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Resumo 
 

Falcão, Flávia de Oliveira Lima; Vargas Jr., Eurípedes do Amaral; Velloso, 
Raquel Quadros. Simulação hidromecânica de reservatório carbonático 
de petróleo através de pseudoacoplamento. Rio de Janeiro, 2013. 201 p. 
Tese de Doutorado - Departamento de Engenharia Civil, Pontifícia 
Universidade Católica do Rio de Janeiro. 
  

Reservatórios carbonáticos respondem por mais de 50% da produção 

mundial de hidrocarbonetos. No Brasil, ganharam mais importância com o 

descobrimento do Pré-Sal, em 2006. A principal ferramenta de previsão e 

gerenciamento de reservatórios é a simulação numérica que, tradicionalmente, tem 

na compressibilidade do poro o único parâmetro geomecânico. Normalmente é 

adotado apenas um valor, mantido constante, deste parâmetro para todo o 

reservatório. Porém, a rocha-reservatório sofre deformações durante a explotação 

do campo, as quais induzem redução da porosidade e permeabilidade. Enquanto o 

primeiro efeito não é bem representado pela compressibilidade, o segundo não 

sofre qualquer alteração. Além disso, cada fácies tem um comportamento tensão 

versus deformação diferente. Por isso a importância de se fazer modelagens 

acopladas de fluxo e geomecânica em que cada tipo de rocha é representado 

individualmente. Visando essas análises integradas, mas sem aumento do custo 

computacional, utiliza-se o pseudoacoplamento, o que permite que esses modelos 

sejam usados de forma rotineira pelos engenheiros de reservatórios. Esse tipo de 

acoplamento atualiza a porosidade e a permeabilidade com base em tabelas que 

relacionam poropressão com multiplicadores de porosidade e permeabilidade. 

Visando uma boa representação do comportamento da rocha-reservatório, as 

tabelas de pseudoacoplamento são elaboradas com base em ensaios mecânicos 

laboratoriais realizados com amostras do próprio campo, representativas de cada 

fácies. São realizadas análises comparativas utilizando modelos homogêneos e 

heterogêneos, variando o tipo de representação da geomecânica, que pode ser 

através da compressibilidade ou do pseudoacoplamento. Conhecidos os efeitos 

geomecânicos da compactação, a etapa final desta metodologia consiste no estudo 

de um modelo que visa atenuá-los. 

 
Palavras-chave:  

Geomecânica; simulação de reservatórios; acoplamento; rochas 
carbonáticas; compactação. 
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Abstract 
 
  

Falcão, Flávia de Oliveira Lima; Vargas Jr., Eurípedes do Amaral 
(Advisor); Velloso, Raquel Quadros (Co-Advisor). Hydromechanical 
Simulation of a Carbonate Petroleum Reservoir using Pseudo-
Coupling. Rio de Janeiro, 2013. 201 p. DSc Thesis - Departamento de 
Engenharia Civil, Pontifícia Universidade Católica do Rio de Janeiro. 

 
Carbonate reservoirs are responsible for over 50% of world hydrocarbon 

production. In Brazil, they started to gain more importance after the Pre-Salt 

discovery, in 2006. The main method to predict and manage reservoirs is 

numerical simulation in which, traditionally, the only geomechanical parameter is 

the rock compressibility. Usually it is adopted one single value for the whole 

model, which is kept constant. During exploitation, though, the reservoir-rock 

deforms, causing porosity and permeability reduction. While the first effect is not 

well predicted by rock compressibility, the second is simply kept constant. 

Besides that, each facies has its own stress-strain behavior. That is why it is so 

important to model the reservoir flow coupled to geomechanics representing each 

rock type in a single layer. With the aim of obtaining these integrated analyses, 

but without additional computational cost, the pseudo-coupling is used, which lets 

such models to be ran on day-by-day basis by reservoir engineers. This kind of 

coupling updates both porosity and permeability based on tables that correlate 

porepressure and porosity and permeability multipliers. In order to have the 

mechanical behavior of the reservoir-rock well represented, the pseudo-coupling 

tables are elaborated based on laboratory mechanical tests with samples from the 

same field to be modeled. In this way, each facies represented on the model has its 

own table that takes to reservoir simulation the geomechanical effects through 

porosity and permeability variation. Comparative analyses are done using 

homogeneous and heterogeneous models, varying the type of geomechanical 

representation, through rock compressibility or pseudo-coupling. Once known the 

compaction geomechanical effects, it is simulated a model that tries to attenuate 

them.  

 
 
Keywords  

Geomechanics; reservoir simulation; coupling; carbonate rock; compaction. 
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A área aberta ao fluxo, ��²� 

b forças de massa, ��²� 

B fator volume formação, adimensional 

Biot coeficiente de Biot, adimensional 

��  compressibilidade da formação, �	²
 �  

��  compressibilidade do grão da rocha, �	²
 � 

Coef coeficiente empírico para atualização da permeabilidade, 
adimensional 

d 
parâmetro equivalente à coesão, segundo o critério de Drucker-

Prager, �
	²� 

e índice  de vazios, adimensional 

E Módulo de Young, �
	²� 

Fs superfície de cisalhamento do critério de Drucker-Prager 

Ft superfície de transição do critério de Drucker-Prager 

Fc superfície de fechamento do critério de Drucker-Prager 

g aceleração da gravidade, � 	
²� 

H espessura do reservatório, ��� 

��  matriz identidade 

I1 primeiro invariante das tensões, �
	²� 

J2 segundo invariante das tensões desviadoras, �
	²� 

��  tensor da permeabilidade absoluta do meio poroso, ��²� 
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k permeabilidade absoluta, ��²� 

Kb módulo volumétrico de deformação da formação, �
	²� 

Kr módulo volumétrico de deformação do grão da rocha, �
	²� 

Ktraj coeficiente de trajetória de tensões, adimensional 

L distância percorrida pelo fluido, ��� 

MHperm multiplicador de permeabilidade horizontal, adimensional 

Mpor multiplicador de porosidade, adimensional 

MVperm multiplicador de permeabilidade vertical, adimensional 

Np produção acumulada de óleo, ��³� 

p pressão, �
	²� 

pb posição inicial do fechamento da envoltória de Drucker-Prager, �
	²� 

q tensão equivalente de Von Mises, �
	²� 

��  vazão mássica por unidade de volume, � �
	³� 

Q vazão de fluido, �	³
 � 

r terceiro invariante de tensões, �
	²� 

re raio externo, ��� 

rw raio do poço, ��� 

t força de superfície 

R 
razão entre as tensões de escoamento de extensão e compressão 
triaxiais para o critério de Drucker-Prager, adimensional 

Rp 
parâmetro do material que controla a forma do fechamento da 
envoltória de Drucker-Prager, adimensional 

��  tensor das tensões desviadoras, �
	²� 
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eixo das abcissas do critério de Drucker-Prager, relacionado à tensão 

desviadora, �
	²�  

�  deslocamento, ��� 

v velocidade de Darcy, �	
� 

Vb volume de rocha total, ��³� 

Vp volume poroso, ��³� 

x espessura da camada, ��� 

z profundidade, ��� 
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α 
parâmetro do material que define a superfície de transição do critério 
de Drucker-Prager, adimensional  

β 
parâmetro equivalente ao ângulo de atrito, segundo o critério de 
Drucker-Prager, �°� 

�  peso específico, �
	³� 

���  deformação cisalhante plástica, adimensional 

����  deformação volumétrica, adimensional 

������   deformação volumétrica elástica, adimensional 

������   deformação volumétrica plástica, adimensional 

η viscosidade cinemática, �	²
 � 

λ transmissibilidade, �	
 



� 

µ viscosidade dinâmica, �

	² � 

ν coeficiente de Poisson, adimensional 

ρ massa específica, ��	³� 
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!"  tensão média total, �
	²� 

!#  tensão normal, � 
	$� 

!�  tensor das tensões totais, � 
	$� 

!′&   tensor das tensões totais, � 
	$� 

'  tensão cisalhante, � 
	$� 

Τ contorno do domínio 

(  porosidade, adimensional 

(∗  porosidade do reservatório, adimensional 

(*  porosidade verdadeira, adimensional 

Ω domínio  

  

Operadores 

∆  variação  

∇  gradiente 

∇.  divergente 

 
Índices 

0   momento inicial 

adm adimensional 

e   externo 

h direção horizontal 

i relativo ao tipo de rocha 

rad   direção radial 

ref   referência 
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v direção vertical 

w poço 

&    matriz 

.  vetor 

 
 
Abreviações e Acrônimos 
 
 
ATIVO modelo que utiliza parâmetro definido pelo Ativo 

CP corpo de prova 

CPOR modelo de compressibilidade, simulação convencional 

EQV rocha equivalente 

GRN carbonato do tipo grainstone 

HET modelo heterogêneo 

HOM modelo homogêneo 

MIT modelo de mitigação dos efeitos da compactação 

PCK carbonato do tipo packstone 

PCKB carbonato do tipo packstone peloidal oncolítico com bioclastos 

PCKM carbonato do tipo packstone peloidal com bioclastos e 

microoncolitos 

REF referência 

RTAB modelo com pseudoacoplamento 

STD condições padrão 

WCK carbonato do tipo wackestone 
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