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RESUMO

Apresenta-se estudo do método Surfactante-Polimero (SP) para recuperacao
avancada de petréleo. S&o descritos fundamentos tedricos, equacionamento e
aplicacdo de simulacdo numeérica de reservatorio do método, com o objetivo de
projetar e quantificar aumentos no fator de recuperacdo com sua aplicagdo. O
meétodo Surfactante-Polimero consiste na reducédo da tenséo interfacial agua/éleo a
valores ultra-baixos, removendo o Oleo preso por forcas capilares no meio poroso
durante a recuperacdo por injecdo de agua. Tensdes interfaciais ultra-baixas séo
obtidas por formulacdes de surfactante com microemulsdao Winsor Tipo Ill. O
polimero (poliacrilamida anidénica) € utilizado em conjunto com a formulacdo de
surfactante para aumentar sua viscosidade, reduzindo sua mobilidade no meio
poroso, que € aumentada em baixas tensdes interfaciais. A simulacdo numérica de
reservatério do meétodo foi realizada com o simulador UTCHEM, obedecendo ao
gradiente de salinidade, de maneira que a frente de avanco do banco SP encontre-
se com microemulsdo Winsor Tipo I, o banco SP com microemulsdo Winsor Tipo |l
e 0 banco de polimero posterior com microemulsdo Winsor Tipo |. Tal gradiente de
salinidade garante que o banco SP ira passar pela salinidade Tipo Ill, o banco de
polimero com salinidade Tipo | resulta em menor retencdo do surfactante no meio
poroso e a salinidade Tipo Il na frente de avanco retarda o surfactante. Foram
realizadas simulacdes de reservatdrios em modelos simplificados e em um recorte
de um modelo de campo, que confirmam o potencial do método para aumento do

fator de recuperacgéo de reservatorios submetidos a injecéo de agua.
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ABSTRACT

The Surfactant-Polymer method for Enhanced Oil Recovery is evaluated at
this work. The theoretical background and equations are described and reservoir
simulations of the method were performed aiming at design and quantify the
incremental recovery factor with its application. The Surfactant-Polymer method is
based on the reduction of the water/oil interfacial tension to ultra-low values,
removing the oil trapped at the porous media by capillary forces during waterflooding.
Ultra-low interfacial tensions are obtained by surfactant formulations with Winsor
Type Il microemulsion. The polymer (anionic polyacrylamide) is added at the
surfactant formulation to increase its viscosity, reducing its mobility at the porous
media, which was incremented by the ultra-low interfacial tension. The reservoir
simulation of the method was performed with the UTCHEM simulator, following a
salinity gradient design in order to provide a Winsor Type Il microemulsion at the
front of the slug, a Winsor Type Il microemulsion at the SP slug, and a Winsor Type |
microemulsion at the polymer drive. This salinity gradient ensures that the SP slug
will pass through a Type Il salinity, the Type | salinity polymer drive reduces the
surfactant trapping at the porous media, and the Winsor Type Il salinity at the front of
the SP slug retards the surfactant. Reservoir simulations at simplified and partial field
models confirm the potential of the method to improve the recovery factor of

waterflooded reservoirs.
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1. INTRODUCAO

Métodos quimicos de recuperacdo avancada de petrdleo (Enhanced Oil Recovery —
EOR) vém sendo estudados por petroliferas, universidades e institutos de pesquisa
governamentais por mais de 50 anos (Zhao, 2007). O alto potencial dos métodos
especiais de recuperacédo deve-se ao fato de 65% do volume original de 6leo in place de
muitos reservatorios ndo ser produzido apos recuperacao primaria e secundaria (Austad &
Milter, 2000).

As principais causas haturais responsaveis por um baixo fator de recuperacédo de
reservatorios de petrdleo séo: (1) heterogeneidades geoldgicas; (2) existéncia de interface
entre o 6leo e o fluido deslocante; (3) molhabilidade da rocha ao 6leo e (4) mobilidade do
0leo muito menor que a mobilidade do fluido deslocante.

Surfactantes e polimeros sdo 0s principais componentes utilizados em métodos
quimicos de EOR. Os surfactantes reduzem a tensdo interfacial entre a agua e o 6leo
(reduzindo a saturacdo de Oleo residual e aumentando a eficiéncia de deslocamento),
enquanto o polimero cria condi¢cdes viscosas favoraveis e boa mobilidade para o banco
(slug) de surfactante (Austad & Milter, 2000). Os métodos que utilizam tais componentes
s&o conhecidos como Surfactante—Polimero (SP) e Alcali-Surfactante—Polimero (ASP).

Este trabalho estuda o método Surfactante-Polimero (SP) para recuperacdo avancada
de petroleo. Sao descritos fundamentos tedricos, equacionamento e aplicacdo de
simulacdo numérica de reservatorio do método, com o objetivo de projetar e quantificar

aumentos no fator de recuperagao com sua aplicacéo.
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2. REVISAO BIBLIOGRAFICA

2.1. NUMERO CAPILAR

Métodos utilizando surfactantes atuam no namero capilar (N.), que & funcdo da

tensao interfacial e esta relacionado a saturacéao de 6leo residual. A Figura 1 apresenta a
curva de dessaturacdo capilar para um sistema trifasico (6leo, agua e microemulsao). O
namero capilar € definido como a razdo entre forgcas viscosas e forcas capilares locais, e

pode ser calculado como (Moore & Slobod, 1955):

N =—~ (1)
o cosf

Sendo u = viscosidade do fluido; v = velocidade; o = tensao interfacial e 8 o

angulo de contato.
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Figura 1 — Curva de dessaturagédo capilar para as fases 6leo, agua e microemulséo (Sheng, 2011)

O numero capilar correspondente ao inicio da dessaturagdo é denominado como
numero capilar critico. Portanto, para reduzir a saturacdo de 6leo residual obtida com a
injecdo de agua € necessario que o numero capilar seja significativamente superior ao
namero capilar critico. O nimero capilar critico e o formato da curva de dessaturacéo

dependem das propriedades da rocha (Austad & Milter, 2000).
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Para uma injecdo de agua convencional em rocha molhavel a agua, N, esta
normalmente na faixa de 107 a 10-°. O nimero capilar critico é da ordem de 10° a 10,
onde a total dessaturacdo da fase ndo molhante (6leo) ocorre em nameros capilares da
ordem de 102 a 10! (Lake, 1989). Dessa maneira, para reduzir significativamente a
saturacdo de oOleo residual apés injecdo de agua é necessario que o numero capilar
aumente 1.000 a 10.000 vezes. A Unica maneira pratica de obter esse aumento do
namero capilar é utilizando surfactantes, que reduzem a tensdo interfacial nessa
magnitude (Austad & Milter, 2000). A tensao interfacial agua/dleo, sem utilizacdo de

surfactantes, é da ordem de 30 mN/m.

2.2. PRODUTOS QUIMICOS UTILIZADOS EM RECUPERACAO AV ANCADA DE
PETROLEO.

Uma tipica composicdo quimica para EOR contém surfactante primério, co-
surfactante, co-solvente, alcali, polimero e eletrolito em solugéo aquosa (Flaaten, 2007). O
surfactante primario € o componente responsavel diretamente pela formacédo da
microemulsédo, com o co-surfactante melhorando a a¢édo do surfactante primario (Nelson
et al., 1984). Essa composi¢do busca obter uma microemulsdo Winsor Tipo Ill, que sera
descrita no item 2.3. Além disso, € adicionado polimero a essa formulagcédo, para melhor
controle de mobilidade do banco de produtos quimicos, uma vez que a permeabilidade
relativa a agua (portanto a mobilidade dessa fase) aumenta em tensdes interfaciais muito
baixas e a maior viscosidade proporcionada pela solugédo polimérica ajuda na reducéo da
mobilidade. Quando todos esses componentes sao utilizados, o método é conhecido
como Alcali-Surfactante-Polimero (ASP). Quando o alcali ndo é utilizado, o método é
conhecido como Surfactante-Polimero (SP). Esses métodos serdo detalhados no item 2.4.

As caracteristicas e funcdes de cada componente supracitado sdo apresentadas a

sequir.

2.2.1. Surfactantes

Sao compostos anfifilicos, i.e., apresentam em suas estruturas moleculares duas
regides claramente distintas: uma hidrofébica e outra hidrofilica. Essa caracteristica
permite que tais compostos se orientem em interfaces, reduzindo a tensao interfacial.
Também possuem a capacidade de formar estruturas auto-organizadas chamadas

micelas. A concentracdo acima da qual as micelas sdo espontaneamente formadas é
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definida como concentracdo micelar critica (CMC). A tenséo interfacial de um sistema

diminui & medida que a concentragdo de surfactante aumenta e se aproxima da CMC,
permanecendo praticamente constante apds esse valor (Sheng, 2011).

A literatura reporta diversos tipos de surfactantes aniénicos que foram avaliados
para recuperacdo avancada de petroleo, uma vez que essa classe de surfactantes
apresenta menor adsor¢cao em arenitos, quando comparados aos nao-idnicos e cationicos
(Zhao, 2007).

Um dos parametros mais utilizados para efetuar a pré-selecdo de produtos € o
balanco hidrofilico-lipofilico (HLB), que indica se o surfactante possui maior tendéncia a se
solubilizar em 6leo ou em agua. Surfactantes com baixos valores de HLB sdo mais
soliveis em 6leo e tendem a formar emulsdes de agua em 6leo. Quando a salinidade da
agua é baixa, surfactantes com baixo HLB devem ser selecionados, pois sdo capazes de
formar microemulsdes em baixas salinidades. Quando a salinidade da agua é alta, devem
ser selecionados surfactantes com alto HLB, pois formam microemulsdes nessas
condi¢des (Sheng, 2011).

Carmona et al. (1985) estudaram sulfonatos oléicos etoxilados e encontraram
muitas caracteristicas desejaveis, como baixa tensdo interfacial e alta tolerancia a
salinidade, mesmo com presenca de cations divalentes. Como sua cadeia € linear,
tendem a formar cristais liquidos e géis, portanto requerem alta concentracdo de co-
solventes (Zhao, 2007).

Aoudia et al. (1995) mostraram que grupos de 6xido de propileno (PO) aumentam a
porcdo lipofilica do surfactante e reduzem a solubilidade na agua, além de reduzirem a
salinidade 6tima (conceito explicado no item 2.3). Por outro lado, grupos de oOxido de
etileno (EO) aumentam a hidrofilicidade do surfactante e melhoram sua solubilidade em
agua, aléem de aumentarem a salinidade 6tima do sistema. S&o bons candidatos para
aplicagbes com elevada salinidade.

Wellington e Richardson (1997) obtiveram alta recuperacdo de 6leo em testes de
deslocamento em meio poroso com baixas concentracdes de surfactantes com cadeias
ramificadas contendo EO e PO. Levitt et al. (2006) avaliaram alcoois propoxilados
sulfatados com cadeias hidrofobicas de Ciz a C22 e com 3 a 7 grupos PO e concluiram
gue sao surfactantes promissores para EOR com baixas temperaturas (< 60 °C). Sheng
(2011) cita que grupos funcionais levemente hidrofébicos, como 6xido de propileno (PO),
tém afinidade pela interface e aumentam a faixa de baixa tensao interfacial. A adicéo
desses grupos hidrofébicos (PO) reduz a salinidade 6tima e aumenta a tolerancia ao
célcio. Portanto, o grau de propoxilacdo pode ser utilizado para ajustar o surfactante a
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determinado Oleo, temperatura e salinidade, assim como a adicdo de 6xido de etileno

(EO), e os dois grupos combinados (EO e PO). Essa € a maneira mais pratica de ajustar
um surfactante as condi¢des desejadas.
Austad & Milter (2000) citam que surfactantes contendo multiplas unidade de oxido de
etileno e propileno (EO e PO) possuem diversas propriedades desejadas, tais como:
» alta resisténcia a cations divalentes;
» forte associacao intermolecular lateral (que ocasiona alta cobertura da interface agua-
Oleo, resultando em baixa tenséao interfacial) sem gerar cristais liquidos e géis; e
» gradacado suave entre a parte hidrofobica e hidrofilica da molécula, ocasionando uma

transi¢cao suave na interface.

Diversos autores citam que surfactantes que apresentam grupos PO e EO apresentam
resisténcia a Ca?* e Mg?* (Austad & Milter, 2000; Bourrel & Schechter, 1988; Aoudia et al.,
1995 e Hirasaki et. al.; 2004-2006).

Taugbgl et al. (1995) obtiveram valores de tensdo interfacial da ordem de 102 mN/m
utilizando como surfactante sulfonato de etoxi-propoxi-alquila em agua do mar e n-
heptano como fase oleosa (Figura 2). Pequenas modificacdes foram observadas ao se
dobrar a salinidade da agua do mar (Figura 3).

Sulfonatos de alquil-arila sdo surfactantes comuns em produtos de limpeza e tém sido
utilizados pela industria de petréleo para EOR durante décadas. Eles podem ter mais de
uma cadeia alquilica ligada a um anel de benzénico sulfonado. Essa ramificacdo evita
organizacéo intermolecular do surfactante, diminuindo a formacao de géis (Zhao, 2007).

Diversos autores reportam que os surfactantes do tipo sulfonatos de olefinas internas
(Internal olefin sulfonates — 10S) sao bons candidatos para aplicagdo em EOR (Falls et al.,
1994; Sanz & Pope, 1995; Zhang & Hirasaki, 2004; Levitt et al., 2006; Jackson, 2006 e
DOE DE-FC26-03NT15406, 2004-2006).
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Figura 2 — Tens&o interfacial entre n-heptano e solucdo de surfactante em agua do mar a 50°C (Taugbagl et
al., 1995).
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Figura 3 — Tenséo interfacial em funcéo da fracdo de agua do mar (Taugbgl et al., 1995).

A parte hidrofébica dos surfactantes para EOR geralmente possui de 12 a 16
carbonos, podendo chegar a 28 em alguns casos (Flaaten, 2007). O tamanho da cadeia
alquilica depende da compatibilidade com cadeias longas ou curtas do 6leo de interesse
(Aoudia et al., 1995). Surfactantes ramificados tém melhor desempenho de maneira geral,
pois evitam a formacdo de géis e cristais liquidos, além de reduzir a viscosidade da

microemulséo (Levitt et al., 2006). Quanto maior a cadeia alquilica, maior a solubilizacao,
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menor a salinidade otima, porém a viscosidade da microemulsdo é maior e o tempo de

equilibrio também. Ramificag6es onde duas cadeias alquilicas estédo ligadas a parte polar
também apresentaram bom desempenho (Levitt et al., 2006).

A parte hidrofilica pode ser anidnica, catibnica ou neutra. Os anibnicos mais
comuns sdo sulfonatos e sulfatos. Sulfatos hidrolisam em temperaturas acima de
aproximadamente 60°C, portanto sédo limitados a reservatorios com baixa temperatura.
Para arenitos, os anidnicos séo preferidos em relagéo aos catidnicos e nao-ionicos devido
ao menor custo e menor adsor¢cdo na superficie da rocha (carregada negativamente).
Carbonatos também podem obter superficie negativamente carregada quando sao
utilizados élcalis e o pH supera 8.5 (Flaaten, 2007).

Solairaj (2012) apresenta formulagdes de surfactantes para EOR contendo
carboxilatos EO-PO com alta hidrofobicidade.

Em temperaturas superiores a 60°C sdo recomendados surfactantes sulfonados. A
Tabela 1 (Barnes et al., 2008) apresenta tipos de surfactantes e o processo recomendado
(SP ou ASP) para diferentes condi¢des de salinidade, temperatura e dureza.

Tabela 1 — Tipos de surfactantes e processos para diferentes condi¢des de reservatério (Barnes et al.,

2008).

Condicao de reservatoério Processo Surfactante
Temperatura < 60°C. ASP/SP Alcool EO/PO sulfatado, Sulfonato de
Salinidade < 3% NacCl. alquil-arila, Sulfonato de olefina interna.
Temperatura < 60°C. ASP/SP Alcool EO/PO sulfatado, Sulfonato de
Salinidade > 3% NacCl. olefina interna.
Temperatura < 60°C. )
Dureza > 1700 ppm de cations SP Alcool EO/PO sulfatado.
divalentes.
Temperatura > 60°C. ASP/SP Alcool EO/PO sulfonado, Sulfonato de
Salinidade < 3% NacCl. alquil-arila, Sulfonato de olefina interna.
Temperatura > 60°C. ASP/SP Alcool EO/PO sulfonado, Sulfonato de
Salinidade > 3% NacCl. olefina interna.
Temperatura > 60°C. )
Dureza > 1700 ppm de cations SP Alcool EO/PO sulfonado.
divalentes.

Zhao et al. (2008) apresentam o desempenho dos surfactantes em funcdo de
propriedades de sua estrutura, conforme Tabela 2.
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Tabela 2 — Desempenho dos surfactantes em funcao de propriedades de sua estrutura (Zhao et al., 2008)

Desempenho do surfactante Propriedade estrutural co rrespondente
N&o adsorver na formacao Preferéncia por surfactantes aniénicos
Auséncia de grupos hidrolisaveis (e.g.
sulfatos) que excluiriam sua utilizagdo em
reservatorios com alta temperatura
Grupos hidrofilicos e hidrofébicos que
Tensao interfacial ultra-baixa interagem de maneira 6tima com a interface
Oleo/dgua

Balanco hidrofilico/lipofilico (HLB) > ~11

Estavel em altas temperaturas de
reservatorio

Baixa tensao interfacial em altas

salinidades

Baixa tenséo interfacial em baixas

salinidades HLB <11

Bom desempenho em 6leos com altos

valores de EACN (Equivalent Alkane HLB < [111; grupos lipofilicos maiores

Carbon Number)

Auséncia de ordenacao multi-molecular,
como cristais liquidos, que geram
problemas de viscosidade e de
solubilizac&o

Parte hidrofobica ramificada; mistura de
surfactantes; surfactantes com multiplas
estruturas quimicas

2.2.2. Co-solventes e co-surfactantes

O objetivo dos co-solventes é introduzir um composto de baixo peso molecular para
agir na interface 6leo-agua ao se posicionar entre as partes hidrofébicas dos surfactantes,
reduzindo assim a viscosidade da microemulsdo (Sanz & Pope, 1995). Aléem disso, co-
solventes apresentam outros beneficios, como reduzir a formacdo de géis, o tempo de
equilibrio de microemulsdes, melhorar a solubilidade do surfactante, e sao
frequentemente necessarios para evitar separacdo de fases em formulacbes com
surfactante e polimeros em conjunto (Pope et al., 1982).

Alcoois que sdo igualmente soliveis na agua e no 6leo (neutros) sdo boas
escolhas. Alcoois propilicos, butilicos e pentilicos sdo geralmente proximos da
neutralidade e foram os mais utilizados nos ultimos 40 anos. Embora a adicdo de alcodis
aumente a tenséo interfacial e o custo, as vantagens dela advindas frequentemente
superam as desvantagens. Etileno glicol butil éter e outros glicois sdo bons co-solventes e
tém vantagens em relacéo a alcoois leves, como maior ponto de fulgor (Jackson, 2006).

Assim como o0s co-solventes, co-surfactantes s8o necessarios para tornar o
surfactante principal soluvel, obtendo formulac6es limpas e estaveis. Co-surfactantes séo
efetivos em menores concentracdes. Sahni et al. (2010) avaliaram diversos alcodis
etoxilados, que sdo surfactantes nao iénicos, além de diversos co-solventes:

e Surfactantes: C13-6EO-S04, Ci13-7P0O-S04, Ci13-13P0O-S04, ClS—leABS, C1430ABS, Cus.
18l0S, C20-24l0S, C20-28108S.
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e Co-Surfactantes: Ci10-6EO, Ci10-8EO, Ci10-10EO, Ci1-14EO, Cu-6EO, Cu1:-8EO, Cu-

10EO, Cu1-14EQ, Ci215-7EO, Ci215-9EO, Ci215-12E0O, Ci3-5EO, Ci3-7EO, Ci-10EO, Cis-
13EO, Ci:-15E0O, C1:-18EO and C1-30EO

» Co-Solventes: t-pentanol, iso-butanol (IBA), Etileno glicol monobutil éter (EGBE),
Dietileno glicol monobutil éter (DGBE), Trietileno glicol monobutil éter (TGBE), Butanol
2.15 EO and Butanol 2.77 EO

Hongyan et al. (2009) verificaram sinergismo positivo adicionando surfactante nao-
ibnico (nonilfenol etoxilado) a uma solucdo de surfactante do tipo sulfonato de petréleo,
reduzindo significativamente a tensao interfacial do sistema. O surfactante n&o-idnico
preencheria o espaco da interface 4gua-0leo que esta vazio devido a repulsédo das partes
polares do surfactante anidnico, aumentando, assim, a densidade de tensoativos na
interface.

Dwarakanath et al. (2008) avaliou a utilizagdo de co-solventes para realizar o gradiente
de fases do método Surfactante-Polimero, ao invés de utilizar a salinidade (conceito
descrito no item 2.4.1). Na Figura 4 € possivel verificar o aumento na salinidade 6tima
ocasionado pelo co-solvente. A Figura 5 demonstra a reducdo na razdo de solubilizacao
ocasionada pelo co-solvente, aumentando a tensao interfacial. A Tabela 3 apresenta o
efeito do co-solvente na viscosidade da microemulsédo. Os conceitos de razdo de

solubilizac&o e salinidade 6tima sdo descritos nos itens 2.3 e 2.5.2.
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Figura 4 — Efeito da concentragdo de co-solvente na salinidade 6tima (Dwarakanath et al., 2008)
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Figura 5 — Efeito da concentracédo de co-solvente na razdo de solubilizacdo (Dwarakanath et al., 2008)

Tabela 3 — Efeito do co-solvente na vicosidade da microemulsdo (Dwarakanath et al., 2008)

Salinidade Surfactante Co-solvente le]sigfosé?r?jggoa

normalizada (Yom/m) (%om/m) (cP)
1,00 2,00% 3,00% 5,15
0,98 1,80% 2,85% 4,89
0,95 1,60% 2,70% 4,89
0,93 1,40% 2,55% 5,21
0,88 1,00% 2,25% 1,54
0,86 0,80% 2,10% 1,49
0,84 0,60% 1,95% 1,49
0,81 0,40% 1,80% 1,49
0,79 0,20% 1,65% 1,49

2.2.3. Alcalis

A adicao de &lcalis tem como objetivo elevar o pH e a salinidade (Winters, 2012).
Em valores de pH superiores a 10, ocorre a saponificacado de acidos nafténicos presentes
no Oleo, gerando surfactantes (carboxilatos) in situ. Caso o 6leo possua baixa acidez,
essa geracdo sera pequena. Alcalis também reduzem a adsorcéo do surfactante na rocha
e aumentam sua estabilidade pelo aumento do pH (Zhao, 2007).

Manter o pH elevado durante toda a injecdo de surfactantes é necessario para
obter todos os beneficios de sua utilizagcdo, porém pode ser necessaria uma alta

concentracdo (Flaaten, 2007). O composto mais comum utilizado no método ASP € o
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carbonato de sodio (Na2COs), porém é sensivel a dureza, exigindo o abrandamento da

agua de injecdo para sua utilizacdo, além de ter sua aplicacdo limitada quando o
reservatério possui anidrita e gipsita (Winters, 2012).

Berger & Lee (2006) e Guerra (2007) desenvolveram formulacbes ASP tolerantes a
dureza utilizando alcalis organicos. Winters (2012) avaliou acetato de sédio e EDTA
tetrassddico para formulacdes ASP tolerantes a dureza, porém ambos ndo apresentaram
resultados satisfatorios.

Chandrasekar (2010) e Flaaten et al. (2010) utilizaram metaborato de sédio em

formulacdes ASP tolerantes a dureza, com bons resultados.

2.2.4. Polimeros

A adicéo de polimero em conjunto com o banco de surfactantes é necessaria para
aumento da viscosidade do fluido deslocante, uma vez que a sua mobilidade aumenta
guando a tensao interfacial € reduzida (Figura 28). Esse aumento de viscosidade também
aumenta a eficiéncia de varrido do processo (Flaaten, 2007 e Zhao, 2007). Um banco de
polimeros apds o de surfactante (polymer drive) é necessario para reduzir o trapeamento
de fases, minimizando a retencao dos produtos quimicos do banco principal (Zhao, 2007),
conforme detalhado no item 2.4.1. Os polimeros mais utilizados sdo poliacrilamidas
aniénicas. Biopolimeros como Goma Xantana também séo estudados, mas podem sofrer
biodegradacdo no reservatério, perdendo sua capacidade de viscosificagdo. Em
permeabilidades mais baixas, polimeros de menor peso molecular sdo mais adequados
(Flaaten, 2007).

Os polimeros sintéticos mais utilizados em recuperacdo avancada de petroleo sao
co-polimeros de acrilamida e acrilato de sédio; co-polimeros de acrilamida e ATBS
(Acrylamido-Tertio-Butyl Sulfonate) e ter-polimeros de acrilamida, ATBS e acido acrilico.

O mondmero ATBS confere maior estabilidade térmica ao polimero, evitando que
ocorra a hidrolise da acrilamida e precipitacdo do polimero devido a presenca de cations
divalentes. Além da maior estabilidade térmica, polimeros com ATBS apresentam maior
resisténcia mecéanica e menor adsor¢do na rocha. Para uma resisténcia térmica ainda
superior, 0 mondémero NVP (n-vinil pirrolidona) € utilizado.

Poliacrilamidas hidrofobicamente modificadas (polimeros associativos) também séo
utilizadas em recuperacao avancada de petréleo.

A Tabela 4 apresenta exemplos de polimeros comerciais utilizados para

recuperacéo avancada de petroleo.
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Tabela 4 — Exemplos de polimeros comerciais para recuperacdo avancada de petréleo
) . Exemplo de peso Acnlgtp de ATBS NVP Acrilamida
Tipo de polimero roduto molecular sédio (% molar) | (% molar) | (% molar) Fonte
P (MM Daltons) | (% molar) 0 0 0
3630S 18,5 27,8 0 0 72,2 Zaitoun et al. (2012)
3430S 12 32.8 0 0 67.2 Zaitoun et al. (2012)
AN125VLM 2 0 25 0 75 Rashidi (2010)
Co-polimero Zaitoun et al.
AN125 8 0 25 0 75 (2012); Rashidi
(2010)
AN125VHM 12 0 25 75 Rashidi (2010)
SAV505 6A8 0 0 50 50 Zaitoun et al. (2012)
Seright & Skjevrak
5115SH 15 10 15 0 75 (2014)
Ter-polimero SAV301 5 - - - - Levitt & Pope (2008)
Vermolen et al.
SAV301 - 0 20-25 15-25 50-65 (2011)
Levitt & Pope
Superpusher ) ) ) ) ) (2008); Levitt
B192 (2009); Pancharoen
Polimero (2009)
hidrofobicamente -
modificado Superpusher ) ) ) ) ) Levitt (2009);
S255 Pancharoen (2009)
Superpusher ) ) ) ) ) Levitt (2009);
D118 Pancharoen (2009)
Poliacrilamida Hengfloc .
pés hidrolisada 63020 20 ) ) ) . Levitt & Pope (2008)
Poliacrilamida Hengfloc .
po6s hidrolisada 63026 26 ) ) ) ) Levitt & Pope (2008)
Levitt & Pope
"Comb" polymer Kypam 5 - - - - - (2008); Levitt
(2009)

2.2.5. Eletrélitos

Eletrélitos adequam a salinidade do banco de surfactante(s), de modo a atingir a
salinidade Otima da microemulsdo (i.e., condicdo que apresenta a menor tensdo
interfacial, conforme explicado nos itens 2.3 e 2.5.2) e para produzir um gradiente
negativo de salinidade no banco de polimeros injetado como polymer drive, tornando o
processo mais eficiente por reduzir o trapeamento do surfactante no meio poroso (Pope et
al., 1979; Hirasaki et al.,1983; Austad e Milter, 2000). O gradiente de salinidade pode ser
realizado ajustando a salinidade da agua de injecdo ou com o &lcali. Maiores detalhes

sobre o gradiente negativo de salinidade sao descritos no item 2.4.1.

2.3. COMPORTAMENTO DE FASES

Winsor (1954) foi o primeiro a descrever o comportamento de fases de
microemulsdes como Tipo I, Tipo Il e Tipo Ill. A Tipo | (ou Tipo Il (-)) € uma microemulsao

de 6leo em agua e tem uma fase Oleo excedente. A Tipo Il (ou Tipo Il (+)) € uma
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microemulsdo de agua em Oleo e tem uma fase agua excedente. A Tipo Il esta entre a

Tipo | e a Tipo Il e é constituida por trés fases: 0leo excedente, microemulsdo e agua
excedente (Sheng, 2011) e apresenta a menor tensao interfacial. A transicdo entre as
fases (I para Ill e lll para Il) pode ser causada por mudangas em uma ou mais variaveis
dentre as muitas envolvidas no processo, como salinidade, temperatura, estrutura do
surfactante, concentracéo de co-solventes e composi¢ao do 6leo (Zhao, 2007). A Figura 6
apresenta um exemplo de teste de comportamento de fases, onde é possivel verificar a

transicao entre as fases |, lll e Il através do aumento da salinidade.

Winsor | Winsor IlI Winsor Il

Figura 6 — Exemplo de transicdo entre as fases |, Ill e Il com aumento da salinidade (adaptado de Healy et
al., 1976).

A transicao de fases | para lll para Il ocorre pelo aumento da salinidade, aumento
da concentracdo de co-solvente (alcool), aumento da temperatura, aumento da cadeia
alquilica do surfactante, aumento do EACN (Equivalent Alkane Carbon Number) do 6leo
ou aumento da presséo.

A determinacgao da tensao interfacial a partir do teste de comportamento de fases
sera descrita no item 2.5.2.

Healy et al. (1976), Reed & Healy (1977) e Puerto & Reed (1983) verificaram
aumento da salinidade 6tima com o aumento da temperatura para surfactantes do tipo
sulfonato de alquil-arila. A Figura 7 apresenta o efeito da temperatura na salinidade 6tima

e na razao de solubilizacdo (Puerto & Reed, 1983).
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Figura 7 — Efeito da temperatura na salinidade étima e na razao de solubilizacdo (Puerto & Reed, 1983).

2.4. METODOS SURFACTANTE-POLIMERO (SP) E ALCALI-SUR FACTANTE-
POLIMERO (ASP)

A Figura 8 ilustra as véarias regides de fluxo imiscivel durante um tipico
deslocamento de Oleo pelo método ASP/SP. Considerando que foi realizada injecdo de
agua antes da aplicacdo do método quimico, atingindo a saturacéo de 6Oleo residual (Sor),
as vérias zonas sao descritas como (Austad & Milter, 2000):

Regido 1: Saturagcdo de Oleo residual pela injecdo de agua, apenas 1 fase (dgua) esta
fluindo.

Regido 2: Um banco de o6leo € formado, 2 fases (agua e 6leo) estdo em fluxo.

Regido 3: Banco de ASP/SP formando a regido de baixa tenséo interfacial contendo a
formulagcé@o de surfactantes e polimero. Se contiver alcali, 0 método é denominado ASP,
do contrario € denominado SP. Fluxo de trés fases liquidas (6leo, agua e microemuls&o),
Winsor Tipo 1.

Regido 4: Solucdo de polimero para controle de mobilidade (polymer drive), com

salinidade inferior a salinidade 6tima (Winsor Tlpo |). Fluxo de uma fase aquosa.
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Direcao do fluxo

>
Regiao 4 Regiao 3 Regiao 2 Regidao 1
Polimero Surfactante Banco de déleo Sorw

Figura 8 — Diferentes regides obtidas no processo ASP/SP (adaptado de Austad & Milter, 2000).

2.4.1. Gradiente de fases

Apés a injecdo do banco ASP/SP (Winsor Tipo Ill), é necessario injetar um banco
posterior com comportamento de fases Winsor Tipo |, para evitar que a fase
microemulsdo fique trapeada no meio poroso. A Figura 1 apresenta a curva de
dessaturacdo capilar para as fases agua, 6leo e microemulsdo (Winsor Tipo ). E
possivel verificar que é necessario um namero capilar muito alto para remover a fase
microemulsdo do meio poroso. Dessa maneira, € injetado um banco com comportamento
de fases Tipo | apos o banco ASP/SP Tipo lll. Esse banco Tipo | € injetado em conjunto
com o polimero (polymer drive), e é realizado com a injecdo de agua com menor
salinidade ou maior concentracdo de co-solvente (Figura 4).

Pope et al. (1979) e Hirasaki et al. (1983) sugerem um gradiente negativo de
salinidade, de maneira que a salinidade da agua na formacdo seja referente a
microemulséo Tipo Il, a salinidade do banco Surfactante-Polimero seja igual a salinidade
otima (Tipo Ill) e o banco de polimero seja referente a microemulsdo Tipo |. Essa
configuragdo garante que o banco SP ir4 passar pela salinidade Tipo Ill e o banco de
polimero com salinidade Tipo | resulta em menor adsor¢céo do surfactante. O surfactante é
retardado na frente de avanco, devido a microemulséo Tipo Il. No banco de polimero, com
salinidade Tipo |, o surfactante flui na fase agua ou em fase microemulsdo de 6leo em

agua (Hirasaki et al., 1983).



2.5. AVALIACAO DE FORMULACOES DE SURFACTANTE

2.5.1. Solubilidade

E imprescindivel que a formulacdo de surfactante apresente boa solubilidade. Do

contrario, o trapeamento do surfactante serd muito alto. Sahni (2009) apresenta estudo

sobre a importancia de formulacbes ASP com boa solubilidade. As Figuras 9 e 10

apresentam uma solucdo ASP com solubilidade inadequada e seu baixo desempenho em

remover Oleo residual. As figuras 11 e 12 apresentam uma formulagdo ASP com

solubilidade adequada e seu desempenho em remover o 6leo residual. E possivel verificar

gue a formulacdo ASP com solubilidade adequada apresenta desempenho muito superior.

Recuperagao de éleo

BANCO ASP E1

-

-

BANCO ASP E1
APOS 1 MES

Figura 9 — Formulacdo ASP com solubilidade inadequada (Sahni, 2009).
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Figura 10 — Desempenho da formulacdo ASP com solubilidade inadequada na remoc¢éo de 6leo residual

(Sahni, 2009).
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BANCO ASP E2

Figura 11 — Formulacdo ASP com solubilidade adequada (Sahni, 2009)
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Figura 12 — Desempenho da formulagdo ASP com solubilidade adequada na remocao de 6leo residual
(Sahni, 2009).

2.5.2. Comportamento de fases e tenséao interfacial

O item 2.3 apresenta os fundamentos do teste de comportamento de fases. Um
dos parametros mais utilizados para o estudo do comportamento de fases de
microemulsfes para EOR € a razdo de solubilizacdo, definido como a razdo entre o
volume da fase em questdo (6leo ou agua) solubilizado na microemulsdo e o volume de
surfactante presente no sistema (assume-se que todo o surfactante esta na
microemulséo). Healy & Reed (1976) foram os primeiros a desenvolver uma correlacao

entre a razdo de solubilizacdo do Oleo e da agua e a tensao interfacial entre a
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microemulsdo e cada fase. Chun Huh (1979) estabeleceu uma relacéo tedrica entre a

razao de solubilizacdo 6tima e a tenséo interfacial. Nessa teoria, a tenséo interfacial (o) é

proporcional ao quadrado da razéo de solubiliza¢éo otima (R,,):

O, == para ¢ =1ou?2. 2)

2
3

Sendo c¢ aproximadamente 0,3 dyn/cm e a razéo de solubilizacdo 6tima definida como o

valor onde a razdo de solubilizagcdo do 6leo e da agua séo iguais (R,=R,;) na mesma

salinidade (salinidade 6tima), conforme Figura 13. As equacbes 3, 4 e 5 demonstram
como utilizar a equacdo de Huh para calculo da tenséo interfacial entre a agua e o 6leo

através de teste de comportamento de fases, onde V, € o volume de 6leo solubilizado, V,,
é o volume de agua solubilizada e V, é o volume de surfactante utilizado. A razdo de

solubilizagdo do dleo (R,,) e da agua (R;) séo definidos por:

V
=_9 3
Ra =y ©
V.
=W 4
Ra=! @
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Figura 13 — Exemplo de determinacao da razao de solubilizagao 6tima (valor onde a razao de solubilizagao
do 6leo e da 4gua séo iguais) (Sheng, 2011).
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A Figura 14 apresenta como os valores de V, e V,, sdo determinados no teste de
comportamento de fases, para célculo das razdes de solubilizagéo.

O comportamento de fases e a tensao interfacial sdo afetados por diversos fatores:
caracteristicas do 6leo, caracteristicas do surfactante, cations divalentes, temperatura,
pressédo, salinidade, concentragcdo de co-solvente, concentracdo de co-surfactante,
concentragdo de polimero, particAo agua/dleo do surfactante e demais tensoativos, e

razao agualéleo.
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Figura 14 — Esquema para calculo das raz6es de solubilizagédo no teste de comportamento de fases (Sheng,
2011).

2.5.3. Simulacdo dos métodos Surfactante-Polimero ( SP) e Alcali-Surfactante-
Polimero (ASP)

A simulacdo do método ASP/SP consiste principalmente em representar as
modificacdes na permeabilidade relativa ocasionada pela baixa tenséo interfacial
proporcionada pelo surfactante, assim como o incremento de viscosidade ocasionado
pelo polimero. A correta representacdo do método ASP/SP exige uma simulagéo incluindo
as fases Oleo, agua e microemulsdo, que sdo definidas pelo comportamento de fases
(Tipo 1, Tipo Il e Tipo Il). A partir do comportamento de fases € possivel determinar a
tensdo interfacial. As permeabilidades relativas sédo calculadas em funcdo da curva de
dessaturacao capilar para cada uma das trés fases.

Pope & Nelson (1978) desenvolveram um simulador unidimensional e

composicional que incluia os efeitos de tenséo interfacial, comportamento de fases, fluxo
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fracionario, adsorcéo e propriedades do polimero como funcéo da salinidade. O simulador

era capaz de representar troca catidnica, comportamento de fases e tenséo interfacial
como funcéo da salinidade e da concentragdo de surfactante e viscosidade do polimero
como funcéo da concentracdo de polimero e da salinidade.

Pope et al. (1979) realizaram um estudo de sensibilidade do método Surfactante-
Polimero a partir de simulagdo. A maior recuperacdo de 0Oleo ocorre quando ocorre 0
gradiente de salinidade Tipo Il & frente do banco SP, Tipo Il no banco SP e Tipo | no
banco de polimero (polymer drive).

Mohammadi (2008) modelou experimentos laboratoriais em amostras de arenito
com uma modelagem mecanicista do método ASP, utilizando o simulador UTCHEM
(University of Texas Chemical Flooding Simulator). A modelagem considerou reagcfes na
fase aquosa do alcali, a geracdo de surfactante in-situ pela reagcdo do alcali com o dleo
acido, comportamento de fases do surfactante injetado e do surfactante gerado in-situ,
reducdo da adsorcao do surfactante em elevado pH, troca catidnica com argilas e o efeito
do co-solvente no comportamento de fases. As figuras 15 a 17 apresentam um dos
experimentos modelados por Mohammadi (2008). Esse mesmo trabalho aplica a
metodologia de simulacdo ASP em um modelo homogéneo em escala de campo, obtendo

uma recuperacédo adicional de 25% do VOOIP em relacéo a inje¢cdo somente de polimero.
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Figura 15 — Comparagéo entre valores medidos e simulados de recuperacgéo de 6leo e fragao de 6leo
(Mohammadi, 2008).
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Figura 16 — Comparac¢édo entre valores medidos e simulados de producéo de surfactante (Mohammadi,

2008).
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Figura 17 — Comparacédo entre valores medidos e simulados de diferencial de pressdo (Mohammadi, 2008).

Han et al. (2008) desenvolveram um simulador totalmente implicito, paralelo e
composicional que resolve o comportamento de fases surfactante/éleo/agua pela regra de
Hand (Hand, 1939). Os componentes na fase agua incluem surfactante, polimero e

salinidade. Simula¢cdes do método Surfactante-Polimero foram realizadas com sucesso
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em modelo com escala de campo com mais de 1 milhdo de células usando multiplos

processadores.

Yuan (2012) realizou simulac6es paralelizadas do método Surfactante-Polimero em
modelos com escala de campo utilizando o simulador IPARS, representando o transporte
do surfactante no meio poroso, a adsor¢cao do surfactante na rocha, o comportamento de
fases agua/oleo/surfactante, a viscosidade da microemulsdo e a permeabilidade relativa
baseada no numero de trapeamento.

Goudarzi et al. (2012) compararam diferentes simuladores de reservatérios
utilizados na simulacdo do método ASP/SP. O UTCHEM é o Unico que permite simular o
comportamento de fases (fungédo da salinidade efetiva) e modelar a fase microemulséo e
sua viscosidade, além de calcular a tenséo interfacial pelo comportamento de fases
(Tabela 5).

Tabela 5 — Comparacédo do mddulo de surfactante de diferentes simuladores (Goudarzi et al., 2012)

Médulo de surfactante UTCHEM CMG-STARS ECLIPSE
Viscosidade da Microemulsao V N&o possui N&o possui
Tensao interfacial V Possui (formato tabular) | Possui (formato tabular)
Comportamento de fases V N&o possui N&o possui
Adsorcéo do surfactante V V V
Efeito de troca iGnica V V V
Salinidade efetiva V N&o possui N&o possui
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3. METODOLOGIA

3.1. SIMULACAO NUMERICA

As simulacgdes realizadas nesse trabalho utilizaram o UTCHEM 2013_8 (University
of Texas Chemical Flooding Simulator), um simulador tridimensional, multicomponente e
multifasico desenvolvido pelo CPGE (Center for Petroleum and Geosystems Engineering)
da University of Texas at Austin. Esse simulador permite modelar o fluxo multifasico
(dgua, Oleo e gas) no reservatorio de petrdleo, assim como a permeabilidade relativa
trifasica entre agua, microemulsao e 6leo, fundamental para a correta modelagem de fluxo
da microemulséo Tipo Ill. O UTCHEM também permite simular o aumento da viscosidade
da fase aquosa devido a adicdo de polimero, incluindo seu comportamento nao
newtoniano. O simulador também inclui efeitos de adsor¢cdo dos componentes na rocha.

As equacdes de balancgo séo:
1) Equacéo de balanco de massa para cada componente.
2) A pressdo na fase aquosa € obtida por um balanco de massa geral de todos os
componentes que ocupam volume. As pressdes nas outras fases sdo calculadas
adicionando a pressao capilar entre as fases.

3) Equacéao de balanco de energia.

Quatro fases sdo modeladas. Uma fase gasosa monocomponente (/= 4) e até trés
fases liquidas: aquosa (/= 1), oleosa (/= 2) e microemulséo (/= 3). Existirdo duas ou
trés fases liquidas, a depender do comportamento de fases (microemulséo Tipo I, Tipo Il
ou Tipo II).

As equacbes de fluxo permitem compressibilidade das fases sélida e fluidas,
disperséo e difusdo molecular e comportamento de fases, por equagdes complementares.

As equacoes utilizadas no simulador UTCHEM 2013_8 s&o apresentadas nos itens
3.1.1 a 3.1.9 e foram obtidas a partir da documentacdo técnica (UTCHEM Volume I,
2013).

3.1.1. Equacbes de balanco de massa

Para as equacdes de fluxo € assumido que as fases solidas sdo imoveis, as fases

fluidas e liguidas sdo levemente compressiveis, disperséo pela lei de Fick, mistura ideal e
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lei de Darcy. As condi¢des de contorno sao fluxo nulo e fluxo dispersivo nulo em fronteiras

impermedveis.
A conservacao da massa para o componente K associada com a lei de Darcy &

expressa em termos do volume total do componente K por unidade de volume poroso

(C~:K) como:

Sl )oY n(c.0 -5, ) =R ®)

O volume total do componente k por unidade de volume poroso € a soma de todas

as fases, incluindo as fases adsorvidas:

Cx :(1—2%‘@}28@“ +C, para « =1,..., n, (6)
k=1 (=1

Sendo n, o numero total de fases que ocupam volume (agua, Oleo, surfactante e
gas), n,o numero de fases, éK o volume adsorvido do componente « e p, a densidade

do componente x puro a uma pressdo P, relativa a sua densidade na pressdo de
referéncia P,,, normalmente considerada a presséo nas condi¢des de superficie. R, € o

somatério de fontes e sumidouros. E considerado mistura ideal e compressibilidades

pequenas e constantes C°.
P =1+ C/(()(PR - PRO) (7)

A dispersao é calculada pela lei de Fick:

U

o= 98K, TC, (8)

O tensor disperséao K incluindo difus&o molecular (D,,) é calculado como:

ay, |u | (au -ay,) ufiuf’i 9)
@ @g |uf’|

Klij

é o= D dj + -1t
T
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Sendo a,, e a;, as dispersividades longitudinal e transversal da fase ¢, 7 o fator
de tortuosidade (com valor superior a 1), u, e u, componentes do fluxo de Darcy da fase
¢ nas diregBes i e j e ¢, € afuncdo delta de Kronecker.

A magnitude do vetor fluxo para cada fase € calculada como:

6, = (0, +{u, F+ (0, ) (10)

O fluxo da fase pela lei de Darcy é:

b, =~ k;[ P, - y,0h) (11)

Sendo k o tensor de permeabilidade intrinseca e h a profundidade vertical.

Permeabilidade relativa (k,,), viscosidade (4,), e peso especifico para a fase ¢ serdo

definidos posteriormente.

O termo de fonte R, é uma combinacéo de todos os termos de fluxo para dado

componente e é definido como:

R = ¢Zp: St + (l_ ¢)r/<s +Q, (12)

=1

onde Q, € a vazdo de injecdo/producdo para o componente «. r,, e I, sdo as taxas de

reacdo para o componente « na fase ¢ e na fase sélida s, respectivamente.
3.1.2. Balanco de energia
A equacado de balanco de energia considera que a energia € funcdo somente da

temperatura e que o fluxo de energia no reservatorio ocorre somente por advecgado e

conducéo.
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0 "p I .
E (1_ (0),0sz5 + ¢7Z p(S/,Cw }T +0 [Ez p/,Cp/,u/,T _AT DTJ =04 _QL (13)
=1 /=1

Sendo T atemperatura do reservatorio, C,q e C,, as capacidades térmicas da fase
solida e da fase ¢ a volume constante, C, a capacidade térmica a pressao constante e

A, a condutividade térmica (considerada constante). g, € a fonte de entalpia por volume.
Q, é a perda térmica para a parte superior e inferior do reservatorio utilizando o método

de perda térmica de Vinsome e Westerveld (1980).
3.1.3. Equacéo da presséao

A equacdo da pressao é desenvolvida pela soma das equacgfes de balanco de

massa de todos os componentes que ocupam volume, substituindo a lei de Darcy para os

nCV
termos de fluxo de fases, usando a definicdo de pressao capilar, e notando que ZCK/, =1.

k=1

A equacdao da pressao em termos da fase de referéncia para a pressao (fase 1) é:
apl - = . - = - = -
g@tﬁmwm,nmaz—maz“km Oh+0) k@A, 0P, +> Q, (14)
Sendo a mobilidade relativa da fase /:

K,
Ar(c :4210/((:/([ (15)
/'[é k=1

e a mobilidade relativa total com correcao para a compressibilidade do fluido:

Mp

ArTc = Z/‘réc ' (16)

=1

A compressibilidade total (C, ) € a soma da compressibilidade da rocha (C, ) e dos

componentes (C?):



48

C,=C, + ZW c’C, (17)
K=1
onde
¢= ¢R[1+ Cr (PR - PRO)] . (18)

3.1.4. Propriedades do surfactante
3.1.4.1. Adsorcao

A adsorcdo do surfactante € modelada pela isoterma de Langmuir, considerando a
salinidade da &gua, a concentracdo de surfactante e a permeabilidade. A adsorcdo €
irreversivel com a concentracéo e reversivel com a salinidade. A concentracdo adsorvida

de surfactante (x =3) é calculada por:
c, :min[é 2 \C ~Cy J; k=3 (19)

A adsorgcdo aumenta linearmente com a salinidade efetiva (Cgy) e diminui com o

aumento da permeabilidade.

K\
3, = (2 +a,Cee )(de (20)

A salinidade efetiva (Cg.) para o surfactante sera descrita no item 3.1.4.3. O valor de
a,/b, representa a maxima adsorcdo e b, controla a curvatura da isoterma. Os
parametros de adsor¢do a,,, a,, € b, sdo obtidos ajustando medidas de laboratorio. A
permeabilidade de referéncia (k) € a permeabilidade referente a especificagdo dos

parametros de adsorcao.
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3.1.4.2. Comportamento de fases

O comportamento de fases considera até 5 componentes (agua, 6leo, surfactante e
dois co-solventes), que formam 3 pseudocomponentes (agua, 6leo e microemulsdo) em
uma solucdo. Na auséncia de co-solventes, apenas 3 componentes sdo modelados
(dgua, Oleo e surfactante). As concentracdes volumétricas desses 3 componentes sdo
usadas como coordenadas em um diagrama ternario.

O UTCHEM permite incluir o efeito de dois co-solventes e da temperatura no
comportamento de fases.

Os co-solventes alteram a salinidade efetiva e as salinidades minima e méxima da
microemulsdo Tipo Ill. Também alteram a altura da curva binodal, pois aumentam a

tensao interfacial, conforme apresentado no item 2.2.2.
3.1.4.3. Salinidade efetiva

A salinidade efetiva para o comportamento de fases permite incluir o efeito dos
cations divalentes, dois co-solventes e da temperatura. Desprezando esses efeitos, a

salinidade efetiva (Cg) € igual a concentracdo de anions na fase aquosa (C;,).

C Ce
= (1_ Bofs )(1_ Bt )(1_ By (T ~ T »

(21)

Onde:

Cg € a salinidade efetiva;

C,, é a concentragéo de anions na fase aquosa;

(1— B, ff) é o efeito do co-solvente;

(1- B,13) é o efeito dos cétions divalentes;

(-5 (T-T.)) é o efeito da temperatura;

B, € o par@metro de inclinagéo para o co-solvente;

B, € o parametro de inclinagéo para céations divalentes;

B; €é o parametro de inclinacdo para a temperatura;

fo € afracdo do total de céations divalentes ligada as micelas e;

f> é a fracdo do total de co-solvente associado ao surfactante.
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Os parametros S, [, e [, sdo obtidos por testes adicionais de comportamento

de fases, determinando o efeito dos cations divalentes, do co-solvente e da temperatura.
Nelson (1982) e Satoh (1984) apresentam estudos para o efeito de céations divlentes e co-
solventes no comportamento de fases. Dwarakanath et al. (2008) apresentam estudo do
efeito de co-solventes no comportamento de fases. Puerto & Reed (1983) e Aoudia &
Wade (1995) apresentam estudos sobre o efeito da temperatura no comportamento de
fases.

Os limites de salinidade que formam a microemulséo Tipo Il s&o chamados de limite

superior e inferior da salinidade efetiva (Cy, € Cgy ).

3.1.4.4. Curva binodal

A curva binodal é determinada utilizando a regra de Hand (Hand, 1939).

B
L = A(%j para ¢/ =1, 2 ou 3. (22)

1/

Sendo A e B parametros empiricos. O UTCHEM considera uma curva binodal

simétrica (B=-1) com as concentracbes de todas as fases sendo -calculadas

3
explicitamente em termos da concentragéo de 6leo C,, (sendo ZCK/, =1).

k=1

C, =3[ -Ac, +(Ac, f +44c, (1-C,) | para ¢ =1,20u3. (23)

O parametro A esta relacionado a altura da curva binodal conforme:

2
2C
A :(wﬂJ para m=0, le 2. (24)

Imaxm

Canax,m = H BNC,m (25)
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Hewe m € UM parametro de entrada e m =0, 1 e 2 correspondem as salinidades

minima, 6tima e maxima. A, € interpolado linearmente como:

A= (A) - Ai)(l— CCSE J+ A para Cy <Cqqp (26)
A= (Az - Ai)( CCSE _]J +A para Cg <Cqpp (27)

Sendo C.,, a salinidade efetiva 6tima, calculada como a média aritmética entre
Cs € Cgq, . Aaltura da curva binodal nas trés salinidades de referéncia sdo parametros

de entrada do modelo.
3.1.45. Efeito do co-solvente na curva binodal

E utilizada uma relacdo linear para representar o efeito do co-solvente na altura

maxima da curva binodal:

Canpom =My f°+C, param =0,1e2 . (28)

Onde m representa as salinidades zero (m= 0), 6tima (m= 1) e o dobro da étima

(m=2). O parametro m,, é o coeficiente angular da altura maxima da curva binodal em
funcdo da fragdo de co-solvente associada ao surfactante na salinidade m. C, é o

coeficiente linear desse mesmo gréfico (Figura 18).
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Figura 18 — Altura maxima da curva binodal em funcéo da fracdo de co-solvente associada ao surfactante.

3.1.4.6. Efeito da temperatura na curva binodal

Assim como o co-solvente, o efeito da temperatura na curva binodal é através de

uma relacao linear:
Canaxm = Hanem tH BNT,m(T T ) (29)

Sendo C a altura maxima da curva binodal em fungdo da temperatura, m

3maxm
representa as salinidades zero (m=0), 6tima (m=1) e o dobro da 6tima (m=2), Hy , € a
altura da curva binodal na temperatura de referémcia (T, ) € na salinidade m e Hg. , €

o coeficiente angular da altura da curva binodal em funcdo da temperatura (T) na

salinidade m.
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3.1.4.7. Tensao interfacial

A tensdao interfacial sera calculada no UTCHEM pelo modelo de Chun-Huh. Nesse

modelo, a tensédo interfacial esta relacionada a razédo de solubilizacdo como:

0,5 :R—CZ para ¢ =1ou 2. (30)

(3

Sendo c aproximadamente 0,3 (Huh, 1979). O fator de corregéo de Hirasaki (F,)

foi introduzido a equacdo de Huh para garantir que a tenséo interfacial € nula no ponto

critico. Outros termos foram adicionados a equacdo de Huh para reduzir a tenséo

interfacial agua-6leo quando a concentracdo de surfactante é reduzida.

0,3 =0, +C—F2f(1—e‘aR'33) para ¢ =1ou 2. (31)
'3

Sendo a aproximadamente 10.

3.1.5. Propriedades do polimero
3.1.5.1. Adsorcao

A retencgdo do polimero no meio poroso ocorre por adsorgéo a superficie sélida e por
trapeamento em poros pequenos, uma vez que o polimero é uma macromolécula. A
adsorcdo também é modelada pela isoterma de Langmuir, porém para « = 4. Da mesma
maneira que o surfactante, a adsorcao do polimero também €& modelada em funcéo da

salinidade, concentracéao e permeabilidade.
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kref %
a, = (a41 + a42CSE) T (33)

A salinidade efetiva para o polimero é:

Cep = Cot (:gp _l)Cel (34)
11

Sendo C,,, C;, e C,, respectivamente, as concentragcdes de anions, calcio e agua

na fase aquosa. B, € um parametro do modelo determinado em laboratdrio, referente a

influéncia do calcio na salinidade efetiva do polimero. A permeabilidade de referéncia

(k) € a permeabilidade referente a especificagdo dos parametros de adsorcao.

3.1.5.2. Reducao de permeabilidade

Solucbes poliméricas reduzem a mobilidade do fluido deslocante (agua) e a
permeabilidade do meio poroso. A reducdo de permeabilidade € medida pelo fator de

reducéo de permeabilidade.

_k
K= (35)

p

A reducéo de mobilidade devido ao efeito combinado do aumento da viscosidade e

reducdo da permeabilidade & chamada fator de resisténcia (R ), calculado por:
U
R =R-—" (36)
Hy

Sendo k, a permeabilidade efetiva a agua, k, a permeabilidade ao polimero, x, a

viscosidade da solugéo polimérica e y, a viscosidade da agua.

O efeito da reducdo na permeabilidade continua mesmo apds a solugédo polimérica

ter passado pelo meio poroso e € chamado de fator de resisténcia residual, Ry .

O fator de reducao de permeabilidade € modelado no UTCHEM como:
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Rk - 1+ (Rk max _1)brkC4é (37)
1+ brkCM

- --4

/3
1- Crk (Aplcgi)P

N

@

R (38)

R max = min

Sendo b, e c, parametros de entrada e ¢ refere-se a fase com maior

concentracao de polimero.
O efeito da reducdo de permeabilidade devido ao polimero € considerado
irreversivel, ou seja, ndo reduz com a reducdo de concentracdo de polimero, portanto

Ri =R.. A viscosidade da fase que contém o polimero é multiplicada pelo valor de R,

para considerar o efeito de reducao de mobilidade no simulador.
3.1.5.3.  Volume poroso inacessivel ao polimero

A reducdo na porosidade devido a poros inacessiveis pelo grande tamanho das
moléculas de polimeros € denominada volume poroso inacessivel. O resultado desse
efeito € uma maior velocidade do polimero em relagdo a agua, no meio poroso. Esse
efeito € modelado multiplicando a porosidade na equacdo de conservacdo do polimero

por um parametro de entrada de volume poroso efetivo.
3.1.5.4. Taxa de cisalhamento no meio poroso

A taxa de cisalhamento no meio poroso é calculada conforme proposto por Hirasaki
& Pope (1974) & Lin (1981):

n

o (3n+1)x 4G, _ .
Vet _C( an j \/SEkquLaN _Cycapil (39)

Sendo a taxa de cisalhamento em s, o fluxo de Darcy em cm/s e a permeabilidade

em cm?. C é o coeficiente da taxa de cisalhamento e n é o expoente da lei de poténcia.
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O pardametro n corresponde a inclinacdo da porcédo linear do grafico log-log da

viscosidade do polimero em funcdo da taxa de cisalhamento, conforme Figura 19.
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Figura 19 — Reologia do polimero e obtencao do expoente da lei de poténcia.

O parametro C € o coeficiente da taxa de cisalhamento obtido a partir de
experimentos laboratoriais e considera efeitos n&o ideais (Wreath et al., 1990; Sorbie,
1991). O valor de C depende de propriedades do meio poroso, como permeabilidade e
porosidade. Cannella et al. (1988) utilizaram C igual a 6 para ajuste de experimentos de
laboratério com afloramento Berea. Wreath et al. (1990) obtiveram valores de C
apresentados na Figura 20. Ehrenfried (2013) reportou valores de C entre 2,36 e 2,83
para afloramento Bentheimer e determinou experimentalmente C = 2,09 para fluxo de

poliacrilamida em afloramento Bentheimer.

A magnitude do fluxo de Darcy para a fase agua é calculada como:

=+ ) + (i) (40)
Uma maneira alternativa de calculo para células contendo pocos é:

_ [l

|GW| 2, . L
w,eff

(41)

Sendo Q, a vazdo volumétrica de agua para cada célula contendo o pogo, L a

espessura da célula e r, , um raio efetivo do poco, uma variavel de entrada com valor
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padrdo igual ao raio do pogo (r,). Essa maneira alternativa de calculo reduz o efeito do
tamanho da célula no calculo da taxa de cisalhamento e, consequentemente, no calculo
da viscosidade da solucéao polimérica no meio poroso.

O UTCHEM possui um método analitico para calculo da injetividade, desenvolvido
por Li & Delshad (2013). Esse método elimina o problema de calculo de taxa de
cisalhamento préximo ao po¢co em modelos com células grandes, conforme apresentado

na Figura 21.
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Figura 20 — Valores do parametro C para céalculo de taxa de cisalhamento no meio poroso apresentados por
Wreath et al (1990).
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Figura 21 — Validagdo do modelo analitico para calculo da injetividade do polimero (Li & Delshad, 2013)
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3.1.5.5. Comportamento ndo newtoniano

A reologia de solucbes de poliacrilamidas anibnicas, quando determinadas em um
redbmetro, apresentam um platd newtoniano em baixas taxas de cisalhamento, seguida
por uma faixa com comportamento pseudo-plastico e, posteriormente, por um novo platd
newtoniano em taxas de cisalhamento elevadas (Figura 22). Esse comportamento
reologico pode ser modelado no UTCHEM pela equacao de Meter (Meter & Bird, 1964).

My = H,,
NP1
1*[1/}
Vi

Sendo y, a viscosidade da solugéo polimerica em fungdo da taxa de cisalhamento

Hp = Myt (42)

(¥), v, a taxa de cisalhamento correspondente a viscosidade média entre ,ug
(viscosidade da solugdo polimérica em taxa de cisalhamento zero) e u, (viscosidade da
agua). P, é um coeficiente empirico.

A equacédo de Carreau (1972) também pode ser utilizada para modelar a reologia

de solugdes de poliacrilamidas.
Na |(0-D/a
sy~ 11, = (8 - g Jo (Ap)] (43)
Sendo u, =4, ,ug a viscosidade da solucéo polimérica em taxa de cisalhamento

zero, A, n e a parametros empiricos. O parametro a € usualmente considerado igual a
2.
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Figura 22 — Comportamento reolégico de solu¢cdes de poliacrilamida (Sheng, 2011).
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No meio poroso, devido a caracteristica viscoelastica das solugdes poliméricas, a

reologia do polimero apresenta um platd newtoniano em baixas taxas de cisalhamento,

seguida por uma faixa pseudo-plastica e, apés uma taxa de cisalhamento critica, uma

faixa dilatante. A Figura 23 apresenta a reologia do polimero determinada em redmetro e

medida no meio poroso.
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Figura 23 — Comportamento reolégico da solugéo polimérica no meio poroso (UTCHEM Volume I, 2013)
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Delshad et al. (2008) implantou um modelo unificado de viscosidade (Unified

Viscosity Model), capaz de representar a reologia das solucbes poliméricas no meio
poroso. Esse modelo calcula a viscosidade da solucdo polimérica como a soma dos

termos pseudo-plastico e dilatante.
/'lapp = It‘lsh + /'lel (44)

O termo pseudo-plastico é calculado pela equacéo de Carreau (1972).

n-Y)/a

=ty + (8 - Y+ (9Y | (45)

A equacgdo de Flory-Huggins (Flory, 1953) modificada € utilizada para calcular a

viscosidade do polimero em taxa de cisalhamento zero (,ug).

1 = p i+ (A Co + A,CE+ ALCRICE | (46)

Sendo y, a viscosidade da agua, A, A., € A, parametros do modelo obtidos a
partir de medidas em laboratorio. C, € a concentragdo de polimero na fase agua (isso
exclui a concentragéo adsorvida). O termo CZ, representa a dependéncia da viscosidade

do polimero com a salinidade e dureza. A salinidade efetiva, C,, € dada por:

C,,+(5--1)C

CSEP:ma{E 51 ('g & ) 61}054 (47)
11

Sendo C;,, C;, e C,,, respectivamente, as concentra¢des de anions, calcio e agua

na fase aquosa. B, € um parametro do modelo determinado em laboratdrio, referente a

influéncia do calcio na salinidade efetiva do polimero. Cg, é a salinidade a partir da qual a

viscosidade do polimero nédo é mais influenciada.
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O parametro S, corresponde a inclinagdo do grafico log-log da viscosidade

normalizada do polimero em fungéo da salinidade efetiva Cy. A viscosidade normalizada

0 —
do polimero é definida como {MJ
Hy

O parametro A é calculado como uma funcao da concentracéo do polimero:
A=pexplB,C,) (48)

Sendo g, e B, parametros do modelo obtidos em medidas laboratoriais.

O termo dilatante é:
My = umax{l—exp[— (Aot Vi )”flJ} (49)

O platé de viscosidade da parte dilatante € modelado utilizando a seguinte

correlacdo empirica, desenvolvida baseada em medidas laboratoriais.

:umax = IUW(APll + AP22 In Cp) (50)

O tempo de relaxacéo do polimero é calculado como:

I, =1,+1,C, (51)

Os parametros do modelo dilatante (AP,,AR,,7,,7,,n, € A,) sdo obtidos por

medidas da viscosidade aparente durante a injecdo de solu¢des poliméricas em meio
poroso. Magbagbeola (2008), Delshad (2008) e Kim (2010) apresentam estudos
laboratoriais e numéricos do comportamento reoldgico de polimeros no meio poroso.

3.1.6. Permeabilidade relativa

A permeabilidade relativa multifasica sera modelada por funces de Corey (Brooks
& Corey, 1966; Delshad & Pope, 1989).

k,=k%(s,)" para ¢ =1,2o0u3. (52)
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Sendo k,,n, e S, o ponto terminal da permeabilidade relativa, o expoente e a

saturacdo residual para a fase ¢ (/=1 para &gua, (=2 para 6leo e (=3 para

microemulséo). As saturacdes normalizadas sao:

S =SS para ¢/ =1, 2 ou 3. (53)

n/ 3
1->'S,

=1

~

As permeabilidades relativas s&do reduzidas a funcdes bifasicas agua/oleo,
agua/microemulsdo ou 6leo/microemulsdo. As saturacdes residuais, pontos terminais e
expoentes podem ser constantes (durante injecdo de 4gua, ou seja, com tensdo interfacial
agua/oleo constante) ou calculados em funcéo da tenséo interfacial (durante a injecao de
surfactantes), de acordo com a curva de dessaturacdo capilar, conforme descrito no item
3.1.7.

3.1.7. Dessaturacéao capilar e gradiente de fases

Tradicionalmente a dessaturacdo capilar era analisada a partir do namero capilar
(Brownell & Katz, 1949), que representa as forcas viscosas e capilares. Uma das muitas
definicdes classicas do numero capilar (Brownell & Katz, 1949; Stegemeier, 1977; Chatzis

& Morrow, 1981; Lake, 1989) é apresentada como:

o -F2

-
o para ¢ =1,..., n
.

K
(54)
0-/,’

p

Sendo ¢ e (¢ correspondentes aos fluidos deslocados e deslocantes,

respectivamente. O gradiente de fluxo potencial € dado por:
@, =0F. —gp,0h (55)

No UTCHEM, a dessaturacao capilar pode também ser feita a partir do nimero de
trapeamento (equacado 56, Pope & Jin, 1995), que inclui for¢as gravitacionais a equacgao

do numero capilar, a partir do nimero de Bond.
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‘_ E D]jcbf' - E[g(pf P )ih]

g,

(56)

NT/: =

A curva de dessaturacdo capilar correlaciona a reducdo na saturacdo de oOleo
residual com o numero capilar e com o nimero de trapeamento (que sdo inversamente
proporcionais a tensao interfacial). Assim, com a reducdo da tensao interfacial (com
consequente aumento do numero capilar e do nimero de trapeamento), a saturacao de
oleo residual diminui, conforme Figura 1.

A Figura 1 apresenta a curva de dessaturacdo capilar para as trés fases liquidas
simuladas pelo UTCHEM (agua, 6leo e microemuls&o). E possivel verificar que a fase
microemulsdo possui maior trapeamento no meio poroso (Delshad et al., 1986). O
escoamento liquido trifasico s6 ocorre no comportamento de fases Tipo lll, portanto a fase
microemulséo so existira nessa condi¢do. Por esse motivo, apos a injecdo do banco (slug)
ASP/SP Tipo lll, segue-se com a injecao de um banco somente de polimero (polymer
drive) com comportamento de fases Tipo |, pois possui menor trapeamento, conforme
Figura 1. O comportamento de fases Tipo | pode ser obtido com a reducdo da salinidade

do fluido injetado ou com a alterac&o na concentracdo de co-solvente (Figura 4).

As saturacOes residuais sdo calculadas em funcdo do numero de trapeamento

como.

) Slow_ high
S, =min S,S"+=—"— | para / =1,.., n, (57)
1+T,N,,

Sendo T, € um parametro de entrada positivo, obtido a partir de resultados
experimentais da curva de dessaturacdo capilar. Quanto menor o valor de T,, maior o
trapeamento da fase no meio poroso. S e S sdo as saturacdes residuais da fase ¢

em numero de trapeamento baixo (alta tensao interfacial) e alto (baixa tenséo interfacial).
Essa correlacéo foi obtida baseada no trabalho de Delshad (1990), utilizando n-decano

como fase oleosa.
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Os pontos terminais e expoentes nas funcbes de permeabilidade relativa sao

obtidos por interpolacéo linear (Delshad et al., 1986) entre os parametros de entrada a

. ’ , low high .
baixo nimero de trapeamento e alto nimero de trapeamento (k% k%", nl, nfo"),

low
low S. S- high fow —
0 +M(krog - 0/ )para ¢=1,..,n

kS =k i (58)
T Ty p

SY =S, (.
n, =n +M(n;"gh - nL"W) para ¢ =1,.., n, (59)

low __ chigh
Sf'r Sf’r

3.1.8. Viscosidade

As viscosidades das fases liquidas sdo modeladas com base na viscosidade dos

componentes puros e nas concentracdes de Oleo, agua e surfactante nas fases.
/,l[ = Cl“uwe”l(czﬁ'cy) +C2/ﬂoe”2(Q¢ +Cy.) +C3/ase(a4clﬁ+u5c2¢) para ¢ = 1, 2 ou 3 (60)

A viscosidade da microemulséo é calculada com /7 =3.
Os parametros a sédo determinados ajustando medidas laboratoriais da
viscosidade da microemulsdo. Na auséncia de surfactante e polimero, as viscosidades

das fases 0Oleo e agua correspondem a viscosidade da fase pura (4,,, 1,). Na presenga de

polimero, a viscosidade da agua ( 4,) € substituida pela viscosidade do polimero ().

A viscosidade em funcdo da temperatura € modelada pela seguinte relacdo

exponencial.

M = exr{brk(%—_riﬂ para x = agua, 0leo ou gas. (61)

ref

Sendo y, . a viscosidade na temperatura de referéncia (T ) € b, um parametro

de ajuste.

A viscosidade da fase gas € modelada linearmente em funcéo da presséao.
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Hy =yt IuaS(PR - PRO) (62)

Sendo p,, a viscosidade da fase gas na pressdo de referéncia (Py,) € g O

coeficiente angular da viscosidade do gas em funcao da pressao.
3.1.9. Densidade

O peso especifico das fases € modelado como fun¢éo da pressao e composicéo as
fases.

Ve =Cuby +Colp + Gy s +0043%,, +0,0253%,, ~0,00129€,, +C,, y7, + Gy, J,

¢ =1,..,n (63)

p

Sendo y,, = y.[1+C2(P, - PRO)J, Y.« O peso especifico do componente « na presséo de

referéncia e € um parametro de entrada. As constantes numéricas consideram 0s pesos
dos ions dissolvidos e do polimero. A constante 0,00433 tem unidade de psi/ft por
percentagem massica (%om/m) de polimero; a constante 0,02533 tem unidade de psi/ft por

meg/ml de cloreto, e a constante 0,001299 tem unidade de psi/ft por meg/ml de calcio.



4. RESULTADOS E DISCUSSAO

4.1. SIMULACAO UNIDIMENSIONAL DO METODO SURFACTANTE -POLIMERO

A simulacdo do método Surfactante-Polimero foi realizada com o UTCHEM. A
simulacdo unidimensional teve como objetivo representar uma amostra de rocha (plugue),

com 0,745 pés de comprimento e 0,11 pés de diametro, discretizado com 80 células em X,

1 célulaemyelcélulaem z.

As propriedades dos fluidos e da rocha estéo apresentadas na Tabela 6. A Tabela

7 apresenta as permeabilidades relativas em baixo e alto nUmero de trapeamento.

Tabela 6 — Propriedades dos fluidos e da rocha utilizados na simulacédo

Nome da variavel no

Nome da variavel nas

Parametro N Valor
UTCHEM equacgdes

Salinidade da agua de

~ C50 C., 1,08 meg/ml
formacao
Temperatura TEMPI T 50 °C (isotérmico)
Viscosidade do dleo VIS2 M 10,75 cP
Viscosidade da agua VIS1 Hy 0,56 cP
Permeabilidade x PERMX K 3800 mD
Presséo inicial PRESS1 P 3624,5 psi
Gradiente da agua DEN1 |2 0,433 psilft
Gradiente do 6leo DEN2 |2 0,41 psi/ft
Gradiente do surfactante DEN3 Vs 0,433 psifft
Porosidade PORC1 q 0,3




Tabela 7 — ParAmetros para calculo das permeabilidades relativas em funcéo da dessaturacao capilar.
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. Nome da variavel | Nome da variavel
Parametro B Valor
no UTCHEM nas equacoes
Ponto terminal da permeabilidade
relativa a agua em baixo nimero de P1RW ksm L0 =1 0,14
trapeamento.
Ponto terminal da permeabilidade
relativa ao 6leo em baixo nimero de P2RW kroflw =2 0,7
trapeamento.
Ponto terminal da permeabilidade
relativa a microemulsdo em baixo P3RW kroflw 0 =3 0,14
numero de trapeamento.
Expoente da permeabilidade relativa a
agua em baixo namero de E1W n'fw, l = 3
trapeamento.
Expoente da permeabilidade relativa
ao 6leo em baixo nimero de E2W n'fw, l = 2,5
trapeamento.
Expoente da permeabilidade relativa a
microemuls&o em baixo nimero de E3W n'ﬂ”, ¢ =3 3
trapeamento.
Saturacao de 6leo residual em baixo
aturag S2RWC S, 0 =1 0,3
namero de trapeamento. ‘
Saturacao de 4gua irredutivel em
Hrae g SIRWC SM. 0 =2 0,15
baixo niUmero de trapeamento.
Saturacao irredutivel da fase
microemuls&o em baixo nimero de S3RWC wa A =3 0,15
trapeamento.
R i 1865
Parémetro para célculo da curva de
i _ ] T11 T,/ =1 (Delshad et al., 1986;
dessaturacao capilar da fase agua. ’
1987).
R i 59000
Parémetro para célculo da curva de
i , ] T22 T,.,0 =2 (Delshad et al., 1986;
dessaturacao capilar da fase 6leo. ’
1987).
Parametro para calculo da curva de 364
dessaturacao capilar da fase T33 T/ £ =3 (Delshad et al., 1986;
microemulsao. 1987).

A partir dos valores apresentados na Tabela 6 foi construida, pela equacdo 57, a
curva de dessaturacao capilar para as fases agua, 6leo e microemulsdo, apresentada na
Figura 24. E possivel verificar que a fase microemulsdo tem maior dificuldade em reduzir

sua saturacao residual.
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Figura 24 — Curva de dessaturagéo capilar utilizada na simulagéo.

A Figura 25 apresenta a variacdo dos pontos terminais da permeabilidade relativa
(calculada pela equacdo 58) e a Figura 26 apresenta a variacdo do expoente da
permeabilidade relativa em funcdo do niamero de trapeamento (calculada pela equacao
59). Conforme esperado, com o aumento do nimero de trapeamento, o ponto terminal e o
expoente da permeabilidade relativa tendem para o valor unitario. A Figura 27 apresenta a
curva de permeabilidade relativa em baixo e alto nimero de trapeamento. Em alto nimero
de trapeamento a saturacao residual das fases € nula, o ponto terminal e o expoente tem
valor unitario.

A Figura 28 apresenta o fluxo fracionario com injecdo de agua (baixo niamero de
trapeamento e baixa viscosidade), injecdo somente de polimero (baixo numero de
trapeamento e alta viscosidade), injecdo somente de surfactante (alto numero de
trapeamento e baixa viscosidade) e injecdo de surfactante em conjunto com polimero (alto
namero de trapeamento e alta viscosidade). Verifica-se que em alto numero de
trapeamento (baixas tensdes interfaciais) a mobilidade da agua aumenta muito, exigindo o

aumento da viscosidade (através da adicéo de polimero) para reduzir sua mobilidade.
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Figura 25 — Ponto terminal da permeabilidade relativa em fungéo do nimero de trapeamento.
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Figura 26 — Variacédo do expoente da permeabilidade relativa em fungao do nimero de trapeamento.
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Figura 27 — Curva de permeabilidade relativa em alto e baixo nimero de trapeamento.
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Figura 28 — Curva de fluxo fracionario para injecdo de agua, injecao de surfactante, injecao de polimero e
injecdo de surfactante-polimero.
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Os parametros de comportamento de fases (altura da curva binodal e faixa de

salinidade com comportamento de fases Tipo Ill) e viscosidade da microemulsédo foram

obtidos de Veedu (2010) e estdo apresentados na Tabela 8. A formulagédo contém 2% de

surfactante e 0,3% de co-solvente. A Figura 29 apresenta a viscosidade da microemulséo,

gue chega a valores aproximadamente trés vezes superiores a viscosidade do 6leo.

A adsorcao do surfactante foi obtida de valores apresentados por Solairaj (2012),

apresentados na Figura 30. Foi considerada uma adsorcao de 245 ug/g, que corresponde

a um valor intermediario de adsorcao de surfactante em um sistema sem élcali.

Foi considerado que a salinidade néo influencia a viscosidade do polimero (S, =0),

a adsorcao do polimero (a,, =0) e a adsor¢do do surfactante (a;, =0). As tabelas 8 e 9

apresentam os parametros do surfactante e do polimero utilizados na simulagéo.

Tabela 8 — Propriedades do surfactante utilizadas na simulacdo

o Nome das R
. Nome das variaveis L Outros parametros 5
Parametro variaveis nas | Valor . . Informacdes
no UTCHEM ~ utilizados no calculo
equacdes
a a;=0,2
Coeficientes para ALPHA1 Valores conforme
, az a=25
célculo da ALPHA2 Lo =10.75 cP Veedu (2010).
viscosidade da ALPHA3 a =01 =16,4 cP Equacéo 60
ALPHA4 o =01 Ho= 20 '
microemulséo ALPHAS ' Figura 29.
as as=0,1
M = nimero do
Concentracéo de pogo
¢ C(M,KC,L) = Ca 2 %vIv KC = nimero do
surfactante. C(M,3,1)
componente
L = ndmero da fase
Faixa de salinidade | CSEL7 = limite
com inferior CSEL7 = 0,1003 meg/ml Valores conforme
comportamento de gj’rli'cd)zge:ét'ma CSEOPT = 0,15 meg/ml Veedu (2010).
ini i -
. CSEU7 =0,1997 meq/ml Equacdes 64 e 65.
fases Tipo Ill. CSEU7 = limite R
superior
] HBNC70 = 0,045 Valores conforme
Altura da curva HBNC?70 (Tipo 1)
. HBNC71 (Tipo Il1) Hene7m HBNC71 = 0,019 Veedu (2010).
binodal. . .
HBNC72 (Tipo II) HBNC72 = 0,045 Equagao 25.
- . M = nimero do
Salinidade da agua
de injecao (antes pogo
TIEka C(M,KC,L) = o 0,51 meg/ml KC = niimero do
da injecao do C(M,5,1)
componente
banco SP) )
L = nimero da fase
M = nimero do
Salinidade da agua pogo
de injecao do gEmg%L) = Cs1 0,15 meqg/ml KC = ntmero do
banco SP o componente
L = ndmero da fase
Salinidade da agua ;
- M = nimero do
de injecdo do
banco de polimero pogo
) C(MKC,L) = Cs: 0,05 meg/ml KC = nimero do
(polymer drive) C(M,5,1)
componente

apds o banco
ASP/SP.

L = nimero da fase
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Nome das variaveis

Nome das

Outros parametros

Parametro variaveis nas | Valor N j Informacdes
no UTCHEM i utilizados no célculo
equacdes
. as; = 1,516
. a =0 (a
salinidade ndo
influencia a Perda méssica de
adsorgao) surfactante na
. bs = 1000 rocha por adsorgéo.
Adsorgdo maxima . Densidade do Valores baseados
¢ . a, 0,245 mg/g ! o
do surfactante surfactante = 1 em Solairaj (2012),
g/cm® sem alcali.
«  Densidade da Equacdes 19 e 20.
rocha = 2,65 Figuras 30 e 31.
g/cm®
. Porosidade da
rocha=0,3
Coeficiente para
célculo da adsorgéo
do surfactante em 5
. Equacdes 19 e 20.
funcéo da AD31 a;, 1,516 )
N Figura 31.
concentragao
(isoterma de
Langmuir)
O valor nulo indica
. que o efeito da
Coeficiente .
) salinidade na
responsavel pelo R
. L adsorc¢édo do
efeito da salinidade | AD32 a;, 0 .
. surfactante sera
na adsorgéo do )
ignorado.
surfactante -
Equacdes 19 e 20.
Figura 31.
Coeficiente para
célculo da adsorgéo
do surfactante em N
R Equacéo 19.
funcéo da B3D b, 1000 )
~ Figura 31.
concentragao

(isoterma de
Langmuir)
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Figura 30 — Valores de retencéo do surfactante (Solairaj, 2012)
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Figura 31 — Adsorc¢éo do surfactante
Tabela 9 — Propriedades do polimero utilizadas na simulagdo
. Nome da variavel no Nome da variavel N
Parametro N Valor Informacgdes
UTCHEM nas equagoes
Reducéo de permeabilidade
o ocasionada pelo polimero. Foi
Fator de resisténcia . , N
) RKCUT Ricut 1 considerado que o polimero ndo
residual (Rr) -
reduz a permeabilidade da rocha.
Equacdes 37 e 38.
Coeficiente para célculo do N
R . BRK br 100 EquacgGes 37 e 38.
fator de resisténcia residual
Coeficiente para célculo do N
. . CRK Crk 0 Equacdes 37 e 38.
fator de resisténcia residual
Reducéo da porosidade devido a
; poros inacessiveis pelo grande
Volume poroso acessivel EPHI4 - 0,8 .
tamanho da molécula do
polimero.
N ; M = nimero do pogo
Concentragdo de polimero ;
) KC = nmero do componente
(para calculo da c 0,17 %(m/m) L = niimero da fase
viscosidade da solucio CMKC,L) = C(M.4.1) “ (14 =16,4 cP) o
L Equacéo 46.
polimérica) )
Figura 32.
o . . A viscosidade do polimero ndo
Variagéo da viscosidade do ) .
, . SSLOPE S 0 varia com a salinidade.
polimero com a salinidade. ~
Equacéo 46.
Coeficientes para célculo
- ] Ax=37 B
da viscosidade do polimero Equacéo 46.
N AP1, AP2 e AP3 Ap1, Apz € Az Ap=37 )
em funcao da Figura 32.
N Apz = 4210
concentragao.
Efeito dos cations - . 5
. . Os cétions divalentes ndo alteram
divalentes na salinidade . . .
BETAP 5 1 a viscosidade do polimero.

efetiva para célculo da
viscosidade do polimero

Equacéo 34.
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Nome da variavel no

Nome da variavel

Parametro N Valor Informacdes
UTCHEM nas equacoes
Coeficiente para célculo da
viscosidade do polimero Equacéo 42.
~ GAMHF Vs 100 .
em funcdo da taxa de Figura 33.
cisalhamento.
Parametro da equacgéo de
Meter & Bird (1964) para 5
. . . Equacéo 42.
calculo da viscosidade do POWN Pq 14 .
| N Figura 33.
polimero em fungdo da
taxa de cisalhamento
Coeficiente da taxa de Coeficiente para célculo da taxa
cisalhamento no meio GAMAC C 4 de cisalhamento no meio poroso.
poroso. Equacéo 39.
Perda de massa polimérica
Adsorcdo maxima do devido a adsorgao na rocha.
) - a, 40 ug/g .
polimero (as) Equacges 32 e 33.
Figura 34.
Coeficiente para célculo da
adsor¢do do polimero em Equacgdes 32 e 33.
~ R AD41 a,, 2,47 .
fungdo da concentracao Figura 34.
(isoterma de Langmuir)
O valor nulo indica que o efeito da
Coeficiente responsavel salinidade na adsor¢éo do
pelo efeito da salinidade na | AD42 a,, 0 polimero seréa ignorado.
adsorgdo do polimero Equacgdes 32 e 33.
Figura 34.
Coeficiente para célculo da
adsorcéo do polimero em Equacges 32 e 33.
~g P R B4D b, 100 q ¢
fungdo da concentracao Figura 34.
(isoterma de Langmuir)
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Figura 32 — Viscosidade da soluc&o polimérica em funcéo da concentracao.
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Figura 34 — Adsorcéo do polimero.

A Tabela 10 apresenta as etapas de injecao realizadas na simulagéo. A simulacao
foi realizada com gradiente de salinidade, de maneira que a salinidade da agua na
formacéao é referente a microemulséo Tipo Il, a salinidade do banco Surfactante-Polimero
€ igual a salinidade o6tima (Tipo Ill) e o banco de polimero é referente a microemulséo
Tipo I. Essa configuragdo garante que o banco SP ir4 passar pela salinidade Tipo Ill e 0
banco de polimero com salinidade Tipo | resulta em menor adsorcdo do surfactante,

conforme Pope et al. (1979) e Hirasaki et al. (1983). O surfactante é retardado na frente
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de avanco, devido a microemulsao Tipo II. No banco de polimero, com salinidade Tipo I, 0

surfactante flui na fase 4gua ou em fase microemulsdo rica em agua (Hirasaki et al.,
1983).

Tabela 10 — Etapas de injecdo realizadas na simulacgéo.

Etapa

Simulacao iniciada na

1 saturacéo residual de éleo Salinidade inicial = 0,51 meg/mL
(Swi=0,7)

Salinidade = 0,15 meg/mL

Injecéo de 30% do volume Concentracao de surfactante = 0,02 v/iv

2 poroso de Surfactante- Concentragéo de polimero = 0,17 % (16,4 cP)
Polimero. Vazéo de injecdo = 0,1 mL/min.

Pressao de fundo minima no produtor = 400 psi.

Salinidade = 0,05 meg/mL

Injecédo de 1 volume poroso de | Concentracdo de polimero = 0,17 % (16,4 cP)
polimero. Vazéao de inje¢éo = 0,1 mL/min.

Presséo de fundo minima no produtor = 400 psi.

L Salinidade = 0,51 meg/mL
Injecéo de 1,7 volume poroso . L _
4 Vazéo de injecdo = 0,1 mL/min.

de agua. . o .
Presséo de fundo minima no produtor = 400 psi.

A Figura 35 apresenta a concentragdo de surfactante, a salinidade efetiva, a
saturacao de Oleo e a tenséo interfacial ao longo do meio poroso unidimensional apés a
injecdo de 0,1 volume poroso de SP. As Figuras 36 e 37 mostram a concentracdo de
surfactante, a salinidade efetiva, a saturacdo de Oleo, a tensdo interfacial e a
concentragdo de polimero ao longo do meio poroso unidimensional apds a injecéo de 0,6
volume poroso (0,3 volume poroso de SP e 0,3 volume poroso de polimero). A simulagcéo
ja foi iniciada na saturacédo residual de 6leo e com salinidade de 0,51 meg/mL, para
avaliar um sistema ja saturado com agua de inje¢cdo e atuando apenas na remocao do
6leo residual. E possivel verificar a capacidade do banco SP em remover o 6leo trapeado
através da reducéo da tensao interfacial para valores da ordem de 10 mN/m. Também é
possivel verificar que o gradiente de salinidade estd sendo satisfeito, garantindo que o
banco SP passe pela fase Tipo Ill e 0 banco de polimero passe pela fase Tipo |.

A Figura 38 apresenta a producdo acumulada de Oleo. E possivel verificar a
producéo de 6leo apods a aplicacdo do método SP, removendo o Oleo residual a injecao de

agua. A Figura 39 apresenta a producéo de Oleo, de surfactante e de polimero. O banco
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de 6leo é produzido antes do banco de produtos quimicos e 0,6 volume poroso apds o

inicio da injecdo do banco SP. O polimero é produzido antes do surfactante devido ao

volume poroso inacessivel.

1.00 1.0E+02

0.90 - 1.0E+01
= <
£ o080 - 1.0E+00 £ 2
g 0.70 2t
E™ - LOEO1 £ §
L 0.60 = £
8 - 1.0E-02 -5 3
£ 050 €3
= - 1.0E-03 & ©
@ 0.40 £ g
— | _ o v
§ 0.30 10604 @ &
2 c e
o \ - 1.0e-05 & 3
@ 0.20 e
o \ S

0.10 _’ - 1.0E-06

0.00 T \ . T T 1.0E-07

0 0.2 0.4 0.6 0.8 1
Distancia adimensional

= (leo = Salinidade efetiva (CSE)

== CSEL - minima salinidade Tipo IlI === CSEU - maxima salinidade Tipo Il

== Syrfactante Tensdo interfacial

Figura 35 — Concentracao de surfactante, salinidade efetiva, tensao interfacial e saturacdo de 6leo ao longo
do meio poroso unidimensional apés a injecédo de 0,1 volume poroso.
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Figura 37 — Concentragdo de polimero, concentracéo de surfactante e saturagao de 6leo ao longo do meio

poroso unidimensional apés a injecédo de 0,6 volume poroso.
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Figura 38 — Produgdo acumulada de 6leo do modelo unidimensional
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Figura 39 — Producéo de 6leo, surfactante e polimero no modelo unidimensional.

4.2. SIMULACAO TRIDIMENSIONAL DO METODO SURFACTANTE -POLIMERO

A simulacdo tridimensional teve como objetivo representar um recorte de um
campo, discretizado com 10 células de 20 pés em x, 10 células de 20 pés emy e 5
células de 2 pés em z. O modelo possui 1 poco injetor e 1 poc¢o produtor, conforme Figura
40.

As propriedades dos fluidos e da rocha, as permeabilidades relativas, as
propriedades do polimero e do surfactante sdo as mesmas do modelo unidimensional,
apresentado no item 4.1. A Tabela 11 apresenta as etapas da simulacédo. Primeiramente
foi realizada a injecdo de 4gua em um campo na saturagdo de agua irredutivel, seguida
pela injecdo do banco SP, do banco de polimero e retornando a injecdo de agua.

A Figura 41 apresenta a producdo acumulada de 6leo e a Figura 42 apresenta a
vazao de Oleo e a concentracao produzida de surfactante e polimero. O banco de 0Oleo é
produzido 0,5 volume poroso apds o inicio da injecdo do banco SP. A recuperacao
aumentou de 58% do VOOIP (Volume de Oleo Original In Place) com inje¢do de agua
para 86% do VOOIP com a aplicacdo do método SP.

Na Figura 43 é apresentada a saturacao de 6leo no inicio da simulacéo, no final da
injecdo de agua (2 volumes porosos), apoés injecdo do banco SP e no final da simulacao.

E possivel verificar a reducdo na saturacio de 6leo residual ocasionada pelo método SP,
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assim como Oleo ainda trapeado em algumas regifes do reservatorio. Na Figura 44 é

possivel verificar a fase microemulsédo trapeada em algumas regibes do reservatério,
assim como pela Figura 45, onde é possivel verificar que o surfactante total retido no meio
poroso nao é somente devido a adsorcdo. A Figura 46 apresenta a viscosidade da fase

microemulséo, conforme apresentado na Figura 29.

INJECTOR PRODUCER

Figura 40 — Modelo tridimensional

Tabela 11 — Etapas da simulacéo tridimensional

Etapa

Simulacéo iniciada na
1 saturacao irredutivel de | Salinidade inicial = 1,08 meg/mL
agua (Swi=0,15)

Injecéo de 2 volumes Salinidade = 0,51 meg/mL

2 porosos de agua Vazao de injecdo = 100 ft¥/dia (2,83 m?%d; 17,8 bbl/d).
Salinidade = 0,15 meg/mL
Injecéo de 30% do Concentracao de surfactante = 0,02 v/iv
3 volume poroso de Concentracao de polimero = 0,17 % (16,4 cP)
Surfactante-Polimero. | Vazéo de injecédo = 100 ft¥/dia (2,83 m3/d; 17,8 bbl/d).
Presséo de fundo minima no produtor = 400 psi.
Salinidade = 0,05 meg/mL
4 Injecédo de 1 volume Concentracao de polimero = 0,17 % (16,4 cP)
poroso de polimero. Vazéao de injecdo = 100 ft¥/dia (2,83 m?%d; 17,8 bbl/d).

Pressao de fundo minima no produtor = 400 psi.

L Salinidade = 0,51 meg/mL
Injecéo de 1,7 volume N L _
5 ) Vazéao de injecdo = 100 ft¥/dia (2,83 m?%d; 17,8 bbl/d).
poroso de agua. N . .
Pressao de fundo minima no produtor = 400 psi.
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Figura 43 — (a) Saturacao de 6leo inicial; (b) Saturacédo de 6leo ao final da injecdo de 2 volumes porosos de
agua; (c) Saturacao de 6leo apos injegdo de 0,3 volume poroso de SP e 0,3 volume poroso de polimero e

(d) Saturagéo de 6leo no final da simulagéo.
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Figura 44 — (a) Saturacao da fase microemulsdo apés injecéo de 0,3 volume poroso de SP e 0,3 volume

poroso de polimero e (b) Saturacao da fase microemulsdo no final da simulacao.
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Figura 45 — Adsorc¢éo e retencgéo do surfactante no modelo tridimensional.
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Figura 46 — (a) Viscosidade da fase microemulséo apés injecao de 0,3 volume poroso de SP e 0,3 volume
poroso de polimero e (b) Viscosidade da fase microemulsao no final da simulagéo.

4.2.1. Andlise de sensibilidade

Foi realizada uma analise de sensibilidade avaliando como respostas o fator de

recuperacao e a retencao do surfactante. Os parametros analisados foram:

Viscosidade do polimero no banco SP e no banco de polimero (polymer drive).
Viscosidade do polimero somente no banco de polimero.

Tamanho do banco de polimero.

Viscosidade da microemulséo, alterando o valor de a2 (ALPHA?2).

Concentracao de surfactante.

Tamanho do banco SP.

Tamanho da faixa de salinidade Tipo lll, alterando o valor do limite superior de
salinidade Tipo Il (CSEU7). A salinidade 6tima (CSEOPT) foi alterada de acordo com
CSEU7, sendo que o limite inferior da salinidade Tipo Il (CSEL7) ficou inalterada. O
banco SP continuou sendo injetado na salinidade 6tima e a salinidade inicial do
reservatério sempre ficou sendo como Tipo Il. Como CSELY ficou inalterada, o banco
de polimero continuou sendo injetado com salinidade Tipo I.

Tamanho da altura da curva binodal na salinidade 6tima (HBNC71).
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Salinidade do banco SP e do banco de polimero.

Salinidade somente do banco de polimero.

Adsorcéo do surfactante, alterando o valor de a,;, (AD31).

Os outros parametros foram mantidos conforme tabelas 6, 7, 8 e 9. Os resultados da

analise de sensibilidade estdo apresentados na tabela 12, onde, dentro dos limites

estudados, é possivel observar:

O aumento de viscosidade do polimero no banco SP e no banco de polimero (polymer
drive) aumenta o fator de recuperacéo e reduz a retencéo do surfactante.

O aumento de viscosidade do polimero somente no banco de polimero aumenta o
fator de recuperacao e reduz a retencao do surfactante.

O aumento do tamanho do banco de polimero de 0,2 volume poroso para 1 volume
poroso aumenta o fator de recuperacéo e reduz a retencéo do surfactante.

O aumento da viscosidade da microemulsdo reduz o fator de recuperacdo e aumenta
a retencao do surfactante.

O aumento da concentracdo de surfactante aumenta o fator de recuperacdo e a
retencdo do surfactante.

O aumento do tamanho do banco SP aumenta o fator de recuperagéo e a retencéo do
surfactante.

O aumento do tamanho da faixa de salinidade Tipo Il aumenta o fator de recuperacao
e a retenc¢do do surfactante.

O aumento do tamanho da altura da curva binodal na salinidade 6tima (HBNC71)
reduz o fator de recuperagéo e aumenta a retengao do surfactante.

A injecdo do banco SP e do banco de polimero com salinidade Tipo Il resulta no maior
fator de recuperacdo, porém a retencdo do surfactante € superior a injecdo com
salinidade Tipo I. A injecdo com salinidade Tipo Il resulta na maior retencédo do
surfactante.

A injecdo do banco de polimero com salinidade Tipo Il apresenta o maior fator de
recuperagdo, porém a menor retencdo do surfactante ocorre com a injecdo do banco
de polimero com salinidade Tipo I. A injecdo do banco de polimero com salinidade
Tipo Il apresenta o menor fator de recuperacao e a maior retencao do surfactante.

O aumento na adsor¢ao do surfactante reduz o fator de recuperacdo e aumenta a
retencdo pura do surfactante. Por outro lado, a retencdo do surfactante subtraida da
adsorcao reduz com o aumento da adsorcdo do surfactante.



Tabela 12 — Resultados da analise de sensibilidade
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Simulacéo FR (Retengéo-sAdsorgéo) Adsog(;éo Retersugéo
(%VOOIP) (ft3) (%) (ft3)
g&?;i?gi‘?g%g%p;:'mm"(g"cg")"”co SR BEIH CE 76,80 130,27 135,75 | 266,02
g;?rﬁee?;ri?gigi A)pr?:}me(rl"e?fcb;‘)”c" SP e no banco de 86,13 94,78 143,77 | 23855
Concentragdo de palimeronobanco SPerobanco de | gy 81,05 14451 | 22556
S%?gggériz?/%e(gogg?ero somente no banco de polimero 80,96 138,94 139,45 278.39
S%rjlcgrgjor?](q;/antq) ?leé)flgg)ero somente no banco de polimero 86.13 94.78 14377 238.55
S%rjzc%/:t:ﬁ/gnz;io(;:5pggr)nero somente no banco de polimero 88.24 81,39 145,00 226.39
Tamanho do banco de polimero = 0,5 VP 84,79 267,34 140,42 407,46
Tamanho do banco de polimero =1 VP 86,13 94,78 143,77 238,55
Tamanho do banco de polimero = 1,5 VP 86,25 48,58 145,11 193,69
Viscosidade da microemulsdo com oz = 1,5 87,52 81,64 142,03 223,67
Viscosidade da microemulsédo com oz = 2,5 86,13 94,78 143,77 238,55
Viscosidade da microemulsdao com oz = 3,5 84,92 131,93 144,72 276,65
Concentragéo de surfactante = 0,01 v/v 83,66 59,66 134,65 194,31
Concentragéo de surfactante = 0,02 v/v 86,13 94,78 143,77 238,55
Concentracdo de surfactante = 0,03 v/v 87,82 160,09 147,63 307,72
Tamanho do banco SP =0,1 VP 82,79 45,34 127,33 172,67
Tamanho do banco SP =0,3 VP 86,13 94,78 143,77 238,55
Tamanho do banco SP =0,5 VP 89,93 125,07 149,91 274,98
CSEU7 = 0,1997 meg/ml (CSEOPT = 0,15 meg/ml) 86,13 94,78 143,77 238,55
CSEU7 = 0,25 meg/ml (CSEOPT = 0,175 meg/ml) 86,90 96,33 144,80 241,13
CSEU7 = 0,3 meg/ml (CSEOPT = 0,2 meg/ml) 87,42 103,94 145,76 249,70
HBNC71 = 0,019 86,13 94,78 143,77 238,55
HBNC71 = 0,025 85,34 102,28 143,77 246,05
HBNC71 = 0,031 84,75 126,84 143,70 270,54
iaéliqr}irﬂiﬁscg)lg)anco SP e do banco de polimero = 0,05 75.82 3561 123.96 159,57
iaél;r}ir?]iol((teisc?lll)l?nco SP e do banco de polimero = 0,15 9518 122,88 137,89 26077
23(339;?&01(35:8%00 SP e do banco de polimero = 0,51 77.01 546 86 122,26 669,12
Salinidade do banco de polimero = 0,05 meg/mL (tipo I) 86,13 94,78 143,77 238,55
Salinidade do banco de polimero = 0,15 meg/mL (tipo IlI) 89,34 193,82 135,69 329,51
Salinidade do banco de polimero = 0,51 meg/mL (tipo II) 81,45 505,22 130,91 636,13
AD31 = 0,0618 (adsorcao do surfactante = 0,01 mg/g) 86,35 110,37 5,90 116,27
AD31 = 1,516 (adsorcdo do surfactante = 0,245 mg/g) 86,13 94,78 143,77 238,55
AD31 = 2,29 (adsorcéo do surfactante = 0,37 mg/g) 85,94 88,61 216,12 304,73
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4.3. SIMULACAO TRIDIMENSIONAL COM BANCOS DE GRANDE VOLUME.

Para verificar a capacidade do método Surfactante-Polimero remover 6leo residual
foi realizada uma simulacdo com bancos de grande volume, mesmo sendo uma aplicacéo
inviavel em campo. A Tabela 13 apresenta as etapas e volumes injetados nessa
simulac@o. Nessa simulacéo o método Surfactante-Polimero removeu praticamente todo o
Oleo residual a injecdo de agua (Figura 47) apés a injecdo de 4 volumes porosos de
Surfactante-Polimero seguido por 1,55 volume poroso de polimero. A Figura 48 apresenta
a producéao de oleo, surfactante e polimero.

Na Figura 49 é possivel verificar que com a injecdo de grandes bancos o
surfactante fica retido no meio poroso apenas pela sua adsorcao, nao pelo trapeamento

da fase microemulsao.

Tabela 13 — Etapas da simulaco tridimensional com grandes volumes injetados

Etapa

Simulacéo iniciada na
1 saturacao irredutivel de Salinidade inicial = 1,08 meg/mL
agua (Swi=0,15)

L Salinidade = 0,51 meg/mL
Injecédo de 2 volumes . L .
2 ] Vazao de injecdo = 100 ft¥/dia (2,83 m3/d; 17,8 bbl/d).
porosos de agua N L. _
Presséo de fundo minima no produtor = 400 psi.

Salinidade = 0,15 meg/mL

Injecé&o de 4 volumes Concentracao de surfactante = 0,02 v/iv
3 porosos de Surfactante- | Concentracao de polimero = 0,17 % (16,4 cP)
Polimero. Vazéo de injecdo = 100 ft¥/dia (2,83 m?¥/d; 17,8 bbl/d).

Presséo de fundo minima no produtor = 400 psi.

Salinidade = 0,05 meg/mL

Injecéo de 5 volumes Concentracéo de polimero = 0,17 % (16,4 cP)
porosos de polimero. Vazao de injecdo = 100 ft¥/dia (2,83 m3/d; 17,8 bbl/d).
Pressao de fundo minima no produtor = 400 psi.

L Salinidade = 0,51 meg/mL
Injecdo de 4 volumes

5 ) Vazéo de injecdo = 100 ft¥/dia (2,83 m3/d; 17,8 bbl/d).
porosos de agua.

Presséo de fundo minima no produtor = 400 psi.
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Figura 47 — Produgdo acumulada de 6leo do modelo tridimensional com bancos de grande volume.
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Figura 48 — Producéo de 06leo, polimero e surfactante no modelo tridimensional com bancos de grande
volume.




90

3000

N

w1l

o

o
1

2000

1500

1000

Volume de surfactante (ft3)

500 -

O T T
0.00 5.00 10.00 15.00

Volumes porosos injetados

= Surfactante retido total = Surfactante adsorvido

Figura 49 — Adsorcéao e retencao do surfactante no modelo tridimensional com bancos de grande volume.

A Figura 50 apresenta a variacdo das saturacdes de 6leo, agua e microemulsdo ao
longo do tempo. Com a injecdo de bancos de grande volume é possivel reduzir a
saturacdo de Oleo residual do modelo inteiro a valores praticamente nulos e a fase
microemulsdo nao fica trapeada no meio poroso. Para remover completamente a fase
microemulséo trapeada no meio poroso foi necessario injetar 4,4 volumes porosos de
banco de polimero (polymer drive) apds a injecdo do banco SP (Figura 48). Tais volumes

séo inviaveis para aplicacbes de campo.
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bancos de grande volume.
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4.4. SIMULACAO DA APLICACAO DO METODO SURFACTANTE-P OLIMERO EM

CAMPO.

Foi realizada a simulacdo de uma aplicacdo do método Surfactante-Polimero em
um modelo de campo simplificado, contendo 1 poco injetor e 1 poc¢o produtor, ambos
horizontais e completados em 5 células. O modelo possui 31 células de 410 pés na
direcdo X, 21 células de 410 pés na direcdo y e 3 células de 16 pés na dire¢do z. As
propriedades dos fluidos, da rocha, do surfactante e do polimero sdao as mesmas
apresentadas nas tabelas 6, 7, 8 e 9, com excecdo da porosidade, que nao é constante
espacialmente no modelo de campo. O modelo de campo também inclui valores de net-to-
gross ratio (NTG - razdo entre espessura porosa e total) em cada célula. A Figura 51

apresenta a vista superior do reservatorio e 0S pocos.

INJECTOR

0:0:0:0:0

PRODUCER
(@)

Figura 51 — Modelo utilizado na simulac&o de campo.

4.4.1. Simulacdo sem limitacdo da pressao de injecd 0

A simulacao sem limitagao da pressao de injecao considera que a vazao de injecao
€ capaz de permanecer constante, mesmo durante a injecdo de fluidos com viscosidade
superior a agua, como o0 banco SP e o banco de polimero. A Tabela 14 apresenta as
etapas da simulacao.

Com a aplicacdo do método Surfactante-Polimero foi possivel aumentar o fator de
recuperacdo de 42,6% (com injecdo de agua) para 62,4%, apds 2 volumes porosos de
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injecéo total de fluidos (Figura 52). Na Figura 54 é possivel verificar o banco de 0leo

formado.

Considerando uma taxa de desconto de 10% ao ano (Xu, 2012), o volume de 6leo
incremental atualizado (em relacdo a injecdo de agua) na data de inicio da aplicacdo do
método SP (2017 dias apos inicio da producdo do campo) é de 8,16 MM bbl, o que
corresponde a 11% do VOOIP.

Tabela 14 — Etapas da simulacdo de campo sem limitacao da presséo de injecao.

Etapa

Simulacao iniciada na
1 saturacdo irredutivel de agua | Salinidade inicial = 1,08 meqg/mL
(Swi = 0,15)

Salinidade = 0,51 meg/mL
Injecéo de 0,3 volume poroso | Vazéo de injecdo = 70.629 ft3/dia (2.000 m3/d;

2 de agua. 12.580 bbl/d).
Pressao de fundo minima no produtor = 3172 psi.
Salinidade = 0,15 meg/mL
Concentracao de surfactante = 0,02 v/v
Injecédo de 0,22 volume Concentragéo de co-solvente = 3 %
3 poroso de Surfactante- Concentracao de polimero = 0,17 % (16,4 cP)
Polimero. Vazéo de injecdo = 70.629 ft3/dia (2.000 m3/d;

12.580 bbl/d).
Pressao de fundo minima no produtor = 3172 psi.

Salinidade = 0,05 meg/mL
L Concentracao de polimero = 0,17 % (16,4 cP)
Injecéo de 0,74 volume 5 oL .
4 . Vazéo de injecdo = 70.629 ft3/dia (2.000 m?/d;
poroso de polimero.
12.580 bbl/d).

Presséo de fundo minima no produtor = 3172 psi.

Salinidade = 0,51 meg/mL

Injecéo de 0,74 volume Vazéo de injecdo = 70.629 ft3/dia (2.000 m3/d;
poroso de agua. 12.580 bbl/d).

Pressao de fundo minima no produtor = 3172 psi.
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A Figura 53 demonstra a quantidade de surfactante retida no reservatoério. Verifica-

se que o surfactante retido ndo € somente devido a adsor¢cdo, mas também devido ao

trapeamento da fase microemulséo.
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0.50 1.00

= = = Syrfactante injetado acumulado

Volumes porosos injetados

Surfactante adsorvido

1.50

Surfactante retido total

2.00

Figura 53 — Surfactante retido na simulagdo de campo sem limitacdo da presséo de injecao.
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Figura 54 — Producéo de 6leo com injecdo de agua e com aplicagdo do método Surfactante-Polimero na
simulac&o de campo sem limitacdo da presséo de injecao.

Como a simulagédo ndo considerou pressdo méaxima de injecdo, a vazao de injecao
€ constante para a injecao de agua e para a aplicacdo do metodo Surfactante-Polimero.
Na Figura 55 € possivel verificar 0 aumento na pressdo devido a injecdo de fluidos
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Figura 55 — Pressédo de injecdo para a simulacao de campo sem limitacéo da presséo de injecao.
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4.4.2. Simulacdo com pressdo maxima de injecdo de 5  .500 psi.

As etapas da simulagédo sado as mesmas do caso sem limitagdo da pressdo méaxima
de injecdo (Tabela 14), porém a vazao de injecdo imposta ndo é cumprida devido a
limitacdo da pressdo de injecdo em 5.500 psi. Com a aplicacdo do método Surfactante-
Polimero foi possivel aumentar o fator de recuperacdo de 42,6% (com injecdo de agua)
para 61,6%, apds 2 volumes porosos de injecdo total de fluidos (Figura 56).

Mesmo com um incremento de fator de recuperacao muito similar a simulacédo sem
limitacdo da presséo de injecao, a pressao de injecao limitada resulta em uma reducao
significativa em termos de valores atualizados. Considerando uma taxa de desconto de
10% ao ano (Xu, 2012), o volume de 6leo incremental atualizado na data de inicio da
aplicacdo do método SP (2017 dias apos inicio da producéo do campo) é de 4,14 MM bbl,
0 que corresponde a 5,6% do VOOIP. A simulacdo sem limitacdo da pressao de injecao
apresentou um volume de 6leo incremental atualizado de 8,16 MM bbl.

Devido a reducao na vazao de injecdo de fluidos viscosos (Figura 57), o banco de
0leo é mais demorado e com menor vazao (Figura 58) em relacao a simulacdo com vazao

de injecdao fixa (Figura 54), reduzindo a economicidade do método.
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Figura 56 — Incremento na producédo acumulada de éleo em relagao a injecdo de agua na simulagéo de
campo com pressdo maxima de injecao de 5.500 psi.
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Figura 58 — Producéo de 6leo com injecdo de agua e com aplicagdo do método Surfactante-Polimero na
simulagédo de campo com pressdo maxima de injecdo de 5.500 psi.
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5. CONCLUSOES

A correta representacdo do método Surfactante-Polimero para recuperacdo avancada
de petroleo exige uma simulacgéo trifasica, incluindo as fases 6leo, agua e microemulséo,
gue sédo definidas pelo comportamento de fases conforme Winsor Tipo |, Tipo Ill e Tipo I
a partir da salinidade. A partir do comportamento de fases é possivel determinar a tensao
interfacial e definir a dessaturacdo capilar para uma das trés fases, assim como suas
permeabilidades relativas. O simulador UTCHEM € adequado para a simulacdo de
reservatorios desse meétodo.

A simulacao trifasica também permite representar o gradiente negativo de salinidade,
de maneira que a frente de avango do banco SP esteja com comportamento Tipo Il, o
banco SP esteja Tipo Il e o banco de polimero posterior esteja com comportamento Tipo
|. Tal gradiente de fases (ll, lll, 1) garante que o banco SP ir4 passar pela salinidade Tipo
lIl e 0 banco de polimero com salinidade Tipo | resulta em menor adsorcao do surfactante.
O surfactante é retardado na frente de avanco, devido a microemulsao Tipo Il.

As simulacdes realizadas também incluiram a viscosidade da microemulsdo, que €
funcdo da concentracdo de 6leo na mesma, permitindo uma melhor representacao da
mobilidade dessa fase no meio poroso.

Devido a elevada mobilidade de um fluido deslocante & baixa tensado interfacial,
adiciona-se um polimero viscosificante a formulacdo de surfactante. As simulagcdes
realizadas incluiram o efeito viscositficante e ndo-newtoniano do polimero.

Foram realizadas simulagdes em um modelo unidimensional e tridimensional, onde foi
possivel verificar a capacidade do método Surfactante-Polimero na remog¢do do oleo
residual do meio poroso, através da reducdo da tenséao interfacial para valores da ordem
de 10 mN/m. O banco de ¢6leo é produzido antes do banco de produtos quimicos. O
polimero é produzido antes do surfactante devido ao volume poroso inacessivel. E
possivel também verificar a produgdo de Oleo devido ao banco posterior de polimero
(polymer drive) de menor salinidade, que remove a fase microemulsdo trapeada no meio
poroso. No modelo tridimensional foi possivel verificar a fase microemulsdo trapeada em
algumas regifes do reservatorio.

A simulacdo do método Surfactante-Polimero em modelo simplificado de campo
demonstrou a capacidade do método em aumentar o fator de recuperacdo na ordem de
20% em relacdo a injecdo de agua. Quando a pressdo de injecdo limita a vazédo de
injecdo do banco SP, o banco de 6leo formado pelo método demora mais tempo para ser
produzido, reduzindo a economicidade do método.
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O método Surfactante-Polimero é promissor para o aumento do fator de recuperacao

de reservatorios de petrdleo submetidos a injecdo de agua, devendo ser objeto de
analises técnico-econémicas antes de aplicacdes em campo. A selecdo da formulacdo de
surfactantes e do polimero deve ser realizada considerando as condi¢cdes do campo alvo,
como tipo do o6leo, composicdo das aguas, temperatura, litologia, propriedades

permoporosas e mineralogia.
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ANEXO A — ARQUIVO DE ENTRADA DO UTCHEM UTILIZADO NO CAPITULO 4.1.

CcC
CcC *
CC BRIEF DESCRIPTION OF DATA SET : UTCHEM (VERSION 2013_8) *
CcC *
CcC
CcC iaieieeekiaiodoboies
CcC *
CC RESERVOIR DESCRIPTION *
cC *
CcC
CcC
cC
*----RUNNO
CORESP
cC
cC
*----HEADER
CORESP Core Flood assuming a homogeneous permeability field
surfactant polymer flooding
using UTCHEM2013_8
cC
CC SIMULATION FLAGS
*---- IMODE IMES IDISPC ICWM ICAP IREACT IBIO ICOORD ITREAC ITC IGAS ieng
12 3 0 0 0 O 1 0 0 00O

cC
CC NUMBER OF GRID BLOCKS AND FLAG SPECIFIES CONSTANT OR VARIABLE GRID SIZE
*—---NX NY NZ IDXYZ IUNIT

80 1 10 0
CcC
CC CONSTANT GRID BLOCK SIZE IN X, Y, AND Z
*----DX DY Dz

0.0093 0.11 0.11
CcC
CC TOTAL NO. OF COMPONENTS, NO. OF TRACERS, NO. OF GEL COMPONENTS
*----N no NTw nta ngc ng noth

6 0000 O O
cc
cc

*---- species hame

water

oil

surf

polymer

anion

calcium

cC

CC FLAG INDICATING IF THE COMPONENT IS INCLUDED IN CALCULATIONS OR NOT

CCICF(3)=1

*----|CF(KC) FOR KC=1,N
111111



107

cc
cc kK
cc *
CC OUTPUT OPTIONS *
cc kXK
cc
CC ICOPSM=0==>ECHO TO UNIT 2; ICUMTM=0==>PV PRINTING;istop=1==>PV SPEC
CC FLAG TO ECHO THE INPUT, FLAG TO WRITE TO UNIT 5, FLAG FOR PV OR DAYS
*--|CUMTM istop IOUTGMS IS3G

1 1 0 0
cc
CC FLAG INDICATING IF THE PROFILE OF KCTH COMPONENT SHOULD BE WRITTEN
CC IPRFLG(3)=1
*--|PRFLG(KC),KC=1,N

111111
cc
CC FLAG FOR PRES,SAT.,TOTAL CONC.,TRACER CONC.,CAP.,GEL, ALKALINE PROFILES
*--|PPRES IPSAT IPCTOT IPBIO IPCAP IPGEL IPALK IPTEMP IPOBS IPATERN

1 1 1 0 0 00 O 00
cc
CC FLAG FOR WRITING SEVERAL PROPERTIES
CCICSE e ICNM 1
*.—|CKL IVIS IPER ICNM ICSE IHYSTP IFOAMP INONEQ

171111 0 0 O

CcC
CC FLAG FOR WRITING SEVERAL PROPERTIES TO PROF
CCIPHSE =1

*--—-|ADS IVEL IRKF IPHSE ISCH

11 11 1
ccC
ccC Fekkkkekckkokokokok
cC *
CC RESERVOIR PROPERTIES *
ccC *
cC
ccC
ccC
CC MAX. SIMULATION TIME ( pore volume )
*---- TMAX

10.0
CcC
CC ROCK COMPRESSIBILITY (1/PSI), STAND. PRESSURE(PSIA)
*----COMPR PSTAND

00

cC
CC FLAGS INDICATING CONSTANT OR VARIABLE POROSITY, X,Y,AND Z PERMEABILITY
*--—-|[POR1 IPERMX IPERMY IPERMZ IMOD ITRAZ INTG IACTNUM ICUTOFF

0O 0 3 3 0 O 0 O 0
ccC
CC CONSTANT POROSITY
*.---PORC1

3
ccC
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CC CONSTANT X-PERMEABILITY (MILIDARCY) FOR LAYER K = 1,NZ
*..-.PERMX
3800
cc
CC Y DIRECTION PERMEABILITY IS DEPENDENT ON X DIRECTION PERMEABILITY
*.—- CONSTANT PERMEABILITY MULTIPLIER FOR Y DIRECTION PERMEABILITY
1
cc
CC Z DIRECTION PERMEABILITY IS DEPENDENT ON X DIRECTION PERMEABILITY
*.- CONSTANT PERMEABILITY MULTIPLIER FOR Z DIRECTION PERMEABILITY
0.003828
cc
CC FLAG FOR CONSTANT OR VARIABLE DEPTH, PRESSURE, WATER SATURATION
*--IDEPTH IPRESS ISWI ICWI
0 0 0 -1
cc
CC CONSTANT DEPTH (FT)
*...-D111
7755.882
cc
CC CONSTANT PRESSURE (PSIA)
*...-PRESS1
3624.493
cc
CC CONSTANT INITIAL WATER SATURATION
*--SWI
0.7
cc
CC CONSTANT CHLORIDE AND CALCIUM CONCENTRATIONS (MEQ/ML)
CC C50
*...C50  C60
051 0
cc
cc kKR
cc *
CC PHYSICAL PROPERTY DATA *
cc *
cc
cc
cc
CC OIL CONC. AT PLAIT POINT FOR TYPE II(+)AND TYPE II(-), CMC
CC EPSME  =0.001
*.... C2PLC C2PRC EPSME IHAND
0. 1. .001 O

cC
cc
*-——- IFGHBN
0

CC SLOPE AND INTERCEPT OF BINODAL CURVE AT ZERO, OPT., AND 2XOPT SALINITY
CcC
CC FOR ALCOHOL 1
*----HBNS70 HBNC70 HBNS71 HBNC71 HBNS72 HBNC72

0.0 0.045 0. 0.019 0. 0.045



CC SLOPE AND INTERCEPT OF BINODAL CURVE AT ZERO, OPT., AND 2XOPT SALINITY
CC FOR ALCOHOL 2
*----HBNS80 HBNC80 HBNS81 HBNC81 HBNS82 HBNC82
0. 0. 0. 0. 0. O
CcC
CC LOWER AND UPPER EFFECTIVE SALINITY FOR ALCOHOL 1 AND ALCOHOL 2
CcC
*----CSEL7 CSEU7 CSEL8 CSEUS8
0.1003 0.1997 0. 0.
CcC
CC THE CSE SLOPE PARAMETER FOR CALCIUM AND ALCOHOL 1 AND ALCOHOL 2
*----BETA6 BETA7 BETAS
0. 0. O
cC
CC FLAG FOR ALCOHOL PART. MODEL AND PARTITION COEFFICIENTS
*—---|[ALC OPSK70 OPSK7S OPSK80O OPSK8S
0O 0. 0. 0 O
CcC
CC NO. OF ITERATIONS, AND TOLERANCE
*----NALMAX EPSALC
20 .0001
CcC
CC ALCOHOL 1 PARTITIONING PARAMETERS IF IALC=1
*-—-AKWC7 AKWS7 AKM7 AK7 PT7
0. 0. 0. O. 0.
CcC
CC ALCOHOL 2 PARTITIONING PARAMETERS IF IALC=1
*---AKWC8 AKWS8 AKM8 AK8 PT8
0. 0. 0. O. 0.
cc
cc
cc
- ift
1
CcC
CC INTERFACIAL TENSION PARAMETERS
CC -
*----CHUH AHUH
0.3 10
cC
CC LOG10 OF OIL/WATER INTERFACIAL TENSION
CcC
*—---XIFTW
1.39
CcC
CC mass transfer flag
*-——-imassa ICOR
0O O
cc
cc
*—-- IWALT IWALF
0 o
cC
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CC CAPILLARY DESATURATION PARAMETERS FOR PHASE 1, 2, AND 3
CCITRAP =1, T11 T22 T33
*—-|ITRAP T11 T22 T33

1 1865 59000 364
ccC
CC relative perm. flag (0:imbibition corey,1:first drainage corey
*-——-iperm Iregion

0 0
cC
CC FLAG FOR CONSTANT OR VARIABLE REL. PERM. PARAMETERS
*--—-ISRW IPRW IEW

0O 0 O
cC
CC CONSTANT RES. SATURATION OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
ccC
*----SIRWC S2RWC S3RWC

0.15 0.3 0.15
ccC
CC CONSTANT ENDPOINT REL. PERM. OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
*----P1RW P2RW P3RW

0.14 0.7 0.14

cC
CC CONSTANT REL. PERM. EXPONENT OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
*---E1IW E2W E3W

3 25 3

CC - ENTRO COM OS VALORES PARA ALTO NUMERO CAP
CcC
CC CONSTANT RES. SATURATION OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
*----S1RC S2RC S3RC

0.0 0.0 0.0
CcC
CC CONSTANT ENDPOINT REL. PERM. OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
*----P1RC P2RC P3RC

1 1 1
CcC
CC CONSTANT REL. PERM. EXPONENT OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
*----E1C E2C E3C

1 1 1

CcC
CC WATER AND OIL VISCOSITY , RESERVOIR TEMPERATURE
*---VIS1 VIS2 TEMPV
056 1075 O

CcC
CC VISCOSITY PARAMETERS
*----ALPHA1 ALPHA2 ALPHA3 ALPHA4 ALPHAS

02 25 01 01 01
CcC
CC PARAMETERS TO CALCULATE POLYMER VISCOSITY AT ZERO SHEAR RATE
*---AP1 AP2 AP3

37 37 4210
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CcC
CC PARAMETER TO COMPUTE CSEP,MIN. CSEP, AND SLOPE OF LOG VIS. VS. LOG CSEP
*----BETAP CSE1 SSLOPE

1. .01 0.0
CcC
CC PARAMETER FOR SHEAR RATE DEPENDENCE OF POLYMER VISCOSITY
*----GAMMAC GAMHF POWN IPMOD ISHEAR RWEFF GAMHF2 IGAMC

4 100 14 0 2 025 O 0
CcC
CC FLAG FOR POLYMER PARTITIONING, PERM. REDUCTION PARAMETERS
*---—-IPOLYM EPHI3 EPHI4 BRK CRK RKCUT

1 1. 08 100. 0 1
CcC
CC SPECIFIC WEIGHT FOR COMPONENTS 1,2,3,7,AND 8 , AND GRAVITY FLAG
*----DEN1 DEN2 den23 DEN3 DEN7 DENS8 IDEN

433 0.41 0.41 433 .346 0. 2
CcC
CC FLAG FOR CHOICE OF UNITS ( 0:BOTTOMHOLE CONDITION , 1: STOCK TANK)

cC
CC COMPRESSIBILITY FOR VOL. OCCUPYING COMPONENTS 1,2,3,7,AND 8
*....COMPC(1) COMPC(2) COMPC(3) COMPC(7) COMPC(8)
0. O. 0. 0. 0.
CcC
CC CONSTANT OR VARIABLE PC PARAM., WATER-WET OR OIL-WET PC CURVE FLAG
*--—-|CPC IEPC IOW
0 0 O
CcC
CC CAPILLARY PRESSURE PARAMETERS, CPC
*---CPC
0.
cC
CC CAPILLARY PRESSURE PARAMETERS, EPC
*---- EPC
0.
CcC
CC MOLECULAR DIFFUSIVITY OF KCTH COMPONENT IN PHASE 1 (D(KC),KC=1,N)
*..--D(1) D(2) D(3) D(4) D(5) D(6) D(7) D(8) D(9) D(10) D(1
0. 0. 0. 0. O.0.
CcC
CC MOLECULAR DIFFUSIVITY OF KCTH COMPONENT IN PHASE 2 (D(KC),KC=1,N)
*----D(1) D(2) D(3) D(4) D(5) D(6) D(7) D(8) D(9) D(10) D(11)
0. 0. 0. 0. 0. O.
CcC
CC MOLECULAR DIFFUSIVITY OF KCTH COMPONENT IN PHASE 3 (D(KC),KC=1,N)
*----D(1) D(2) D(3) D(4) D(5) D(6) D(7) D(8) D(9) D(10) D(11)
0. 0. 0. 0. 0. O.
CCmojdeh
CC LONGITUDINAL AND TRANSVERSE DISPERSIVITY OF PHASE 1
*--ALPHAL(1) ALPHAT(1)
0.02 0.002
cC



CC LONGITUDINAL AND TRANSVERSE DISPERSIVITY OF PHASE 2
*--—-ALPHAL(2) ALPHAT(2)
0.02 0.002
cC
CC LONGITUDINAL AND TRANSVERSE DISPERSIVITY OF PHASE 3
*----ALPHAL(3) ALPHAT(3)
0.02 0.002
cc
cc
*.-- JADSO
0
ccC
CC SURFACTANT AND POLYMER ADSORPTION PARAMETERS
*----AD31 AD32 B3D AD41 AD42 B4D iadk iadsl fads refk
1.516 0.0 1000. 2.47 0.0 100. 0 0 0 500
cC
CC PARAMETERS FOR CATION EXCHANGE OF CLAY AND SURFACTANT
ccC
*---QV  XKC XKS EQW
0.0 0. 0. 804.
ccC
cC
CcC *
CC WELL DATA *
CcC *
cC
cc
CcC
CC flag for right and left boundary
*---- jbound 1ZONE
0 0
cC
CC TOTAL NUMBER OF WELLS, WELL RADIUS FLAG, FLAG FOR TIME OR COURANT NO.
*--——-NWELL IRO ITIME NWELR IFLAGN ISOLVER
2 2 1 2 0 0
cc
CC WELL ID,LOCATIONS,AND FLAG FOR SPECIFYING WELL TYPE, WELL RADIUS, SKIN
*—-IDW IW KW IFLAG RW SWELL IDIR IFIRST ILAST IPRF
111 1 0003 0 3 1 1 O
ccC
CC WELL NAME
*---- WELNAM
INJECTOR
cC
CC MAX. AND MIN. ALLOWABLE BOTTOMHOLE PRESSURE AND RATE
*--—-|CHEK PWFMIN PWFMAX QTMIN QTMAX
0 0.0 5000. 0.0 1000.
cC
CC WELL ID, LOCATION, AND FLAG FOR SPECIFYING WELL TYPE, WELL RADIUS, SKIN
*-IDW IW KW IFLAG RW SWELL IDIR IFIRST ILAST IPRF
2 80 1 2 0.003 0 3 1 1 0
ccC
CC WELL NAME
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*---- WELNAM
PRODUCER
CcC
CC MAX. AND MIN. ALLOWABLE BOTTOMHOLE PRESSURE AND RATE
*-—|CHEK PWFMIN PWFMAX QTMIN QTMAX

0 0.0 5000. 0.0 1000.
CcC 2 3 4 5
cC
CC id,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH PHASE(L=1,3)(SURFACTANT SLUG)
*——id QI(M,L) C(M,KC,L)

1 0005 1.0 00 0. 0.051 O

1 o 0. 0. 0. 0. 0. O

1 0. 0. 0. 0. 0. 0. O.
cC
CC id, BOTTOM HOLE PRESSURE FOR PRESSURE CONSTRAINT WELL (IFLAG=2 or 3)
*-—-id PWF

2 400
CC PV times
CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV OR DAY) FOR WRITING TO OUTPUT FILES
CC INJ AGUA
*----TINJ CUMPR1 CUMHI2 WRHPV(HIST) WRPRF(PLOT) RSTC

0.0 0.05 0.05 0.05 0.05 100

(o2}
~
oo

CcC
CC FOR IMES=2 ,THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX.,MIN. time steps
CcC
*----DT DCLIM CNMAX CNMIN
0.000001 0.002 0.1 0.0001
CcC
CcC
*--- IBMOD
0
CC34567890 2 3 4 5 6 7 8

CC IRO, ITIME, NEW FLAGS FOR ALL THE WELLS (POLYMER DRIVE)
*—— |RO ITIME IFLAG

21 12
cc
CC NUMBER OF WELLS changes IN LOCATION OR SKIN OR PWF
*—-NWEL1

0
cc
CC NUMBER OF WELLS WITH RATE changes, id
*.NWEL1 Id

11
cc
CC id,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH PHASE (L=1,3)
CC PRE FLUSH
*——id QI(M,L) C(M,KC,L)

10005 1.0 0. 0.0 0. 051 O.

100 0 00 0 0 O

100 0 00 0 0 O
cc
CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV) FOR WRITING TO OUTPUT FILES
CC TINJ = AGUA + PREFLUSH
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*--TINJ CUMPR1 CUMHI2(SUMARY) WRHPV(HIST) WRPRF(PLOT) RSTC
00 005 005 005 005 100
cc
CC FOR IMES=2 ,THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX.,MIN. time steps
cc
*-.DT DCLIM CNMAX CNMIN
0.000001 0.002 0.1 0.0001
C
cc
*.-- IBMOD
0
CC34567890 2 3 4 5 6 7 8
CC IRO, ITIME, NEW FLAGS FOR ALL THE WELLS (POLYMER DRIVE)
*-—- |RO ITIME IFLAG
21 12
cc
CC NUMBER OF WELLS changes IN LOCATION OR SKIN OR PWF
*-NWEL1
0
cc
CC NUMBER OF WELLS WITH RATE changes, id
*.-NWEL1 Id
1 1
cc
CC id,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH PHASE (L=1,3)
CC SP SLUG
*—-id QI(M,L) C(M,KC,L)
1 0.0050.98 0. 0.020.17 0.15 0.
1 0. 0 0 0. 0 0 O
1 0. 0 0 0. 0 0 O
cc
CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV) FOR WRITING TO OUTPUT FILES
CC TINJ = AGUA + PREFLUSH + SP
*.-TINJ CUMPR1 CUMHI2(SUMARY) WRHPV(HIST) WRPRF(PLOT) RSTC
03 005 005 005 005 100
cc
CC FOR IMES=2 ,THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX.,MIN. time steps
CC CNMIN
*-.DT DCLIM CNMAX CNMIN
0.000001 0.002 0.1 0.0001
C
cc
*-- IBMOD
0
CC34567890 2 3 4 5 6 7 8
CC IRO, ITIME, NEW FLAGS FOR ALL THE WELLS (POLYMER DRIVE)
*-—- |RO ITIME IFLAG
21 12
cc
CC NUMBER OF WELLS changes IN LOCATION OR SKIN OR PWF
*.-NWEL1
0
cc
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CC NUMBER OF WELLS WITH RATE changes, id
*.-.NWEL1 Id
1 1
cc
CC id,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH PHASE (L=1,3)
CC POLYMER DRIVE
*——id QI(M,L) C(M,KC,L)
1 0005 1.0 00 0. 0.17 0.050.
1 0. 0 0 0. 0. 0 O
1 0. 0 0 0. 0 0 O
cc
CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV) FOR WRITING TO OUTPUT FILES
CC TINJ = AGUA + PREFLUSH + SP + PD
*--TINJ  CUMPR1 CUMHI2(SUMARY) WRHPV(HIST) WRPRF(PLOT) RSTC
1.3 005 005 005 005 100
cc
CC FOR IMES=2 ,THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX.,MIN. time steps
CC CNMIN
*#..DT DCLIM CNMAX CNMIN
0.000001 0.002 0.1 0.0001
C
cc
*.-- IBMOD
0
CC34567890 2 3 4 5 6 7 8
CC IRO, ITIME, NEW FLAGS FOR ALL THE WELLS (POLYMER DRIVE)
*-—- |RO ITIME IFLAG
21 12
cc
CC NUMBER OF WELLS changes IN LOCATION OR SKIN OR PWF
*.-NWEL1
0
cc
CC NUMBER OF WELLS WITH RATE changes, id
*.-NWEL1 Id
1 1
cc
CC id,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH PHASE (L=1,3)
CC AGUA COM SALINIDADE
*—-id QI(M,L) C(M,KC,L)
10005 1.0 00 0. 0. 051 O.
1 0. 0 0 0. 0 0 O
1 0. 0 0 0. 0 0 O
cc
CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV) FOR WRITING TO OUTPUT FILES
CC TINJ = AGUA + PREFLUSH + SP + PD + AGUA
*..-TINJ CUMPR1 CUMHI2(SUMARY) WRHPV(HIST) WRPRF(PLOT) RSTC
50 005 005 0.05 005 100
cc
CC FOR IMES=2 ,THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX.,MIN. time steps
CC CNMIN

*---DT DCLIM CNMAX CNMIN
0.000001 0.002 0.1 0.0001
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ANEXO B — ARQUIVO DE ENTRADA DO UTCHEM UTILIZADO NO CAPITULO 4.2.

CcC
CcC *
CC BRIEF DESCRIPTION OF DATA SET : UTCHEM (VERSION 2013 8) *
CcC *
CcC
cC *
CC RESERVOIR DESCRIPTION *
CcC *
cC
cC
CcC
*----RUNNO
SURF3D
CcC
CcC
*----HEADER
SURF3D
surfactant polymer flooding
using UTCHEM2013_8
CcC
CC SIMULATION FLAGS
*---- IMODE IMES IDISPC ICWM ICAP IREACT IBIO ICOORD ITREAC ITC IGAS IENG
123 00 0O 01 O O0O00O0
CcC
CC NO. OF GRIDBLOCKS,FLAG SPECIFIES CONSTANT OR VARIABLE GRID SIZE, UNIT
*—---NX NY NZ IDXYZ IUNIT
10 105 O 0
cC
CC CONSTANT GRID BLOCK SIZE IN X, Y, AND Z
*----DX1 DY1 Dz1
20 20 2.0
cC
CC TOTAL NO. OF COMPONENTS, NO. OF TRACERS, NO. OF GEL COMPONENTS
*~---N  NO NTW NTA NGC NG NOTH
70000 0O
CcC
CC NAME OF SPECIES
*.-- SPNAME(l) FOR I=1,N
WATER
OIL
SURF.
POLYMER
ANION
CALCIUM
ALCOHOL
CcC
CC FLAG INDICATING IF THE COMPONENT IS INCLUDED IN CALCULATIONS OR NOT
*.-—-|CF(KC) FOR KC=1,N
1111111
cC




cC
ccC *
CC OUTPUT OPTIONS *
cC *
ccC Fekkkkkckkokokokok
cC
cC
CC FLAG FOR PV OR DAYS TO PRINT OR TO STOP THE RUN
*--—-|[CUMTM ISTOP IOUTGMS IS3G
1 10 0
ccC
CC FLAG INDICATING IF THE PROFILE OF KCTH COMPONENT SHOULD BE WRITTEN
*----IPRFLG(KC),KC=1,N
1111111
ccC
CC FLAG FOR individual map files
*----IPPRES IPSAT IPCTOT IPBIO IPCAP IPGEL IPALK IPTEMP IPOBS Ipater
1 1 1 0 0 00 O 0 O
cC
CC FLAG for individual output map files
*-—--|CKL IVIS IPER ICNM ICSE ihystp ifoamp inoneq
111110 0 0
CcC
CC FLAG for variables to PROF output file
*----lads IVel Irkf Iphse ISCH
1111 1
ccC
cC
CcC *
CC RESERVOIR PROPERTIES *
ccC *
cC
ccC
ccC
CC MAX. SIMULATION TIME ( DAYS)
*---—- TMAX
10
cC
CC ROCK COMPRESSIBILITY (1/PSI), STAND. PRESSURE(PSIA)
*----COMPR PSTAND
0. O.
cC
CC FLAGS INDICATING CONSTANT OR VARIABLE POROSITY, X,Y,AND Z PERMEABILITY
*----|[POR1 IPERMX IPERMY IPERMZ IMOD ITRNZ INTG IACTNUM ICUTOFF
0O 1.1 0 0 O 0 O 0
ccC
CC CONSTANT POROSITY
*.---PORC1
3
ccC
CC CONSTANT X-PERMEABILITY (MILIDARCY) FOR LAYER K = 1,NZ
*----PERMX
5*3800
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CcC
CC CONSTANT Y-PERMEABILITY (MILIDARCY) FOR LAYER K = 1,NZ
*----PERMY

5*3800
CcC
CC CONSTANT Z-PERMEABILITY
*----PERMZC (MILIDARCY)

14.55
CcC
CC FLAG FOR CONSTANT OR VARIABLE DEPTH, PRESSURE, WATER SATURATION
*--—-|IDEPTH IPRESS ISWI ICWI

0 0 0 -1
CcC
CC CONSTANT DEPTH (FT)
*----D111

7755.882
cC
CC CONSTANT PRESSURE (PSIA)
*----PRESS1

3624.493
cC
CC CONSTANT INITIAL WATER SATURATION
*----SWI

.15
cc
cc
*---c50 ¢60

1.08 O
CcC
cC iakeieeekiaiodohoies
cC *
CC PHYSICAL PROPERTY DATA *
cC *
cC koo
CcC
cC
CC OIL CONC. AT PLAIT POINT FOR TYPE II(+)AND TYPE II(-), CMC
*---- C2PLC C2PRC EPSME IHAND

0. 1. .0001 O
cC
CC FLAG INDICATING TYPE OF PHASE BEHAVIOR PARAMETERS
*---- [IFGHBN

0

CC SLOPE AND INTERCEPT OF BINODAL CURVE AT ZERO, OPT., AND 2XOPT SALINITY
CC FOR ALCOHOL 1
*----HBNS70 HBNC70 HBNS71 HBNC71 HBNS72 HBNC72

0.0 0.045 0. 0.019 0. 0.045
CC SLOPE AND INTERCEPT OF BINODAL CURVE AT ZERO, OPT., AND 2XOPT SALINITY
CC FOR ALCOHOL 2
*----HBNS80 HBNC80 HBNS81 HBNC81 HBNS82 HBNC82

0. 0. 0. 0. 0. O
cC
CC LOWER AND UPPER EFFECTIVE SALINITY FOR ALCOHOL 1 AND ALCOHOL 2
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*.-.-.CSEL7 CSEU7 CSEL8 CSEUS8
0.1003 0.1997 0. 0.
CcC
CC THE CSE SLOPE PARAMETER FOR CALCIUM AND ALCOHOL 1 AND ALCOHOL 2
*---BETA6 BETA7 BETAS8
0. 0. O
CcC
CC FLAG FOR ALCOHOL PART. MODEL AND PARTITION COEFFICIENTS
*.——-]ALC OPSK70 OPSK7S OPSK80O OPSK8S
1 0. 0. 0 O
CC
CC NO. OF ITERATIONS, AND TOLERANCE
*---NALMAX EPSALC
20 .0001
CcC
CC ALCOHOL 1 PARTITIONING PARAMETERS IF IALC=1
*-AKWC7 AKWS7 AKM7 AK7 PT7
4671 1.79 48. 35.31 .222
CcC
CC ALCOHOL 2 PARTITIONING PARAMETERS IF IALC=1
*--AKWC8 AKWS8 AKM8 AK8 PT8
0. 0. 0. 0. O
CcC
CcC
*-——- IFT MODEL FLAG
1
CcC
CC INTERFACIAL TENSION PARAMETERS
*----CHUH AHUH
0.3 10
CcC
CC LOG10 OF OIL/WATER INTERFACIAL TENSION
*—-XIFTW
1.39
CcC
CC MASS TRANSFER FLAG
*-—--IMASS icor
0 O
cc
cc
*-—- jwalt iwalf
0 0
CC
CC CAPILLARY DESATURATION PARAMETERS FOR PHASE 1, 2, AND 3
*|ITRAP T11 T22 T33
2 1865 59000 364
CC
CC RELATIVE PERM. FLAG (0:IMBIBITION COREY,1:FIRST DRAINAGE COREY)
*-—-|IPERM IRTYPE
0 0
CcC
CC FLAG FOR CONSTANT OR VARIABLE REL. PERM. PARAMETERS
*——-ISRW IPRW IEW
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0 0 O
CcC
CC CONSTANT RES. SATURATION OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
*----S1IRWC S2RWC S3RWC

0.15 0.3 0.15
CcC
CC CONSTANT ENDPOINT REL. PERM. OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
*---P1RW P2RW P3RW

0.14 0.7 0.14
CcC
CC CONSTANT REL. PERM. EXPONENT OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
*-—--EIW E2W E3W

3 25 3
CcC
CC RES. SATURATION OF PHASES 1,2,AND 3 AT HIGH CAPILLARY NO.
*----S1RC S2RC S3RC

0 0 0
CcC
CC ENDPOINT REL. PERM. OF PHASES 1,2,AND 3 AT HIGH CAPILLARY NO.
*----P1RC P2RC P3RC

1. 1. 1.
CcC
CC REL. PERM. EXPONENT OF PHASES 1,2,AND 3 AT HIGH CAPILLARY NO.
*---E13C E23C E31C

1. 1. 1.
CcC
CC WATER AND OIL VISCOSITY , RESERVOIR TEMPERATURE
*----VIS1 VIS2 TEMPV

056 1075 O
CcC
CC VISCOSITY PARAMETERS
*----ALPHA1 ALPHA2 ALPHA3 ALPHA4 ALPHAS

02 25 01 01 01
CcC
CC PARAMETERS TO CALCULATE POLYMER VISCOSITY AT ZERO SHEAR RATE
*---AP1 AP2 AP3

37 37 4210
CcC
CC PARAMETER TO COMPUTE CSEP,MIN. CSEP, AND SLOPE OF LOG VIS. VS. LOG CSEP
*---BETAP CSE1 SSLOPE

1. .01 0.0
CcC
CC PARAMETER FOR SHEAR RATE DEPENDENCE OF POLYMER VISCOSITY
*----GAMMAC GAMHF POWN IPMOD ISHEAR RWEFF GAMH2 IGAMC

4 100 14 O 2 025 O 0
CcC
CC FLAG FOR POLYMER PARTITIONING, PERM. REDUCTION PARAMETERS
*----IPOLYM EPHI3 EPHI4 BRK CRK  RKCUT

1 1. 08 100. 0 1
CcC
CC SPECIFIC WEIGHT FOR COMPONENTS 1,2,3,7,AND 8 , AND GRAVITY FLAG
*----DEN1 DEN2 DEN23 DEN3 DEN7 DENS8 IDEN

433 0.41 0.41 433 .346 0. 2
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CcC
CC FLAG FOR CHOICE OF UNITS ( 0:BOTTOMHOLE CONDITION , 1: STOCK TANK)

cc
CC COMPRESSIBILITY FOR VOL. OCCUPYING COMPONENTS 1,2,3,7,AND 8
*....COMPC(1) COMPC(2) COMPC(3) COMPC(7) COMPC(8)
00 0. 0 0 O
cc
CC CONSTANT OR VARIABLE PC PARAM., WATER-WET OR OIL-WET PC CURVE FLAG
*--ICPC IEPC IOW
0 0 0
cc
CC CAPILLARY PRESSURE PARAMETER, CPCO
*.---CPCO
0.
cc
CC CAPILLARY PRESSURE PARAMETER, EPCO
*..-- EPCO
0.
cc
CC MOLECULAR DIFFUSION COEF. KCTH COMPONENT IN PHASE 1 (D(KC),KC=1,N)
*..--D(1) D(2) D(3) D(4) D(5) D(6) D(7)
0. 0. 0. 0. 0. 0. O.
cc
CC MOLECULAR DIFFUSION COEF. OF KCTH COMPONENT IN PHASE 2 (D(KC),KC=1,N)
*---D(1) D(2) D(3) D(4) D(5) D(6) D(7)
0. 0. 0. 0. 0. 0. O.
cc
CC MOLECULAR DIFFUSION COEF. OF KCTH COMPONENT IN PHASE 3 (D(KC),KC=1,N)
*--D(1) D(2) D(3) D(4) D(5) D(6) D(7) D(8)
0. 0. 0. 0. 0. 0. 0. O.
cc
CC LONGITUDINAL AND TRANSVERSE DISPERSIVITY OF PHASE 1
*-ALPHAL(1) ALPHAT(1)
12. 4
cc
CC LONGITUDINAL AND TRANSVERSE DISPERSIVITY OF PHASE 2
*-ALPHAL(2) ALPHAT(2)
12. 4
cc
CC LONGITUDINAL AND TRANSVERSE DISPERSIVITY OF PHASE 3
*--ALPHAL(3) ALPHAT(3)

12. 4
CcC
CC FLAG TO SPECIFY ORGANIC ADSORPTION CALCULATION
*----JADSO
0
CcC

CC SURFACTANT AND POLYMER ADSORPTION PARAMETERS

*----AD31 AD32 B3D AD41 AD42 B4D IADK, IADS1, FADS REFK,md
1516 0.0 1000. 2.47 0.0 100. 0 0 0 500

CcC
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CC PARAMETERS FOR CATION EXCHANGE OF CLAY AND SURFACTANT
*---QV XKC XKS EQW

0.0 0. 0. 804.
CcC
CC ik
CcC *
CC WELL DATA *
CC *
CcC
CcC
CC
CC FLAG FOR RIGHT AND LEFT BOUNDARY
*---- IBOUND izone

0 0
CcC
CC TOTAL NUMBER OF WELLS, WELL RADIUS FLAG, FLAG FOR TIME OR COURANT NO.
*---NWELL IRO ITSTEP NWREL IFLAGN ISOLVER

2 2 1 2 0 0
CcC
CC WELL ID,LOCATIONS,AND FLAG FOR SPECIFYING WELL TYPE, WELL RADIUS, SKIN
*IDW W JW IFLAG RW SWELL IDIR IFIRST ILAST IPRF

11 1 1 5 0 3 1 5 0
CC
CC WELL NAME
*-—-- WELNAM
INJECTOR
CcC
CC ICHEK, MAX. AND MIN. ALLOWABLE BOTTOMHOLE PRESSURE AND RATE
*-——-|CHEK PWFMIN PWFMAX QTMIN QTMAX

0 0.0 50000. 0.0 1000.
CcC
CC WELL ID, LOCATION, AND FLAG FOR SPECIFYING WELL TYPE, WELL RADIUS, SKIN
*-IDW IW JW IFLAG RW SWELL IDIR IFIRST ILAST IPRF

2 10 10 2 5 00 3 1 5 0
CcC
CC WELL NAME
*-——- WELNAM
PRODUCER
CcC
CC ICHEK , MAX. AND MIN. ALLOWABLE BOTTOMHOLE PRESSURE AND RATE
*-——-|CHEK PWFMIN PWFMAX QTMIN QTMAX

0 0.0 50000. 0.0 50000.
CcC
CC ID,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH PHASE (L=1,3)
*—-ID QI(M,L) C(M,KC,L)
1 100 1. 0. 0. 0.051 0. O.
1 0. 0. 0.0. 0. 0. 0. O
1 0. 0. 0.0. 0. 0. 0. O
CcC
CC ID, BOTTOM HOLE PRESSURE FOR PRESSURE CONSTRAINT WELL (IFLAG=2 OR 3)
*---ID PWF

2 400
CcC
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CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV OR DAY) FOR WRITING TO OUTPUT FILES
*---TINJ CUMPR1 cumhl WRHPV WRPRF RSTC

2 0.05 0.05 0.05 0.05 100
CcC
CC FOR IMES=2 ,THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX.,MIN. COURANT NUMBERS
*---DT DCLIM CNMAX CNMIN

0.05 0.003 0.2 0.01
cc
cc
*--- ibmod

0
CcC
CC IRO, ITIME, NEW FLAGS FOR ALL THE WELLS
*-——- IRO ITSTEP IFLAG

21 12
CcC
CC NUMBER OF WELLS CHANGES IN LOCATION OR SKIN OR PWF
*—--NWEL1

0
CcC
CC NUMBER OF WELLS WITH RATE CHANGES, ID
*---NWEL1 ID

1 1
CC
CC ID,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH PHASE (L=1,3)
*—-ID QI(M,L) C(M,KC,L)

1 100 0.98 0. 0.020.170.15 0.O0.

1 0. 0.0.0.0. 0. 0. O

1 0. 0.0.0.0. 0. 0. O
CcC
CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV) FOR WRITING TO OUTPUT FILES
*---TINJ CUMPR1 cumh WRHPVY WRPRF RSTC

2.3 0.05 0.05 0.05 0.05 100
CcC
CC FOR IMES=2 ,THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX.,MIN. TIME STEPS
*---DT DCLIM CNMAX CNMIN

0.05 0.003 0.2 0.01
cc
cc
*--- ibmod

0
CcC
CC IRO, ITIME, NEW FLAGS FOR ALL THE WELLS
*-——- IRO ITSTEP IFLAG

21 12
CcC
CC NUMBER OF WELLS CHANGES IN LOCATION OR SKIN OR PWF
*---NWEL1

0
CcC
CC NUMBER OF WELLS WITH RATE CHANGES, ID
*---NWEL1 ID

1 1



CcC
CC ID,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH PHASE (L=1,3)
*——ID QI(M,L) C(M,KC,L)

1 100 1. 0. 0.0.170.050. O.

1 0. 0.0.0.0. 0. 0. O

1 0. 0.0.0.0. 0. 0. O.
CcC
CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV) FOR WRITING TO OUTPUT FILES
*----TINJ CUMPR1 cumh WRHPV WRPRF RSTC

3.3 0.05 0.05 0.05 0.05 100
cC
CC FOR IMES=2 ,THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX.,MIN. TIME STEPS
*----DT DCLIM CNMAX CNMIN

0.05 0.003 0.2 0.02
cc
cc
*--- ibmod

0
CcC
CC IRO, ITIME, NEW FLAGS FOR ALL THE WELLS
*--—- |IRO ITSTEP IFLAG

21 12
CcC
CC NUMBER OF WELLS CHANGES IN LOCATION OR SKIN OR PWF
*----NWEL1

0
cC
CC NUMBER OF WELLS WITH RATE CHANGES, ID
*---NWEL1 ID

1 1
cC
CC ID,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH PHASE (L=1,3)
*——ID QI(M,L) C(M,KC,L)

1 100 1. 0.0. 0.051 0. O.

1 0. 0.0.0.0. 0. 0. O.

1 0. 0.0.0.0. 0. 0. o0
CcC
CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV) FOR WRITING TO OUTPUT FILES
*----TINJ CUMPR1 cumh WRHPV WRPRF RSTC

5 0.05 0.05 0.05 0.05 100
CcC
CC FOR IMES=2 ,THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX.,MIN. TIME STEPS
*----DT DCLIM CNMAX CNMIN

0.05 0.003 0.2 0.02
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ANEXO C — ARQUIVO DE ENTRADA DO UTCHEM UTILIZADO NO CAPITULO 4.4.1.

cC koo ko
cC *
CC BRIEF DESCRIPTION OF DATA SET : UTCHEM (VERSION 2013 _8) *
cC *
CcC kel kol
CcC *
CC RESERVOIR DESCRIPTION *
cC *
CcC
CcC
cC
*----RUNNO
FILDSP
cC
cC
*----HEADER
FILDSP Field SP
surfactant polymer flooding
using UTCHEM2013_8
cC
CC SIMULATION FLAGS
*---- IMODE IMES IDISPC ICWM ICAP IREACT IBIO ICOORD ITREAC ITC IGAS ieng
123 00 0 0 1 0 O0O00O

cC
CC NUMBER OF GRID BLOCKS AND FLAG SPECIFIES CONSTANT OR VARIABLE GRID SIZE
*—---NX NY NZ IDXYZ IUNIT

3121 30 0
CcC
CC CONSTANT GRID BLOCK SIZE IN X, Y, AND Z
*----DX DY Dz

410 410 16
CcC
CC TOTAL NO. OF COMPONENTS, NO. OF TRACERS, NO. OF GEL COMPONENTS
*-—--N no NTw nta ngc ng noth

6 0000 O O
cc
cc

*---- species hame

water

oil

surf

polymer

anion

calcium

CcC

CC FLAG INDICATING IF THE COMPONENT IS INCLUDED IN CALCULATIONS OR NOT

CC ICF(3)=1

*--—-|CF(KC) FOR KC=1,N
111111
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cc
cc kKR
cc *
CC OUTPUT OPTIONS *
cc *
cc
cc
CC ICOPSM=0==>ECHO TO UNIT 2; ICUMTM=0==>PV PRINTING;istop=1==>PV SPEC
CC FLAG TO ECHO THE INPUT, FLAG TO WRITE TO UNIT 5, FLAG FOR PV OR DAYS
*--|CUMTM istop IOUTGMS IS3G

1 1 0 0
cc
CC FLAG INDICATING IF THE PROFILE OF KCTH COMPONENT SHOULD BE WRITTEN
CC IPRFLG(3)=1
*--|PRFLG(KC),KC=1,N

111111
cc
CC FLAG FOR PRES,SAT.,TOTAL CONC., TRACER CONC.,CAP.,GEL, ALKALINE PROFILES
*--|PPRES IPSAT IPCTOT IPBIO IPCAP IPGEL IPALK IPTEMP IPOBS IPATERN

1 1 1 0 0 00 O 00
cc
CC FLAG FOR WRITING SEVERAL PROPERTIES
CC ICSE e ICNM 1
*-—-|CKL IVIS IPER ICNM ICSE IHYSTP IFOAMP INONEQ

171111 0 0 0

CcC
CC FLAG FOR WRITING SEVERAL PROPERTIES TO PROF
CC IPHSE =1

*----|ADS IVEL IRKF IPHSE ISCH
11 11 1
ccC
cC
ccC *
CC RESERVOIR PROPERTIES *
cC *
ccC Fekkkekckkkokokok
ccC
cC
CC MAX. SIMULATION TIME ( pore volume )
*---—- TMAX
5.0
cC
CC ROCK COMPRESSIBILITY (1/PSI), STAND. PRESSURE(PSIA)
*.---COMPR PSTAND
00
ccC
CC FLAGS INDICATING CONSTANT OR VARIABLE POROSITY, X,Y,AND Z PERMEABILITY
*--—-IPOR1 IPERMX IPERMY IPERMZ IMOD ITRAZ INTG IACTNUM ICUTOFF
4 0 3 3 0 O 1 1 1
ccC
CC CONSTANT X-PERMEABILITY (MILIDARCY) FOR LAYER K = 1,NZ
*----PERMX
3800
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CcC
CC Y DIRECTION PERMEABILITY IS DEPENDENT ON X DIRECTION PERMEABILITY
*---- CONSTANT PERMEABILITY MULTIPLIER FOR Y DIRECTION PERMEABILITY
1
CcC
CC Z DIRECTION PERMEABILITY IS DEPENDENT ON X DIRECTION PERMEABILITY
*---- CONSTANT PERMEABILITY MULTIPLIER FOR Z DIRECTION PERMEABILITY
0.00383
CcC
CC FLAG FOR CONSTANT OR VARIABLE DEPTH, PRESSURE, WATER SATURATION
*—-IDEPTH IPRESS ISWI ICWI
4 0 0 -1

CcC
CC CONSTANT PRESSURE (PSIA)
*----PRESS1

3624.493
CcC
CC CONSTANT INITIAL WATER SATURATION
*----SWI

0.15
CC PVMIN PERMXMIN PERMYMIN PORMIN
*----PVMIN PERMXMIN PERMYMIN PORMIN

2689 0 0 0
CcC
CC CONSTANT CHLORIDE AND CALCIUM CONCENTRATIONS (MEQ/ML)
CC C50
*----C50 C60

108 O
CcC
CcC el
CcC *
CC PHYSICAL PROPERTY DATA *
CcC *
CcC el
CcC
CcC
CC OIL CONC. AT PLAIT POINT FOR TYPE II(+)AND TYPE lI(-), CMC
CC EPSME =0.001
*---- C2PLC C2PRC EPSME [IHAND

0. 1. .001 O

cc
cc
*-—— IFGHBN
0

CC SLOPE AND INTERCEPT OF BINODAL CURVE AT ZERO, OPT., AND 2XOPT SALINITY
CcC -
CC FOR ALCOHOL 1
*----HBNS70 HBNC70 HBNS71 HBNC71 HBNS72 HBNC72

0.0 0.045 0. 0.019 0. 0.045
CC SLOPE AND INTERCEPT OF BINODAL CURVE AT ZERO, OPT., AND 2XOPT SALINITY
CC FOR ALCOHOL 2
*----HBNS80 HBNC80 HBNS81 HBNC81 HBNS82 HBNC82

0. 0. 0. 0. 0. O



cC
CC LOWER AND UPPER EFFECTIVE SALINITY FOR ALCOHOL 1 AND ALCOHOL 2
CC -
*.---CSEL7 CSEU7 CSEL8 CSEUS8
0.1003 0.1997 0. 0.
cC
CC THE CSE SLOPE PARAMETER FOR CALCIUM AND ALCOHOL 1 AND ALCOHOL 2
*----BETA6 BETA7 BETAS8
0. 0. O
cC
CC FLAG FOR ALCOHOL PART. MODEL AND PARTITION COEFFICIENTS
*--—-|[ALC OPSK70 OPSK7S OPSK80O OPSK8S
0O 0. 0 0 O
ccC
CC NO. OF ITERATIONS, AND TOLERANCE
*----NALMAX EPSALC
20 .0001
ccC
CC ALCOHOL 1 PARTITIONING PARAMETERS IF IALC=1
*---AKWC7 AKWS7 AKM7 AK7 PT7
0. 0. 0. 0. O
cC
CC ALCOHOL 2 PARTITIONING PARAMETERS IF IALC=1
*----AKWC8 AKWS8 AKM8 AK8 PT8
0. 0. 0. 0. O
cc
cc
cc -
*o-- ft
1
ccC
CC INTERFACIAL TENSION PARAMETERS
CcC -
*----CHUH AHUH
0.3 10
ccC
CC LOG10 OF OIL/WATER INTERFACIAL TENSION
cC
*-XIFTW
1.39
CcC
CC mass transfer flag
*----imassa ICOR
0O o
cc
cc
*—- IWALT IWALF
0O o
ccC
CC CAPILLARY DESATURATION PARAMETERS FOR PHASE 1, 2, AND 3
CCITRAP =1, T11 T22 T33
*--ITRAP T11 T22 T33
2 1865 59000 364
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CcC
CC relative perm. flag (0:imbibition corey,1:first drainage corey
*-——-iperm Iregion

0 0
CC
CC FLAG FOR CONSTANT OR VARIABLE REL. PERM. PARAMETERS
*——-ISRW IPRW IEW

0O 0 O
CcC
CC CONSTANT RES. SATURATION OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
CcC
*---S1IRWC S2RWC S3RWC

0.15 0.3 0.15
CcC
CC CONSTANT ENDPOINT REL. PERM. OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
*----P1RW P2RW P3RW

0.14 0.7 0.14

CcC
CC CONSTANT REL. PERM. EXPONENT OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
*-EIW E2W E3W

3 25 3

CcC -
CcC
CC CONSTANT RES. SATURATION OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
*----S1RC S2RC S3RC

0.0 0.0 0.0
CcC
CC CONSTANT ENDPOINT REL. PERM. OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
*----P1RC P2RC P3RC

1 1 1
CcC
CC CONSTANT REL. PERM. EXPONENT OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
*---E1C E2C E3C

1 1 1

CcC
CC WATER AND OIL VISCOSITY , RESERVOIR TEMPERATURE
*---VIS1 VIS2 TEMPV
056 1075 O

CcC
CC VISCOSITY PARAMETERS
*----ALPHA1 ALPHA2 ALPHA3 ALPHA4 ALPHAS

02 25 01 01 o1
CcC
CC PARAMETERS TO CALCULATE POLYMER VISCOSITY AT ZERO SHEAR RATE
*---AP1 AP2 AP3

37 37 4210
CcC
CC PARAMETER TO COMPUTE CSEP,MIN. CSEP, AND SLOPE OF LOG VIS. VS. LOG CSEP
*---BETAP CSE1 SSLOPE

1. .01 0.0
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CcC
CC PARAMETER FOR SHEAR RATE DEPENDENCE OF POLYMER VISCOSITY
*----GAMMAC GAMHF POWN IPMOD ISHEAR RWEFF GAMHF2 IGAMC

4 100 14 O 2 025 O 0
CcC
CC FLAG FOR POLYMER PARTITIONING, PERM. REDUCTION PARAMETERS
*----IPOLYM EPHI3 EPHI4 BRK CRK RKCUT

1 1. 08 100. 0 1
CcC
CC SPECIFIC WEIGHT FOR COMPONENTS 1,2,3,7,AND 8 , AND GRAVITY FLAG
*----DEN1 DEN2 den23 DEN3 DEN7 DENS8 IDEN

433 0.41 0.41 433 .346 0. 2
CcC
CC FLAG FOR CHOICE OF UNITS ( 0:BOTTOMHOLE CONDITION , 1: STOCK TANK)

cc
CC COMPRESSIBILITY FOR VOL. OCCUPYING COMPONENTS 1,2,3,7,AND 8
*...COMPC(1) COMPC(2) COMPC(3) COMPC(7) COMPC(8)
2.814E-06 6.22321E-06 0. 0. O.
cc
CC CONSTANT OR VARIABLE PC PARAM., WATER-WET OR OIL-WET PC CURVE FLAG
*..|CPC IEPC IOW
0 0 O
cc
CC CAPILLARY PRESSURE PARAMETERS, CPC
*---CPC
0.
cc
CC CAPILLARY PRESSURE PARAMETERS, EPC
*- EPC
0.
cc
CC MOLECULAR DIFFUSIVITY OF KCTH COMPONENT IN PHASE 1 (D(KC),KC=1,N)
*.---D(1) D(2) D(3) D(4) D(5) D(6) D(7) D(8) D(9) D(10) D(1
0. 0. 0. 0. 0.0.
cc
CC MOLECULAR DIFFUSIVITY OF KCTH COMPONENT IN PHASE 2 (D(KC),KC=1,N)
*.---D(1) D(2) D(3) D(4) D(5) D(6) D(7) D(8) D(9) D(10) D(11)
0. 0. 0. 0. 0. O.
cc
CC MOLECULAR DIFFUSIVITY OF KCTH COMPONENT IN PHASE 3 (D(KC),KC=1,N)
*---D(1) D(2) D(3) D(4) D(5) D(6) D(7) D(8) D(9) D(10) D(11)
0. 0. 0. 0. 0. O.
cc
CC LONGITUDINAL AND TRANSVERSE DISPERSIVITY OF PHASE 1
*--ALPHAL(1) ALPHAT(1)
12. 4
cc
CC LONGITUDINAL AND TRANSVERSE DISPERSIVITY OF PHASE 2
*--ALPHAL(2) ALPHAT(2)
12. 4
cc



CC LONGITUDINAL AND TRANSVERSE DISPERSIVITY OF PHASE 3
*----ALPHAL(3) ALPHAT(3)
12. A4
cc
cc
*.-- JADSO
0
ccC
CC SURFACTANT AND POLYMER ADSORPTION PARAMETERS
*----AD31 AD32 B3D AD41 AD42 B4D iadk iadsl fads refk
1.516 0.0 1000. 2.47 0.0 100. 0 0 0 500
ccC
CC PARAMETERS FOR CATION EXCHANGE OF CLAY AND SURFACTANT
cC
*---QV  XKC XKS EQW
0.0 0. 0. 804.
ccC
ccC Fekkkekekkokokokok
cC *
CC WELL DATA *
ccC *
cC
CcC
ccC
CC flag for right and left boundary
*-——-jbound 1ZONE
0 0
CcC

CC TOTAL NUMBER OF WELLS, WELL RADIUS FLAG, FLAG FOR TIME OR COURANT NO.

*---NWELL IRO ITIME NWELR IFLAGN ISOLVER
2 2 1 2 0 0

CcC

CC WELL ID,LOCATIONS,AND FLAG FOR SPECIFYING WELL TYPE, WELL RADIUS, SKIN

*—IDW IW JW IFLAG RW SWELL IDIR IFIRST ILAST IPRF
1 36 10 1 0292 0 4 3 3 0

CcC

CC NUMBER OF PERFORATIONS

*---- NWBC

5

CcC

CC WELL PERFORATIONS

*---- IWC JWC KWC

20 10 3
19 10 3
18 10 3
17 10 3
16 10 3
CcC

CC WELL NAME
*---- WELNAM
INJECTOR

CcC

CC MAX. AND MIN. ALLOWABLE BOTTOMHOLE PRESSURE AND RATE
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*----ICHEK PWFMIN PWFMAX QTMIN QTMAX

0 0.0 4310. 0.0 70629.33
CcC
CC WELL ID, LOCATION, AND FLAG FOR SPECIFYING WELL TYPE, WELL RADIUS, SKIN
*—IDW IW KW IFLAG RW SWELL IDIR IFIRST ILAST IPRF

2 26 17 2 0.292 0 4 2 2 0
CcC
CC NUMBER OF PERFORATIONS
*---- NWBC
5
CcC
CC WELL PERFORATIONS
*---- IWC JWC KWC

10 17 2
9 17 2
8 17 2
7 18 2
6 19 2
CcC

CC WELL NAME
*---- WELNAM
PRODUCER

CcC

CC MAX. AND MIN. ALLOWABLE BOTTOMHOLE PRESSURE AND RATE
*—-|ICHEK PWFMIN PWFMAX QTMIN QTMAX

0 3172 4310. 0.0 70629.33
cc 2 3 4 5
CC INJECAO DE AGUA
CC id,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH PHASE(L=1,3)(SURFACTANT SLUG)
*——id QI(M,L) C(M,KC,L)

1 7062933 1. 0.0. 0.051 0. O.

(o))
~
(o]

1 0. 0. 0. 0. 0. 0. O.
1 0. 0. 0. 0. 0. 0. O.
CcC
CC ID, TOTAL PRODUCTION RATE FOR PRESSURE CONSTRAINT WELL (IFLAG=2)
*——-id PWF
2 3172.
CC PV times

CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV OR DAY) FOR WRITING TO OUTPUT FILES
CC INJ AGUA
*----TINJ CUMPR1 CUMHI2 WRHPV(HIST) WRPRF(PLOT) RSTC

00 02 02 0.01 0.1 25

CcC
CC FOR IMES=2 ,THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX.,MIN. time steps
CcC
*----DT DCLIM CNMAX CNMIN
0.000001 0.002 0.1 0.0001
CcC
CcC
*--- IBMOD
0
CC34567890 2 3 4 5 6 7 8

CC IRO, ITIME, NEW FLAGS FOR ALL THE WELLS (POLYMER DRIVE)
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*.—- |RO ITIME IFLAG

21 12
cc
CC NUMBER OF WELLS changes IN LOCATION OR SKIN OR PWF
*-NWEL1

0
cc
CC NUMBER OF WELLS WITH RATE changes, id
*.-NWEL1 Id

1 1
cc
CC id,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH PHASE (L=1,3)
CC PRE FLUSH
*—-id QI(M,L) C(M,KC,L)

1 70629.33 1. 0.0. 0.051 0. O.

1 0. 0 0 0. 0 0 O

1 0. 0 0 0. 0 0 O
cc
CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV) FOR WRITING TO OUTPUT FILES
CC TINJ = AGUA + PREFLUSH
*--TINJ  CUMPR1 CUMHI2(SUMARY) WRHPV(HIST) WRPRF(PLOT) RSTC

03 02 02 001 0.1 2.5
cc
CC FOR IMES=2 ,THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX.,MIN. time steps
cc
*..DT DCLIM CNMAX CNMIN

0.000001 0.002 0.1 0.0001
C
cc
*-- IBMOD

0
CC34567890 2 3 4 5 6 7 8
CC IRO, ITIME, NEW FLAGS FOR ALL THE WELLS (POLYMER DRIVE)
*-—- |RO ITIME IFLAG

21 12
cc
CC NUMBER OF WELLS changes IN LOCATION OR SKIN OR PWF
*.-NWEL1

0
cc
CC NUMBER OF WELLS WITH RATE changes, id
*.-NWEL1 Id

1 1
cc
CC id,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH PHASE (L=1,3)
CC SP SLUG
*—-id QI(M,L) C(M,KC,L)

1 70629.33 0.98 0. 0.020.17 0.15 0. 0.

1 00 0 0 0. 0 0 O

1 00 0 0 0. 0 0 O
cc
CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV) FOR WRITING TO OUTPUT FILES
CC TINJ = AGUA + PREFLUSH + SP
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*--TINJ CUMPR1 CUMHI2(SUMARY) WRHPV(HIST) WRPRF(PLOT) RSTC
0.520.20.20.010.125
cc
CC FOR IMES=2 ,THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX.,MIN. time steps
CC CNMIN
*-.DT DCLIM CNMAX CNMIN
0.000001 0.002 0.1 0.0001
C
cc
*.-- IBMOD
0
CC34567890 2 3 4 5 6 7 8
CC IRO, ITIME, NEW FLAGS FOR ALL THE WELLS (POLYMER DRIVE)
*-—- |RO ITIME IFLAG
21 12
cc
CC NUMBER OF WELLS changes IN LOCATION OR SKIN OR PWF
*-NWEL1
0
cc
CC NUMBER OF WELLS WITH RATE changes, id
*.-NWEL1 Id
1 1
cc
CC id,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH PHASE (L=1,3)
CC POLYMER DRIVE
*—-id QI(M,L) C(M,KC,L)
1 70629.33 1. 0. 0.0.170.050. O.
1 0. 0 0 0. 0 0 O
1 0. 0 0 0. 0 0 O
cc
CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV) FOR WRITING TO OUTPUT FILES
CC TINJ = AGUA + PREFLUSH + SP + PD
*.-TINJ CUMPR1 CUMHI2(SUMARY) WRHPV(HIST) WRPRF(PLOT) RSTC
1.260.20.20.01 0.1 2.5
cc
CC FOR IMES=2 ,THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX.,MIN. time steps
CC CNMIN
*-.DT DCLIM CNMAX CNMIN
0.000001 0.002 0.1 0.0001
C
cc
*-- IBMOD
0
CC34567890 2 3 4 5 6 7 8
CC IRO, ITIME, NEW FLAGS FOR ALL THE WELLS (POLYMER DRIVE)
*-—- |RO ITIME IFLAG
21 12
cc
CC NUMBER OF WELLS changes IN LOCATION OR SKIN OR PWF
*.-NWEL1
0
cc
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CC NUMBER OF WELLS WITH RATE changes, id
*.-.NWEL1 Id
1 1
cc
CC id,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH PHASE (L=1,3)
CC AGUA COM SALINIDADE
*——id QI(M,L) C(M,KC,L)
1 70629.33 1. 0.0. 0.051 0. O.
1 0. 0 0 0. 0. 0 O
1 0. 0 0 0. 0 0 O
cc
CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV) FOR WRITING TO OUTPUT FILES
CC TINJ = AGUA + PREFLUSH + SP + PD + AGUA
*--TINJ  CUMPR1 CUMHI2(SUMARY) WRHPV(HIST) WRPRF(PLOT) RSTC
20.20.20.010.125
cc
CC FOR IMES=2 ,THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX.,MIN. time steps
CC CNMIN
*#..DT DCLIM CNMAX CNMIN
0.000001 0.002 0.1 0.0001
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ANEXO D — ARQUIVO DE ENTRADA DO UTCHEM UTILIZADO NO CAPITULO 4.4.2.

cC
cC *
CC BRIEF DESCRIPTION OF DATA SET : UTCHEM (VERSION 2013_8) *
cC *
cC
ccC
cC
CcC *
CC RESERVOIR DESCRIPTION *
ccC *
cC
ccC
ccC
*----RUNNO
FILDSP
ccC
cC
*----HEADER
FILDSP Field SP
surfactant polymer flooding
using UTCHEM2013_8
ccC
CC SIMULATION FLAGS
*---- IMODE IMES IDISPC ICWM ICAP IREACT IBIO ICOORD ITREAC ITC IGAS ieng
123 00 0 0 1 0 O0O0O

CcC
CC NUMBER OF GRID BLOCKS AND FLAG SPECIFIES CONSTANT OR VARIABLE GRID SIZE
*--——-NX NY Nz IDXYZ IUNIT

31 21 30 0
cC
CC CONSTANT GRID BLOCK SIZE IN X, Y, AND Z
*----DX DY Dz

410 410 16
cc
CC TOTAL NO. OF COMPONENTS, NO. OF TRACERS, NO. OF GEL COMPONENTS
*----N  no NTw nta ngc ng noth

6 0000 0 O
cc

cc
*---- species hame

water

oil

surf

polymer

anion

calcium

CcC

CC FLAG INDICATING IF THE COMPONENT IS INCLUDED IN CALCULATIONS OR NOT
CC ICF(3)=1

*-——-|CF(KC) FOR KC=1,N
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111111
cc
cc
cc *
CC OUTPUT OPTIONS *
cc *
cc
cc
CC ICOPSM=0==>ECHO TO UNIT 2; ICUMTM=0==>PV PRINTING;istop=1==>PV SPEC
CC FLAG TO ECHO THE INPUT, FLAG TO WRITE TO UNIT 5, FLAG FOR PV OR DAYS
*..|CUMTM istop IOUTGMS IS3G

1 1 0 0
cc
CC FLAG INDICATING IF THE PROFILE OF KCTH COMPONENT SHOULD BE WRITTEN
CC IPRFLG(3)=1
*--|PRFLG(KC),KC=1,N

111111
cc
CC FLAG FOR PRES,SAT.,TOTAL CONC., TRACER CONC.,CAP.,GEL, ALKALINE PROFILES
*--|PPRES IPSAT IPCTOT IPBIO IPCAP IPGEL IPALK IPTEMP IPOBS IPATERN

1 1 1 0 0 00 O 00
cc
CC FLAG FOR WRITING SEVERAL PROPERTIES
CC ICSE e ICNM 1
*.——|CKL IVIS IPER ICNM ICSE IHYSTP IFOAMP INONEQ

171111 0 0 0

CcC
CC FLAG FOR WRITING SEVERAL PROPERTIES TO PROF
CC IPHSE =1

*----JADS IVEL IRKF IPHSE ISCH
1 1 1 1 1
CcC
cC koo
cC *
CC RESERVOIR PROPERTIES *
cC *
cC iakeideekiaiodohoies
CcC
CcC
CC MAX. SIMULATION TIME ( pore volume )
*---- TMAX
5.0
cC
CC ROCK COMPRESSIBILITY (1/PSl), STAND. PRESSURE(PSIA)
*----COMPR PSTAND
00
cC
CC FLAGS INDICATING CONSTANT OR VARIABLE POROSITY, X,Y,AND Z PERMEABILITY
*--—-|POR1 IPERMX IPERMY IPERMZ IMOD ITRAZ INTG IACTNUM ICUTOFF
4 0 3 3 0 O 1 1 1
CcC
CC CONSTANT X-PERMEABILITY (MILIDARCY) FOR LAYER K = 1,NZ
*----PERMX
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3800
CcC
CC Y DIRECTION PERMEABILITY IS DEPENDENT ON X DIRECTION PERMEABILITY
*---- CONSTANT PERMEABILITY MULTIPLIER FOR Y DIRECTION PERMEABILITY
1
CcC
CC Z DIRECTION PERMEABILITY IS DEPENDENT ON X DIRECTION PERMEABILITY
*---- CONSTANT PERMEABILITY MULTIPLIER FOR Z DIRECTION PERMEABILITY
0.00383
CcC
CC FLAG FOR CONSTANT OR VARIABLE DEPTH, PRESSURE, WATER SATURATION
*—-IDEPTH IPRESS ISWI ICWI
4 0 0 -1
CcC
CC CONSTANT PRESSURE (PSIA)
*----PRESS1
3624.493
CcC
CC CONSTANT INITIAL WATER SATURATION
*----SWI
0.15
CC PVMIN PERMXMIN PERMYMIN PORMIN
*----PVMIN PERMXMIN PERMYMIN PORMIN
2689 0 0 0
CcC
CC CONSTANT CHLORIDE AND CALCIUM CONCENTRATIONS (MEQ/ML)
CC C50
*----C50 C60
108 O
CcC
CcC el
CcC *
CC PHYSICAL PROPERTY DATA *
CcC *
CcC
CcC
CcC
CC OIL CONC. AT PLAIT POINT FOR TYPE II(+)AND TYPE lI(-), CMC
CC EPSME =0.001
*---- C2PLC C2PRC EPSME IHAND
0. 1. 001 O

cc
cc
*---- IFGHBN

0
CC SLOPE AND INTERCEPT OF BINODAL CURVE AT ZERO, OPT., AND 2XOPT SALINITY
CcC -
CC FOR ALCOHOL 1
*----HBNS70 HBNC70 HBNS71 HBNC71 HBNS72 HBNC72

0.0 0.045 0. 0.019 0. 0.045

CC SLOPE AND INTERCEPT OF BINODAL CURVE AT ZERO, OPT., AND 2XOPT SALINITY
CC FOR ALCOHOL 2
*----HBNS80 HBNC80 HBNS81 HBNC81 HBNS82 HBNC82



0. 0. 0. 0. 0. O
CC
CC LOWER AND UPPER EFFECTIVE SALINITY FOR ALCOHOL 1 AND ALCOHOL 2
CcC -
*.-..CSEL7 CSEU7 CSEL8 CSEUS8
0.1003 0.1997 0. 0.
CcC
CC THE CSE SLOPE PARAMETER FOR CALCIUM AND ALCOHOL 1 AND ALCOHOL 2
*---BETA6 BETA7 BETAS8
0. 0. O
CcC
CC FLAG FOR ALCOHOL PART. MODEL AND PARTITION COEFFICIENTS
*-——-]ALC OPSK70 OPSK7S OPSK80O OPSK8S
0O 0 0 0 O
CcC
CC NO. OF ITERATIONS, AND TOLERANCE
*---NALMAX EPSALC
20 .0001
CcC
CC ALCOHOL 1 PARTITIONING PARAMETERS IF IALC=1
*-AKWC7 AKWS7 AKM7 AK7 PT7
0. 0. 0. 0. O
CC
CC ALCOHOL 2 PARTITIONING PARAMETERS IF IALC=1
*--AKWC8 AKWS8 AKM8 AK8 PT8
0. 0. 0. 0. O
cc
cc
cc -
*—- ift
1
CcC
CC INTERFACIAL TENSION PARAMETERS
CcC -
*----CHUH AHUH
0.3 10
CcC
CC LOG10 OF OIL/WATER INTERFACIAL TENSION
CcC
*—-XIFTW
1.39
CcC
CC mass transfer flag
*----imassa ICOR
0 O
cc
cc
*-—- IWALT IWALF
0 O
CcC
CC CAPILLARY DESATURATION PARAMETERS FOR PHASE 1, 2, AND 3
CCITRAP =1,T11 T22 T33
*|ITRAP T11 T22 T33
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2 1865 59000 364
ccC
CC relative perm. flag (0:imbibition corey,1:first drainage corey
*-—--iperm Iregion

0 0
cC
CC FLAG FOR CONSTANT OR VARIABLE REL. PERM. PARAMETERS
*--—-ISRW IPRW IEW

0O 0 O
cC
CC CONSTANT RES. SATURATION OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
ccC
*----SIRWC S2RWC S3RWC

0.15 0.3 0.15
ccC
CC CONSTANT ENDPOINT REL. PERM. OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
*----P1RW P2RW P3RW

0.14 0.7 0.14

cC
CC CONSTANT REL. PERM. EXPONENT OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
*---E1IW E2W E3W

3 25 3

CcC -
CcC
CC CONSTANT RES. SATURATION OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
*----S1RC S2RC S3RC

0.0 0.0 0.0
CcC
CC CONSTANT ENDPOINT REL. PERM. OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
*----P1RC P2RC P3RC

1 1 1
CcC
CC CONSTANT REL. PERM. EXPONENT OF PHASES 1,2,AND 3 AT LOW CAPILLARY NO.
*----E1C E2C E3C

1 1 1

CcC
CC WATER AND OIL VISCOSITY , RESERVOIR TEMPERATURE
*---VIS1 VIS2 TEMPV
056 1075 O

CcC
CC VISCOSITY PARAMETERS
*----ALPHA1 ALPHA2 ALPHA3 ALPHA4 ALPHAS

02 25 01 01 01
CcC
CC PARAMETERS TO CALCULATE POLYMER VISCOSITY AT ZERO SHEAR RATE
*---AP1 AP2 AP3

37 37 4210
CcC
CC PARAMETER TO COMPUTE CSEP,MIN. CSEP, AND SLOPE OF LOG VIS. VS. LOG CSEP
*---BETAP CSE1 SSLOPE
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1. .01 0.0
CcC
CC PARAMETER FOR SHEAR RATE DEPENDENCE OF POLYMER VISCOSITY
*----GAMMAC GAMHF POWN IPMOD ISHEAR RWEFF GAMHF2 IGAMC
4 100 14 0 2 025 O 0
CcC
CC FLAG FOR POLYMER PARTITIONING, PERM. REDUCTION PARAMETERS
*-——-IPOLYM EPHI3 EPHI4 BRK CRK RKCUT
1 1. 08 100. 0 1
CcC
CC SPECIFIC WEIGHT FOR COMPONENTS 1,2,3,7,AND 8 , AND GRAVITY FLAG
*----DEN1 DEN2 den23 DEN3 DEN7 DENS8 IDEN
433 0.41 0.41 433 .346 0. 2
CcC
CC FLAG FOR CHOICE OF UNITS ( 0:BOTTOMHOLE CONDITION , 1: STOCK TANK)

cc
CC COMPRESSIBILITY FOR VOL. OCCUPYING COMPONENTS 1,2,3,7,AND 8
*....COMPC(1) COMPC(2) COMPC(3) COMPC(7) COMPC(8)
2.814E-06 6.22321E-06 0. 0. O.
cc
CC CONSTANT OR VARIABLE PC PARAM., WATER-WET OR OIL-WET PC CURVE FLAG
*--ICPC IEPC IOW
0 0 O
cc
CC CAPILLARY PRESSURE PARAMETERS, CPC
*..--CPC
0.
cc
CC CAPILLARY PRESSURE PARAMETERS, EPC
*..-- EPC
0.
cc
CC MOLECULAR DIFFUSIVITY OF KCTH COMPONENT IN PHASE 1 (D(KC),KC=1,N)
*--D(1) D(2) D(3) D(4) D(5) D(6) D(7) D(8) D(9) D(10) D(1
0. 0. 0. 0. 0.0.
cc
CC MOLECULAR DIFFUSIVITY OF KCTH COMPONENT IN PHASE 2 (D(KC),KC=1,N)
*--D(1) D(2) D(3) D(4) D(5) D(6) D(7) D(8) D(9) D(10) D(11)
0. 0. 0. 0. 0. O.
cc
CC MOLECULAR DIFFUSIVITY OF KCTH COMPONENT IN PHASE 3 (D(KC),KC=1,N)
*..--D(1) D(2) D(3) D(4) D(5) D(6) D(7) D(8) D(9) D(10) D(11)
0. 0. 0. 0. 0. O.
cc
CC LONGITUDINAL AND TRANSVERSE DISPERSIVITY OF PHASE 1
*-ALPHAL(1) ALPHAT(1)
12. 4
cc
CC LONGITUDINAL AND TRANSVERSE DISPERSIVITY OF PHASE 2
*--ALPHAL(2) ALPHAT(2)
12. 4



cC
CC LONGITUDINAL AND TRANSVERSE DISPERSIVITY OF PHASE 3
*----ALPHAL(3) ALPHAT(3)

12. A4
cc
cc
*.-- JADSO

0
cC
CC SURFACTANT AND POLYMER ADSORPTION PARAMETERS
*----AD31 AD32 B3D AD41 AD42 B4D iadk iadsl fads refk

1.516 0.0 1000. 2.47 0.0 100. 0 0 0 500
cC
CC PARAMETERS FOR CATION EXCHANGE OF CLAY AND SURFACTANT
ccC
*---QV  XKC XKS EQW

0.0 0. 0. 804.
ccC
cC
cC *
CC WELL DATA *
cC *
cC
ccC
CcC
CC flag for right and left boundary
*---- jbound 1ZONE

0 0
cC

CC TOTAL NUMBER OF WELLS, WELL RADIUS FLAG, FLAG FOR TIME OR COURANT NO.

*---NWELL IRO ITIME NWELR IFLAGN ISOLVER
2 2 1 2 0 0

CcC

CC WELL ID,LOCATIONS,AND FLAG FOR SPECIFYING WELL TYPE, WELL RADIUS, SKIN

*---IDW IW JW IFLAG RW SWELL IDIR IFIRST ILAST IPRF
1 36 10 1 0292 o0 4 3 3 0

CcC

CC NUMBER OF PERFORATIONS

*---- NWBC

5

CcC

CC WELL PERFORATIONS

*— IWC JWC KWC

20 10 3
19 10 3
18 10 3
17 10 3
16 10 3
CcC

CC WELL NAME
*---- WELNAM
INJECTOR

cC
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CC MAX. AND MIN. ALLOWABLE BOTTOMHOLE PRESSURE AND RATE
*——ICHEK PWFMIN PWFMAX QTMIN QTMAX

1 0.0 5500. 0.0 70629.33
CcC
CC WELL ID, LOCATION, AND FLAG FOR SPECIFYING WELL TYPE, WELL RADIUS, SKIN
*-—--IDW IW KW IFLAG RW SWELL IDIR IFIRST ILAST IPRF

2 26 17 2 0.292 0 4 2 2 0
CcC
CC NUMBER OF PERFORATIONS
*---- NWBC
5
CcC
CC WELL PERFORATIONS
*— IWC JWC KWC

10 17 2
9 17 2
8 17 2
7 18 2
6 19 2
CcC

CC WELL NAME
*---- WELNAM
PRODUCER

CcC

CC MAX. AND MIN. ALLOWABLE BOTTOMHOLE PRESSURE AND RATE
*-——|CHEK PWFMIN PWFMAX QTMIN QTMAX
0 3172. 4310. 0.0 70629.33
CcC 2 3 4 5
CC INJECAO DE AGUA
CC id,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH PHASE(L=1,3)(SURFACTANT SLUG)
*-——-id QI(M,L) C(M,KC,L)
1 7062933 1. 0. 0. 0.051 0. oO.
1 0. 0. 0. 0. 0. 0. O.
1 0. 0. 0. 0. 0. 0. O.
CcC
CC ID, TOTAL PRODUCTION RATE FOR PRESSURE CONSTRAINT WELL (IFLAG=2)
*——-id PWF
2 3172.
CC PV times
CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV OR DAY) FOR WRITING TO OUTPUT FILES
CC INJ AGUA
*----TINJ CUMPR1 CUMHI2 WRHPV(HIST) WRPRF(PLOT) RSTC
00 02 0.2 o0.01 0.1 25
CcC
CC FOR IMES=2 ,THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX.,MIN. time steps
CC
*---DT DCLIM CNMAX CNMIN
0.000001 0.002 0.1 0.0001
CC
CC
*--- IBMOD
0
CC34567890 2

(o2}
~
oo

w
N
a
o
\‘
fee})
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CC IRO, ITIME, NEW FLAGS FOR ALL THE WELLS (POLYMER DRIVE)
% IRO ITIME IFLAG

21 12
cc
CC NUMBER OF WELLS changes IN LOCATION OR SKIN OR PWF
*..--NWEL1

0
cc
CC NUMBER OF WELLS WITH RATE changes, id
*.NWEL1 Id

11
cc
CC id,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH PHASE (L=1,3)
CC PRE FLUSH
*——id QI(M,L) C(M,KC,L)

1 7062933 1. 0.0. 0.051 0. O.

1 00 0 0 0 0. 0. O

1 00 0 0. 0 0. 0. O
cc
CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV) FOR WRITING TO OUTPUT FILES
CC TINJ = AGUA + PREFLUSH
*--TINJ CUMPR1 CUMHI2(SUMARY) WRHPV(HIST) WRPRF(PLOT) RSTC

03 02 02 001 01 2.5
cc
CC FOR IMES=2 ,THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX.,MIN. time steps
cc
*..DT DCLIM CNMAX CNMIN

0.000001 0.002 0.1 0.0001
C
cc
*-- IBMOD

0
CC34567890 2 3 4 5 6 7 8
CC IRO, ITIME, NEW FLAGS FOR ALL THE WELLS (POLYMER DRIVE)
% IRO ITIME IFLAG

21 12
cc
CC NUMBER OF WELLS changes IN LOCATION OR SKIN OR PWF
*.--NWEL1

0
cc
CC NUMBER OF WELLS WITH RATE changes, id
*-NWEL1 Id

1 1
cc
CC id,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH PHASE (L=1,3)
CC SP SLUG
*id QI(M,L) C(M,KC,L)

1 70629.33 0.98 0. 0.020.17 0.15 0. 0.

100 0 0.0 0. 0 O

1 00 0 0.0 0. 0. 0O
cc
CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV) FOR WRITING TO OUTPUT FILES
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CC TINJ = AGUA + PREFLUSH + SP
*.-TINJ  CUMPR1 CUMHI2(SUMARY) WRHPV(HIST) WRPRF(PLOT) RSTC
0.520.20.20.010.12.5
cc
CC FOR IMES=2 ,THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX.,MIN. time steps
CC CNMIN
*-.DT DCLIM CNMAX CNMIN
0.000001 0.002 0.1 0.0001
C
cc
*-- IBMOD
0
CC34567890 2 3 4 5 6 7 8
CC IRO, ITIME, NEW FLAGS FOR ALL THE WELLS (POLYMER DRIVE)
*-—- |RO ITIME IFLAG
21 12
cc
CC NUMBER OF WELLS changes IN LOCATION OR SKIN OR PWF
*.-NWEL1
0
cc
CC NUMBER OF WELLS WITH RATE changes, id
*.-NWEL1 Id
1 1
cc
CC id,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH PHASE (L=1,3)
CC POLYMER DRIVE
*——id QI(M,L) C(M,KC,L)
1 70629.33 1. 0. 0.0.170.050. O.
1 0. 0 0 0. 0 0 O
1 0. 0 0 0. 0 0 O
cc
CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV) FOR WRITING TO OUTPUT FILES
CC TINJ = AGUA + PREFLUSH + SP + PD
*--TINJ CUMPR1 CUMHI2(SUMARY) WRHPV(HIST) WRPRF(PLOT) RSTC
1.260.20.20.010.12.5
cc
CC FOR IMES=2 ,THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX.,MIN. time steps
CC CNMIN
*..DT DCLIM CNMAX CNMIN
0.000001 0.002 0.1 0.0001
C
cc
*.-- IBMOD
0
CC34567890 2 3 4 5 6 7 8
CC IRO, ITIME, NEW FLAGS FOR ALL THE WELLS (POLYMER DRIVE)
% |RO ITIME IFLAG
21 12
cc
CC NUMBER OF WELLS changes IN LOCATION OR SKIN OR PWF
*.-NWEL1
0
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cc
CC NUMBER OF WELLS WITH RATE changes, id
*.-NWEL1 Id
1 1
cc
CC id,INJ. RATE AND INJ. COMP. FOR RATE CONS. WELLS FOR EACH PHASE (L=1,3)
CC AGUA COM SALINIDADE
*—-id QI(M,L) C(M,KC,L)
1 70629.33 1. 0.0. 0.051 0. O.
1 0. 0 0 0. 0 0 O
1 0. 0 0 0. 0 0 O
cc
CC CUM. INJ. TIME , AND INTERVALS (PV) FOR WRITING TO OUTPUT FILES
CC TINJ = AGUA + PREFLUSH + SP + PD + AGUA
*--TINJ  CUMPR1 CUMHI2(SUMARY) WRHPV(HIST) WRPRF(PLOT) RSTC
20.20.20.010.125
cc
CC FOR IMES=2 ,THE INI. TIME STEP,CONC. TOLERANCE,MAX.,MIN. time steps
CC CNMIN
*#..DT DCLIM CNMAX CNMIN
0.000001 0.002 0.1 0.0001



