laboratoriais devem ser realizados e que os modelos de histerese devem ser
validados e ajustados através do ajuste de histérico desses dados experimentais.
Karkooti et al. (2011), destacam a necessidade de experimentos laboratoriais de
deslocamento em meio poroso em condi¢cdes proximas as do campo para obtencéo
dos parametros de histerese adequados.

O modelo trifasico de histerese mais comumente encontrado nos simuladores
de reservatorio comerciais, inclusive no simulador utilizado neste estudo, GEM da
CMG (Computer Modeling Group), é o modelo desenvolvido por Larsen e Skauge
(1998). Esse modelo considera a agua como fase molhante e gas como fase nao
molhante. Neste modelo, a permeabilidade relativa de uma fase € dependente nao
s6 de sua propria saturacdo e de seu préprio histérico de saturagcfes, como também
da saturacdo e do historico de saturagBes da outra fase. Isto permite modelar a
irreversibilidade dos ciclos e representar fenbmenos como a perda de injetividade
observada depois de repetidos ciclos de WAG.

Para a fase ndo molhante (gas), a principal caracteristica do modelo é a
reducdo da permeabilidade do gas durante os ciclos WAG, por causa de seu
trapeamento durante uma embebicdo. Segundo Land (1971), durante a drenagem
(aumento da saturacdo da fase ndo-molhante, o gas), a fase ndo-molhante ocupa os
canais preferenciais, isto €, os poros maiores. Numa seguinte embebicéo, parte da
fase ndo-molhante é sobre passada pela fase molhante, permanecendo em

condicao imovel.
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Em um processo de drenagem (injecdo de gés) chega-se a uma saturacao
maxima de gas (Sym) seguida por um processo de embebicéo (inje¢do de agua) no

qual chega-se a uma saturagdo de gas trapeada (S, ), dada pela Eq. 15.

— ng

=S T1ics, (eq. 15)
A constante C € calculada a partir das saturagdes de gas inicial (S;) e a

saturacao de gas residual (S, ).

1 1
T - = C
s, S, (eq. 16)

Conforme esse modelo, a saturagéo de gas residual (S, ) aumenta quanto maior for
a saturacdo inicial de gas, sendo maxima quando S; é a unidade, entdo C pode ser

calculada por:

(eq. 17)

Para Spiteri e Juanes (2005), o coeficiente de trapeamento C de Land é um
parametro crucial e sua medida deve ser criteriosa, dado seu significativo efeito nos

resultados da simulagéo.
Para os processos de drenagem, uma segunda (ou enésima) curva (curvas

scanning), sera calculada:

w

a
. . . S . .
drain _ input input start imb start
[krg ]n - [krgp (Sg)_krgp (Sg )]*£Ss\?grtj +[krg (Sg )]n_l (eq. 18)
n
Sendo, [k%""““]n a permeabilidade relativa calculada para drenagem n; kﬂgp“t(sg) a
permeabilidade relativa de entrada (curva de permeabilidade bifasica (drenagem)
original); kr‘gP”t(Sgta”) a permeabilidade relativa de entrada (curva de permeabilidade
bifasica original) na saturacdo de gas inicial da curva de drenagem n (scanning);

S a saturacdo de agua no inicio da curva enésima de drenagem:; k:g‘b(SS‘a”) a

permeabilidade relativa no inicio do enésimo processo de drenagem (ou a
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permeabilidade relativa ao final da curva de embebicéo anterior); e @ o0 expoente de
reducao.

A permeabilidade relativa ao gas na embebicdo é funcédo da saturacdo de gas

livre Sy :
imb — |, drain
I(rg (Sg ) - krg (ng ) (eq. 19)
Que é dada pela equacéo de Land (1968):
_ 1 > 4
ng - Sgcrit +§|:(Sg - Sgr)+\/(sg - Sgr) +E(Sg - Sgr )} (eq. 20)

Para a fase molhante (dgua), a reducdo da permeabilidade relativa esta
conectada com a saturacdo de gas no inicio do processo e do gas livre. Além da
curva bifasica de permeabilidade a agua medida, uma segunda curva € necessaria
como dado de entrada, representando uma curva trifasica de permeabilidade a agua
apos uma injecdo de gas. A partir das duas curvas, serdo interpoladas as
permeabilidades de cada ciclo subsequente, de acordo com a saturacdo de gas
inicial de cada ciclo de injecédo de agua.

| S, S;
klmb — kW2 1- 9 + kW3 9
et g e g wan

gmax gmax
Sendo, k™ a permeabilidade relativa calculada; k> a permeabilidade relativa lida

da curva bifasica; k"'° permeabilidade relativa lida da curva trifasica; S, maxima

gmax
saturacdo de gas atingivel (1 — Swr — Sorg); Sé saturacdo de gas no inicio do

processo de embebicéo.

Shahverdi et al. (2011) afirmam, porém, que a mobilidade da agua pode ser
aumentada em escoamentos trifasicos, em comparacdo com escoamentos bifasicos,
ao contrario da idéia geral, e do que é descrito pelos modelos, que a mobilidade da
agua seria reduzida (ROGERS e GRIGG, 2000; ELEMENT et al., 2003). Mas, de
acordo com diversos autores, a histerese € muito mais significativa para a fase nao-
molhante (gas), tendo pequeno efeito na fase molhante (dgua) (LARSEN e
SKAUGE, 1998; Egermann, 2000).
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Para a fase de molhabilidade intermediaria (6leo), o elemento final do modelo
€ uma alteracdo no modelo de Stonel, de forma que a saturacédo de Oleo residual

seja funcao da saturacao trapeada de gas.

Sor = (Sor )Sgtzo - asgt (eq. 22)

2.2.4. Simulacao de Reservatorios

A simulacdo de reservatorios é um dos métodos empregados na engenharia
de petréleo para estimar caracteristicas e prever o comportamento de um
reservatorio de petréleo. E uma etapa fundamental para avaliar a economicidade e
otimizar projetos de explotacdo de campos petroliferos.

Inicialmente, métodos para prever o comportamento de reservatérios
baseavam-se em curvas de declinio da producdo e balanco de materiais, que
tratavam o reservatério como um bloco Unico, sem levar em consideracdo a
complexidade desse sistema, como anisotropias, heterogeneidades, geometrias
complexas, entre outros. Atualmente, os simuladores numéricos utilizam o método
das diferencas finitas para tratar de modelos com cada vez mais blocos, que tentam
incluir todas as informacdes disponiveis de cada reservatorio, como caracteristicas
geomeétricas e geoldgicas, propriedades dos fluidos, entre outros.

Lake (2007) cita que as ferramentas para estudo de um reservatorio a serem
utilizadas para um estudo de simulagcdo vao desde a intuicdo e julgamento do
engenheiro, para selecionar dados de entrada importantes, até complexos modelos
matematicos. (LAKE, 2007)

O modelo matematico resolvido pelos simuladores, para descrever o
escoamento em meios porosos, tem como ponto central a equagéo da Difusividade.
Esta equacdo combina trés principios basicos: a Equacdo da Continuidade, que
representa a conservacdo de massa; a Lei de Darcy, que € uma equacao de
transporte de massa; e uma Equacédo de Estado (EOS) (ROSA; CARVALHO;
XAVIER, 2006). Modelos numéricos de diferencas finitas se baseiam em uma
discretizac&o espacial e temporal para resolver, de forma aproximada, a equacao da
difusividade.

O processo de simulagdo é composto, basicamente, das seguintes etapas
(MELLO, 2011):
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. Caracterizacdo de reservatérios, onde se reune as informacgdes disponiveis
para conceber modelos geoldgicos e de escoamento que representem
adequadamente a jazida. Sdo de interesse informacdes sobre a geometria do
sistema, distribuicbes de permeabilidades e porosidades (heterogeneidades),
propriedades dos fluidos (PVT) e de interacdo com a rocha (permeabilidades
relativas e pressoées capilares) e distribuicdes iniciais de pressdes e saturacoes.

. Defini¢cdo e constru¢cdo do modelo de simulagdo, como numero de blocos e de
camadas, tipo de modelo (black-oil ou composicional), geometria (retangular, radial).
. Ajuste do historico de producgéo (quando ha presenca de dados de producéo),
para calibracdo do modelo.

. Previsdo de comportamento (extrapolacao).

Os simuladores podem ser classificados como volumétricos (black-oil) ou
composicionais (ROSA; CARVALHO; XAVIER, 2006).

No modelo black-oil , admite-se que cada uma das fases (dgua, 6leo e/ou
gas) presentes seja constituida de um Unico componente, mesmo que se saiba que
o Oleo, por exemplo, € uma mistura de diversos hidrocarbonetos. (ROSA;
CARVALHO; XAVIER, 2006). O componente gés, que reune todos os componentes
volateis, pode ocorrer tanto na fase liquida quanto na fase vapor, dependendo das
pressdes envolvidas, enquanto o componente 6leo apenas ocorre na fase liquida.
Algumas das hipoteses assumidas em um modelo black-oil: temperatura constante;
existem no maximo trés fases, uma fase 6leo, uma fase aquosa, e uma fase gasosa;
equilibrio instantaneo entre as fases; componentes volateis sdo aproximados por um
anico componente, com propriedades proximas ao metano; ndo ha transferéncia de
massa entre a fase aquosa e as demais fases e; auséncia de reac¢des quimicas.

O modelo composicional, além de considerar o efeito da pressdo e da
temperatura sobre as propriedades termodinamicas, considera as composi¢coes das
diversas fases presentes no reservatorio e utiliza equacdes de estado para o calculo
do equilibrio de fases. Considera também, uma equacao de balan¢co de massa para
cada componente. Esses simuladores sdo menos utilizados, principalmente por
exigirem um maior esforco computacional, mas s&o necessarios em alguns
problemas onde o tratamento simplificado de fluidos por modelo black-oil ndo é
suficiente para modelar o problema.

Os componentes hidrocarbonetos que formam o 6leo, geralmente em numero

bastante significativo, podem ser reunidos em pseudo-componentes (lumping). O
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lumping mais recomendado varia de autor para autor. Uma analise composicional
adequada dos componentes hidrocarbonetos é necessaria para que se possa fazer
a modelagem dos fluidos e suas caracterizacfes termodinamicas, possibilitando o
uso de simuladores composicionais de escoamento em meio poroso (AL-QURAINI;
SOHRABI; JAMIOLAHMADY, 2007).

As equacdes de Estado cubicas (EOS) sdo usadas para descrever o
comportamento volumeétrico e as propriedades termodinamicas das fases (MELLO,
2011). O equilibrio entre as fases € também calculado pela EOS. O potencial
qguimico (geralmente expresso em termos de fugacidade) de cada componente na
fase liquida deve se igualar ao potencial quimico de cada componente na fase
gasosa (MELLO, 2011). Na verdade, a conta é do tipo flash, que além da imposicéo
de fugacidade de cada componente, obedece a restricdo de balanco de massa.

Devido & complexidade dos fenémenos inerentes ao processo de injecao
alternada de agua e gas (WAG), € de se esperar que a simulagdo numérica deste
processo nao seja tarefa simples. Dentre as dificuldades esperadas, pode-se
destacar a representacdo do comportamento de fases, do transporte dos
componentes entre as fases e das propriedades petrofisicas trifasicas, assim como a
inclusdo dos efeitos de histerese a elas associados. Se o solvente injetado for o
CO,, seu comportamento supercritico cria uma dificuldade adicional & simulacao,
relacionada ao seu estado fisico (gas ou liquido) e ao processo de condensacao
retrograda. Além disso, a questdo da dissolucdo da rocha € outro ponto ainda nao

resolvido.
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3. METODOLOGIA EXPERIMENTAL

Os experimentos apresentados nessa dissertacdo foram realizados nos
laboratérios do Centro de Recuperagdo Avancada de Petrdleo e Solugdes para CO;
do Instituto de Engenharia de Petréleo da Universidade Heriot-Watt em Edimburgo,
Escécia, Reino Unido, sob coordenacdo do Professor Mehran Sohrabi. Essa
universidade possui capacidade laboratorial e experiéncia reconhecida para
realizacdo desse tipo de experimento tdo complexo.

Figura 8 — Foto do laboratério da Universidade Heriot Watt, Edimburgo, Escdcia.

Experimentos em escala de laboratério em condic6es de reservatoério (altas
pressdes e temperaturas, da ordem de até 10.000psi e 150C) sdo bastante
complexos. Para suportar condicdes severas de temperatura e pressdo, todos o0s
equipamentos utilizados nos experimentos devem ser especialmente construidos em
materiais especiais. Garrafas acumuladoras, linhas e conexbes devem ser
projetadas para suportar essas altas temperaturas e pressdes. Nessas condigoes,
misturas de agua e gas (CO,) podem ser altamente corrosivas, exigindo materiais
resistentes também a corrosdo. As vedacOes utilizadas precisam ser de materiais
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especiais, ja que quando em contato com o CO,, borrachas comuns podem sofrer
inchamento e falham. Bombas de deslocamento com essas caracteristicas sdo mais
complexas e caras. As questfes de seguranca devem ser seriamente consideradas
qguando se lida com experimentos em tais condi¢cdes de pressdo. Por esses motivos,
dados experimentais em injecdo WAG, em tais condi¢des, principalmente para
sistemas ndo molhaveis a agua, séo raros (FATEMI et al., 2011).

A unidade experimental usada € equipada com raio-X, que permite
acompanhar as condi¢cdes de saturacdo da amostra antes, durante e depois dos
experimentos. Essa unidade, onde os experimentos apresentados neste trabalho
foram realizados, é apresentada esquematicamente na Figura 9. Os fluidos séo
armazenados em garrafas na pressao e temperatura do teste, dentro de uma estufa.
Cada fluido possui bombas de deslocamento individuais, controladas
automaticamente. A amostra de rocha (plugue) fica confinada sob pressdo num core
holder, na unidade de teste, que dispbe da unidade mével de Raio-X, que pode se
deslocar ao longo da amostra, registrando as saturacdes ao longo do comprimento
do plugue. Os fluidos sao injetados na sequéncia desejada e produzidos, sempre

sob condi¢bes controladas de temperatura e presséao.

Estufa de termperatura controlada o=
QL1 para armazenamento dos fluidos

Crjmt

|-'-|-r

— Unidade de teste

[ ] [ ] i

Bornbas de '

deslocamenta - - Unidade de Unidade de
fempmal Controle Controle
Fluxo Raio-x

Figura 9 — Representagdo esquematica da unidade experimental onde os testes foram realizados.
(equipamento semelhante ao usado por FATEMI et al., 2011).

Antes dos experimentos em si, uma caracterizacdo completa dos plugues de
rocha deve ser realizada para garantir que estejam adequados para 0s
experimentos. O plugue é limpo, através da injecdo de solventes como acetona e/ou
metanol, seguidos por nitrogénio e depois seco no forno. Seu peso e dimensdes séao
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medidos. O plugue é escaneado por raio-X para verificacdo da homogeneidade da
amostra quanto a sua porosidade.

Com o objetivo de exemplificar a complexidade desse tipo de experimento, é
citada a questdo da molhabilidade. O estado de molhabilidade de amostras retiradas
de reservatérios geralmente sofre alteragdes desde sua extracdo até sua preparacao
e teste. Experimentos laboratoriais desse porte, que exigem medicdes precisas,
necessitam ser realizados em condicdes o mais proximo das reais possivel.
Restaurar as condi¢cdes originais pode consumir muito tempo e, normalmente,

requer mais tempo que o experimento em si (FATEMI et al., 2011).

3.1. EXPERIMENTOS REALIZADOS

Um dos objetivos iniciais deste trabalho era realizar experimentos de injecao
alternada de agua e gas contendo CO, em rocha carbonatica, para avaliar o efeito
das permeabilidades relativas trifasicas, medir os parametros de histerese e avaliar a
eficiéncia do método WAG em condi¢des proximas as do pré-sal brasileiro.

Para tal, foram utilizados plugues de afloramento de calcita (Indiana
Limestone), com permeabilidade de 5mD e porosidade de 15%.

Esse tipo de teste deve ser realizado em condi¢gbes proximas do equilibrio
termodinamico, para evitar transferéncias de massa entre as fases durante o
experimento, complicando as medidas das saturacdes das fases no plugue, visando
isolar assim os efeitos petrofisicos, objetivo desses experimentos. A agua de injecao
deve, entdo, ser pré-equilibrada com o CO; antes do experimento. Nesse processo,
parte do CO, se solubiliza na agua, tornando-a 4cida, o que pode causar dissolugcéo
de rochas carbonaticas. Experimentos preliminares de injecdo dessa agua
carbonatada em rochas de afloramentos carbonaticos, foram realizados para avaliar
esse efeito. Uma foto dessa rocha pode ser vista na Figura 16.

O primeiro teste (Experimento 1 ) foi realizado com a injecdo de dgua do mar
dessulfatada, equilibrada com CO; puro na pressédo de 4750 psi e temperatura de
59<C, em rocha carbonatica saturada de agua, sem al teracao de molhabilidade.

Um segundo teste (Experimento 2 ) foi realizado com o intuito de representar
mais aproximadamente uma condi¢cdo real de campo. O fluido de injecdo, neste
segundo teste, € agua do mar dessulfatada equilibrada com gas contendo 10% de

CO,. A molhabilidade da rocha foi alterada através de contato da rocha com 06leo
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morto, por trés semanas. Dessa forma, a rocha passa a ter molhabilidade mista ou
intermediaria (com uma maior tendéncia ao 0leo), condicdo mais proxima ao
esperado em reservatorios carbonaticos. Em seguida, o plugue foi novamente
saturado com agua para o inicio do teste da injecdo de agua carbonatada.

Estes resultados preliminares trouxeram algumas informacodes valiosas, que
serdo apresentados na Secao 4 deste trabalho, que mostram a enorme dificuldade

de operar experimentos com rochas carbonaticas e injecao de COx.

3.2. EXPERIMENTOS UTILIZADOS PARA SIMULACAO

Visando o estudo do escoamento trifasico agua-0leo-gas, permeabilidades
relativas e histerese, optou-se por utilizar resultados de experimentos semelhantes,
realizados anteriormente pela Universidade Heriot-Watt, nos mesmos laboratérios e
seguindo os mesmos procedimentos. Dessa maneira, poder-se-a avaliar uma
metodologia de simulac&o para esse tipo de experimento. Esses experimentos foram
realizados com rochas areniticas, que sao menos reativas que as rochas
carbonéticas. Os resultados foram publicados por Fatemi et al. (2011) e Shahverdi et
al. (2011) e sao descritos a seguir.

Dois plugues areniticos foram utilizados, um com permeabilidade de 1000mD
e outro de 65mD, com diametros de 5cm, comprimentos da ordem de 65cm e
porosidades de 18%.

A éagua utilizada é uma salmoura sintética, preparada com cloreto de so6dio
(NaCl) e cloreto de célcio (CaCl,), preparada para evitar possiveis reacfes com a
rocha.

O fluido hidrocarboneto usado em todos os experimentos € uma mistura de
metano (Cl) e n-butano (n-C4), de baixa tenséo interfacial (0,04mN/m). Para
eliminar a transferéncia de massa entre as fases durante os experimentos, os fluidos
(6leo, gas e agua) foram pré-equilibrados a pressao e temperatura do teste (1840psi
e 38C). Esse procedimento visa isolar o efeito petrofisico do efeito termodinamico
nesse experimento.

O ponto critico dessa mistura (C1 e n-C4) é 1860psia e 38T, entdo, a
pressdo do experimento (1840psia), 0 sistema esta muito proximo ao ponto critico,
em condi¢des proximas da miscibilidade (SHAHVERDI et al., 2011).
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Os dados dos fluidos utilizados nos experimentos encontram-se na Tabela 3:

Tabela 3 — Propriedades fisico-quimicas dos fluidos utilizados, na condicdo do experimento.

Viscosidade do gas 0,0249 cP
Viscosidade do oOleo 0,0405 cP
Viscosidade da agua 0,68 cP
Densidade do gas 211,4 Kg/m®
Densidade do 6leo 317,4 Kg/m®
Densidade da agua 992,9 Kg/m®
Tenséo interfacial gas-6leo 0,036 mN/m

O arenito utilizado nos experimentos é originalmente molhavel a agua. Para
atender o objetivo de avaliar os modelos de permeabilidade relativa trifasica e sua
histerese no simulador de reservatorio em condicbes de molhabilidade mista, mais
comum em reservatorios, a rocha precisa passar pelo procedimento de alteracéo de
molhabilidade. Esse processo, também chamado de envelhecimento (ou ageing),
consiste em deixar a rocha em contato com o 6leo por certo periodo de tempo, ou
alternativamente, escoar 6leo pela rocha, por algumas semanas, a uma vazao muito
baixa.

Fatemi et al. (2011) apresentam imagens de microscopia eletronica de secdes
molhaveis a agua (esquerda) e de molhabilidade mista (direita). Na rocha molhavel a
agua, gotas de agua ndo se formam. Na rocha que passou pelo processo de
envelhecimento, alguns gréos tem gotas de dgua em sua superficie, e néo filmes, o
que demonstra a alteracdo de molhabilidade. O angulo de contato dessas gotas €&

diferente em cada ponto, ja que a condi¢cdo de molhabilidade é variavel.
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(a) (b)

Figura 10 — Gotas de agua sobre a superficie da rocha de molhabilidade mista (b), o que ndo ocorre
em sistema molhavel & agua (a). (fonte: FATEMI et al., 2011).

Apés cuidadosa limpeza do plugue, para evitar a retirada dos materiais
organicos adsorvidos (que provocaram a alteracdo de molhabilidade), os seguintes
experimentos foram realizados por Fatemi et al. (2011).

O Experimento A consiste na injecdo de gas, continuamente, na rocha
inicialmente saturada com 60% de 6leo e 40% de agua, representando assim um
experimento onde os trés fluidos sdo moveis. O equivalente a um volume poroso do
plugue (Vp) foi injetado. Este experimento foi realizado em plugue de permeabilidade
1000mD.

O Experimento B consiste em um experimento WAG, no plugue de 1000mD,
iniciando pela injecdo de agua (W1) no plugue saturado de 6leo (a menos de sua
saturacéo irredutivel de agua, 8%), seguida por injecdo de gas (G1), nova injecao de
agua (W2) e novamente injecdo de gas (G2).

O Experimento C é semelhante ao Experimento B, realizado com os mesmos
fluidos e condicdes de P e T, s6 que num plugue de permeabilidade de 65mD,
saturacéo irredutivel de agua de 18% e com 3 ciclos WAG realizados (W1, G1, W2,
G2, W3, G3).

Os fluidos sado injetados a vazdo constante, a vazdo de producdo €
acompanhada e o diferencial de pressao é medido durante todo o experimento.

3.3. SIMULACAO NUMERICA DOS EXPERIMENTOS

Uma questdo extremamente importante em um estudo de reservatdrio € como
utilizar resultados de experimentos laboratoriais para melhorar a caracterizacdo e
previsdo de producdo de um campo. Cada vez mais se utiliza a ferramenta de
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simulagdo para, ap0s uma adequada representacdo dos resultados obtidos em
laboratério, avaliar os efeitos dos pard@metros medidos na producdo de um campo.

Para simular os citados experimentos e, posteriormente, transportar 0s
resultados para simulacdes de reservatorios, utilizou-se o simulador composicional
GEM da CMG (2010), por ser um software comercialmente disponivel e amplamente
utilizado pela industria petrolifera. Apesar de os experimentos serem realizados com
os fluidos pré-equilibrados, para evitar a transferéncia de massa entre os fluidos
durante o teste, o que permitiria a utilizacdo de um simulador blackoil, mais simples,
o modelo de histerese trifasico a ser estudado s6 esta implementado no simulador
composicional. O simulador composicional é o mais adequado para a simulagédo de
processos de injecado de gas por contemplar diversos efeitos como: vaporizagcéao de
componentes da fase oleosa; condensacdo de componentes da fase gasosa;
inchamento e reducdo de viscosidade do Oleo pelo solvente; reducdo de tenséo
interfacial gas-6leo; miscibilidade por multiplos contatos; solubilidade dos diversos
componentes na fase aquosa.

O fluido utilizado nos experimentos € uma mistura binaria de C1 e C4, de
propriedades conhecidas. A equacéo de estado de Peng-Robinson foi utilizada para
ajustar as propriedades medidas de densidade e a equacéo de Jossi-Stiel-Thodos
para viscosidade dessa mistura. Sabendo que os fluidos foram equilibrados
previamente, juntamente com a condicdo isotérmica do teste e com o0s baixos
diferenciais de pressdo, ndo se espera observar a transferéncia de massa entre
fases ou qualquer efeito composicional durante o teste.

Um modelo unidimensional foi gerado para representar o plugue. O formato
quadrangular do modelo de simulagéo do plugue néo interfere na sua representacao
real, ja que o equacionamento utilizado no simulador considera apenas a area da
secao transversal. A transmissibilidade entre um bloco e outro é calculada a partir
das &reas das sec¢des transversais dos blocos e, essas sim, devem ser idénticas as
do plugue real. Na direcdo longitudinal, o modelo foi dividido em 70 blocos,
representando aproximadamente 1 cm por bloco, como pode ser visto na Figura 11.
A injecao dos fluidos ocorre em uma extremidade enquanto a producéo acontece na
extremidade oposta.
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Figura 11 — Modelo do plugue para as simula¢cdes dos experimentos

O simulador GEM foi escolhido por utilizar o modelo trifasico de histerese de
permeabilidade relativa de Larsen e Skauge (1998), considerado um dos mais
completos. Visando testar e verificar a capacidade deste simulador em representar o
fenbmeno de histerese, foram realizadas algumas simulagdes teste. A Figura 12
apresenta curvas de permeabilidade relativa ao gas, geradas por modelos bifasicos
e trifasicos de histerese disponiveis na literatura, em comparacdo com curvas
obtidas utilizando os modelos biféasico e trifasico do simulador GEM. Fica visivel a

capacidade do simulador em representar tal fenébmeno.
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Permeabilidade relativa ao gas

Saturagdo de gas . Saturagdo de gas

Permeabilidade relativa ao gés

Fermeabilidade relativa ao gas
S
Fermeabilidade relativa ao gas

— 1/ [ | _. '
Saturacéo de gas Saturagio de gas

Figura 12 — Curvas de permeabilidade relativa calculada por modelos de histerese de 2 e 3 fases (A e
B, respectivamente) retiradas da literatura (Spiteri e Juanes, 2005) e as mesmas propriedades
calculadas aqui utilizando o simulador GEM (C e D).

Algoritmo

E1l - Saturacdo da fase ndo-molhante sendo reduzida, entédo n=0:
Calcula gas trapeado.
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4. RESULTADOS E DISCUSSAO

Nesta secdo serdo apresentados os resultados dos experimentos realizados
em laboratorio e os resultados das simulacdes de experimentos. A Secdo 4.1
apresenta os experimentos realizados na universidade Heriot-Watt, onde se discute
a dissolucéo da rocha causada pela injecdo de agua carbonatada. As Sec¢les 4.2 a
4.4 apresentam simulacdes de experimentos semelhantes realizados na mesma
universidade, seguindo os mesmos procedimentos experimentais descritos. A Secao
4.5 apresenta simulagdes dos efeitos de histerese de permeabilidade em um modelo
representativo de campo, com o0 objetivo de observar os efeitos medidos em

laboratorio na escala de campo.

4.1. DADOS EXPERIMENTAIS OBTIDOS

A Figura 13 mostra a queda do diferencial de pressé@o entre a entrada e a
saida da amostra, durante o Experimento 1, injecdo de agua carbonatada em rocha
carbonatica. Como a vazao de injecdo é mantida constante, a reducdo na pressao
observada representa um aumento na permeabilidade da amostra, causada pela

dissolucéo da calcita.
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Figura 13 — Queda do diferencial de pressédo causada pela dissolugdo da calcita pela injecdo de agua
carbonatada.
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A possibilidade de dissolucdo de rocha carbonética em contato com agua e
CO, é reportada em literatura. (BERENBLYUM et al., 2009). Em reservatorios
podem ter diferentes efeitos, desde aumento da injetividade devido ao aumento da
permeabilidade, até problemas geomecanicos.

Em escala de laboratorio, esse resultado inviabiliza as medidas de
permeabilidades relativas ou qualquer outra propriedade petrofisica, jA que a
permeabilidade absoluta da rocha ndo € mantida constante. Dessa maneira nao se
tem controle sobre as saturagcbes dos fluidos e fica impossivel medir a
permeabilidade relativa a um fluido. Assim, os dados de inje¢cao e produgdo nao
podem ser usados neste trabalho com a finalidade de testar a metodologia de
simulacdo de escoamento trifasicos em meios porosos.

O Experimento 2 foi realizado com um menor teor de CO, e com a alteracao
da molhabilidade da rocha, visando reduzir o processo de dissolu¢édo da rocha, para
que as medidas das permeabilidades fossem possiveis. Essa condicdo € mais
proxima da condicéo real de um reservatorio.

Mesmo para esse segundo experimento, foi verificada uma dissolucao intensa
da rocha, reduzindo o diferencial de pressao a praticamente zero (Figura 14), apos
alguns volumes porosos injetados (~15V,). O processo de dissolugdo pode ser
comprovado pelas imagens tomograficas do plugue apés o experimento (Figura 15)
e, também, visualmente na Figura 16. Nota-se da figura, que o processo de
dissolucéo continua da rocha criou um canal (wormhole) que comunicou a entrada e

a saida da amostra.
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Figura 14 — Queda do diferencial de presséo causada pela dissolucdo da calcita pela injecdo de agua
carbonatada no experimento 2.

Figura 15 — Imagens tomogréficas do canal gerado pela dissolucao da calcita pela injecéo de agua
carbonatada.
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Figura 16 — Plugue carbonatico (calcita) com canal formado (face de entrada) pela dissolucéo
causada pela agua carbonatada.

O processo de dissolucao, evidenciado nas Figuras 15 e 16, é tipico de
percolacdo com reacdo em meios porosos. A Figura 17 apresenta a producdo de
ions na agua que sai da amostra e coletada durante o Experimento 2. Observa-se
um aumento acentuado de ions célcio na &gua produzida, o que evidencia a

dissolucéo da rocha.
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Figura 17 — Razao entre as concentragdes de ions nas correntes de saida e entrada do plugue. A
concentracdo de Célcio é maior no efluente devido a dissolugdo da rocha.
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Esses resultados sdo muito importantes e tém um impacto direto nos ensaios
laboratoriais a serem realizados para estudos de recuperacdo avancada de petréleo
por métodos de injecdo de gas/CO, em rochas carbonéticas. Medidas e simulacbes
de transporte reativo sdo extremamente importantes e devem ser realizados para
avaliacao de tais efeitos.

Cabe ressaltar que a rocha utilizada nesses experimentos é composta quase
que 100% de calcita, que apresenta maior reatividade. A propria agua injetada,
mesmo sem a presenca do CO,, pode reagir, visto que ndo se encontra,
inicialmente, em equilibrio quimico com a rocha. Em rochas carbonaticas com
dolomita, quartzo e outros minerais, além da calcita, esse efeito deve ser menor.
Segundo Stumm (1992), a taxa de reacao da dolomita € cerca de uma ordem de
grandeza mais lenta que a calcita.

Em escala de campo, com rochas reais, ainda ndo se sabe o efeito que esse
tipo de reacdo pode causar. Espera-se que seja em menor escala, visto que 0s
volumes injetados sdo bem menores relativamente, da ordem de fracdo do volume
poroso do reservatorio, e ndo a circulacdo de diversos volumes porosos pela rocha.
Esse efeito tende a ficar restrito a regido proxima ao pogo injetor, por onde maior
volume injetado fluira, j& que os fluidos se afastam radialmente do poco injetor. ApGs
certa quantidade de &gua injetada, a reagcdo com a rocha ocorre e satura a agua
com calcio (em equilibrio com a rocha) cessando o processo de dissolucéo.

De forma geral, a dissolucdo tende a ocorrer em ordem crescente a
concentracdo de CO,, aumentando a permeabilidade préxima ao poco injetor. O
efeito desse aumento, dependendo da ordem de grandeza, pode ser benéfico,
causando aumento da injetividade. Para os experimentos de laboratério, porém,
esse € um problema sério, pois afeta medidas da pressao de injecdo, medidas de

recuperacgédo adicional de éleo, além das medidas de permeabilidade.

4.2. SIMULACAO DO EXPERIMENTO A - INJECAO DE GAS - PLUGUE 1000mD

O Experimento A consiste da injecdo de gas em plugue saturado com agua e
Oleo, e permite avaliar a capacidade do simulador de reservatdrio em representar um
ensaio em que as trés fases sdo moveis. Para tal, serd utilizado o simulador

composicional GEM.
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O simulador s6 aceita a entrada de curvas de permeabilidade relativa bifasica
agua/dleo e gas/dleo e calcula as permeabilidades trifasicas da fase de
molhabilidade intermediaria (6leo), pois as permeabilidades trifasicas das fases
molhante (agua) e ndo-molhante (gas) sao assumidas como constantes, iguais a sua
permeabilidade bifasica.

A Figura 18 apresenta as curvas bifasicas, medidas experimentalmente, e
utilizadas como dado de entrada para a simulacdo. A Figura 19 mostra o diagrama
ternario com as isopermas ao Oleo calculadas pelos diferentes modelos de

permeabilidade trifasicas a partir dessas curvas bifasicas.
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Figura 18 — Curvas de permeabilidade relativa bifasica agua/oleo (Kw/k.ow) € gas/liquido (Kig/Krog).
(curvas medidas por FATEMI et al. 2011)
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Figura 19 — Curvas de permeabilidade relativa trifasicas ao 6leo (k,,) calculadas pelos modelos
(a)Segregated, (b) Stone2, (c) Linearlsoperm e (d) Stonel. A seta vermelha representa o caminho de
saturacao percorrido no Experimento A e as setas cinza o Experimento B.

A Figura 20 mostra o fator de recuperacédo (FR) do experimento em funcao da
quantidade de volumes porosos injetados, comparando com as simulacdes
utilizando os quatro modelos trifasicos de permeabilidade disponiveis no simulador,

apresentados no Capitulo 2.
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Figura 20 — Fator de recuperacédo em funcdo do volume injetado. Simulacdes com diferentes modelos
de permeabilidade trifasica em comparacdo com os dados experimentais do Experimento A.

Pode-se observar claramente a enorme diferenca no Fator de Recuperacao
de 6leo (FR) obtido a partir de cada modelo. Como visto na Figura 19, para alguns
modelos de permeabilidade trifasica, o caminho de saturacdes do experimento cai
numa regido com Kk, calculado igual a zero, o que causa a subestimacédo da
producéo de 6leo. O melhor resultado, quando comparado aos dados experimentais,
€ obtido pelo modelo Segregated (BAKER, 1988).

A inadequacao desses modelos foi reportada recentemente (Shahverdi et al.,
2011), sendo justificada por terem sido desenvolvidos para sistemas fortemente
molhaveis a agua e de alta tensao interfacial (imisciveis), e por terem sido
desenvolvidos sem dados experimentais que os comprovassem. A escolha errada
do modelo para célculo de permeabilidade relativa trifasica a partir dos dados
bifasicos pode apresentar resultados completamente diferentes, levando a previsées

gue podem fugir em muito da realidade.

4.3. SIMULACAO DO EXPERIMENTO B — WAG - PLUGUE 1000mD

Essa etapa visa avaliar a capacidade do simulador em representar um

processo com alternancia de fluidos injetados, utilizando os modelos para calculo de
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permeabilidades trifasicas disponiveis. Além disso, a alternancia dos fluidos
injetados causa o fendbmeno de histerese de permeabilidade relativa, efeito que
também sera avaliado por simulagéo.

O experimento a ser simulado é o Experimento B, que representa um
processo WAG, no mesmo plugue do Experimento A. Iniciando pela injecdo de agua
(W1) em plugue completamente saturado com o6leo (ha Sy;), seguido de injecdo de
gas (G1), nova injecao de agua (W2) e finalizando com nova injecéo de gas (G2). O
caminho de saturacdes percorrido durante o experimento pode ser visto na Figura
19.

A Figura 21 mostra a producdo acumulada de 6leo (FR) durante o
experimento em comparacdo com a producado simulada utilizando os quatro modelos
trifasicos de permeabilidade disponiveis no simulador. Vale ressaltar que o modelo

de histerese néo foi incluido nesta etapa.

Producio de Oleo

s SO E BB IES
80% -
= .Q: G1 W2 G2
E L4
5 #» Experimento
oL |
A i Wi — Segregated
g
! ——Linear IsoPerm
s —Stone1
.Stone2
0% ‘
0 3 6

Vp injetados

Figura 21 — Fator de recuperacédo de 6leo no Experimento B e nas simula¢gdes com os diferentes
modelos de permeabilidade trifasica disponiveis no simulador GEM.

A primeira injecdo de agua (W1) é um escoamento bifasico, ja que nenhum

gas esta presente. Esse experimento € realizado usualmente para gerar as curvas
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de permeabilidade relativa bifasica (Figura 18). Dessa maneira, ja que sO duas fases
estdo presentes, os modelos de conversdo de permeabilidades bifasicas em
trifasicas ndo tem significado e qualquer um deles gera 0 mesmo resultado. A partir
de G1, quando as trés fases passam a estar méveis na rocha, as diferencas entre 0os
modelos de conversdo das permeabilidades bifasicas em trifasicas comecam a ficar
visiveis. Fica nitido que, a exemplo do Experimento A, o uUnico modelo que
apresenta um comportamento semelhante aos dados experimentais de producéo de
O0leo é o modelo Segregated de Baker, o qual sera utilizado no restante deste
capitulo. Em estudo semelhante, Spiteri e Juanes (2005), verificaram que o modelo
Stonel era o mais adequado para um experimento em rocha molhavel a agua.

ApoOs o primeiro ciclo (W1-G1) fica mais evidente a diferenca entre a producéo
de 6leo do experimento WAG e aquelas obtidas nas simula¢gdes. Os modelos de
permeabilidade relativa, sem levar em consideracéo o efeito da histerese, ndo sao
capazes de captar toda a producdo adicional de Oleo observada no experimento,
principalmente nos ciclos seguinte de injecio de agua. E essa producdo adicional
gue torna o método WAG atrativo e promissor para aplicacdo em campo e pode néo
estar sendo bem representada nos modelos atuais utilizados nos simuladores.

Como ja relatado, a histerese altera as curvas de permeabilidade relativa,
reduzindo a mobilidade da agua e do gas, resultando num ganho em eficiéncia de
varrido, mas também causa uma reducéo na injetividade, principalmente da agua,
(Rogers e Grigg, 2000), conforme apresentado na Figura 22. Pode-se observar o
aumento do diferencial de pressdo no segundo ciclo, causado pela histerese e nao

representado pela simulacéo (sem o modelo de histerese incluido).
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Queda na Injetividade

15

e AP Experimento

AP (psi)

6,0

Vp injetado

Figura 22 — Aumento da pressao de injecao no segundo ciclo de inje¢éo de agua, causado pela
histerese.

O modelo de histerese de Larsen e Skauge (1998), usado nos simuladores
comerciais e citado na literatura como um dos mais completos (ELEMENT;
JAYASEKERA; GOODYEAR, 2006), sera testado neste trabalho.

Os parametros de entrada requeridos para o modelo de histerese trifasico de
Larsen e Skauge (1998) séo:

a) Maxima saturagdo de gas residual (S;,,), que permite calcular a constante

de Land (C). Determina curva de embebicdo em funcdo da drenagem. Este
parametro pode ser obtido em um experimento de injecdo de gas em amostra 100%
saturada de agua (curva de drenagem), seguida por uma injecdo de agua (curva de
embebicédo).

b) Fator (expoente) de reducdo da permeabilidade relativa ao gas em fungéo da
saturacdo de agua para as curvas de drenagem (a ). Alfa representa o impacto da
agua movel na permeabilidade relativa ao gas e permite que se modele a histerese
de ciclo (irreversibilidade dos ciclos). Este parametro pode ser obtido através de um
experimento de injecdo de gas em amostra saturada de 6leo e na Sy (G1), seguida

por uma de injecao de 4gua (W1) e por uma segunda injecao de géas (G2).
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C) Parametro (a): modifica a saturacdo de Oleo residual. Relacdo empirica entre
saturacdo residual de 6leo e a saturagdo gas trapeado. Este parametro s6 € valido
se 0 modelo Stonel for especificado. Pode ser obtido de experimentos de injecdo de
dgua em amostra saturada de 6leo na S, (W1), seguida por uma injecdo de gas
(G1) e por uma segunda injecdo de agua (W2). Quanto mais ciclos forem realizados,
maior sera a acuracia na estimativa da constante “a”.

d) Curva adicional de permeabilidade relativa para a fase aquosa k''°, (além da

curva de permeabilidade bifasica medida originalmente, dado de entrada) para um

cenario trifasico, que representa a permeabilidade relativa a 4gua apds uma injecao

de gas. Essa curva k'° pode ser obtida em um experimento de injecdo de agua

apos uma injecdo de gas. O modelo de histerese interpola entre a curva original e

essa curva k\»* para obter a curva trifasica a ser usada, de acordo com a saturagdo

de gas inicial de cada ciclo de inje¢cdo de agua. Se Sy=0 a curva utilizada é Ky

original, se Sg = S

omax €NAO Usa a curva k.

O parametro a s6 é valido se o modelo de permeabilidade relativa trifasica
Stonel for especificado, o que ndo o caso desse estudo, ja que esse modelo nao foi
o que melhor ajustou os dados experimentais.

A curva de permeabilidade trifasica a agua k!'° nédo foi medida para este

experimento. Para avaliacdo desse parametro, as permeabilidades bifasicas a agua
medidas originalmente, serdo utilizadas, multiplicada por % e %, representando uma
reducdo na mobilidade da agua, conforme prevé a literatura (KAMATH et al. 1998;
ROGERS e GRIGG, 2000). O efeito deste parametro ndo se mostrou significativo
para as condi¢Oes desse estudo.

Os parametros S

ymax € @ Mostram ser mais significativos para as condicoes
do presente estudo, e serdo avaliados em mais detalhes.

e Parametro S : determina a constante C de Land. Mantendo-se 0S outros

grmax*

parametros fixos, o parametro S

grmax

foi variado para verificacdo de seu efeito nos

resultados de FR das simulagbes. A Figura 23 mostra os resultados dessas

simulagoes.
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Produgéo de Oleo

100%

= Simulado sem
Histerese

Sgrméax=0,01

FR (%)

—Sgrmax=0,1
Sgrméax=0,3

— Sgrmax=0,9

50%

Vp injetados

Figura 23 — Efeito da constante C de Land ( S;,,4) do modelo de histerese sobre o FR.

A saturacdo de gas trapeado vai determinar a seguinte curva de embebicéo
da agua. Quanto maior a saturacdo de gas trapeada, melhor é a eficiéncia da
seguinte injecdo de agua. A W2, que na simulagdo original (sem histerese), nédo
produzia quase nenhum 0leo, passa a ter uma produ¢cdo aumentada de acordo com
a alteracdo da saturacao de gas trapeada.

Os modelos de histerese chamados de bifasicos levam em consideracao
apenas esse efeito.

» Coeficiente a: Alfa representa o impacto da agua moével na permeabilidade
relativa ao gas, ou seja, a saturacédo de agua movel em cada ciclo de injecdo de gas
vai alterar a curva de permeabilidade ao gas, alterando sua eficiéncia de
deslocamento do 6leo. Diferentes valores de alpha, alterando o modo como a curva
de permeabilidade do gas é modificada, alteram a producéo de 6leo durante G2.
Mantendo-se os outros parametros fixos, a constante a foi variada para verificagao
de seu efeito nos resultados da simulagdo. A Figura 24 mostra o resultado dessas

simulagdes.
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Produgéo de Oleo

= Simulado sem
Histerese

alpha=0,1

FR (%)

——alpha=0,5
alpha=1,0

—alpha=1,5

50%

Vp injetados
Figura 24 — Efeito do coeficiente @ do modelo de histerese no FR.

Como nem sempre € possivel medir todos esses parametros para modelar a
histerese, como é o caso aqui, € necessario estima-los de forma a melhorar o ajuste

dos dados experimentais.
Para tal, diversas simulacoes foram rodadas variando os parametros S, ., €

a, dentro de limites pré-definidos, visando minimizar o erro em relacdo aos dados
experimentais, tanto na producdo de 6leo, agua e gas, quanto no diferencial de
pressao do experimento. O software Cmost, da CMG foi utilizado para esta tarefa. A
funcado objetivo a ser minimizada € o erro entre os dados experimentais e simulados,
dada pelo erro quadratico. Nao foram conferidos pesos diferenciados a nenhuma

das propriedades.

O parametro S, ,,, maxima saturacdo de gas trapeada, foi variado entre O e

0,92 (1-Sy) e o parametro a, foi variado entre 0 e 5. A Figura 25 mostra a resultado

da funcéo objetivo nas diversas simulacdes, com destaque para os valores que a

minimizam.



77

22

Fungao Objetivo Global (%)

-,
4.,
oy
ey
ooy
ooy
wee

ey
e

*~

.

08 T T T T
100 200 300 400 50

Casos simulados
Figura 25 — Minimizagéo da fung&o objetivo para as diversas rodadas de simulacdo com variacdo nos

parametros S, 4, € O .

O par de parametros que minimiza o0 erro em relacdo aos dados

experimentais € S =0,19e a=0,01.

grmax

Finalmente, com as curvas de permeabilidade bifasicas agua-oleo e gas-0leo
(medidas experimentalmente), o modelo Segregated (Baker, 1988) de converséo de
permeabilidades bifasicas em trifasicas, 0 modelo de histerese de permeabilidade

relativa trifasica de Larsen e Skauge (1998) com os parametros S

amax € 0
otimizados, chega-se ao melhor ajuste dos dados experimentais, conforme Figuras
26 e 27. A simulagdo representa adequadamente a producdo de Oleo obtida no
experimento e capta a queda da injetividade, representada pelo aumento na pressao
de injecdo do W2. As producbes de agua e gas também foram bem representadas

na simulacao.
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Figura 26 — Melhor ajuste dos dados de producéo de 6leo do experimento, com e sem modelo de
histerese.
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Figura 27 — Dados experimentais de diferencial de presséo e simulados com e sem o modelo de
histerese.
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Apesar de algumas limitacdes, o método de ajuste dos pard@metros do modelo
de histerese para simulacdo de experimentos WAG mostrou-se satisfatorio,
resultando em um comportamento de simulacdo bem semelhante ao experimento
real, o que possibilita uma simulacéo do processo WAG com maior acuracidade.

O mecanismo de histerese se mostra muito importante para descrever tanto o

aumento na producdo de dleo quanto na variacdo da pressdo (que ird refletir

diretamente na injetividade) do experimento.

4.4. SIMULACAO EXPERIMENTO C — WAG 65mD

Para comprovar a metodologia proposta, o processo de simulacéo foi repetido
para o Experimento C. A Figura 28 mostra o resultado da simulagdo desse
experimento com o0s quatro modelos de permeabilidade trifasica testados.. A
exemplo do Experimento B, o modelo Segregated (Baker, 1988) € o que melhor

representa os dados experimentais, embora, nesse caso, os resultados com o0s

outros modelos, ndo tenham ficado téo dispersantes quanto no exemplo anterior.
Producéo de Oleo
100%
S
§
¢
P
50% -+ :
: e Experimento
: - Segregated
: Linear IsoPerm
; = Stonel
[ Stone2
0% !
0 3 6 9
Vp injetados
Figura 28 — Fator de recuperacdo de 6leo no Experimento C e obtido por simulagdo com os diferentes
modelos de permeabilidade trifasica.
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A principal diferenca para o Experimento B € que, para o plugue de menor
permeabilidade usado no Experimento C, a simulacdo dos dados experimentais de
producdo de 6leo ficou muito precisa, mesmo sem a incorporacdo do modelo de
histerese.

Quando se analisa os dados de presséo diferencial do experimento, observa-
se novamente 0 aumento na pressao de injecdo (queda de injetividade) nos ciclos
posteriores de injecdo de agua, efeito da histerese. A Figura 29 mostra que a
simulagéo, apesar de ajustar muito bem os dados de producado de 6leo, agua e gas,

nao consegue captar esse efeito da histerese no diferencial de pressao.

Queda na Injetividade
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218 - o ] ° o 4
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g g3 . . ?  *
S : o| 1 4 : : g
[ . : 0 8
° | ]
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4,0 8,0
Vp injetado

Figura 29 — Variacao no diferencial de pressdo durante o experimento.

Na simulacdo do Experimento C, a inclusdo do modelo de histerese, nao
melhora o ajuste da producédo de 6leo, que ja apresentava um resultado muito bom.
Quando o diferencial de presséao € mais bem representado (curva verde), a curva de
producdo de Oleo ficou desajustada. A histerese parece afetar mais a injetividade do
que a produgéo, nesse caso.

Além das permeabilidades absolutas dos plugues dos Experimentos B e C

serem diferentes (1000mD e 65mD, respectivamente), as curvas de permeabilidade
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relativa bifasica medida séo diferentes para cada um desses plugues. A partir de
cada uma dessas permeabilidades bifasicas, os modelos matematicos calculam
diferentes permeabilidades trifasicas, conforme pode se observar pela comparacéo
da Figura 30, que mostra as isopermas de permeabilidade trifasica do 6leo
calculadas pelos diferentes modelos trifasicos, para o Experimento C, com a Figura
19.

K., - Segregated K.. - Stone?

s, = 100% 5, = 100%

5, = 100% 5, =100% 5, =100% 5, =100%
K., — Linear IsoPerm a Ko — Stonel
5, = 100% 48 By =100%
g G 08 ;

5, = 100% 3,=100% 5, =100%

Figura 30 — Curvas de permeabilidade relativa trifasicas ao 6leo (K,,) calculadas pelos modelos
(a)Segregated, (b) Stone2, (c) Linearlsoperm e (d) Stonel no Eperimento C.

Isso, somado ao fato de que cada um dos experimentos varre uma diferente
faixa de saturagbes nos plugues, faz com que alguns modelos tenham um
desempenho muito ruim em um experimento e melhor no outro. Esse resultado
indica que nao é possivel eleger um modelo como melhor para ser usado em
qualquer estudo de simulacdo. Experimentos com caracteristicas proximas as reais

do reservatério em estudo devem ser realizados para possibilitar a escolha do
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modelo trifasico mais representativo para cada reservatério especifico. Os
parametros de histerese também precisam ser medidos, ou, pelo menos, validados
pela comparacdo de resultados obtidos via simulacdo com dados experimentais

obtidos em laboratorio.

4.5. SIMULACAO EM ESCALA DE CAMPO

Um dos objetivos deste trabalho é mostrar a influéncia da permeabilidade
trifasica e da histerese, e sua correta caracterizacao, em escala de campo. Para tal,
foi utilizado um modelo tipico de um campo real (Figura 31), contendo um pogo
injetor e um produtor, para simular o processo WAG. O modelo representativo do
campo foi extraido de um modelo de campo real e consiste em uma malha de 3.285
blocos de aproximadamente 200x200x1m. O modelo é heterogéneo, com
permeabilidades variando de aproximadamente 1 até 1000mD. A permeabilidade
vertical é de 1% da permeabilidade horizontal. As curvas de permeabilidade relativa
utilizadas foram as mesmas dos experimentos A e B, portanto, representando
molhabilidade mista. O 6leo desse modelo também é um 6leo real, de 30°API, a
pressao do reservatorio é de 8.000psi e a temperatura de 58<C.

Modelo Heterogéneo
Permeshility | (md)

Figura 31 — Par injetor-produtor de um modelo de campo real.



83

Inicialmente, o modelo "real" de campo foi transformado em um modelo
homogéneo, com permeabilidade constante de 1000mD ou 65mD, para observar
melhor o efeito da histerese no processo WAG. Considerou-se entdo a simulacao
com e sem histerese, nesse caso utilizando os parametros de histerese ajustados do
Experimento B.

A Figura 32 mostra que, para o caso de alta permeabilidade (verde),
considerando-se o efeito da histerese, obtém-se uma maior producdo de 6leo,

engquanto que, para o caso de baixa permeabilidade (azul), o FR é reduzido.

30

o
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.
(=]
1

el
=
1

R NN . L I i

4 | FR modelo homogéneo 1000mD

” : W= FR modelo homogéneo 1000mD ¢f Histerese
: FR modelo homogéneo 65mD

—————— FR modelo homogéneo B5mD cf Histerese

T T T
2015 2020 2025 2030 2035
Tempo (Date)

Figura 32 — FR para os casos homogéneos de 65 e 1000mD, com (linha tracejada) e sem (linha
continua) histerese.

Isso pode ser explicado pelo efeito da reducéo de injetividade, principalmente
da 4gua, causada pela histerese, como observado na Figura 33. Para um caso com
altas permeabilidades (verde), os fluidos sao injetados mais facilmente, a reducéo de
injetividade causada pela histerese ndo € significativa, e o efeito benéfico da
histerese no aumento da eficiéncia de varrido aparece, aumentando o FR. Ja para o
caso de baixa permeabilidade (azul), ao invés de ser responsavel por um aumento
na eficiéncia do método WAG, os resultados de FR da simulagcédo onde se considera
a histerese foram piores do que no caso que nédo a considera. A explicagao para tal
fato € o menor volume de fluido injetado, cujo efeito € maior do que a redistribuicdo

dos fluidos que melhoraria a eficiéncia de varrido.
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Figura 33 — Queda na injetividade da agua para os casos homogéneos de 65 e 1000mD, com (linhas

tracejadas) e sem (linhas continuas) histerese.

O mesmo tipo de simulacao sera realizado para o modelo heterogéneo "real".

Inicialmente, serd avaliado o efeito dos diferentes modelos de conversédo de
permeabilidade relativa bifasica em trifasica para a escala de campo. Na Figura 34
observa-se que, apesar de menor do que nas simulacdes dos experimentos, a
diferenca entre as previsbes de producdo de O6leo calculadas, ainda variam de
acordo com a escolha do modelo, da ordem de 2,5 pontos percentuais, recuperagcéo
consideravel do ponto de vista de um método de recuperacdo avancada de um

campo de petroleo.
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Figura 34 — FR para a simulacdo do campo com diferentes modelos de permeabilidade relativa
trifasica.

Para andlise do efeito da histerese, 0 modelo trifasico a ser utilizado serd o
modelo Segregated (Baker, 1998). Cabe lembrar que, dados os problemas de
dissolucéo dos plugues nos Experimentos 1 e 2, ndo foi possivel a realizacdo dos
experimentos para as medidas dos parametros de histerese para a rocha
carbonética em condicbes reais do campo. Esses parametros foram obtidos pelo
ajuste dos dados do Experimento B, realizado com outro 6leo, outra rocha e em
condicOes diferentes de presséo e temperatura. Portanto os parametros de histerese
nao sao os ideais para representar o fendmeno de histerese "real" desse campo. De
gualguer maneira, esses parametros "ajustados”, podem ser utilizados para
representar, pelo menos de forma qualitativa, o efeito da histerese em escala de
campo. Para mostrar a importancia da medicdo (ou de uma correta estimativa
através do ajuste de dados experimentais) desses parametros para a previsdo de
comportamento do método WAG, serdo comparadas simulagdes com diferentes
parametros de histerese. Os parametros de histerese obtidos pelo ajuste dos dados
experimentais serdo considerados como “corretos" para representacdo do efeito

real, enquanto parametros escolhidos aleatoriamente serdo considerados como
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"errados" (por ndo terem sido medidos ou estimados em laboratério). Os valores

impostos aos parametros foram S =0,6e a=1,5.

grmax

A Figura 35 apresenta o resultado das simulagbes, comparando o caso sem
considerar os efeitos da histerese com casos com modelo de histerese utilizando
parametros ajustado pelos dados experimentais ("corretos”) ou utilizando parametros

impostos ("errados").
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1
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Figura 35 — FR para a simulacdo do campo. Sem histerese (curva continua), Histerese ajustada ao
experimento (azul tracejada) e histerese ndo ajustada (verde tracejada)

A primeira observacgdo é que a histerese realmente tem um efeito significativo
na producdo do campo. Nao considera-la ou considera-la com parametros "errados”
pode causar enormes diferencas na previsdo de comportamento do processo WAG
em escala de campo. O efeito da histerese (e dos parametros utilizados no modelo
de histerese) se mostrou mais significativo (da ordem de 5% no FR) do que o efeito
da escolha do modelo de permeabilidade trifasica a ser usado (2% no FR).

A queda de injetividade da agua e a diferenca em sua previsdo também séo

claramente observadas na Figura 36.
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Figura 36 — Queda de injetividade da agua (vazdes anualizadas). Sem histerese (vermelho),
Histerese ajustada ao experimento (azul) e histerese néo ajustada (verde).

A gueda na injetividade em processos com alternancia de fluidos pode ser um
grande limitador para a aplicacdo do processo WAG. Christensen et al. (2000) ja
relataram simulacées em escala de campo onde a histerese reduz a recuperagéao de
oleo.

Os pocos injetores sao especificados com uma pressdo maxima de injecao,
que, se atingida, faz com que a vazao de inje¢cdo seja diminuida. Quando o efeito da
histerese é considerado, essa pressdo limite é atingida, causando a queda de
injetividade observada, diminuindo o volume total de agua injetada, afetando a
recuperacdo. Em escala de laboratério foi observado um aumento do diferencial de
pressdo durante o teste, mas nao suficiente para impedir a injecdo de todo o volume
previsto.

Essa pressdo limite de injecdo geralmente é definida de acordo com a
capacidade dos equipamentos ou de acordo com pressdo de fratura da formacéao.
Se o efeito da queda de injetividade causado pela histerese ndo puder ser superado

por um aumento na pressdo de injecdo, o beneficio da histerese em termos de
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melhora da eficiéncia de varrido pode ser superado pela redugdo nas vazdes
injetadas.

Outro parametro significante para a eficiéncia do processo WAG ¢€ a relacao
entre a permeabilidade vertical e horizontal, pois vai definir maior ou menor
facilidade de segregacdo das fases gés e agua, e, portanto, a criacdo de uma maior
ou menor regido de contato entre as trés fases.

Cabe lembrar que, apesar de ser um campo real, esse estudo deve ser
analisado qualitativamente. Os dados de histerese ndo foram medidos para essas
condicdes especificas, portanto as vazfes e pressfes envolvidas ndo representam
valores exatos, apenas estimativas para representar possiveis respostas de campo.

O efeito de reducédo de injetividade é sério e pode inclusive inviabilizar o
processo WAG caso a pressao de injecao nao seja suficiente para injetar um volume
necessario, o que pode reduzir significativamente o FR previsto para o projeto.

Plotando o FR contra o volume de agua injetado (Figura 37), pode-se verificar
a maior eficiéncia do processo quando os efeitos da histerese sdo levados em
consideracdo. Para um mesmo volume de agua injetado, a recuperacdo é maior

quando a histerese é levada em consideracao.
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Pode-se concluir, entdo, que a eficiéncia do processo WAG vai ser definida
pelo balanco entre os efeitos positivos e negativos causados pela histerese. Vai
depender se 0 aumento da eficiéncia de varrido e consequente ganho de producéao,
causado pela alternancia de fluidos injetados, sera suficiente para compensar a
perda de injetividade causada pela histerese. Para possibilitar essa analise, é
fundamental a medicdo em escala de laboratorio de tais parametros e adequado

estudo de simulacao para previsado desses efeitos em escala de campo.
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5. CONCLUSOES E SUGESTOES

5.1. CONCLUSOES

A complexidade dos fendmenos envolvidos na aplicacdo da técnica WAG, faz
com que previsdo de sua eficiéncia em campo ndo seja simples. O escoamento
multifasico em meios porosos, onde Oleo, gas e agua dividem o mesmo espaco,
ainda ndo é completamente entendido, como sdo os métodos convencionais de
recuperacgdo, onde, geralmente, apenas duas fases sdo moveis.

A permeabilidade relativa trifasica passa a ter enorme importancia nesses
processos de recuperacdo onde as trés fases (0leo, gas e agua) sao moveis. A
medicado experimental dessas permeabilidades trifasicas € muito complexa e cara.
Os modelos de conversdao das permeabilidades bifasicas, mais simples e
usualmente medidas em laboratério, em permeabilidades trifasicas, ndo se mostram
muito confiaveis. Esses modelos sdo empiricos e ndo foram desenvolvidos para
condicOes diversas de molhabilidade da rocha, por exemplo.

A simulagédo de experimentos apresentada aqui mostra a discrepancia de
resultados obtida pelo uso de diferentes modelos. Parece ndo ser possivel a
definicdo de um melhor modelo de permeabilidades trifasicas, utilizavel em qualquer
situacdo. A escolha do modelo a ser utilizado para um determinado campo deve ser
realizada através do ajuste de dados experimentais obtidos de experimentos
especificos, realizados em amostras de rocha tipicas e em condi¢cdes
representativas do reservatorio alvo.

O efeito da histerese de permeabilidade relativa, tanto na producédo de 6leo
guanto no diferencial de presséao, foi comprovado com dados de laboratério usados
aqui, mesmo em condi¢des proximas da miscibilidade, e deve ser considerado nas
simulacées. O ganho em eficiéncia, dado pela melhor distribuicdo da agua e gas
injetados, efeito da histerese, pode ser reduzido pela perda de injetividade causada
pela alternancia de fluidos injetados. Sao necessarios dados experimentais para que
se tenha uma informacgdo confiavel dos efeitos da histerese sobre o escoamento
trifdsico em meios porosos, possibilitando uma estimativa desse efeito em simulagéo
de campo.

O modelo de histerese disponivel no simulador numérico de escoamento

usado neste trabalho consegue representar alguns dos principais efeitos, mas
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necessita de bons parametros de entrada. Esses parametros devem ser medidos,
idealmente, em experimentos realizados em condigbes proximas das reais, com
rocha, fluido, pressdes e temperatura do reservatério em questdo. Caso nao se
disponha desses dados, a metodologia de ajuste dos dados de producdo de um
experimento pode ser adotada, como forma de estimar esses parametros mais
adequadamente.

Uma dificuldade experimental adicional surge quando a rocha € carbonética,
principalmente se o gas utilizado for CO,. Nos experimentos realizados, foram
obtidos resultados que mostram forte dissolucdo da rocha carbonética, causando
aumento de permeabilidade devido ao aparecimento de caminhos preferenciais no
plugue.

Os experimentos foram realizados com amostras de calcita, mais reativa do
que, por exemplo, a dolomita, também presente em reservatérios carbonaticos.
Dessa maneira, espera-se, em campo, um efeito de dissolucdo menor do que o
obtido aqui. Além disso, espera-se esse efeito mais restrito a regido préoxima ao poco
injetor, onde maior quantidade dessa agua carbonatada circularia.

Com a metodologia atual, € muito dificil a obtencdo das permeabilidades
relativas e parametros de histerese, necessarios para descrever o comportamento
do escoamento em meios porosos. Novos equipamentos e metodologias devem ser

propostos para esse fim.

5.2. SUGESTOES

Os modelos de permeabilidade relativa trifasica devem ser testados em um
namero maior de experimentos, de diferentes rochas e molhabilidades, para dar uma
maior confiabilidade para os resultados. O modelo que melhor ajustou os dados dos
experimentos deste trabalho ndo é o mesmo que teve o melhor desempenho em
outros experimentos da literatura. Definir um modelo ideal pelo ajuste de apenas um
conjunto de dados experimentais ndo permite a extrapolacdo das conclusfes para
qualquer situacao.

A medicdo de permeabilidades relativas trifdsicas diretamente a partir de
experimentos trifasicos € uma alternativa para descrever o escoamento desse tipo
de sistema. Apesar de mais dificil medicdo, essa metodologia pose gerar resultados

mais confiaveis.
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Testes de injetividade em projetos piloto de campo sao recomendaveis para
verificar o efeito de reducao de injetividade causado pela histerese.

Uma sugestdo para contornar os problemas de dissolugcdo da rocha
carbonatica em escala de laboratorio, e permitir, assim, a obtencdo dos dados de
permeabilidade relativa necessarios, € realizar experimentos nessas rochas
utilizando apenas 4gua e gas sem a presenca de CO,. Paralelamente, seriam
realizados experimentos em rochas menos reativas, como arenitos, com e sem a
presenca de CO,. Dessa forma, poder-se-ia contabilizar o efeito da presenca do CO,
no gas pela diferenca entre os resultados obtidos por estes experimentos. Essa
diferenca seria, entdo, transportada para os resultados obtidos nos experimentos em
carbonatos, sem a presenca do CO..

Avaliar o impacto dessas reacbfes em escala de campo, seja por
experimentos com rochas de reservatorios carbonaticos reais, seja por simulacéo
geoquimica desses processos, gerariam informacdes valiosas para definir o impacto

da injecéo de CO, em reservatorios do pré-sal.
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APENDICE A

ALGORITMO PARA CALCULO DA HISTERESE DE PERMEABILIDA DE
RELATIVA PELO MODELO DE LARSEN & SKAUGE (1998)

Permeabilidade relativa ao gas (ndo-molhante)
* Na drenagem (aumento da saturacdo de gas):

o] - et )b (] | bl

start
Sw

* Na embebicdo (reducdo da saturacdo de gés):

krigm (Sg ) = krdgrai” (ng ) S, dada pela (eq. 23).

Permeabilidade relativa a agua (molhante)

= Na embebicdo (aumento da saturacédo de agua):

kimb = kWZ 1_ Sé +kW3 Sé]
w w ngéx w ngéx

= Na drenagem (reducdo da saturacdo de agua) (dependente da saturacdo de

gas):
_cl
- Para (Sg Sg)> O, representando injecao de gas:
kdraln _(kIITIb [ SQ _S‘_lfl J+kw3[ Sg _Séll ]
ngéx _Sglg ngéx _Sglg
_cl
- Para (Sg S ) < 0, representando injecao de oleo:

S! -S S! -s
drain  _ imb 9 9 9 9
krW (k [ SI ]+km3[ Sl J
g 9

- Para saturacdo de gas constante:
kr(\il\r’am — (k |mb)

imb
Sendo,(krW )i = permeabilidade relativa a agua do ultimo processo de embebicéo
ocorrido (embebicéo do ciclo anterior).



