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Resumo

Rodrigues, Roberta Domingos; Gomes, Marcos Sebastido de Paula
(Orientador); Rodrigues, Luis Glauber (Co-orientador). Modelagem
Numeérica da Injecdo de CO2em aquifero salino, objetivando avaliar o
aprisionamento mineral. Rio de Janeiro, 2017. 107p. Dissertacdo de
Mestrado - Departamento de Engenharia Mecénica, Pontificia Universidade
Catolica do Rio de Janeiro.

Para contribuir com a mitigacdo das mudancas climaticas, tecnologias com o
intuito de promover a reducdo de emissdes dos Gases de Efeito Estufa, como é o
caso do dioxido de carbono, tem obtido grande destaque nas pesquisas ultimamente.
Uma das alternativas para impedir que todo esse carbono seja liberado para a
atmosfera é reinjetar o CO2 nos proprios reservatorios ou em outras formagoes
geoldgicas proximas. Neste sentido, esta dissertacdo apresenta uma tecnologia
relacionada a captura e armazenamento geoldgico de CO: e avalia o processo de
injecdo de didxido de carbono em aquiferos salinos. O principal objetivo é avaliar
0 processo de injecdo de didxido de carbono em aquiferos salinos de rochas
carbonaticas, numa escala de tempo de trés mil anos, para avaliar o aprisionamento
do CO2 em suas diferentes formas, incluindo o armazenamento mineral. Tal estudo
também considera na modelagem, as reacBes quimicas entre 0s componentes na
fase aquosa e a difusdo molecular do dioxido de carbono na fase aquosa, assim
como as reagdes quimicas de dissolucdo e precipitacdo mineral. A partir das
informacdes obtidas em literatura, estabeleceu-se as premissas para a simulagéo do
caso base, e gerou-se casos derivados variando individualmente cada uma das
seguintes propriedades: difusividade, salinidade, pH e temperatura, no qual avaliou-
se a contribuicdo de cada uma delas nas diferentes formas de armazenamento do
CO2. Por fim, concluiu-se que a mineralizagdo do CO: iniciou-se apds
aproximadamente 200 anos de simulagdo. No entanto, devido as lentas taxas da
reacao de precipitacdo mineral, a predominancia do armazenamento do CO: ainda
foi na forma dissolvida. As propriedades variadas que contribuiram para 0 aumento
do armazenamento mineral de COz2, que ¢ considerada a forma mais estavel, foram:
menor fator de difusividade, maior salinidade do aquifero, pH basico (pH = 8,0) e

maior temperatura.
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Abstract

Rodrigues, Roberta Domingos; Gomes, Marcos Sebastido de Paula
(Advisor); Luis Glauber Rodrigues (Co-Advisor). Numerical Modeling of
COzinjection in saline aquifers, aiming to evaluate mineral storage. Rio
de Janeiro, 2017. 107p. Dissertacdo de Mestrado - Departamento de
Engenharia Mecénica, Pontificia Universidade Catolica do Rio de Janeiro.

In order to contribute to climatic changes mitigation, technologies aiming the
reduction of pollution gases emissions, such as carbon dioxide, have been
highlighted in recent researches. One of the alternatives to prevent all this carbon
from being released into the atmosphere is to reinject COz into reservoirs or in other
nearby geological formations. In this sense, this work presents a technology related
to the capture and geological storage of CO2 and evaluates the carbon dioxide
injection process into saline aquifers. The main objective is to evaluate the carbon
dioxide injection process in saline aquifers of carbonate rocks, in a time scale of
three thousand years, to evaluate the storage mechanism of CO: in its different
forms, including mineral storage. Such study also considers in the modeling, the
chemical reactions between the components in the aqueous phase and the molecular
diffusion of the carbon dioxide in the aqueous phase, as well as the chemical
reactions of mineral dissolution and precipitation. From the research made and the
information gathered in the literature, the premises for the simulation of the base
case were established, and derivative cases were generated by individually varying
each of the following properties: diffusivity, salinity, pH and temperature, in which
the contribution of each property was evaluated on the different CO: storage forms.
Finally, it was concluded that the injected CO2 mineralization process started after
approximately 200 years of simulation. However, due to slow rates of the mineral
precipitation, the CO2 storage in the dissolved form was still predominant. The
different properties that contributed to increase the CO2 mineral storage, which is
considered the more estable one, were: lower diffusivity factor, higher aquifer

salinity, basic pH (pH = 8.0) and higher temperature.
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1
Introducao

As mudangas climaticas revelam-se na atualidade o resultado do paradoxo
entre, por um lado, a necessidade de se atingir niveis sempre maiores de
desenvolvimento econdmico e, por outro, a de se manter as condigbes
elementares a vida na Terra (Andrade, Cunha et. al, 2006).

Ha um consenso entre os cientistas de que um dos fatores que contribuem
para o aquecimento global € o aumento da concentragdo de gases poluentes,
chamados gases de efeito estufa (GEE). Os principais gases responsaveis pelo
efeito estufa sdo: 6xido nitroso (N20), metano (CH.) e o diéxido de carbono (CO,)
por serem os mais abundantes. O dioxido de carbono, em especial, tem efeitos
danosos para o meio ambiente, principalmente devido a velocidade crescente com
que vem sendo produzido para atender as necessidades do modelo consumista
da vida atual. Sa0 estes gases, os responsaveis pela formacdo de uma camada
de poluentes que geram, em funcao da dificuldade de sua disperséo, o conhecido
efeito estufa (Zucatelli, Meneguelo, et. al., 2014).

A queima dos combustiveis fosseis para geragao de energia elétrica € hoje
a principal fonte de emissées dos gases de efeito estufa. Além disso, durante a
extragdo de petréleo e gas, é carreado para superficie um percentual de CO- que,
por nao ter valor comercial, atualmente é langcado na atmosfera (Esteves e
Morgado, 2010).

Uma das alternativas para impedir que todo esse carbono seja liberado para
a atmosfera é reinjetar o CO2 nos préprios reservatérios ou em outras formagdes
geoldgicas préximas.

No caso brasileiro estima-se que s6 as reservas do pré-sal, que possuem
uma concentragao de CO; duas a trés vezes superior a dos demais reservatorios,
possuam um potencial de emitir, durante a sua exploragao, um total de 3 Gt/ CO;
(Esteves e Morgado, 2010).

Embora seja verdade que a implementacao de diversas politicas voltadas a
seguranca energética, a mudanca climatica e ao desenvolvimento sustentavel
tenha contribuido para a redugao das emissdes dos gases de efeito estufa em
distintos setores e em muitos paises, esses resultados sao insuficientes para
reverter o crescimento mundial das emissdes. Neste sentido, algumas proje¢des
feitas pelo IPCC mostram claramente que as temperaturas da superficie terrestre
devem variar entre 1,1°C e 6,4°C até 2100, sendo B1 o melhor cenario na medida

em que a temperatura € de 1,8°C (a faixa provavel é entre 1,1°C e 2,9°C),
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enquanto A1FI é o pior deles, pois a temperatura é de 4,0°C (e faixa provavel é
entre 2.4°C e 6.4°C), conforme a figura 1.1 (Serra, 2007).
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Figura 1.1 - Aquecimento da Superficie Global, 1900-2100.
Fonte: IPCC, 2007

A mensagem é bem simples: a continuacdo do aumento da temperatura da
Terra acarretara em grandes impactos no processo de mudanca climatica. Sendo
assim, torna-se importante o estudo de alternativas para reduzir as emissdes. Este
cenario culminou em conferéncias e tratados internacionais, tais como, a
conferéncia Rio-92 e o Protocolo de Kyoto.

Existem trés procedimentos para reducdo das emissdes de carbono: (1)
promogao da eficiéncia energética, produzindo menos CO. por unidade de
emprego de energia na industria, no transporte e em setores residenciais; (2)
descarbonizagao do fornecimento de energia por meio da utilizagao de fontes de
energia renovavel ou alternativa e (3) remog¢ao ou captura de CO; de correntes de
residuos para subsequliente armazenamento, ou seja, sequestro de carbono. As
duas primeiras alternativas oferecem menores custos, embora apresentem
impactos limitados. A remocéao e sequestro é a Unica alternativa que permite o uso
continuado de combustiveis fosseis, ainda que de alto custo, € uma forma viavel
de reduzir as concentragoes de COo.

Neste cenario, o armazenamento geologico de didoxido de carbono tem sido
cada vez mais apontado como uma solugao para deter as mudancas climaticas.

Existem quatro tipos principais de reservatérios geolégicos para
armazenamento de CO;, conforme ilustrado na figura 1.2 abaixo: formagdes

geoldgicas oceanicas, aquiferos salinos (lengéis de agua subterranea com agua
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salobra nao aproveitavel), camadas de carvao e reservatorios de gas e petroleo,
em operagao ou ndo. O diéxido de carbono é capturado ainda nas fontes de
emissao, antes de entrar na atmosfera. Em seguida, o gas & comprimido e
transportado em estado liquido para ser armazenado na estrutura geoldgica

adequada.

Arm to Geologico de CO2 dloo o gas

1 Ronervatorion doplatados do dloo o gis
2 Recuperacio do dloo o ghs - EOR

3 Armazenamaents om aquiferos salinos profundos
4 de CHa am

Figura 1.2 - Principais fontes para armazenamento geoldgico de COa.
Fonte: IPCC, 2005

A Tabela 1.1 mostra a capacidade mundial do potencial de reservatérios

para armazenamento de CO..

Tabela 1.1 - Capacidade mundial do potencial de reservatérios para armazenamento de
COo.

Local de armazenamento Capacidade Muncial™
Oeceanos 1000 a 10000(+) Gt
Aguiferos Salinos Profundos 100 a 10000 GrC
Reservatérios de Oleo e Gas 100 a 1000 GrC

Camadas de Carviio 10a 1000 Gul

Terrestre 10a 100 Gl

Unhizacio Atualmente < 0,1 GiC/ano

1 GtC = 1 hilhiio de toneladas de carbono = 3,7 Gt co,
I Estimativa de ordem de grandeza
(+) acima

Fonte: Herzog & Golomb (2004).

Segundo Ketzer (2006), o Brasil, gragas as suas bacias sedimentares, tem

enorme capacidade de armazenamento geoldgico, da ordem de 2 trilhdes de
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toneladas de CO.,. “Isso equivale a décadas de emissdes globais nos niveis
atuais”. Com esse potencial, o pais tem oportunidade de se tornar um importante
ator no processo de mitigagdo das mudancgas climaticas.

Assim, tendo como base este potencial brasileiro para o sequestro
geoldgico, este trabalho tera como enfoque o sequestro geoldgico de COy,
optando pelo armazenamento em reservatérios de aquiferos salinos.

Neste caso, a dificuldade esta, por exemplo, em saber como o reservatorio
e os fluidos presentes irdo se comportar com o armazenamento, qual sera o
destino do CO; apds a sua injegao e qual sera o risco geolégico de vazamento.

Um planejamento estratégico e cuidadoso, baseado em modelagem,
simulacdo e analise do modelo envolvido, € necessario apoés a aplicagao da
injecdo de CO, nesses reservatorios. Isso porque a modelagem numérica €,
provavelmente, a Unica ferramenta disponivel para avaliar e prever o destino de
CO: injetado em reservatérios geoldgicos profundos e, particularmente, em

aquiferos salinos.

1.1
Motivacao

A motivagao principal deste trabalho é poder contribuir com a captura e
estocagem de CO: que, de outra maneira, estaria sendo emitido para a atmosfera,
através da analise do efeito dos aspectos técnicos envolvidos no processo de
injecéo de dioxido de carbono em aquiferos salinos.

Além do fator descrito acima, também existe o fator motivacional pessoal
que é o de aprender a utilizar um software de simulagao de reservatoérios como o
utilizado neste trabalho, o GEM-CMG (Generalized Equation-of-State Model
Compositional Reservoir Simulator) da empresa Computer Modelling Group
(CMG) Ltd.

1.2.
Objetivo

Este trabalho apresenta a proposta da analise do processo de injecao de
dioxido de carbono em aquiferos salinos de rochas carbonaticas, numa escala de
tempo de trés mil anos, para avaliar o aprisionamento do CO; em suas diferentes
formas, incluindo o0 armazenamento mineral.

Para a simulagao deste processo sera utilizado o software comercial GEM

2015, que é uma poderosa ferramenta computacional para a analise de
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reservatorios de petroleo, permitindo a modelagem dos fluidos do reservatério sob
diferentes condicoes.

Tal estudo objetiva a consideracdo na modelagem, das reag¢des quimicas
entre os componentes na fase aquosa e da difusdo molecular do diéxido de
carbono na fase aquosa, assim como as reagdes quimicas de dissolucdo e
precipitacdo mineral.

Este trabalho também visa avaliar o efeito da capacidade de
armazenamento e otimizacido do processo de mineralizacédo através da variagao
das propriedades do reservatério, tais como a difusividade, salinidade, pH e
temperatura. Os detalhes da metodologia de estudo adotados serdo descritos no
capitulo 3.

Por fim, no capitulo 4, serdo apresentados os resultados alcangados, isto &,
avaliacdo se a mineralizacdo do CO; ocorrera de forma efetiva ao final do periodo
de tempo estudado e avaliar o efeito das variaveis supracitadas no

armazenamento de CO, em aquiferos salinos de rochas carbonaticas.
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Revisédo Bibliografica

Este capitulo apresenta uma revisao da literatura a trabalhos relacionados
ao estudo de sequestro geolégico de CO..
Dentre os trabalhos pesquisados foi possivel identificar os seguintes topicos

de interesse:

2.1. Tipos de armazenamento de CO, em aquiferos salinos

2.2. Caracteristicas favoraveis para o armazenamento

2.3. Principais conceitos envolvidos na simulagdo de CO; em aquiferos
salinos

2.3.1. Comportamento dos Fluidos
2.3.1.1. Propriedades do CO;
2.3.1.2. Propriedades da Agua
2.3.1.3. Dissolugao do CO; em agua
2.3.1.4. Dissolucéao / Precipitacdo Mineral
2.3.1.5. Difusividade do CO; em agua
2.3.2. Propriedades da Rocha
2.3.2.1. Porosidade
2.3.2.2. Permeabilidade
24. Evolugao do estudo do processo de inje¢ado de CO, em aquiferos
salinos e estudos de simulagao relevantes
2.5. Experiéncias praticas adquiridas na injecdo de CO, em aquifero
salino
Segue abaixo as ideias mais importantes extraidas das revisdes

bibliograficas:

2.1.
Tipos de armazenamento de CO2 em aquiferos salinos

Os aquiferos salinos estao espalhados por todo o subsolo do planeta. Como
esta agua ndo pode ser utilizada nem pela agricultura e muito menos para
consumo animal ou humano, esta opgdo de armazenar o CO, em aquiferos
salinos parece ser bem promissora (Esteves e Morgado, 2010).

O armazenamento do CO, em aquiferos salinos pode ocorrer por trés
principais mecanismos de aprisionamento: fisico, i6nico e mineral. No

aprisionamento fisico o CO, é imobilizado por armadilhas estruturais e/ou
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estratigraficas da formacgao geologica. Com o passar do tempo o CO- passa a se
dissolver na agua de formagao do reservatério (aprisionamento ibnico) originando
os ions hidrénio (H*), bicarbonato (HCOs) e carbonato (COs;?), conforme
equacgdes (1) a (4) listadas abaixo. Por fim, o aprisionamento mineral ocorre
quando ha interagdo entre os ions carbonatos e cations oriundos da agua de
formacao ou da dissolucao de rochas do reservatorio devido a adigdo de CO.. Por
meio destas reaclOes, tem-se a formacido de carbonatos sélidos estaveis, tais
como, a calcita (CaCOs), a magnesita (MgCO3) e a dolomita (CaMg(COs),),

conforme equacoes (5) a (7).

€Oy (g COrag (1) Ca'"+C0; g = CaCOs¢q B)
€O, g+ Ho0 e+ Hi O3 @) Mg + €0, %y > MgC0s (6)
HyCO; (g = H' gy + HCOs gy (3) Ca'+ Mg+ 20057 = CaMe(COsy  (7)
HCO5 gy H' g+ €03 g @

A formacgao desses carbonatos possibilita a conversao do carbono em uma
fase solida, logo, o aprisionamento mineral é considerado como o mais seguro e
duradouro entre os mecanismos de aprisionamento (Lopes, Cenci, et. al., 2009).

Alguns aquiferos salinos estao sendo considerados como uma opgéo viavel
para o sequestro do dioxido de carbono. O mecanismo é baseado na solubilidade
do gas na agua. Desta forma, € muito importante analisar o CO, pré-existente na
agua, caso exista essa possibilidade. A quantidade de CO; que pode ser
armazenado no aquifero sera limitada pelo volume poroso da rocha e pela presséo
maxima que se pode chegar sem comprometer o selo. A maior dificuldade desta
alternativa é a determinagao da real capacidade do aquifero em receber grandes
quantidades de CO; (Medina, 2012).

2.2.
Caracteristicas favoraveis ao armazenamento mineral

Durante o processo de inje¢ao de CO2 em aquiferos salinos, devemos
considerar aspectos importantes principalmente relacionados a capacidade de
armazenamento e a diminuicédo do risco de vazamento.

Como critério para escolha dos melhores locais para armazenamento em
aquiferos salinos deve-se observar a espessura da formacgdo geoldgica, a
profundidade, o potencial para injegao, o total de sdlidos dissolvidos nos fluidos
da formagéao geoldgica e a proximidade de zonas sismicas potenciais. Além disso,

locais ideais devem ser distantes de centros de concentragdes populacionais,
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porém o mais proximo possivel das fontes emissoras para que o custo de
transporte em dutos seja minimizado (Gupta, Sass, et al., 2004).

Para atender aos aspectos mencionados acima, de um modo geral, as
caracteristicas geologicas desejaveis sdo: boa qualidade permo-porosa para
garantir altas vazdes de injecdo e uma rocha selante de grande continuidade,
minimizando o risco de vazamento.

As caracteristicas petrofisicas do sistema rocha-fluido, num determinado
processo de injecdo, podera determinar a quantidade de CO: retida pelo
mecanismo ibnico ou mineral, dependendo da magnitude da variacdo da
saturagao de gas residual.

Uma estratégia proposta para minimizar a possibilidade de vazamento do
CO: do aquifero € a injecao através de pogos horizontais localizados na base da
estrutura. Isso ocorre devido a maior area de contato existente entre o CO, e a
agua no ponto de inje¢ao, favorecendo assim, o aprisionamento ibnico e por gas
residual (IPCC, 2005).

Uma das praticas sugeridas para maximizar a quantidade de CO; retido &
injetar na base da estrutura. Uma vez que o CO, € menos denso do que a agua
salgada nas condigbes de pressao e temperatura dos aquiferos, este tera fluxo
ascendente por efeito gravitacional (IPCC, 2007 e Margon, 2009).

A injecdo de CO; em aquiferos salinos deve ser feita em profundidades
superiores a 800 m para que o gas fique menos denso que a agua, devido a
pressao no reservatorio (Herzog e Golomb, 2004). Assim, o CO, tende a subir
naturalmente para o topo do reservatério aderindo a superficie do mesmo e/ou se
dissolvendo na agua. Devido a solubilidade do CO,; em agua, uma parte do CO;
injetado se dissolve no meio e outra parte reage com os minerais presentes no
reservatorio. Formam-se, entdo, compostos soélidos estaveis como os carbonatos
que se depositam no fundo, armazenando permanentemente o didéxido de
carbono.

A carbonatagdo mineral possui duas grandes vantagens: a estabilidade do
CO; capturado por um longo periodo de tempo e a grande capacidade de
armazenamento ja que a matéria-prima utilizada para o processo séo silicatos
enriquecidos com magnésio, calcio e ferro e estes estao disponiveis em grande
quantidade em todo o planeta (Gale e Freund, 2005).

Sabe-se que o processo de inje¢do de CO, reduz o pH da agua e pode gerar
dissolugao dos minerais de carbonato, consequentemente voltando a estabilizar o

pH. Este é um processo favoravel para a mineralizagao do CO-.
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Por outro lado, a liberagao do ion bicarbonato (HCO3") € indesejavel para o

mecanismo de aprisionamento mineral.

2.3.
Principais conceitos envolvidos na simulacdo da injecdo de CO2 em
aguiferos salinos considerando o aprisionamento mineral

A simulacido de reservatérios € uma das principais areas dentro da
engenharia de reservatorio, onde sdo aplicados conceitos e técnicas de
modelagem matematica para analisar o comportamento de reservatorios.

De uma maneira geral, a simulagdo de reservatérios ira integrar o
conhecimento de diversas propriedades relacionadas com o ambiente do
reservatorio. Uma das etapas mais importantes serd a integragdo dos dados
obtidos através dos dados sismicos, da perfilagem de pogos, das propriedades da
rocha, das propriedades dos fluidos, e das propriedades rocha-fluido. A
interpretacdo de todos esses dados, permitira obter a descricdo geoldgica,
juntamente com a caracterizagao dos fluidos para obter o0 modelo petrofisico do

referido reservatério.

2.3.1.
Comportamento dos fluidos

O comportamento do escoamento de fluidos em reservatérios de petroleo
ocorrera através da solugdo numérica das equagdes constitutivas de balanco de
massa, balango de energia, Lei de Darcy e equagdes de Estado para prever
propriedades PVT.

A equacao de estado (Eq. 8) geralmente utilizada pelos simuladores de
reservatorios para representar o comportamento das fases e calcular as massas

especificas é a equacao de Peng-Robinson (1978), representada abaixo:

_ RT ao
v—b v 4+20b-b*

p
(8)

Onde:
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- 2
o=|1+k(l- ||£} : Tf:i
\7. T

k =0,37464 +1,54226w - 0,26992°

O parametro b refere-se a correg¢ao de volume, e é dado por:

T(‘
b =0,07779607R --

[
O fator acéntrico (w) € um parametro que ira especificar a curva de pressao
de vapor, de onde poderéao ser obtidas correlacbes para variaveis termodindmicas

e € dado pela equagéao (Eq. 9) abaixo. Para o COg, o fator acéntrico tera valor de
0,225.

sat
= _]. — lﬂglﬂ p

€ Ir=07
(9)

A equagao de Peng e Robinson vem sendo utilizada na industria do petréleo
para prever o comportamento de fases e massas especificas de 6leos e gases.
Resultados relatados em literatura mostram excelentes previsbes do
comportamento de fases e massa especificas de gases (Marcon, 2009).

Outro aspecto importante a ser considerado é o comportamento dos fluidos
do reservatorio, na pressao e temperatura em que se encontram. Para analise do
comportamento desta mistura sera necessario considerar a analise composicional
dos fluidos, levando-se em conta a mudanga da composi¢ao das fases de cada
elemento presente no fluido do reservatério, neste caso agua salgada, com a
mudanga das condig¢des do reservatério.

O comportamento de fases e as alteragbes de composi¢ao ao longo da vida
do reservatorio, a medida que a pressao é reduzida sdo essenciais, para projetos
de injecao de COy, a fim de que os projetos sejam bem elaborados (Haro, 2014).

O WinProp é um programa projetado pela empresa (Computer Modelling

Group) CMG com a finalidade de modelar o comportamento das fases e
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propriedades dos fluidos do reservatorio. Esta ferramenta ajuda na compreensao
da distribuicdo das propriedades de fluidos dentro do reservatério e a interagao
com o fluido injetado. Este software pode ser utilizado para representar condigdes
de reservatoério ou de superficie, sendo possivel caracterizar com precisao através
das Equacgdes de Estado (EoS — Equation of States), os sistemas de fluidos do
reservatorio por meio de correspondéncia de experimentos laboratoriais de PVT.
O WinProp ainda pode ser utilizado para agrupar os componentes, simular
processos de contato multiplo, ajustar dados de laboratério através da regresséo,
estudos de miscibilidade, entre outros.

Além do Winprop, este trabalho tera como foco a utilizagdo do simulador
GEM (Generalized Equation-of-State Model Compositional Reservoir Simulator),
também da empresa CMG para simular os processos de injecdo de CO, em
aquiferos salinos. O GEM é um simulador de composicdo avancado de Equacao
de Estado (EoS) que modela o fluxo de fluidos trifasicos de varios componentes e
replica com precisao a fisica e a quimica do que esta acontecendo em um
reservatorio para ajudar na otimizagado do campo em estudo.

Os componentes utilizados neste trabalho serdo o gas didxido de carbono
puro (gas de injecdo) e a agua salgada (fluido presente no reservatério). Sendo
assim, neste trabalho a EoS ira modelar o CO, como substancia pura, enquanto
que a agua e a solubilidade do CO; serao regidos pela Lei de Henry (Eqg. 10). A

seguir serdo apresentadas as propriedades do CO; e da agua.

2.3.1.1.
Propriedades do CO2

Este capitulo ira apresentar as propriedades do didéxido de carbono
encontradas em literatura.

O CO2 é um gas incolor, inodoro, inerte e ndo combustivel, apresentando peso
molecular de 44,01 kg/kmol. A figura 2.1 apresenta o diagrama de fases do COo,
no qual observa-se que o ponto triplo de seu diagrama de fases, ou seja, o ponto
em que as fases sélida, liquida e vapor coexistem, ocorre a temperatura de — 56,6
°C e pressao de 0,535 MPa ou 77,6 psia. A temperatura critica do CO, é de 30,7°C

e sua presséao critica € de 7,40 MPa ou 1.073 psia.
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Figura 2.1 - Diagrama de fases do CO:.
Fonte: Bachu, 2000.

Pela figura 2.1, observa-se que para o intervalo de variacdo de temperatura
(50 a 70 °C) e pressao (20 MPa), adotado neste trabalho, o CO; se apresentara
no estado supercritico. No estado supercritico, o CO, se comporta como liquido
em relacédo a densidade e como gas em relagao a viscosidade (Amarnath, 1999).

A massa especifica do CO2 em fungdo da pressao e temperatura é
apresentada na figura 2.2. Novamente, levando em consideragao o intervalo de
pressao e temperatura adotado neste trabalho, observa-se que a massa

especifica do CO, podera variar aproximadamente de 680 a 790 kg/m?.
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Figura 2.2 - Massa especifica do CO2 em fungao da temperatura e pressao.
Fonte: Bachu e Stefan, 2000.

Quanto a sua viscosidade, embora ela seja menor que a da agua ou de
hidrocarbonetos liquidos, o que desfavorece sua razdo de mobilidade, a
viscosidade do CO, é duas ou trés vezes maior que a viscosidade de outros
solventes misciveis usualmente utilizados em recuperagdo de 6leo avancada
(EOR) como gas natural, CHa, ar, gas de combustdo e N2 (Lake, 1989). A figura
2.3 a seguir, apresenta as viscosidades absolutas do CO; relacionadas com a

pressao e temperatura.

"
0.10 ‘\

VISCOSITY, CP
"

0.054+ VAPOR

LIQUID AL oy
=] : IIJ-&JLI_._S'E —

n e FBO0-—

TEMPERATURE, °F

Figura 2.3 - Viscosidade do CO2 em fungéo da presséo e temperatura.
Fonte: Kennedy, Thodos, 1961.
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Observa-se que para o intervalo de pressdo e temperatura considerados
neste trabalho, a viscosidade do CO, podera variar de 0.06 até 0.07 cP.

O fator de compressibilidade do CO; em fungao da pressao e temperatura é
apresentado na figura 2.4 abaixo. Novamente, considerando-se o intervalo de
pressado e temperatura estudado, o fator de compressibilidade do CO, podera

variar de aproximadamente 0,40 a 0,48.
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Figura 2.4 - Fator de compressibilidade do CO-.
Fonte: Stalkup, 1983.

2.3.1.2.
Propriedades da agua

Este capitulo tem como objetivo apresentar as propriedades da agua de
acordo com as condi¢des de pressao e temperatura consideradas neste trabalho.
Para o aquifero candidato ao processo de injecao de CO,, adotou-se uma
salinidade de 100.000 ppm de NaCl.

A figura 2.5 apresenta o diagrama de fases da agua pura. Considerando o
intervalo de pressdo e temperatura estudado, observa-se que a agua ira

apresentar-se sempre no estado liquido.


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1421608/CA


PUC-Rio- CertificacaoDigital N° 1421608/CA

29

10%

T

102

Gelo

2
10 Geloll

Ponto critico

10 Liquido

100

p [MPal
T |II'IFII'|
Selol

107

102

T TTTIf

10°2

Ponto triplo

1074

1D-5J||I|||||||lll||||n||||
200 300 400 500 &00 700 200

K]

Figura 2.5 - Diagrama de fases da agua pura.
Fonte: Wylen, Borgnakke, et. al., 2003.

A tabela 2.1 mostra o banco de dados existente para massa especifica da
salmoura a partir do qual foi gerada uma correlagao para obtencdo da massa
especifica da salmoura como funcdo da temperatura, pressdo e salinidade
(Margon, 2009).
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Tabela 2.1 — Banco de dados empregado na geragao de correlagdo para massa
especifica da agua salgada.

a w-g:m Welghted AE
Temperature Pressure  Salinity (fraction, . (fraction, (fraction,
2 Range Range Range Quantity  exceplas except as except 83
Reference N o) (MPa) (molkgH,0) Measured  noled) nolad) noled)
Adams(11) (1931) 30/30 2 01-200 00-5.7 vivg 200 x 106 103 x 105 0
Freyer12) (1631) &5 20 o1 01754 o 0.5% " 05% 0.38%
Gibson (2 2 (1949) 174178 25-85 01-100 08-57 v S0x108emdy  34x10%cmg -3.4x108emg
Milterol 15 (1988) 8384 0-55 o1 0.01-1.0 PPy 60 x 106~ 6x108glm3 4.7 x 108 glem?
100 x 108 g/em® :
Rowa & Choul®) (1970} o144 22175 130 00-57 oy 5% . 33% 0.5%
Chen et all16) (1877) 0H79 0-50 10-100 0.03-20 [N not used 0.28 cm¥/mal 0.08 om¥/mol
Hilbert(S) (1979) 318/356  20-250  10-200 002-57 v 500108~  470x10%em¥g 190 x 108 em¥p
2,500 x 106 cmg
Chen et all'?) (1980) 0/57 0-8 - 01 001-15  ppy not used 3 x108glm®  3.5x 10 glem®
Dessauges et all'8) (1980)  0/58 15-45 01 0.06-59 PP not uged =108 glom®  11.3 % 109 glom®
Rogers et all19) (1982) 54/54 75 - 200 2 0-44 p 200x 108 184 %108 glemd -83 x 106 glom3
: 500 x 108 glem3
Gates & Wood!®) (1985) 40040 25 01-40 006-50 680 %108 - 51x108glem? -1.2 x 108 glom?
e 300 % 10°© glem®
Osit(®, 8. 10) (1388) 253254  93-132  6-138 0-367 wivig 250 x 108 120 x 108 28 x 109
Majeretall? (1988)Sel|  250/250 50-275  0.1-40 0.056-50 104 3108 — 88x108gem® 37 x 10 glem®
. B 5,000 x 10°8 glem?
Majer et all?) (1988) Setll  163/163 48-2717 06-33 0.0026-3.1 PPw 72%x 108 - 7Tx108gemd 21 x 108 glom®
1,000 = 108 g/iom3
Mironenko et all?0} (2001)  90/90 0-20 01  -0009-60 P 300x108glm® 170x 108 glom® -70 x 106 giom?
Combined 14611940 0-277 01-200 0.0-60

N- mummmmmdwmhmm
= "
WMMQGHMS wmammamummmbemmmwmm
Weighted AE — weightad average deviation between calculated and measurad values.

Fonte: Spivey, Mccain, et al, 2004.

A figura 2.6 apresenta a variagdo da viscosidade da agua salgada
apresentando salinidade de 250.000 ppm de NaCl variando conforme a

temperatura para diferentes pressoes.

2.0
1.8 ) 0.1 MPa
\ s 100 MPa
1.6 e 00 MPa
' —o-HKestin Extrap.. 100 MPa
a-Keshn Extrap.. 200 MPa
1.4 ) »- This work, 100 MPa
\ w - TTis work, 200 MPa
1.2
1.0
08
0.6
0.4
02

0.0

Viscosity, cp

0 50 100 150 200 250 300 350

Temperature, " C

Figura 2.6 - Viscosidade da agua salgada, salinidade 250.000 ppm de NaCl em fungao
da temperatura a varias pressdes distintas.
Fonte: Spivey, Mccain, et al, 2004.
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A tabela 2.2 a seguir mostra um resumo das propriedades encontradas em
literatura para o CO, e agua salgada em diferentes condicbes de pressao e

temperatura:

Tabela 2.2 - Propriedades do CO: e da agua salgada em 2 diferentes condigbes de
pressao e temperatura.

20°C e 10 MPa 100 °C e 30 MPa
co agua salgada co agua salgada
: A0 B s Ha : A G0 e Hald
fase liguide liguida super-critico liguida
p (ka/m?} B31 1074 645 1040
M cP) 0.07 1.2 0.05 0.36
£ 022 - 065 -
& (emiflgf) 9E-6 36 E-B 3 E-B 37 E-6
Solubilidade
(%) 52 - 37 -

Fonte: Margon, 2009.

O entendimento do comportamento das propriedades principais envolvidas
na mistura CO,-agua salgada, sera necessario para o aprimoramento do estudo
de injecao do diéxido de carbono em aquiferos. Dentre as propriedades que se
destacam relacionadas com este trabalho, temos: dissolugdo do CO, na agua,
dissolugao / precipitagdo mineral e difusividade do CO, na agua, que serao

detalhadas a seguir:

2.3.1.3.
Dissolucao do CO2 na agua

Durante o processo de injecdo de CO, em aquiferos, a dissolugdo do CO; é
O primeiro processo geoquimico que ocorre na agua subterranea, e € determinada
principalmente por fatores como a pressao, temperatura e salinidade.

Estudos laboratoriais para a solubilidade do CO, em agua pura, foram
realizados por Dodds, Stutzman, et. al. (1956), considerando o efeito da pressao

e da temperatura, conforme apresentado na figura 2.7 abaixo:
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Figura 2.7 - Efeito da temperatura e da pressao na solubilidade do COz2 na agua pura.
Fonte: Dodds, Stutzman, et. al., 1956.

Tratando-se de agua salgada, Bachu e Adams (2003), observaram que a
solubilidade do CO, na agua salgada sempre diminuia com o aumento da

salinidade, conforme observado na figura 2.8.

12%

10%

8%

6%

4%

2%

CO; solubility in brine (g CO,/g solution in wt%)

0%
0 5 10 15 20 25 30
Salinity (wt%)

—_
[=2
—

Figura 2.8 - Solubilidade do CO2 na agua salgada em fungdo da salinidade, temperatura
€ pressao.
Fonte: Bachu e Adams, 2003.
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Em solugdes acidas (pH < 5), a concentragdo de CO; aquoso é expressa
pela Lei de Henry (Eq. 10). Os efeitos da temperatura e salinidade sao
considerados por meio da constante da Lei de Henry (KH) da equacéo, que é de,
aproximadamente, 10-"® mol. atm™. L' a 25 °C. Esta constante é levemente
influenciada pela quantidade de ions dissolvidos, adotando-se valores de 10-'47
mol.atm'. L-! para agua doce e de 10" mol.atm™'. L' para agua salgada. Em
altas temperaturas o CO, é menos sollvel, apresentando valores para KH de 10-

1,7 mol. atm™'. L' a 50 °C, por exemplo (Cavelhado, 2014).

[CO;] = KH. p CO; (10)

Em que:

[CO,] = Concentragdo de CO; dissolvido [mol.L"]
KH = Constante da Lei de Henry [mol.atm™".L-"]

p CO, = Presséao parcial de CO; [atm]

A partir da dissolugao do CO; gasoso (Eq. 11), novas espécies poderao ser
formadas, que sido dependentes do pH do meio. O CO- dissolvido, ao se hidratar,
forma acido carbénico (H.CO3) em ambiente acido (Eq. 12). Em solugdes basicas
(pH > 6,3), 0 H2CO3 pode ionizar-se, liberando ions H* e bicarbonato (HCO3") (Eq.
13). Esse bicarbonato também pode se ionizar (pH > 10,3), liberar ions H* e
carbonato (COs?%) (Eq. 14). A distribuicdo das espécies de carbonato em fungéo

do pH é apresentada na Figura 2.9.

CO2 (g) « CO2 (aq) (11)
COz (aq) + H20 < H»COs3 (aq) Ka1 = 10-2,8 (12)
H.COs (aq) « H*(aq) + HCOs (aq) Ka2 = 10-6,3 (13)
HCOs (aq) < H* (aq) + COs* (aq) Ka3 = 10-10,3 (14)
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- log da concentragiio, pC

Figura 2.9 - Concentragéo das espécies de carbonato [mol.L""] versus pH em sistema
aberto em equilibrio com a atmosfera (p CO2 = 10 - 3,5 atm) a 25 °C.
Fonte: Cavelhao, 2014

2.3.1.4.
Dissolucgéo / Precipitacdao mineral

Apés a injegao do CO2 no aquifero, ocorrera o aumento da concentragao de
CO2 nas aguas subterrdneas, o que consequentemente ird causar um
desequilibrio nos processos geoquimicos que controlam a quimica da agua. Os
principais processos afetados a partir da dissolugcdo de CO; sdo a
dissolugcao/precipitacdo mineral, adsorgao, troca idnica e complexacdo de ions

(Canhill, Jakobsen, et. al., 2013), que pode ser ilustrada na figura 2.10.
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Figura 2.10 - Modelo conceitual dos processos geoquimicos induzidos pela dissolugao
de CO2 nas aguas subterraneas.
Fonte: Cavelhao, 2014.

Os fenbmenos de dissolugcado / precipitagdo mineral, juntamente com a
dissolugdo de CO; ocorrem naturalmente no ambiente por meio das interagdes
solido/liquido. A dissolugao e precipitacdo sao fendbmenos inversos que ocorrem
entre a fase soélida (mineral) e a fase liquida (solvente) com o intuito de promover
um equilibrio de concentracao entre as duas fases. Este equilibrio & atingido
quando a solugdo alcanga o ponto de saturagao, que € definido em funcéo da
constante do produto de solubilidade (Ks). A Eq. 15 apresenta a expressao de

equilibrio do produto de solubilidade da calcita (CaCO3).

[Ca2].[ COs2] = Ks (15)

Sendo assim, a hipétese de equilibrio sé pode ser utilizada quando é
assumido que a reacdo teve tempo suficiente para alcancar o equilibrio. Por
exemplo, reagdes entre espécies dissolvidas ou entre gases e liquidos podem
ocorrer tdo rapidamente que sédo consideradas estarem em equilibrio. Porém a
precipitacao e a dissociacdo dos minerais ocorrem de forma mais lenta, causando
um desequilibrio, pois algumas reacdes podem ocorrer antes e outras depois
(Cavelhao, 2014).

Assim, se o produto da concentracao dissolvida € menor que Ks, o sdlido ira

se dissolver, e se for maior, o sélido ira precipitar até que a igualdade seja
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satisfeita. A constante de equilibrio Ks é afetada pela variacdo da temperatura,
pressao, efeitos da forga ibnica e do ion comum (Butler, 1982).

Portanto, a taxa de dissolucéo ira depender da concentragédo dos reagentes
e dos produtos em fungao do tempo. No caso de minerais insolUveis essa taxa &
lenta. Ja para minerais sollveis, essa taxa € relativamente rapida. Os minerais
podem sedimentar devido a dois mecanismos: transporte por difusao de sélidos a
partir de rochas adjacentes e precipitacdo de minerais por fluxo dos fluidos
(Cavelhao, 2014).

Outro fator que também sera determinante na reacdo mineral e na
proporcdo das espécies carbbnicas sera o pH. Em pH baixo,
(aproximadamente 4) a producao de H2CO3 predomina no sistema. Em pH
médio (aproximadamente 6) o HCOs- estd em maior quantidade e em pH alto
(aproximadamente 9) o COs* € a espécie predominante. Em pH basicos a
precipitacdo de carbonatos minerais é favorecida porque existe uma
disponibilidade predominante de ions carbonatos. A dissolucido dos
carbonatos aumenta a medida que a solugéo torna-se cada vez mais acida
(Gerven, Moors, et al., 2004) e (Klunk, 2009). As espécies iOnicas

predominantes na temperatura de 25°C estéo representadas na figura 2.11.

Fracio |
Molar

0.8

0.6

Q]
n
o))
lo's
1o
r

pH

Figura 2.11 - Representagao das espécies ibnicas na dissolugdo do CO: (aq) na
temperatura de 25°C .
Fonte: Gerven, 2004.

Devido a estas caracteristicas de reatividade, os minerais carbonatados

(calcita e dolomita, por exemplo) apresentam a capacidade de equilibrio
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(tamponamento) do pH das aguas naturais, que é atribuido a soma das
concentragdes de bicarbonato (HCOs’), carbonato (COs%*) e do ion hidroxila
(OH"). A concentragéo total desses ions determina a alcalinidade da agua (Butler,
1982).

A calcita é o mineral mais comum em rochas sedimentares, preenchendo o
espaco entre os poros. A dissolucdo da calcita pode contribuir de forma
significativa para a formagcao da porosidade e da permeabilidade secundaria e
pode, por conseguinte, afetar a qualidade do reservatorio (Ely, 2015). Um exemplo

da reacao de dissolugao/precipitacdo de calcita é apresentado na Eq. 16.

CaCOs(s) + COz (aq) + H20 = 2 HCO5 (aq) + Ca?* (16)

Como visto, a mineralogia do aquifero exerce uma importante fungdo no
controle do pH, devido a sua reatividade com a agua. Sverdrup e Warfvinge (1988)
classificaram os minerais em 5 grupos, baseando-se em suas taxas de dissolugao
em ambiente natural sob a ag¢do do intemperismo. O grupo dos minerais
carbonatados (calcita, aragonita, dolomita, magnesita) e a brucita, por exemplo,
foram os que mais rapidamente se dissolveram, com taxas entre 10 e 10 mol.m-
2s1. O grupo dos minerais silicatados foram subdivididos em 3 grupos de
dissolugdo. Aqueles de rapida dissolugdo (anortita, leucita, fosforita, clorita,
piroxénios como diopsidio, hederbengita, anfibélios como hornblenda, por
exemplo) com taxas entre 10° e 10'%% mol.m?2.s", intermediaria dissolugdo
(piroxénios como enstatita e augita, anfibélios como tremolita e actilolita, por
exemplo) com taxas entre 1095 e 102 mol. m2.s" e os de lenta dissolugédo
(feldspatos como albita, ortoclasio, plagioclasio, minerais de argila como a
caulinita e gibbsita e micas como muscovita e biotita, por exemplo), com taxas
entre 1072 e 103 mol.m=. s-'. E o grupo dos minerais “ndo reativos” ou “grupo dos
inertes” (quartzo, por exemplo) com pequena taxa entre 10-'* e 10-'® mol. m=2.s™".
Em curto prazo, os efeitos do CO na taxa de dissolugdo mineral foram observados
somente no grupo dos minerais carbonatados, devido a elevada reatividade.

Teoricamente, aquiferos com presenga de minerais reativos apresentam
maior capacidade para neutralizar os efeitos da presenca de CO,, em relagao ao
pH, pela capacidade de tamponamento e nos processos subsequentes devido a
acidificagdo do meio. No entanto, os estudos de modelagem geoquimica e
experimentos em campo mostram, de maneira geral, que mesmo nestes aquiferos
podem ocorrer decréscimos no valor de pH, e que isso é dependente da

intensidade de tamponamento do aquifero. A intensidade de tamponamento,
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neste caso, esta relacionada com a fragdo de minerais reativos disponiveis, que
podem dissolver e neutralizar os efeitos da acidificacdo. Dessa forma, o valor de
pH inicial e a quantidade de mineral reativo disponivel sao os fatores que
determinardo a amplitude de variagao das variaveis analisadas.

Trabalhos recentes sugerem que a capacidade de armazenamento do
CO2 através do aprisionamento mineral pode ser comparada a capacidade de
armazenamento por aprisionamento por solubilidade, embora possam levar
milhares de anos para as reagbdes geoquimicas terem impacto significativo
(Perkins, Czernichowski, et al., 2004).

Segundo Kumar, Noh, et. al. (2004), a mineralizagéo (conversao do CO;
dissolvido em minerais carbonaticos) ocorre somente em um periodo de tempo a
partir da escala de 104 anos, principalmente devido as lentas taxas de reacdes

das reacbes quimicas.

2.3.1.5.
Difusividade do COz na agua

Assim como a dissolugdo do CO; no aquifero, a difusividade do CO:
dissolvido em solugdes aquosas também é um parametro importante para prever
a migragao de CO, em reservatérios.

Difusdo molecular em sistemas de aguas subterraneas naturais é
geralmente um processo dependente do tempo. Este processo é descrito pela
segunda lei de Fick (Eq. 17), (Iglauer, 2011):

-2
o C
D — =

] =
!

)’
I.-“J

)
=

(17)
Onde:
D = coeficiente de difusao
c = concentracéo
t = Tempo

z = profundidade

A dissolucdo de CO; na solugdo aquosa contida nos poros do reservatorio
ira gerar um aumento de densidade da salmoura, iniciando um transporte

convectivo de CO, dentro da mistura COs-agua. Este fendbmeno ira acelerar
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significativamente seu aprisionamento através de sua dissolucdo da agua
(Belgodere, Dubessy, et. al. 2015).

Portanto, a avaliagao de difusividade do CO», é um pré-requisito para
desenvolver modelos de armazenamento precisos e, necessario, para assegurar
a integridade do aprisionamento de CO..

Apesar da difusividade do CO, em agua ser tdo importante para o
aprimoramento dos estudos neste sentido, poucos trabalhos de simulagao de CO;
em aquiferos levam em consideragao este parametro.

Neste sentido, um numero limitado de medi¢cbes do coeficiente de difusédo
de CO2 em agua a alta pressao foram realizados. Dentre os dados experimentais
disponiveis em literatura podemos citar o trabalho desenvolvido por Renner
(1988), que mediu a difusividade do CO2 em salmoura a 38 °C para uma faixa de
presséao de 1,54-5,86 MPa e registrou valores de difusividade no intervalo de 3,07
e7,35x10°m?2/s.

Nazari, Rostami, et al. (2012) publicaram dados para o fator de difusividade
do CO; em aquifero salino com 200.000 ppm a uma temperatura de 25°C e
intervalo de pressao de 2.200 a 5.900 kPa. As tabelas (2.3) e (2.4) resumem os
dados experimentais obtidos da difusividade do CO, em agua pura e em solugdes

salinas, respectivamente (Azin, Mahmoudy, et. al., 2013).

Tabela 2.3 — Estudos experimentais da difusividade do CO2 em agua pura.

Temperature range Pressure range No. of points D x 10°
(°C) (kPa) m?/s
6-65 100 5 1.15-4.29
18.5-75.1 90 7 1.95-54
20-95 100 7 1.76-8.2
25-55 100 4 1.97-3.67
10-35 100 6 1.26-2.47
13 29000-38700 2 1.35-1.45
40 3000-9000 7 047-18

Fonte: Azin, Mahmoudy, et. al., 2013

Tabela 2.4 — Estudos experimentais da difusividade do CO2 em Salmoura.

Temperature Pressure range Salt solution Concentration  No. of points D x 10°
(°C) (kPa) (mg/l) m?/s

38 1544-5833 NaCl 5844 4 3.07-7.35
38 1524-5178 NaCl 5844 5 2.93-483
25 2186-5861 NaCl 200000 5 9.07-9.86

Fonte: Azin, Mahmoudy, et. al., 2013
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Belgodere, Dubessy, et. al. (2015), apresentaram um resumo de dados
experimentais encontrados em literatura, para a difusividade do CO; como fungéo

da presséao, conforme tabela 2.5.

Tabela 2.5 - Dados experimentais para coeficiente de difusdo do CO: dissolvido em agua
como fungdo da pressao.

Diffusion Pressure  Temperature Salinity Reference
coefficient

10 "m's! bar C M:d,.,,;;..kg,.l:.

307 15.24 38 0.25 [23]
3nd 28.78 38 0.25 —
436 43.03 38 0.25 —
576 57.57 38 0.25 —
420 70 30 0 [25]
320 80 30 0 —
260 o0 30 0 —
240 100 30 0 —
210 110 30 0 —
130 254 13 0 [27]
1.50 392 13 0 —
120 20 13 0 [28]
1.80 100 13 0 —
1.50 110 13 0 —
293 15.24 38 0 [24]
350 2B.78 38 0 —
328 44.03 38 0 —
374 50.69 38 0 —
483 2178 38 0 —
120 40 30 0 [26]
320 70 30 0 —
140 200 30 0 —
130 400 30 0 —
1.75 5 26 0 [15]
150 10 26 0 —
1.89 15 26 0 —
157 20 26 0 —
1.50 30 26 0 —
1.76 30 26 0 —
8.12 100 120 0 [1m]
8.13 200 120 0 —
789 300 120 0 —
780 450 120 0 —

Fonte: Belgodere, Dubessy, et. al., 2015

Dentre os parametros que controlam a taxa de difusdo do COg, observou-se
que a salinidade foi pouco documentada, visto que aquiferos salinos podem

apresentar uma ampla gama de salinidades (Belgodere, Dubessy, et. al., 2015).
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No entanto, no estudo desenvolvido por Lage (2002), observou-se que
solug¢des aquosas com salinidade mais elevadas, proporcionaram uma diminuigao
significativa na velocidade de difusdo do CO..

Estudos realizados por Renner (1988) concluiram que a difusividade do CO2
na agua aumenta com um aumento da pressao. Por isso, pode-se esperar que 0s
processos de difusdo de CO2 sob condigdes de reservatdrio sao mais rapidos do
que em condicdes de pressao atmosférica.

Este trabalho levou em consideracdo dados experimentais informados por
Belgodere, Dubessy, et. al. (2015) para estimar o fator de difusividade do CO; para
as condi¢cdes aplicadas neste estudo, ou seja pressdo de reservatério de
aproximadamente 20 MPa e temperatura de 60 °C. Este calculo foi feito através
da extrapolagdo do grafico obtido dos dados experimentais informados por

Belgodere, Dubessy, et. al. (2015), conforme mostrado na figura 2.12 abaixo.

Difusividade do CO, para Pressao a 20 MPa

9,0
8,0
7,0
6,0
5,0
4,0
3,0
2,0
1,0

0,0
0 20 40 60 80 100 120 140

Temperatura (2C)

y =0,0748x - 0,8433

D (x 10° m?/s)

Figura 2.12 - Grafico da difusividade do CO: para a pressao de 20 Mpa.

Sendo assim, observa-se que para Pressao de 20 MPa e temperatura de 60
°C o fator de difusividade correspondente seria de aproximadamente 3,65 x 10°

m?2/s.
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2.3.2.
Caracteristicas da Rocha

2.3.2.1.
Porosidade

A porosidade é uma das mais importantes propriedades das rochas na
engenharia de reservatorios, ja que ela mede a capacidade de armazenamento
de fluidos. A porosidade é definida como sendo a relagéo entre o volume de vazios
de uma rocha e o volume total da mesma, conforme demonstrado na equacao

(Eq. 18) e ilustrado na figura 2.13 abaixo:

o= Vv/ Vt (18)

«—— Amostra de arenito

Espago vazio

Sélido
Figura 2.13 - Desenho esquematico de uma rocha de arenito.
Fonte: Rosa, Carvalho, et al., 2006.

Reservatorios de rochas carbonatadas diferem em varios aspectos daqueles
de arenito. Por exemplo, os poros de rochas carbonaticas podem ser muito
maiores do que os de arenitos, dando a rocha uma grande permeabilidade. A
porosidade de uma rocha carbonatica pode ser primaria ou secundaria (Rosa,
Carvalho, et al., 2006).

Porosidade primaria é aquela que a rocha adquire durante a sua deposicao.
Exemplo de porosidade primaria é a porosidade intergranular dos arenitos e a
porosidade interparticular dos calcarios.

Porosidade secundaria é aquela resultante de processos geoldgicos
subsequlientes a conversao dos sedimentos em rochas. Exemplo de porosidade
secundaria é o desenvolvimento de fraturas em rochas e as cavidades devido a
dissolugcdo em calcarios.

A porosidade efetiva da rocha é a relacdo entre os espagos vazios
interconectados de uma rocha e o volume total da mesma. Do ponto de vista da

engenharia de reservatorios, a porosidade efetiva é o valor que se deseja
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quantificar, pois representa o espaco ocupado por fluidos que podem ser
deslocados do meio poroso.

A porosidade em rochas carbonatadas é quase sempre secundaria e devido
a processos de solugdo, dolomitizagao e fraturamento. O mais importante desses
processos € a solugao (ou dissolugao), em que a calcita ou a dolomita € lixiviada
pelas aguas subterraneas, resultando cavidades com dimensdes variando desde

minusculos poros até gigantescas cavernas (Rosa, Carvalho, et al., 2006).

2.3.2.2.
Permeabilidade

A medida da capacidade de uma rocha permitir o fluxo de fluidos é chamada
permeabilidade.

Esta propriedade é de grande importancia na determinagdo das
caracteristicas de fluxo do fluido do reservatério. A unidade de permeabilidade é
o Darcy ou, mais habitualmente, o mili-Darcy ou mD (1 Darcy = 1 x 1072.m?). A
permeabilidade é usada para calcular taxas de fluxo através da lei de Darcy,

descrita na equacéo (Eq. 19) abaixo:

Q=k.A.Ap (19)
pn.L
Onde:
Q = vazao de fluido (cm?® /s);
k = permeabilidade do meio poroso (Darcy);

A = a area da secao transversal de fluxo (cm?);

Ap = diferencial de pressao (atm)
u = viscosidade do fluido (cP)

L = Comprimento da trajetdria de fluxo (cm).

A lei de Darcy, foi estabelecida para determinadas condigées como: fluxo
isotérmico, laminar e permanente; o fluido deve ser incompressivel, homogéneo e
de viscosidade invariavel com a pressao; e 0 meio poroso deve ser homogéneo e
nao deve reagir com o fluido. Por estes fatores, a lei de Darcy tem seu campo de
validade limitado (Rosa, Carvalho, et al., 2006).

Existem trés tipos de permeabilidade, a permeabilidade absoluta que
consiste apenas em um fluido saturando a rocha, a permeabilidade efetiva que é

a comparacao entre a facilidade de movimento dos fluidos existentes na rocha em
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relacao ao fluido considerado, e a permeabilidade relativa que se da ao normalizar
os dados de permeabilidade, ou seja, dividir todos os valores de permeabilidade
efetiva por um mesmo valor de permeabilidade escolhido como base, geralmente
utiliza-se a permeabilidade absoluta.

A permeabilidade é uma propriedade fisica complexa da rocha que fornece
informacao sobre o grau de interconexdo entre os poros e fissuras e esta
intimamente relacionada a distribuicao tanto da porosidade, quanto da porosidade
efetiva, e pode ser sensivel ao estado de tensao. Por isso, para determinacdo da
permeabilidade, fatores como histéria de tensdo, influéncia de tensdo na
permeabilidade e anisotropia de permeabilidade ndo podem ser ignorados
(Keaney, Meredith, et al., 1998).

2.4,
Evolucédo do estudo do processo de injecdo de CO2 em aquiferos
salinos e estudos de simulagéo relevantes

Com o aumento dos impactos ambientais nas ultimas décadas, assim como
o aumento dos gases de efeito estufa, principais responsaveis pelo aquecimento
global, observa-se um aumento do estudo de alternativas que contribuam para a
reducao da emissao de CO; para a atmosfera.

Dentro deste cenario, observa-se que estudos da tecnologia de captura e
armazenamento de didxido de carbono em reservatérios geoldgicos (CCS)
comegam a surgir na década de 90 (Bachu, 1994; Gunter, 1997; Nghiem, 2002).
No entanto, nos projetos de injecao de CO2 em aquiferos salinos ainda existe uma
vasta area que ainda nao foi abordada em detalhe.

Estima-se que aquiferos salinos apresentam a maior capacidade de
armazenamento de CO,, seguido de reservatdrios de oleo e gas e depois
reservatorios de leitos de carvao (IPCC, 2005).

Neste sentido, observa-se que a simulacao de inje¢cao de CO, em aquiferos
salinos, tem recebido atengao consideravel e existe uma variedade de estudos
avaliando aspectos e perspectivas diferentes. No geral, apesar de existirem
algumas diferencas nos estudos realizados, como diferentes caracteristicas dos
reservatérios, das rochas e do modelo de fluidos, os resultados tém se
apresentado de uma maneira geral consistentes. A seguir sera apresentado um
resumo dos trabalhos encontrados em literatura que abrange aspectos
relacionados a este trabalho.

Pruess, Xu, et. al. (2003), simulou a injecao de CO, em aquifero através do

simulador TOUGHREACT, com o objetivo de investigar tanto o armazenamento


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1421608/CA


PUC-Rio- CertificacaoDigital N° 1421608/CA

45

mineral quanto o armazenamento iGnico e as alteragbes na permeabilidade e
porosidade durante estes processos de armazenamento. Os resultados
demonstraram que em condi¢bes favoraveis a quantidade de CO; armazenada na
forma mineral poderia ultrapassar o armazenamento sollvel. Esta concluséo
também foi suportada pelo estudo realizado por Xu, Apps, et. al. (2003). No
entanto, tanto Xu, Apps, et. al. (2003) quanto Pruess, Xu, et. al. (2003), nao
consideraram o efeito de flutuabilidade devido a diferenca de densidade.

A simulagcdo da injecao de CO, em aquifero visando o armazenamento
mineral foi realizada por Nghiem, Sammon, et. al. (2004), no qual foi avaliado o
fluxo convectivo e dispersivo no meio poroso; o equilibrio quimico das reagdes no
meio aquoso € a cinética da dissolucéo e precipitacdo mineral. A simulacio foi
realizada atraves do software GEM-CMG e concluiu o seguinte: (i) a densidade da
salmoura aumenta devido a dissolu¢ao do COy, (ii) o processo de armazenamento
mineral € menor do que o armazenamento idnico (iii) a mineralizagdo do CO3
precisa de uma escala de tempo muito grande para ocorrer completamente. Neste
trabalho a mineralizacdo do CO; em calcita teve inicio somente a partir de 355
anos.

Kumar, Noh, et. al. (2004), estudaram a injegdo de CO, em aquiferos com o
objetivo de entender e verificar as formas de armazenamento do CO; injetado.
Neste estudo as simulagdes foram realizadas em um periodo de 1000 a 100.000
anos, onde foram estudados o impacto de parametros como permeabilidade
media, permeabilidades horizontal e vertical, saturacdo de gas residual,
salinidade, temperatura e o efeito da mineralizagao. Os resultados demonstraram
que para os parametros investigados, uma quantidade muito pequena de COz livre
permaneceu no aquifero apdés 100 anos. A mineralizacdo (conversao do CO;
dissolvido em mineral carbonato) s6 pdde ser verificada em uma escala de tempo
muito grande, na ordem de 10.000 anos, principalmente devido as baixas taxas
das constantes das reacfes quimicas envolvidas.

Ozah, Lakshminarasimhan, et. al. (2005), avaliaram a sensibilidade de
armazenamento do CO; avaliando os trés mecanismos de armazenamento (fisico,
idnico e mineral). O estudo concluiu que o armazenamento mineral foi o menor do
que os outros tipos de armazenamento, mesmo em escalas de tempo muito
longas.

Ghanbari, Al-Zaabi, et. al. (2006), simularam a injecdo de CO2 em aquifero
com o objetivo de estudar os parametros que afetavam o mecanismo de
armazenamento de CO; na forma ibnica, em particular o efeito dos fluxos

convectivos. Este estudo constatou os casos que obtiveram maior trapeamento
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soluvel e observou que a flutuabilidade devido as diferencas de densidade,
contribuiram para um aumento do processo de dissolugéo do CO..

No trabalho de Bryant, Lakshminarasimhan, et. al. (2006), foi realizada
simulagdo numeérica do processo de injecdo de CO, em aquifero salino para
ilustrar o efeito da gravidade, do mecanismo de aprisionamento iénico e do
mecanismo de aprisionamento mineral. Os resultados demonstraram que grande
quantidade de CO, migrou para o topo do reservatério, por ser mais leve e
apresentar menor densidade que a agua salgada nas condi¢cdes de pressao e
temperatura simuladas. Além disso, verificou-se que as maiores concentragdes de
CO; dissolvido na agua salgada estdo na base proximo ao ponto de inje¢do e no
topo aonde foi atingida a saturagcao da agua salgada pela dissolugdo de CO2. Ao
final do tempo de 400 anos, concluiu-se que o CO2 nao mais existe sob a forma
livre e que devido a dissolugcdo do CO,, a salmoura sofreu segregacao
gravitacional, proporcionando uma maior dissolugdo do CO- livre que ocupava o
topo.

Izgec, Demiral, et. al. (2008), utilizaram um software composicional CMG-
STARS para modelar injecao de CO2 em aquiferos considerando as alteragdes
geoquimicas. Os resultados demonstraram que o armazenamento na forma iénica
foi maior do que o armazenamento mineral.

Ukaegbu, Gundogan, et. al. (2009), apresentaram um estudo de injegao de
CO2 em aquifero e avaliou o efeito de diferentes pardmetros no armazenamento
de CO; e os efeitos de histerese no mecanismo de armazenamento na forma
idbnica. O foco principal deste trabalho foi ilustrar a distribuicao do CO; entre as
fases gasosa e aquosa em condigdes de aquifero diferentes. Os resultados
mostraram que o efeito da histerese diminui o processo de dissolugao do COs.

Margon (2009), simulou o processo de injecao de CO, em aquifero salino,
tendo como objetivo a investigagdo de pardmetros como profundidade do
aquifero, salinidade, vazdo de injegdo de CO,, saturagdo de agua residual,
permeabilidade horizontal, permeabilidade vertical e porosidade que otimizariam
0 armazenamento em projetos de CCS — Carbon Capture and Storage. No
entanto, este trabalho ndo considerou o armazenamento na forma mineral e
portanto, ndo considerou o efeito das reagbes quimicas na simulagdo. As
simulagdes foram realizadas em um periodo de 200 anos e pode-se concluir que
resultados positivos foram obtidos com: maior profundidade, menor porosidade,
maior permeabilidade, maior vazido de inje¢do, menor salinidade, e maior

saturacao residual da salmoura. A sequéncia de variaveis de maior influéncia para
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a de menor foi: vazao de injeg¢ao, saturagao residual de salmoura, profundidade,
permeabilidade, porosidade e salinidade.

Panneerselvam, Hemert, et. al. (2011), avaliaram o efeito dos mecanismos
de aprisionamento fisico, ibnico e mineral em aquiferos presentes em reservatorio
de arenito, considerando o efeito das reagbes geo-quimicas envolvidas neste
processo. Em resumo, o comportamento dos parametros estudados mostraram-
se similares aos descritos no trabalho de Bryant, Lakshminarasimhan, et. al.
(2006).

Khan (2015), avaliou o efeito de parametros como permeabilidade horizontal
e vertical, efeitos da porosidade, salinidade, temperatura, dentre outros, nas
diferentes formas de armazenamento do CO; (fisico, ibnico e mineral) durante a
injecdo de CO, em aquifero. A simulacao foi realizada para um periodo de 1000
anos e os resultados demonstraram que os processos de dissolucao / precipitagao
mineral ocorreu em uma escala de tempo longa e foram suficientes para verificar
uma alteracdo na porosidade do reservatorio. Além disso, observou-se que o
aprimoramento do mecanismo de armazenamento mineral esta relacionado ao
armazenamento iénico.

Por fim, apesar de observar o crescente nimero de pesquisas nesta area,
segundo Bachu (2008), ainda existem algumas barreiras para a implementagao
do sequestro geoldégico de CO,, tais como: i) os altos custos de captura,
processamento e transporte do COgy; ii) Necessidade de monitoramento e
verificagao continua dos riscos de vazamento iii) auséncia de politicas ambientais
abrangentes, legislacdo e enquadramento regulamentar especificos para sua

implementacéo.

2.5.
Experiéncias praticas adquiridas na injecdo de CO2 em aquiferos
salinos

Este capitulo tem como objetivo descrever algumas experiéncias adquiridas
no processo de captura, armazenamento e estocagem de CO. em aquifero
salinos, obtidas pelo mundo.

Segundo um estudo realizado recentemente por Herzog (2016), existem 4
projetos de sequestro de carbono (CCS) que foram classificados como pioneiros,

conforme ilustrado na tabela 2.6 a seguir:
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Proieto | Localizacso Capacidade | Fonte de Local da Ano de
J ¢ (Mt/ano) CO; Injecéo Operacéo
. Gas Aquifero
Sleipner | Noruega 0,9 Processado Salino 1996
. Reservatoério
InSalah | Algeria 1,2 Gas de Gas 2004 -
Processado 2011
Depletado
Snohvit | Noruega 0.7 Gas Aquifero 2008
Processado Salino
. Gas Aquifero
Gorgon | Australia 4 Processado Salino 2017

Fonte: Herzog, 2016.

Estes projetos todos compartilham duas caracteristicas: (i) eles foram
construidos com pouco ou nenhum apoio do governo e (ii) todos eles comegam
com uma fonte de CO, de alta pureza que requer apenas compressao e
transporte. Dois destes projetos estdo atualmente operando (Sleiper e Snohvit),
um (Gorgon) esta em fase de construgéo, e um parou de injetar (In Salah). Deve-
se notar que, apesar de Gorgon ainda nao ter iniciado a operacéo, o planejamento
para o projeto comegou no inicio de 1990.

Os projetos Sleipner e Snohvit tiveram motivagcdes semelhantes. Embora
tenha tido uma taxa de carbono para operagbes offshore na Noruega (cerca de
US$ 50/ t CO; quando Sleipner foi construido), a decisdo primaria foi o resultado
de discussdes entre o governo e a empresa Statoil. A Noruega teve um forte
compromisso com a mitigagao das mudancas climaticas e esse projeto mostrou o
seu compromisso nesse sentido (Herzog, 2016).

A seguir sera apresentado uma breve descricdo de alguns desses projetos:

O primeiro projeto em escala comercial dedicado ao armazenamento
geoldgico de CO, foi desenvolvido pela Statoil (empresa de energia da Noruega)
em seu campo de producao de gas natural de Sleipner, localizado no Mar do Norte
a cerca de 250 km da costa da Noruega (Herzog e Golomb, 2004). A injecdo em
Sleipner teve inicio em 1996 e marcou o primeiro exemplo de armazenamento de
CO, em uma formacao geoldgica.

O gas natural € uma mistura de gases que normalmente, possui pelo menos
90% de metano, mais outros hidrocarbonetos, como etano e propano, além de
conter outros gases como nitrogénio, oxigénio e dioxido de carbono, compostos
sulfuricos e agua. Gases contendo altos volumes de impurezas como dioxido de
carbono e compostos sulfuricos, por exemplo, ndo podem ser queimados de forma

segura e eficaz.
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O gas natural produzido em Sleipner contém niveis raramente altos (cerca
de 9%) de diéxido de carbono (CO.), mas os clientes que compram o gas da Statoil
precisam de menos de 2,5%.

Desta forma, uma plataforma especial, Sleipner-T, foi construida para
suportar uma usina de tratamento de 8.000 toneladas, 20 metros de altura, que
separa CO2 do gas natural. A usina Sleipner-T produz cerca de 1 milhdo de

toneladas de CO; por ano.

Figura 2.14 - Plataforma Sleipner T
Fonte: Margon, 2009

Para incentivar as empresas a reduzir suas emissdes de carbono, o governo
noruegués fixou um imposto sobre o carbono equivalente a cerca de US$ 50 por
tonelada de CO; liberada na atmosfera. Para evitar pagar esse imposto, e como
um teste de tecnologias alternativas, todo o CO; extraido desde 1996, quando a
producdo de gas em Sleipner teve inicio, tem sido bombeado de volta as

profundezas subterraneas.
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Figura 2.15 - Desenho esquematico do projeto de Sleipner.
Fonte: Statoil, 2011

O CO3 produzido nao é reinjetado no lugar de onde veio, pois isso poderia
contaminar ainda mais o gas natural. Em vez disso, o CO- é injetado em uma
camada de arenito com 200 metros de espessura conhecida como formacgao de
Utsira, estando cerca de 800 m abaixo do leito do Mar do Norte.

A formagéo de Utsira ndo contém petréleo ou gas comercial; como a maioria
das rochas nas profundezas subterraneas, ela é preenchida por agua salgada. A
formacao de Utsira tem alta porosidade e permeabilidade, entdo o CO;2 se move
rapidamente para as laterais e para cima através da camada rochosa, substituindo
a agua entre os graos de areia.

Estima-se que seriam necessérias cerca de 600 bilhdes de toneladas de
CO; para preencher todo o espago poroso do arenito de Utsira. Isso equivale a
toda a producdo de CO- proveniente de atividades humanas pelos proximos 20
anos, no ritmo atual.

Aproximadamente, um milhdo de toneladas de CO, é armazenado em
Sleipner por ano, equivalente a cerca de 3% das emissdes totais anuais de CO»
da Noruega. Espera-se que um total de 20Mt de CO, seja armazenado durante o
tempo de vida do projeto.

A formacao de Utsira é apenas um dos varios aquiferos salinos profundos
semelhantes que existem ao redor do mundo e que podem ser usados para ajudar
a desacelerar ou reverter a taxa na qual CO; e outros gases de efeito estufa que

s3do liberados na atmosfera.
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Assim como o projeto Sleipner, em 2004, a British Petroleum (BP) iniciou o
Projeto num reservatério em In Salah, deserto da Algéria, na Africa. O Projeto tem
como objetivo comprimir e injetar o CO2 a 1.800 m de profundidade e também num
aquifero salino que existe na regido. O objetivo € injetar, aproximadamente, 1
milhdo de toneladas de CO; por ano. Também participam neste campo a
Companhia Nacional de Energia da Algéria e a Statoil. A Figura 2.16 mostra a

localizagéo e imagens do Campo de In Salah (Costa, 2009).

Figura 2.16 - llustragdo do Campo de In Salah, Algéria.
Fonte: Wright, 2007.

Como exemplo do alto risco dos projetos de CCGS pode-se citar o
desenvolvido pela In Salah Gas (ISG), uma “joint venture” que reune a British
Petroleum (33%), a Statoil (32%) e a Sonatrach, da Argelia (35%). O gas
produzido pelos pogos de produgao na regiao do deserto do Sahara possuem em
média 7% de CO; e precisam ter este percentual reduzido para um valor menor
que 0,3% para poder ser exportado para a Europa. Neste sentido foi implantada
uma unidade de purificagao localizada no oasis de Krechba, no deserto do Sahara,
a 700 Km de Argel. O metano purificado segue para o norte em um gasoduto até
se interligar a rede de exportacéo de gas da Argélia, enquanto o CO; capturado é
pressurizado, transportado por carboduto e injetado em um aquifero salino
localizado abaixo do campo de gas.

O grande risco deste empreendimento € a possibilidade da migragéo do CO;
em direcdo a um aquifero potavel antigo que repousa acima do reservatoério de
gas. Investigagdes demonstraram que a parte superior do reservatério onde o CO;
foi injetado possui uma espessa camada de xisto que promove a selagem deste
reservatorio. No entanto este risco de contaminagao da agua subterranea deve ter
uma atencgao prioritaria, principalmente se for levado em consideragdo que a
regido onde se encontra o empreendimento possui uma severa escassez € um
histérico de violentos conflitos pelo controle da agua. Cerca de 1,2 milhdes de

toneladas de CO, foram capturados e armazenados, desde o inicio do projeto em
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2004. A injecao de CO; neste projeto foi suspensa em Junho de 2011, devido a
uma suspeita de vazamento pelo rocha selante. Desta forma, uma nova estratégia
de injecao futura esta sendo avaliada, assim como programas de monitoramento
continuo (Esteves e Morgado, 2010).

Outro projeto a este respeito é o de Snohvit, que também é realizado pela
empresa Statoil, e foi iniciado em 2008, localizado ao norte da Noruega, no mar
de Barents. O CO; proveniente do processo de geracdo de gas metano é
armazenado em aquiferos salinos, com profundidade de 2.500 m abaixo do nivel
do mar. Estima-se que 0,7 milhdes de toneladas de didxido de carbono possam
ser armazenadas nessa formacéo anualmente (Statoil, 2011).

Por fim, segundo o Instituto global de CCS, o projeto Gorgon esta sendo
construido pela Chevron como parte de um consércio compreendendo Chevron
(47,3%, operadora), Shell (25%), ExxonMobil (25%), Osaka Gas (1,25%), Gas
Toquio (1%) e Chubu ElectricPower (0,417 %). Neste projeto o didxido de carbono
sera extraido como parte do processamento de gas, em uma instalagéo a ser
construida em Barrow Island, cerca de 70 km da costa noroeste da Australia
Ocidental. A estimativa é que este projeto possa ocorrer no primeiro semestre de
2017 (Global CCS Institute, 2016).
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Metodologia de Estudo

Nesta secdo, sera apresentada uma proposta para estudar o processo de
injecédo de CO-> em aquiferos salinos de rochas carbonaticas, visando avaliar o
comportamento do mecanismo de aprisionamento mineral do CO, em escala de
milhares de anos, considerando as reagdes quimicas de dissolugao e precipitagdo
mineral, as reag¢des quimicas entre os componentes na fase aquosa e a difusao
molecular do diéxido de carbono na fase aquosa.

Para a simulacdo deste processo foi utilizado o software comercial GEM
2015, (Generalized Equation-of-State Model Compositional Reservoir Simulator)
da empresa Computer Modelling Group (CMG) Ltd, que é uma poderosa
ferramenta computacional para a analise de reservatérios de petréleo, permitindo
a modelagem dos fluidos do reservatério sob diferentes condicdes.

Inicialmente foram realizados alguns estudos para eleger um caso base, de
onde foram simulados casos derivados alterando individualmente cada uma das
seguintes propriedades: Difusividade, salinidade, pH e temperatura.

A metodologia de trabalho utilizada apresentou as seguintes etapas:

» Entendimento do funcionamento do software de simulacdo GEM,;

» Familiarizacdo com o software GEM,;

» Construgao do modelo de reservatoério e determinacéo do caso base;

» Simulagao da inje¢do e armazenamento geolégico de CO-, no aquifero

salino, para o caso base e para as propriedades variadas

» Interpretacéo dos resultados.

O desenvolvimento de cada etapa sera apresentado a seguir:

3.1.
Entendimento do funcionamento do software de simulagcdo GEM

O GEM é um simulador composicional, que modela o fluxo de fluidos
trifasicos de varios componentes através de métodos numéricos. O GEM replica
com precisao a fisica e quimica do que esta acontecendo em um reservatoério para
ajudar na otimizagdo do campo.

Dentre suas diversas aplicagdes podemos citar a aplicagao para estudos de
captura e sequestro de carbono, propdsito deste trabalho. Neste tipo de estudo, o
simulador GEM ira modelar com precisao os efeitos a longo prazo da inje¢do do

didéxido de carbono em uma formagao geoldgica ou um aquifero salino, ajudando
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assim a determinar a viabilidade do projeto. Dentre outras aplicabilidades o

simulador ira contribuir para:

» Aumentar a precisdo do estudo, uma vez que ira considerar parametros
como, a densidade da fase aquosa, a alteracdo da solubilidade e
salinidade, precipitacdo mineral e mecanismos de dissolucéo.

» Melhorar a confiabilidade do modelo, incluindo os calculos completos de

equilibrio quimico em fase aquosa.

Referente aos calculos utilizados pelo simulador, podemos dizer que
existem diversos tipos de métodos numéricos utilizados para encontrar a solucao
em uma simulacdo, tais como: método dos elementos finitos, método dos
elementos de contorno, método dos volumes finitos, método das diferengas finitas.
O método numérico utilizado neste trabalho foi o método de diferencas finitas que
é um método de resolucdo de equagdes diferenciais que se baseia na
aproximacao de derivadas por diferencas finitas. Este € um dos métodos
numeéricos mais utilizados para a simulacéo de reservatorios.

Este método é implementado por imposicdo de uma malha de diferencas
finitas sobre o reservatoério a ser modelado. A malha escolhida é entdo usada para
aproximar as derivadas espaciais das equagdes continuas. A implementagao de
aproximacoes de diferencas finitas resultando em equacdes algébricas é também
conhecida como discretizagéo.

Neste estudo, a equacao governante principal aplicavel durante a inje¢cao de
CO2 em aquifero é a equagao da difusividade hidraulica, que é obtida a partir da
associacgao de outras trés equacgoes basicas. Sao elas: a equagao de conservagao
de massa (equacgao da continuidade), a Lei de Darcy (Eq. 19) para o transporte
de massa no meio poroso, e a equacgao de estado, que neste caso foi utilizada a
equacgdo de Peng-Robinson (Eq. 8). Estas duas ultimas equagdes ja foram
anteriormente apresentadas pelas equacdes 19 e 8 e, portanto, nesta secédo o
foco sera demonstrar a equagao de balango de materiais.

Neste caso, considerando ng para o componente gasoso (COy), na para o
componente aquoso (agua) e nn para os componentes minerais (calcita e
dolomita), temos as seguintes equacdes de conservagcdo de massa para as

diferentes espécies (na forma discreta):
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Para o componente gasoso:
. V
Vi = AT YL (AP = P gAd) + ATV (Ap™ = plgAd)+ g =— (N7 = N7) =0
' f

(20)

Para o componente aquoso:

= 7 I_5 . ;4] 0+l n+l Vi.nsd o ')_
vy = o1, ™ -end) + aD% % + VRt vt g - Vet xa)

1-aq J.mn Afl 13 T
(21)
Para os minerais:
= vV n+l i(\]ﬂ—l Nl = o
Wi = 'Uk.mn_ﬁ*k — Nk = MW
! (22)
Onde:

D = profundidade (m)

Ni = nimero de mols do componente i por volume total da célula
P = presséao (kPa)

gi = Vazao molar do componente i na fase j

V = Volume total da célula (m3)

Yij = fragdo molar do componente i na fase j

pj= Massa especifica da fase j (kg/m?)

Voiaq = taxa de reagao entre 0 componente gasoso e aquoso
Vo;mn = taxa de reacéo entre os componentes aquosos

V ok.mn = taxa de reacédo dos componentes minerais

Neste caso o simulador utiliza a discretizagdo adaptativa implicita para
discretizar as equacgdes no tempo. Na equacao acima, o “n” denota a unidade de
tempo inicial, enquanto o “n+1” denota a unidade de tempo final. Sendo assim, o
“u” representado nas equacbes anteriores sera equivalente a “n” para células

explicitas e “n+1” para células implicitas.

Portanto, para iniciar a solugdo dessas equacodes, premissas basicas devem
ser definidas para a representacdo da malha do reservatorio através de cada

célula de calculo, conforme ilustrada abaixo:
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q. > [ Y%

i-1 i i+1

At(qci— N q"i+ - qtu, ) = M:-:.H -M"

Onde:

Cc = componente

i = célula

n = inicio do incremento de tempo (at);
n+1 = final do dt

g = vazao massica;

M = massa

W = poco (fonte ou sumidouro)

Os dados basicos utilizados para iniciar a solugdo das equagdes em cada
célula serdo: a dimensdo da malha do reservatério incluindo a quantidade de
volumes de controle que serdo utilizados, a propriedade dos fluidos envolvidos
tais como o CO, e a agua, fracao inicial de cada componente, propriedades
petrofisicas do reservatorio, tais como: porosidade, permeabilidade, saturacéo de
fluidos, dentre outras. Maiores detalhes a respeito dos dados utilizados para o

inicio da simulagao estdo apresentados mais adiante na segéo 4.1 deste trabalho.

3.2.
Familiarizacdo com o software GEM

A familiarizagdo com o software GEM ocorreu nas aulas praticas de
Engenharia de Reservatdrio, ministradas na Pontificia Universidade Catdlica do
Rio de Janeiro pelo professor Luis Glauber Rodrigues, e no desenvolvimento

deste trabalho.

3.3.
Construcdo do modelo do reservatério e determinacao do caso base

Apds o entendimento e familiarizagado com o software de simulagao, a etapa

seguinte consiste na determinagao do caso base através da constru¢do do modelo
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numeérico propriamente dito. Os reservatérios sdo comumente referenciados como
blocos (ou células), denominados malha de simulagéo.

Nessa etapa, para cada célula s@o inseridas as carateristicas dimensionais
do reservatorio, como também, as variaveis intrinsecas ao sistema, tais como —
permeabilidades, porosidade e saturagdes. As propriedades dos fluidos
envolvidos no processo, assim como as propriedades da rocha do reservatério
também devem ser definidas para descrever sua variagdo ao longo do processo
de injegao.

As propriedades petrofisicas do reservatoério, tais como: porosidade,
permeabilidade, saturacdo de fluidos, dentre outras, sdo fundamentais para
caracterizar o armazenamento e a transmissdo de fluidos na rocha. Para a
determinacgdo destas propriedades, se faz necessario definir quais serado os fluidos
envolvidos no processo. Neste trabalho, os fluidos que fazem parte da simulagao
sdo o gas dioxido de carbono (CO.), adicionado ao reservatério através de um
poco injetor, e agua salina do reservatorio. As propriedades de cada um destes
componentes foram determinadas através de analise dos dados de literatura.

As propriedades dos fluidos e da rocha do reservatério podem ser
determinadas através de analise de estudos referente a este tema, citados nas
secdes 2.3 e 2.4 deste trabalho.

Os parametros utilizados para a determinacao do caso base serdo

apresentados no capitulo 4 deste trabalho.

3.4.
Simulagédo dainjecdo e armazenamento geoldgico de COz, no aquifero
salino, para o caso base e para as propriedades variadas

Tendo as premissas para o caso base sido definidas, o estudo segue adiante
com as simulagdes da injecao do CO; no aquifero para o caso base. Para seguir
com a simulagdo do reservatorio € necessario desenvolver uma estratégia que
otimize o armazenamento de CO,. Esta tarefa compreende um grande numero de
variaveis envolvidas, como propriedades petrofisicas, as propriedades do fluido,
além de distintos paréametros de controle, tais como: numero e localizagdo de
pocos; taxas de injecao e fluxo de saida do aquifero; e parametros operacionais.

Tendo o caso base sido determinado, a etapa seguinte sera selecionar as
propriedades que serdo variadas para analise do processo. As propriedades
escolhidas para serem analisadas nos casos variantes foram a difusividade, a
salinidade, o pH e a temperatura, uma vez que elas influenciam diretamente as

reagdes quimicas envolvidas nos processos de dissolugdo do CO; no aquifero e
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os processos de dissolugdo / precipitagdo mineral. Outro motivo levado em
consideracao foi a existéncia de poucos trabalhos que abordam a variagdo e o

efeito destas propriedades.

3.5.
Interpretacdo dos resultados da simulacao

Por fim, os resultados obtidos foram analisados e discutidos conforme

detalhado no capitulo 4 deste trabalho.
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Resultados e Discussoes

Neste capitulo estdo descritos os resultados obtidos no desenvolvimento
deste trabalho, os quais estao relacionados com as condi¢des de aprisionamento
mineral do CO2 em escala de trés mil anos. Visando aumentar a efetividade dos
fendbmenos envolvidos na simulagédo da injecdo de CO; em agua, este estudo
também considera as reagbes quimicas entre os componentes na fase aquosa, a
difusdo molecular do didxido de carbono na fase aquosa e as reagdes quimicas
de dissolucéo e precipitagdo mineral.

Conforme descrito no capitulo 3, inicialmente foi realizado um estudo para a
determinacdo do caso base e foram simulados casos derivados alterando

individualmente cada uma das propriedades selecionadas.

4.1.
ConsideracgOes para a Determinacao do Caso Base

Os fluidos envolvidos neste estudo sdo gas didéxido de carbono (CO3), os
sais presentes no aquifero (NaCl, CaCl,;, MgClz) e agua do reservatério, cujas
propriedades foram descritas no capitulo 2. Neste trabalho, o modelo do
reservatorio foi criado, partindo de dados encontrados em literatura, tais como os
trabalhos de Nghiem, Sammon, et. al. (2004) e Khan, 2015, e um de um teste de
refino da malha do reservatorio descrito a seguir.

Inicialmente utilizou-se uma malha cartesiana convencional, no qual o
reservatorio esta preenchido somente com agua salgada, situado a 2.000 metros
de profundidade. Na configuragdo da malha foram inicialmente incluidas 9
discretizacdes na direcéo x, 9 discretizacdes na diregao y e 4 camadas na direcao
z (profundidade), apresentando um total de 324 blocos e cada bloco possuindo
dimensao de 175 metros na direcdo x, 175 metros na diregdo y e 30 metros na
diregcdo z, e comprimento total de 1.575 metros na diregcado x, 1.575 metros na
direcdo y e espessura de 120 metros (direcao z), conforme demonstrado na figura

4.1 abaixo:
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Figura 4.1 - Geometria do modelo do aquifero 9x9x4 (posi¢cao do pogo injetor e
profundidade em metros).

No entanto, ao iniciar as simulacdes observou-se que modelos com células
muito grandes, poderiam contribuir para uma elevada diluigdo do CO, e nao
permitiriam avaliar o efeito do CO; nas reagdes quimicas envolvidas. Sendo
assim, foi feito um teste com refino da malha do reservatério no qual observou-se
que a malha mais refinada com 90 discretizacdes na direcao x, 90 discretizagdes
na direcdo y e 40 camadas na direcao z (profundidade), sendo constituido de
324.000 blocos e cada bloco com dimensao de 17,5 metros na direcédo x, 17,5
metros na diregdo y e 3 metros na direcao z, permitiu observar melhora no efeito
do CO; nas reagdes envolvidas, uma vez que foi possivel observar, por exemplo,
o inicio da reacgao de precipitacao mineral (mudanca do comportamento da curva
da malha 90 x 90 x 40 em aproximadamente 200 anos apods o inicio da simulagao),

conforme demonstrado na figura 4.2 abaixo:
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Figura 4.2 — Variagdo da quantidade de mols de CO: na forma mineral para comparagéo

do refino das malhas 9 x 9 x 4 e 90 x 90 x 40.

Sendo assim, o modelo final utilizado para o desenvolvimento deste estudo

foi a malha cartesiana convencional citada acima de 90 x 90 x 40, com um total

de 324.000 blocos, no qual o reservatério esta situado a 2.000 metros de

profundidade, possuindo comprimento total de 1.575 metros na diregao x, 1.575

metros na diregdo y e espessura de 120 metros (direcdo Zz), conforme

demonstrado na figura 4.3 abaixo:

fi.

2.119

2.107

2.095

—12.083

2.072

—12.060

2048

= 12.037

2025

2013

2.002

Figura 4.3 - Geometria do modelo do aquifero 90x90x40 (posigdo do pocgo injetor e

profundidade em metros).
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Outro parametro avaliado no desenvolvimento do modelo, foi a estratégia
para simular a saida de agua do reservatério. Observou-se que alguns trabalhos
de literatura, por exemplo Margon (2009), simularam o fluxo de saida do aquifero
através de pocgos produtores com pressao de fluxo constantes. No entanto, de
forma a modelar o efeito da difusdo de pressao no aquifero, este trabalho adotou
o0 modelo analitico de influxo de agua do reservatorio.

A determinacao do caso base prosseguiu com a simulagao do CO, sendo
injetado puro, através de um poco injetor localizado no centro do aquifero e, uma
vez que a taxa de reatividade das reagdes de mineralizagao sdo muito lentas, este
estudo foi simulado em uma escala de tempo na ordem de 3000 anos. Em todos
0s casos, o CO; foi injetado durante 50 anos, a partir de entdo a simulagao foi
continuada até 3000 anos.

No inicio das simulacbes observou-se que o software apresentou
mensagens sinalizando falha de convergéncia. A falha de convergéncia resulta
em cortes de tempo para o software realizar o calculo e sao causados por
variagdes, nas variaveis primarias, que excedem as variagcbes nominais
especificadas pelo passo de tempo. O comando no software GEM que ira
determinar o passo de tempo a ser utilizado para o calculo é o “DTMAX”. Sendo
assim, este comando foi reduzido, de forma a permitir que os calculos fossem
realizados adequadamente, principalmente nos primeiros 50 anos de simulagao,
que € o periodo em que observa-se uma variagdo maior das propriedades do
reservatorio. O detalhamento dos valores de DTMAX utilizados ao longo de toda
a simulagao podem ser observados no anexo | deste trabalho.

O reservatério foi representado por uma rocha carbonatica, no qual foram
considerados para efeito deste estudo somente a calcita e a dolomita. O efeito da
dolomitizacao e a presencga de outros minerais na rocha do reservatério ndo foram
levados em consideragdo neste trabalho. Adicionalmente, considerou-se a
interacao dos ions da rocha juntamente com os do aquifero, através de simulagdes
no software Winprop da CMG, onde foi possivel observar o efeito das reagdes
quimicas de dissolugdo e precipitagdo mineral envolvidas no processo de injecao
de CO..

Os dados basicos utilizados para as simulagbes deste trabalho estao

apresentados a seguir:
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A tabela 4.1 apresenta as concentragdes iniciais para os componentes

aquosos e as propriedades minerais sdo apresentadas na tabela 4.2.

Tabela 4.1 - Concentracgéio inicial para componentes aquosos

Componentes aquosos

Concentracéao
(mol/kg H20)

H*
Ca?*
Cl
Mg?*
HCOs
CaCl*

MgCl *

CaHCOg3*

MgHCO3 *

1,00 E7
9,11 E®
2,34 E8
2,32 E
5,45 E7
2,49 E02
1,17 E®
4,80 E©
250 E®S

Fonte: Nghiem, Sammon, et. al., 2004

Tabela 4.2 - Propriedades dos minerais

, _ Peso molecular , o
Minerais| Férmula Fracdo volumétrica Inicial
(g/mol)
Calcita CaCOs 100,00 0,0088
Dolomita | CaMg(COs). 184,40 0,0088

Fonte: Nghiem, Sammon, et. al., 2004 e Khan, 2015.

A fracdo volumétrica dos minerais calcita e dolomita citada na tabela 4.2,

demonstra o quanto destes minerais esta inicialmente presente na rocha do

reservatorio e foi baseada nos trabalhos de Nghiem, Sammon, et. al., 2004 e

Khan, 2015. Este parametro é importante na simulacéo, pois é atraves dele,

juntamente com os dados apresentados na tabela 4.3 que o simulador sera capaz

de modelar as reagdes de dissociagao e precipitacédo mineral.
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Tabela 4.3 - Parametros iniciais para as reagdes minerais

rate constante | . _ )
_ _ Areareativa | Energia de Ativacéo (Ea)
Minerais (Log10K
m2/m3 J/mol
mol/m?2.s
Calcita -8,78 88 41870
Dolomita -9,22185 88 41870

Fonte: Nghiem, Sammon, et. al., 2004 e Khan, 2015.
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As equagdes das reagdes para 0s compostos aquosos e minerais presentes

no aquifero em estudo estdo demonstradas na tabela 4.4.

Tabela 4.4 - Equacgbes das reacgdes de equilibrio dos compostos aquosos e minerais

Reac8es de equilibrio quimico agquoso

1. COz2 (= CO2 (ag)

a B~ W N ODN

. CO3 (aq) + H20 = H,CO3
. CO; (@) + H:O = H* + HCO3 -
.CaCl*=Ca?" + CI
. CaHCO3* = Ca?* + HCOs -
. MgClI* = Mg?* + CI-

. MgHCOg" = M92+ + HCOs

Reacbes de dissolucédo / precipitagcdo mineral

6.CaCO; + H* = Ca?* + HCOgs
7. CaMg(COs)2 + 2H* = Ca?* + Mg?* + 2HCO3"

Os parametros de entrada do caso base estdo resumidos nas tabelas 4.5 e

4.6 a seguir:
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Tabela 4.5 - Dados de entrada do simulador para o caso base.

Propriedades do aquifero e do poco Unidade
Malha de simulacao Células 90 x 90 x 40
Espessura m 120
Lamina D'agua m 1000
Profundidade de soterramento m 1000
Temperatura C 60
Presséo inicial MPa 20,7
Permeabilidade mD 2000
Salinidade ppm 100.000
Coeficiente de difusdo do CO- cm?/s 3,65 E®
pH pH 7,0
Porosidade fracao 0,38
Saturagao de agua residual fragao 0,25
Localizag&do do pogo injetor células 45 x 45 x 40
Pressdo maxima de injegao MPa 100
Vazao maxima de injecédo 10 E** m3/d 1,5
Tabela 4.6 — Dados dos componentes de entrada no simulador para o caso base.
Descricdo dos componentes Unidade CO; H.O
Presséao critica MPa 7,28 22,05
Temperatura critica °C 31,1 3741
Temperatura normal de ebulicdo °oC -78,5 100,0
Volume critico m?3/kmol 0,094 0,056
Peso molecular kg/kmol 44,01 18,01

A seguir serdo apresentados os resultados obtidos da simulagdo do caso

base:


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1421608/CA


PUC-Rio- CertificacaoDigital N° 1421608/CA

66

A figura 4.4 mostra a variagao média da pressao do aquifero referenciada a
profundidade de 2000 m.

21.500

21.450

21.400

21.350

Pressdo Média do Reservatério (kPa)

21.300

21.250

T T T T T T T T T T T T T T T T
2200 2400 2600 2800 3000 3200 3400 3600 3800 4000 4200 4400 4600 4800 5000 5200
Tempo (Date)

Figura 4.4 - Grafico da Pressdo média do reservatorio (kPa).

Podemos observar pela figura 4.4, que ocorre um aumento inicial da pressao
do reservatorio, associado ao periodo de injecdo de CO; no aquifero, e apds o
término da injecdo, verifica-se diminuicao da pressao até a mesma atingir

comportamento constante.

A figura 4.5 mostra a fragdo molar de CO; injetada acumulada em
condi¢des padrao.

1,40e+12

1,20e+12

1,00e+12

8,00e+11
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0,00e+0
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Figura 4.5 - Grafico de fracdo molar de injecdo de CO:2 condi¢ao padrao.
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Conforme previamente descrito no capitulo 2, nas condi¢des de reservatorio
aplicaveis a este trabalho, o CO; injetado esta no estado supercritico, como pode
ser observado, comparando a fragdo molar de CO; injetada nas condi¢des padréo
(figura 4.5) e a fragdo molar de CO; existente no reservatério no estado

supercritico (figura 4.6).

1,20e+12
1,00e+12- (/_k

8,00e+11-

6,00e+11—

CO2 Super-Critico (mol)

4,00e+11+

2,00e+11-

0,00e+0 T T T T T T T T T T T T T T T T
2200 2400 2600 2800 3000 3200 3400 3600 3800 4000 4200 4400 4600 4800 5000 5200
Tempo (Date)

Figura 4.6 — Quantidade de mols de COz2 no estado supercritico.

A figura 4.7 representa o volume de saida de agua do reservatério ao longo
do tempo, no qual podemos observar que o método analitico utilizado para simular
a saida de agua do reservatério foi eficiente, uma vez que o volume de agua
diminui proporcionalmente durante o periodo de 50 anos de injegédo de COz e

tende a estabilizar depois que a inje¢ao é cessada.

0,00e+0
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Figura 4.7 - Volume de saida de agua do Reservatorio.
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As figuras 4.8, 4.9 e 4.10 mostram a saturacao de gas (CO), apds 20 anos

de injecao (ano de 2035), no momento em que a injecdo de CO; é cessada apds

50 anos (ano de 2065) e no final da simulagao (ano 5015), respectivamente.

[

Figura 4.8 - Saturagao de gas apos periodo de simulagdo de 20 anos (Ano de 2035).
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Figura 4.9 - Saturacdo de gas ap6s periodo de simulagédo de 50 anos (Término da

injecdo de CO2) (Ano de 2065).
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Figura 4.10 - Saturagéo de gas apos periodo de simulagdo de 3000 anos (Ano de 5015).

Pelas figuras 4.8, 4.9 e 4.10 acima observa-se que a maior concentragao de
gas CO- encontra-se principalmente no topo do reservatério. Isso ocorre devido a
diferenca de densidade do CO; e da salmoura, fazendo com que o fluxo de CO;
ocorra no sentido do pogo para o topo do reservatério. Este mesmo
comportamento também pbde ser observado no trabalho de Bryant,
Lakshminarasimhan, et. al. (2006).

O perfil de armazenamento da quantidade CO; no aquifero ao longo do

tempo na forma dissolvida pode ser observado na figura 4.11:
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Figura 4.11 — Quantidade de Mols de CO2 armazenado na forma dissolvida.
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Observa-se pela figura 4.11 que a quantidade de mols de CO2 na forma
dissolvida tende a aumentar principalmente durante o periodo de inje¢do de CO;
e, a medida que a injecdo € cessada, observa-se que este incremento vai
reduzindo até atingir um comportamento estavel. Isso ocorre, pois ao entrar em
contato com a agua do reservatério, o CO; se dissociara até que seja atingida a
saturacdo maxima do meio aquoso, quando observa-se a estabilidade da curva.

A quantidade total de CO, armazenada no aquifero na forma mineral pode
ser observada na figura 4.12. As figuras 4.13 e 4.14 demonstram a variacdo da
quantidade de mols da calcita e dolomita respectivamente, para o periodo de 3000

anos de simulagao.
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Figura 4.12 — Quantidade de mols de CO2 armazenado na forma mineral.
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Figura 4.13 - Variagao da quantidade de mols da calcita na forma mineral.
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Figura 4.14 - Variagcao da quantidade de mols da dolomita na forma mineral.

Pelas figuras 4.12, 4.13 e 4.14 acima, observamos que a quantidade de mols

da calcita e da dolomita inicialmente diminuem, atingindo resultados negativos.
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Os resultados negativos ocorrem, pois as reagdes de dissolucdo dos
minerais da rocha, s&o representadas por valores negativos, ao passo que a
mesma reacgao no sentido inverso, ou seja, no sentido de formagao dos minerais
tem a tendéncia do comportamento ascendente no grafico.

Este fendbmeno pode ser explicado, pois com a inje¢ao do CO; no aquifero,
ocorre a dissociagdo do COz, formando os ions H* e HCO3~ conforme pode ser

observado na equacao (23) abaixo:

CO, (aq) T H>O = H* + HCO3~ (23)

A partir do momento em que a concentragdo de H* no aquifero & suficiente
para reagir com os minerais da rocha, as reacgdes de dissolugcao mineral,
representadas pelas equagdes (24) e (25) abaixo, comegam a ocorrer, gerando

ions Ca?* para calcita e Mg?* para dolomita no sistema.

Calcita + H* = Ca?* + HCO3~ (24)
Dolomita + 2H* = Ca2* + Mg?* + 2 HCOs~ (25)

O processo inverso, isto €, a formagcdo dos minerais calcita e dolomita,
ocorre por sua vez quando os ions gerados a partir do processo de dissolugao do
mineral sdo combinados com os ions bicarbonato HCO3;~em solugao, precipitando
a calcita e a dolomita. Este processo, no entanto, € lento e, neste caso, pode ser
observado somente a partir de aproximadamente 200 anos de simulagéo, quando
verifica-se a mudanca de comportamento das curvas das figuras 4.12,4.13 e 4.14
(de decrescente para crescente).

A comprovacgao da ocorréncia das reagdes 24 e 25 no sentido de formagao
dos minerais também pode ser evidenciada através das figuras 4.15 e 4.16 no
qual observa-se o incremento da quantidade do ion H* e diminuigao do ion HCO3~

dissolvido no aquifero ao longo do periodo de 3000 anos de simulagao.
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Figura 4.15 - Variacao da quantidade de mols do ion H* no aquifero.
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Figura 4.16 - Variacdo da quantidade de mols do ion HCOs™ no aquifero.
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Com a variacdao da quantidade dos ions H* e HCOs no reservatério,
podemos observar pelas figuras 4.17, 4.18, 4.19 e 4.20 abaixo que o pH do
reservatorio também sera alterado, ou seja, ocorrera um aumento da acidificagcao
(pH) do aquifero ao longo do periodo de simulagdo, devido ao aumento da

quantidade de ions H* gerado.
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Figura 4.17 - Variagéo do pH do reservatério apds 10 anos de simulagao (Ano 2025).
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Figura 4.18 - Variacéo do pH do reservatério apés 20 anos de simulagao (Ano 2035).


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1421608/CA


PUC-Rio- CertificacaoDigital N° 1421608/CA

[

Figura 4.19 - Variagéo do pH do reservatério apés 50 anos de simulagado (término da

injecdo de CO2) (Ano 2065).

[

7.1

42

29

75

Figura 4.20 - Variagéo do pH do reservatério apés 3000 anos de simulagéo (Ano 5015).

Com a dissolugao dos minerais calcita e dolomita da rocha do reservatério,

consequentemente também podera ser observada a variagao da porosidade da

rocha ao longo do periodo de simulagédo, conforme mostrado nas figuras 4.21,

4.22 e 4.23 a seguir:
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Figura 4.21 - Variagao da porosidade do reservatério apds 10 anos de simulagao (Ano

2025).
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e

Figura 4.22 - Variagao da porosidade do reservatério apdés 50 anos de simulagao (Ano

2065).
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Figura 4.23 - Variagao da porosidade do reservatério apds 3000 anos de simulagédo (Ano

5015).
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Pelas figuras 4.21, 4.22 e 4.23 acima, podemos observar que a porosidade
do reservatorio ira aumentar ao longo do tempo. Os fatores que contribuirdo para
essa alteracao serdo principalmente o efeito das reagbes de dissolugéo e
precipitacao mineral. O efeito da variagao da pressao do reservatorio ao longo do
tempo também ira contribuir para o aumento da porosidade do reservatério, no
entanto, esta variagdo sera muito pequena se comparada a diferenca devido as
reagcdoes de dissolugdo / precipitagdo mineral. Sendo assim, o aumento da
porosidade pode ser explicado, pois apesar de termos observado o inicio do
fendmeno da precipitacdo mineral apés aproximadamente 200 anos de simulacgéao,
0 que poderia contribuir para a diminui¢ao da porosidade do reservatério, o mesmo
ainda nao é suficiente para superar a quantidade de mols de CO- que foi dissolvida
da rocha do reservatério, conforme observado na figura 4.12, previamente citada.
Desta forma, fica demonstrado que o armazenamento do COz na forma ibnica
ainda é superior ao armazenamento na forma mineral.

As sessobes seguintes irdo tratar dos resultados obtidos e valores utilizados
para cada um dos parametros considerados nas simulagdes dos casos variantes.

As propriedades escolhidas para serem avaliadas a seguir foram a
difusividade, salinidade, pH e a temperatura, uma vez que elas influenciam
diretamente as reagdes quimicas envolvidas nos processos de dissolugao do CO;
no aquifero e os processos de dissolugdo / precipitagdo mineral. Outro motivo
levado em consideracao foi a existéncia de poucos trabalhos que abordam a
variacdo e o efeito de algumas destas propriedades como por exemplo a

difusividade.

4.2.
Variagéo da difusividade

O caso base foi simulado considerando o fator de difusividade do CO- no
aquifero de 3.65 E® cm?/s, conforme informado no capitulo 2.3.1.5. Mediante a
escassez de dados de literatura para este paradmetro, o intervalo utilizado para a
variagdo do caso base foi de 1 E® cm?/s e 5 E-5 cm?/s, baseado no estudo feito
por Belgodere, Dubessy, et. al. (2015), no qual determinou-se experimentalmente
o coeficiente de difusdo do CO, em solugcbes aquosas sob pressao, considerando

o impacto da salinidade do meio.

A tabela 4.7 mostra um resumo dos paradmetros de entrada utilizados nas

simulagdes.
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Tabela 4.7 - Parametros utilizados para a variagao do coeficiente de difusividade
Pardmetro Variado - Difusividade

Coeficiente de difusividade = 1 E-5 cm?/s (Caso 1)

Coeficiente de difusividade = 3.65 E~® cm?/s (Caso Base)

Coeficiente de difusividade = 5 E*® cm?/s (Caso 2)

A figura 4.24 apresenta a quantidade de CO: armazenado na forma

dissolvida para o parametro de difusividade variado.
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—————————— Caso 2 - Difusividade 5E-5

Figura 4.24 - Armazenamento do COz na forma dissolvida com a variagédo da
difusividade.

A figura 4.24 mostra que a mesma quantidade de CO; foi dissolvida mais
rapidamente, quando se tinha um coeficiente de difusdo maior (caso 2),
reforcando a teoria citada anteriormente no capitulo 2.3.1.3 de que o processo de
difusdo molecular é dependente do tempo, conforme demonstrado pela segunda
Lei de Fick (Eq. 17). Sendo assim, observa-se que para o mesmo intervalo de
tempo, o caso simulado com maior fator de difusividade gerou uma quantidade
maior de CO; armazenado na forma dissolvida, conforme também pbde ser

observado no estudo realizado por Belgodere, Dubessy, et. al. (2015).
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de CO; na forma mineral. A figura 4.26 representa uma ampliagao da figura 4.25

para melhor visualizag&o das curvas.
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Figura 4.25 - Armazenamento do COz na forma mineral (mols).
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Figura 4.26 — Grafico ampliado do armazenamento do CO2 na forma mineral (mols).
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Pelas figuras 4.25 e 4.26, observa-se que a quantidade de mols de CO; na
forma mineral, foi maior quanto menor o coeficiente de difusdo. Como a dissolugéo
e precipitacdo mineral sdo processos inversos, conforme demonstrado nas
equacdes (24) e (25), o aumento do coeficiente de difusdo molecular ira favorecer
o processo de dissolugdo do CO; no aquifero, o que favorecera a dissolugao
mineral, e, por sua vez, ira desfavorecer o processo de precipitacdo mineral

(mineralizagao).

4.3.
Variagéo da salinidade

O caso base foi simulado considerando uma salinidade de 100.000 ppm por
se tratar de uma salinidade média para aquiferos.
A tabela 4.8 mostra um resumo dos parametros de entrada utilizados nas

simulagdes.

Tabela 4.8 - Parametros utilizados para a variagao da salinidade
Parametro Variado - Salinidade

Salinidade = 80.000 ppm (Caso 1)
Salinidade = 100.000 ppm (Caso Base)
Salinidade = 200.000 ppm (Caso 2)

A figura 4.27 mostra o comportamento da quantidade de CO, armazenado

na forma dissolvida com a variacao da salinidade.
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Figura 4.27 - Armazenamento do CO2 na forma dissolvida com a variagéo da salinidade
(mols).
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Podemos observar que o caso com a maior salinidade, apresentou uma
quantidade menor de CO; dissolvido. Isso ocorre, pois 0 aumento da salinidade
ira contribuir para o aumento da densidade do aquifero que por sua vez, ira reduzir
a solubilidade do CO, na agua, conforme também observado na figura 2.8
resultante do trabalho de Bachu e Adams (2003).

As figuras 4.28 e 4.29 mostram o efeito da salinidade no armazenamento de

COz na forma mineral. A figura 4.29 representa uma ampliacio da figura 4.28 para
melhor visualizag&o das curvas.
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Figura 4.28 - Armazenamento do COz na forma mineral com a varia¢do da salinidade
(mols).
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Figura 4.29 — Gréfico ampliado do armazenamento do CO2 na forma mineral com a

variagéo da salinidade (mols).

Pelo mesmo principio explicado anteriormente,

observa-se pelas figuras

4.28 e 4.29, que a precipitagdo mineral ocorreu em maior quantidade quanto maior

a salinidade.

4.4,
Variacado do pH

A variacéo do pH foi considerada baseada na tabela 4.9 abaixo:

Tabela 4.9 - Pardmetros utilizados para a variagdo do pH
Parametro Variado - pH

pH=6,0 (Caso 1)
pH = 7,0 (Caso Base)
pH = 8,0 (Caso 2)
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A figura 4.30 mostra a variagdo da quantidade de CO, armazenado na forma

dissolvida com a alteragdo do pH:

1.00e+11

8,00e+10+

6,00e+10

4,00e+10+

C02Dlissolvido (mol)

200e+104

0,00e+0

1 Ll Ll I T 1 Ll Ll I ] 1 Ll Ll I I 1
2200 2400 2600 2800 3000 3200 3400 3600 3800 4000 4200 4400 4600 4800 5000 5200
Tempo (Date)

Caso Base-pHT
—————— Caso1-pH6
—————————— Caso2-pH8

Figura 4.30 - Armazenamento do CO: na forma dissolvida com a variagdo do pH (mols).

Podemos observar que quanto mais acida for a solugédo (pH=6 neste caso),
maior é a quantidade de CO; dissolvida.

Ja no caso do armazenamento na forma mineral, podemos observar pela
figura 4.31, que solugbes mais acidas (pH = 6 neste caso), favorecem a
dissolugdo mineral e, por sua vez, desfavorecem a precipitagdo mineral
(mineralizagao). Os estudos desenvolvidos por Gerven, Moors, et. al. (2004) e
Klunk (2009) também concluiram que a dissolucdo de minerais carbonatados

aumenta a medida que a solugao torna-se cada vez mais acida.
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Figura 4.31 - Armazenamento do CO2 na forma mineral com a variagdo do pH (mols).

4.5.
Variagc&do da Temperatura

O caso base foi simulado com temperatura de 60° C e a tabela 4.10 mostra

um resumo dos parametros de entrada utilizados nas simulagoes.

Tabela 4.10 - Parametros utilizados para a variagao do coeficiente de Temperatura
Parametro Variado - Temperatura

Temperatura = 50°C (Caso 1)

Temperatura = 60°C (Caso Base)
Temperatura = 80°C (Caso 2)
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A figura 4.32 mostra a variagdo da quantidade de CO, armazenado na forma

dissolvida, com a alteragdo da temperatura:
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Figura 4.32 - Armazenamento do COz na forma dissolvida com a variagao da temperatura

(mols).

Observa-se pela figura 4.32 que quanto maior a temperatura menor sera a

quantidade de CO; dissolvido. Este mesmo comportamento também foi observado

no estudo desenvolvido por Dodds, Stutzman, et. al. (1956) conforme observado

na figura 2.7 e também no trabalho desenvolvido por Cavelhao (2014).

Ja para o armazenamento do CO; na forma mineral, observa-se pela figura

4.33 que o aumento de temperatura ira acarretar uma maior quantidade de CO-

armazenada na forma mineral.
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Figura 4.33 - Armazenamento do COz2 na forma mineral com a variagdo da temperatura

(mols).
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ConclusoOes e sugestdes para futuros trabalhos

5.1.
Conclusoes

O entendimento da influéncia dos parametros envolvidos no processo de
injecao do CO, em aquiferos e suas diferentes formas de armazenamento sao de
fundamental importancia para reduzir as incertezas deste processo e evitar riscos
de vazamento de CO; devido ao sequestro geoldgico.

Este trabalho apresentou a proposta da analise do processo de inje¢cao de
diéxido de carbono em aquiferos salinos de rochas carbonaticas, numa escala de
tempo de trés mil anos, para avaliar o aprisionamento do CO, em suas diferentes
formas, incluindo o armazenamento mineral. Tal estudo considerou na
modelagem, as reag¢des quimicas entre os componentes na fase aquosa e a
difusdo molecular do diéxido de carbono na fase aquosa, assim como as reacdes
quimicas de dissolugao e precipitagdo mineral.

Mediante o estudo realizado, juntamente com as pesquisas bibliogréficas e
resultados encontrados com a modelagem de injecao de CO; em aquifero salino,
podemos chegar as seguintes conclusoées:

Os resultados demonstraram que o CO; injetado migra no sentido do pogo
para o topo do reservatorio, devido a segregacao gravitacional existente entre o
CO; e a agua do aquifero.

Neste trabalho foi possivel observar o inicio do processo de precipitagao
mineral (mineralizacdo) do CO; apds aproximadamente 200 anos de simulagao.
No entanto, devido as lentas taxas da reacdo de precipitagdo mineral, a
predominancia do armazenamento do CO- ainda foi na forma iénica, uma vez que
processo de dissociacdo € O primeiro processo geoquimico que ocorre no
aquifero.

Variando-se a difusividade do CO;, concluiu-se que quanto maior o
coeficiente utilizado, maior o armazenamento de CO; na forma ibnica para o
mesmo periodo de tempo analisado. Este fendmeno é explicado pois a difusao
molecular € uma propriedade dependente do tempo. Sendo assim, o transporte
convectivo de CO; dentro da mistura CO2-agua ocorrera de maneira mais eficaz
e este fendbmeno ird acelerar significativamente seu aprisionamento através de
sua dissolu¢do da agua. No entanto, este mesmo comportamento néo ocorre se

considerarmos 0 armazenamento na forma mineral, pois como a dissolugao e
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precipitacao mineral sdo processos inversos, o aumento do coeficiente de difusao
molecular ira favorecer o processo de dissolugdo do CO, no aquifero, o que
favorecera a dissolugdo mineral, e, por sua vez, ira desfavorecer o processo de
precipitacao mineral (mineralizagao).

Observou-se também que quanto maior a salinidade do aquifero menor a
solubilidade do CO; no aquifero e por sua vez menor sera a quantidade de CO;
armazenado na forma ibnica. Isso ocorre pois a quantidade de minerais ou a
presenca de elevadas concentragdes de sais dissolvidos na agua, influenciam a
quantidade de CO, que podera ser dissolvido na agua. Por outro lado, observou-
se que o processo de mineralizagdo do CO, sera favorecido quanto maior for a
salinidade.

O processo de inje¢cao de CO, demonstrou que o reservatorio tera o seu pH
alterado (acidificado), pois o CO; injetado ird se dissociar formando &acido
carbdnico (H2COs3) como produto da reagao quimica.

Concluiu-se também que a acidificacdo do meio favorece a reacao de
dissociacdo dos minerais da rocha. Desta forma, uma maior quantidade de H* no
aquifero (pH=6), farda com que uma quantidade maior de calcita e dolomita sejam
consumidas da rocha. Por outro lado, solugdes mais acidas, desfavorecem a
precipitacdo mineral, o que naturalmente ja era esperado, uma vez que 0s
fendbmenos de dissolugao / precipitagdo mineral sdo inversos.

A variacao da temperatura no processo de injecao de CO, em aquiferos
salinos também foi avaliada e concluiu-se o aumento da temperatura favorece o
processo de mineralizagao.

Neste trabalho péde-se verificar que as propriedades da rocha ao redor do
poco injetor foram afetadas, tais como a porosidade da rocha. Observou-se que
para o periodo estudado a porosidade do reservatério aumentou, devido a maior
proporcéo do processo de dissolugdo mineral se comparado a mineralizagao.

E importante ressaltar que existem poucas pesquisas a respeito do tema
abordado neste trabalho que envolvam o efeito das reagbes quimicas de
mineralizagcdo e considerem o efeito da difusividade molecular do CO,, no
processo de injecdo de CO2 em aquiferos.

Por fim, os resultados obtidos através da simulagao realizada neste trabalho
foram comparados favoravelmente com os dados encontrados em literatura,
conforme visto nos trabalhos dos autores Ghanbari, Al-Zaabi, et. al. (2006) e Khan
(2015), por exemplo. Estes trabalhos também demonstraram que o mecanismo de
armazenamento ibnico é predominante quando comparado ao armazenamento

mineral e que os processos de dissolugao / precipitagdo mineral ocorrem em uma
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escala de tempo longa e sao suficientes para alterar propriedades do reservatério,

tais como a porosidade.

5.2.

Sugestdes para futuros trabalhos

Este trabalho gerou resultados interessantes que sugerem prosseguir com

os estudos a fim de avaliar as seguintes questodes:

Considerar na modelagem do processo de injecdo de CO2 em aquiferos
salinos o efeito da geomecanica.

Avaliar a influéncia da histerese das curvas de permeabilidades relativas
ao processo de deslocamento do CO; do aquifero.

Estudar como as constantes das reagdes de mineralizacao da calcita e
dolomita poderiam ser aceleradas ou alteradas.

Considerar a influéncia da presenca de outros minerais na rocha do
reservatorio e do fendmeno da dolomitizagdo na simulagao.

Simular a injegao de CO, impuro em aquiferos salinos.

Pesquisar metodologias de monitoramento para garantir que o CO;
injetado permaneca armazenado na ordem de milhares de anos.

Avaliar o efeito da acidificacdo do aquifero ao longo dos anos com as
outras propriedades do reservatorio.

Avaliar o efeito da mineralizagdo por um periodo superior a 3000 anos,
com a finalidade de monitorar a variagao das propriedades da rocha do

reservatorio, tais como pressao e porosidade da rocha do reservatorio.
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Anexos

ANEXO | — ARQUIVO DE SIMULACAO CASO BASE

*% *%

** MODEL: CART 90x90x40 GRID CO2 INJECTION INTOAN ~ **
** 2 COMPONENTS AQUIFER WITH GEOCHEMISTRY ~ **

** WATER-GAS MODEL w

* S UNITS -

*%k k%

*% *%

** CONTACT CMG at (403)531-1300 or support@cmgl.ca >
**2017-07-24, 19:21:58, robertadomingos
RESULTS SIMULATOR GEM 201410

------- Input/Output ---------------

FILENAMES OUTPUT SRFOUT RESTARTOUT INDEXOUT MAINRESULTSOUT
RANGECHECK ON

*INUNIT *SlI

INTERRUPT INTERACTIVE

*XDR *ON

**REWIND 3

*MAXERROR 20

*WRST *TIME

*WPRN *WELL *TIME
*WPRN *GRID *TIME
*WPRN *ITER *BRIEF

*WSRF *WELL *TIME
*WSRF *GRID *TNEXT
*OUTSRF *WELL *PSPLIT

*DIARY WELL-info
*DIARY2 *CHANGES-UNCONV

*OUTPRN *WELL *ALL

*OUTPRN *RES *NONE

**OUTPRN *GRID *IMPL *TEMP *MOLALITY 'CO2' *MINERAL 'CALCITE'
** *MINERAL 'KAOLINIT' *MINERAL 'ANORTHIT

*OUTSRF *GRID *SW *SG *PRES *DENW *DENG *TEMP *VELOCRC *KRG *KRW
*TGIP

*POROS *PERM *PERMEFF *PERMINT *RFG

*Z'CO2' *W 'CO2

*MOLALITY 'CO2' *MOLALITY "H+ *MOLALITY 'Ca++

*MOLALITY 'Cl- *MOLALITY 'Mg++' *MOLALITY 'HCO3-'

*MOLALITY 'CaCl+ *MOLALITY 'CaHCO3+ *MOLALITY 'MgCI+'

*MOLALITY '"MgHCO3+ *MINERAL 'Calcite' *MINERAL 'Dolomite’

*SALIN

*PH

*OUTSRF *WELL *GHGGAS *GHGLIQ *GHGSCRIT *GHGSOL *GHGAQU *GHGMNR
*TGIP

*OUTSRF *RES *ALL

INVENTORY-CO2
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**'H+' 'Ca++' 'Cl-' 'Mg++' 'HCO3-'
***'CaCl+' 'CaHCO3+' 'MgCl+' 'MgHCO3+'
***'Calcite' 'Dolomite’

> Grid

RESULTS AXES-DIRECTIONS 1. 1. 1.
*GRID *VARI 90 90 40

*KDIR DOWN

*DI *CON 17.5

*DJ *CON 17.5

*DK *CON 3

*DTOP 8100%2000.

** 0 = null block, 1 = active block
NULL CON 1

*POR CON 0.38

*PERMI CON 2000.

PERMJ EQUALSI

PERMK EQUALSI
** 0 = pinched block, 1 = active block
PINCHOUTARRAY CON 1

*CPOR MATRIX 1.E-08
*PRPOR MATRIX 1000.
**VOLMOD CON 1

**MOD

**1:111:91:4=1e3
**9:91:91:4=1e3
**1:91:11:4=1e3

** 0 = pinched block, 1 = active block
**PINCHOUTARRAY CON 1

*AQUIFER *REGION 1 1:90 1:40 *IDIR
*REGION 1:90 1 1:40 *JDIR

*REGION 90 1:90 1:40 *IDIR

*REGION 1:90 90 1:40 *JDIR
*AQMETHOD *CARTER-TRACY

*AQPROP

**Thickness Porosity Permeability Radius Angle (R-Ratio)

120 0.38 2000 20000 1
*AQLEAK *ON

I e Fluid Model ---------------
*MODEL *PR
*NC 2 2
*TRES 60
*PVC3 1.2000000E+00
*COMPNAME
'CO2 ' 'C1 !

*SG 8.1800000E-01 3.0000000E-01
*TB -7.8450000E+01 -1.6145000E+02
*PCRIT  7.2800000E+01 4.5400000E+01
*VCRIT  9.4000000E-02 9.9000000E-02
*TCRIT  3.0420000E+02 1.9060000E+02
*AC 2.2500000E-01 8.0000000E-03
MW 4.4010000E+01 1.6043000E+01
*HCFLAG 0 0 **0
*BIN

1.0300000E-01

97
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*VSHIFT

0.0000000E+00 0.0000000E+00
*VISCOR *HZYT
*MIXVC  1.0000000E+00
*VISVC

9.4000000E-02 9.9000000E-02
*VISCOEFF

1.0230000E-01 2.3364000E-02 5.8533000E-02 -4.0758000E-02 9.3324000E-03
*OMEGA

4.5723553E-01 4.5723553E-01
*OMEGB

7.7796074E-02 7.7796074E-02
*PCHOR

7.8000000E+01 7.7000000E+01
*HENRYC

1.9510547E+05 0.0
*REFPH

9.4000000E+03 9.4000000E+03
*VINFINITY

3.5089333E-02 3.5242646E-02
*YAQU-RATE-CUTOFF
1.0E-4 100.0

*DER-CHEM-EQUIL *ANALYTICAL
*DER-REACT-RATE *ANALYTICAL

*ACTIVITY-MODEL *B-DOT
*SALINITY *PPMWT 100000
*AQUEOUS-DENSITY *ROWE-CHOU
*AQUEOUS-VISCOSITY *KESTIN

*NC-AQUEOUS 9
*COMPNAME-AQUEOUS
'H+ 'Ca++' 'Cl-' 'Mg++' 'HCO3-"
'CaCl+' 'CaHCO3+ 'MgCl+ 'MgHCO3+'
“MW-AQUEOUS

1.0079 40.0800 35.4530 24.3050 61.0171
75.5330 101.0971 59.7580 85.3221
*|ON-SIZE-AQUEOUS

9.00 6.00 3.00 8.00 4.50

4.00 520 4.00 4.00
*CHARGE-AQUEOUS

1.0 20 -1.0 20 -1.0

10 1.0 1.0 1.0

*NC-MINERAL 2
*COMPNAME-MINERAL
'Calcite' 'Dolomite’
*MW-MINERAL

100.0892 184.4034
*MASSDENSITY-MINERAL
2709.95 2864.96

*N-CHEM-EQUIL 5
*N-RATE-REACT 2

**REACTION NO. 1: CO2(aq) + H20 = (H+) + (HCO3-)
*STOICHIOMETRY

-1.000 0.000 -1.000 1.000 0.000

0.000 0.000 1.000 0.000 0.000
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0.000 0.000 0.000 0.000
*LOG-CHEM-EQUIL-COEFS
-6.549243E+00 9.001740E-03 -1.021150E-04 2.761879E-07 -3.561421E-10

*REACTION NO. 2: (CaCl+) = (Ca++) + (Cl-)

*STOICHIOMETRY

0.000 0.000 0.000 0.000 1.000

1.000 0.000 0.000 -1.000 0.000

0.000 0.000 0.000 0.000

*LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

-9.670752E-01 1.311124E-02 -1.129651E-04 3.851206E-07 -6.719383E-10

“REACTION NO. 3: (CaHCO3+) = (Ca++) + (HCO3-)
*STOICHIOMETRY

0.000 0.000 0.000 0.000 1.000

0.000 0.000 1.000 0.000 -1.000

0.000 0.000 0.000 0.000

*LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

-1.187291E+00 1.649376E-03 -1.188569E-04 8.578861E-07 -2.043021E-09

**REACTION NO. 4: (MgCl+) = (Mg++) + (Cl-)

*STOICHIOMETRY

0.000 0.000 0.000 0.000 0.000

1.000 1.000 0.000 0.000 0.000

-1.000 0.000 0.000 0.000

*LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

-3.533151E-01 1.063729E-02 -1.137536E-04 3.884538E-07 -6.964864E-10

*REACTION NO. 5: (MgHCO3+) = (Mg++) + (HCO3-)

*STOICHIOMETRY

0.000 0.000 0.000 0.000 0.000

0.000 1.000 1.000 0.000 0.000

0.000 -1.000 0.000 0.000

*LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

-9.811485E-01 -3.094398E-04 -4.388990E-05 2.279652E-07 -5.289735E-10

*REACTION NO. 6: Calcite + (H+) = (Ca++) + (HCO3-)
*STOICHIOMETRY

0.000 0.000 0.000 -1.000 1.000

0.000 0.000 1.000 0.000 0.000

0.000 0.000 -1.000 0.000

*LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

2.068889E+00 -1.426678E-02 -6.060961E-06 1.459215E-07 -4.189284E-10
“REACTIVE-SURFACE-AREA  88.00
*SPEC-REACT-SURFACE-AREA 1.0E+04

*ACTIVATION-ENERGY  41870.00

*LOG-TST-RATE-CONSTANT  -8.78000

*REF-TEMP-RATE-CONST  60.00

**MIN-REACT-SURFACE-AREA 1.0

**SUPER-SATURATION-INDEX 2.0

**REACTION NO. 7: Dolomite + 2 (H+) = (Ca++) + (Mg++) + 2 (HCO3-)
*STOICHIOMETRY

0.000 0.000 0.000 -2.000 1.000

0.000 1.000 2.000 0.000 0.000

0.000 0.000 0.000 -1.000

*LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

3.394407E+00 -3.559845E-02 1.326125E-05 2.410575E-07 -8.149351E-10
**REACTIVE-SURFACE-AREA  88.00
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*SPEC-REACT-SURFACE-AREA 1.0E+04
*ACTIVATION-ENERGY 41870.00
*LOG-TST-RATE-CONSTANT
*REF-TEMP-RATE-CONST

**MIN-REACT-SURFACE-AREA 1.0
**SUPER-SATURATION-INDEX 2.0

*ANNIH-MATRIX
1.00 0.00 0.00
0.00 1.00 0.00
0.00 0.00 1.00
0.00 0.00 0.00
0.00 0.00 0.00
0.00 0.00 0.00
0.00 0.00 0.00

*PHASEID *GAS
*SOLUBILITY
*CW 4.35E-07
*REFPW 8100.0
*OGW_FLASH *NO_H20VAP
*COMPONENT 2 IS A TRACE COMPONENT
*TRACE-COMP 2
**DIFFUSION COEFFICIENT IN CM2/S

*DIFFC-AQU 3.65E-05 0.0

0.00
0.00
0.00
1.00
0.00
0.00
0.00

*PERM-VS-POR K-C

*DERIVATIVEMETHOD *NUMERALL

0.00
0.00
0.00
0.00
1.00
0.00
0.00

-8.78000
60.00 **°C

0.00
0.00
0.00
0.00
0.00
1.00
0.00

*CO2-AQU-FACT000010000
*CO2-MNR-FACT

1. 2.

*%

*ROCKFLUID
*RPT 1 *DRAINAGE

*SWT

0.000000
0.050000
0.100000
0.150000
0.200000
0.250000
0.300000
0.350000
0.400000
0.450000
0.500000
0.550000
0.600000
0.650000
0.700000
0.750000
0.800000
0.850000
0.900000
0.950000
1.000000

*SGT

0.000000
0.050000
0.100000

0.000000
0.000000
0.000000
0.000010
0.000150
0.000770
0.002440
0.005950
0.012350
0.022870
0.039020
0.062500
0.095260
0.139470
0.197530
0.272070
0.365950
0.482250
0.624300
0.795620
1.000000

0.000000
0.000080
0.000680

0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000

0.000000
0.000000
0.000000

0.00 1.00
0.00 0.00
0.00 1.00
0.00 -1.00
0.00 0.00
0.00 0.00
1.00 0.00

0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000
0.000000

0.000000
0.000000
0.000000

0.00
0.00
0.00
0.00
1.00
1.00
0.00

0.00
0.00
0.00
0.00
1.00
0.00
0.00

0.00
0.00
0.00
0.00
0.00
1.00
1.00

0.00
0.00
0.00
0.00
0.00
0.00
1.00
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0.150000 0.002330 0.000000 0.000000
0.200000 0.005610 0.000000 0.000000
0.250000 0.011140 0.000000 0.000000
0.300000 0.019610 0.000000 0.000000
0.350000 0.031740 0.000000 0.000000
0.400000 0.048370 0.000000 0.000000
0.450000 0.070420 0.000000 0.000000
0.500000 0.098940 0.000000 0.000000
0.550000 0.136180 0.000000 0.000000
0.600000 0.180650 0.000000 0.000000
0.650000 0.232750 0.000000 0.000000
0.700000 0.307520 0.000000 0.000000
0.750000 0.395200 0.000000 0.000000
0.800000 0.506570 0.000000 0.000000
0.850000 0.655620 0.000000 0.000000
0.900000 0.954430 0.000000 0.000000
0.950000 0.977220 0.000000 0.000000
1.000000 1.000000 0.000000 0.000000

*KROIL *STONE2 *SWSG
BSLCON CON 0.10
BSWCON CON 0.10

*INITIAL

*VERTICAL *BLOCK_CENTER *WATER_GAS

*ZOIL 0.001 0.999
*ZGAS 0.001 0.999

REFPRES
20700.

REFDEPTH
2000.

DWGC
1500.

SWOC
0.999

*MOLALITY-AQUEOUS
1.000000D-07 9.118492D-05
2.345433D-08 2.317806D-11

4.79947D-06 2.49977D-06

*VOLUMEFRACTION-MINERAL
0.020.01 **0.7e0.3

5.456322D-07

TEMPER CON 60
e Numerical
*NUMERICAL

*NORTH 80

*ITERMAX 100

*DTMIN 1.E-06

NORM PRESS 500

NORM SATUR 0.1

NORM GMOLAR 0.1
CONVERGE MAXRES 0.0001
*DTMAX 182.5

2.489299D-02
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B e Recurrent

*DATE 2015 01 01
DTWELL 0.01
WELL 'CO2-Injector’
INJECTOR 'CO2-Injector’
INCOMP SOLVENT 1.0 0.0
OPERATE MAX BHP 100000.0 CONT
OPERATE MAX STG 1500000.0 CONT
> rad geofac wfrac skin
GEOMETRY K 0.2 0.37 1.0 0.0
PERF GEO 'CO2-Injector’
** UBA ff Status Connection
4545 40 1.0 OPEN FLOW-FROM 'SURFACE'

*%

*WELL 'Well-2'
**PRODUCER 'Well-2'
**OPERATE MIN BHP 22000.0 CONT
** rad geofac wfrac skin
*GEOMETRY K 0.2 0.37 1.0 0.0
*PERF GEO 'Well-2'
** UBA ff Status Connection
**991 1.0 OPEN FLOW-TO 'SURFACE'
*SHUTIN 'Well-2'

*%

*WELL 'Well-3'
**PRODUCER 'Well-3'
**OPERATE MIN BHP 22000.0 CONT
> rad geofac wfrac skin
*GEOMETRY K 0.2 0.37 1.0 0.0
*PERF GEO 'Well-3'
** UBA ff Status Connection
**191 1.0 OPEN FLOW-TO 'SURFACE'
*SHUTIN 'Well-3'

*%

*WELL 'Well-4'
**PRODUCER 'Well-4'
**OPERATE MIN BHP 22000.0 CONT
> rad geofac wfrac skin
*GEOMETRY K 0.2 0.37 1.0 0.0
*PERF GEO 'Well-4'

** UBA ff Status Connection

*111 1.0 OPEN FLOW-TO 'SURFACE'
*SHUTIN 'Well-4'

**

*WELL 'Well-5'
**PRODUCER 'Well-5'
**OPERATE MIN BHP 22000.0 CONT
> rad geofac wfrac skin
*GEOMETRY K 0.2 0.37 1.0 0.0
*PERF GEO 'Well-5'
** UBA ff Status Connection
**911 1.0 OPEN FLOW-TO 'SURFACE'
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**SHUTIN 'Well-5'

*WELL 'Well-6'
*PRODUCER '"Well-6'
*OPERATE MIN BHP 22000.0 CONT
> rad geofac wfrac skin
*GEOMETRY K 0.2 0.37 1.0 0.0
*PERF GEO 'Well-6'
** UBA ff Status Connection
*371 1.0 OPEN FLOW-TO 'SURFACE'
*SHUTIN 'Well-6'

*%

*WELL 'Well-7'
*PRODUCER 'Well-7"
*OPERATE MIN BHP 22000.0 CONT
> rad geofac wfrac skin
*GEOMETRY K 0.2 0.37 1.0 0.0
** PERF GEO 'Well-7'
** UBA ff Status Connection
*331 1.0 OPEN FLOW-TO 'SURFACE'
*SHUTIN 'Well-7'

*%

*WELL 'Well-8'
*PRODUCER '"Well-8'
**OPERATE MIN BHP 22000.0 CONT
> rad geofac wfrac skin
*GEOMETRY K 0.2 0.37 1.0 0.0
*PERF GEO 'Well-8'
** UBA ff Status Connection
771 1.0 OPEN FLOW-TO 'SURFACE'
*SHUTIN 'Well-8'

*%

*WELL 'Well-9'
*PRODUCER '"Well-9'
**OPERATE MIN BHP 22000.0 CONT
> rad geofac wfrac skin
*GEOMETRY K 0.2 0.37 1.0 0.0
*PERF GEO 'Well-9'
** UBA ff Status Connection
**7 31 1.0 OPEN FLOW-TO 'SURFACE'
*AIMWELL WELLNN
*SHUTIN 'Well-9'

*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 201501 15
DATE 2015 02 01
DATE 2015 03 01
DATE 2015 06 01
DATE 2016 01 01
DATE 2017 01 01
DATE 2018 01 01
DATE 2019 01 01
DATE 2020 01 01
DATE 2021 01 01
DATE 2022 01 01
DATE 2023 01 01
DATE 2024 01 01
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*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 2025 01 01
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 2035 01 01
*DTMAX 10

*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 2045 01 01
*DTMAX 30

*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 2055 01 01
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 2065 01 01
*SHUTIN 'CO2-Injector’
*SHUTIN 'Well-2'
**SHUTIN 'Well-4'
**SHUTIN 'Well-3'
**SHUTIN 'Well-5'
**SHUTIN 'Well-6'
*SHUTIN 'Well-7"
*SHUTIN 'Well-8'
*SHUTIN 'Well-9'
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 2075 01 01
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 2085 01 01
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 2095 01 01
*DTMAX 120

*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 21051 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 21151 1.00000
DATE 21251 1.00000
DATE 21351 1.00000
DATE 21451 1.00000
DATE 21551 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 2165 1 1.00000
DATE 21751 1.00000
DATE 21851 1.00000
DATE 21951 1.00000
*DTMAX 180

DATE 2205 1 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 22151 1.00000
DATE 22251 1.00000
DATE 22351 1.00000
DATE 22451 1.00000
DATE 22551 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 2265 1 1.00000
DATE 22751 1.00000
DATE 22851 1.00000
DATE 2295 1 1.00000
DATE 2305 1 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 23151 1.00000
DATE 23251 1.00000
DATE 23351 1.00000
DATE 23451 1.00000
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DATE 23551 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 2365 1 1.00000
DATE 23751 1.00000
DATE 23851 1.00000
DATE 23951 1.00000
DATE 2405 1 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 24151 1.00000
DATE 24251 1.00000
DATE 24351 1.00000
DATE 24451 1.00000
DATE 24551 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 24651 1.00000
DATE 24751 1.00000
DATE 24851 1.00000
DATE 24951 1.00000
DATE 2505 1 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 25151 1.00000
DATE 2525 1 1.00000
DATE 25451 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 2565 1 1.00000
DATE 25851 1.00000
DATE 2605 1 1.00000
DATE 2625 1 1.00000
DATE 2645 1 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 2665 1 1.00000
DATE 2685 1 1.00000
DATE 27051 1.00000
DATE 27351 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 27651 1.00000
DATE 27951 1.00000
DATE 28251 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 2855 1 1.00000
DATE 28851 1.00000
DATE 29151 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 2965 1 1.00000
DATE 30151 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 31151 1.00000
DATE 32151 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 33151 1.00000
DATE 34151 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 35151 1.00000
DATE 36151 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 37151 1.00000
DATE 38151 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 39151 1.00000
DATE 40151 1.00000
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*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 41151 1.00000
DATE 42151 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 43151 1.00000
DATE 44151 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 45151 1.00000
DATE 46151 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 47151 1.00000
DATE 48151 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 49151 1.00000
*WSRF *GRID *TNEXT
DATE 50151 1.00000
*STOP

DATE 51151 1.00000
DATE 52151 1.00000
DATE 53151 1.00000
DATE 54151 1.00000
DATE 55151 1.00000
DATE 56151 1.00000
DATE 57151 1.00000
DATE 58151 1.00000
DATE 59151 1.00000
DATE 60151 1.00000
DATE 61151 1.00000
DATE 62151 1.00000
DATE 63151 1.00000
DATE 64151 1.00000
DATE 65151 1.00000
DATE 66151 1.00000
DATE 67151 1.00000
DATE 68151 1.00000
DATE 69151 1.00000
DATE 70151 1.00000
DATE 80151 1.00000
*STOP

RESULTS SPEC 'Permeability J'

RESULTS SPEC SPECNOTCALCVAL -99999

RESULTS SPEC REGION "All Layers (Whole Grid)'
RESULTS SPEC REGIONTYPE 'REGION_WHOLEGRID'
RESULTS SPEC LAYERNUMB 0

RESULTS SPEC PORTYPE 1

RESULTS SPEC EQUALSI 0 1

RESULTS SPEC SPECKEEPMOD 'YES'

RESULTS SPEC STOP

RESULTS SPEC 'Permeability K'

RESULTS SPEC SPECNOTCALCVAL -99999

RESULTS SPEC REGION "All Layers (Whole Grid)'
RESULTS SPEC REGIONTYPE 'REGION_WHOLEGRID'
RESULTS SPEC LAYERNUMB 0

RESULTS SPEC PORTYPE 1

RESULTS SPEC EQUALSI 0 1

RESULTS SPEC SPECKEEPMOD 'YES'

RESULTS SPEC STOP

106


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1421608/CA


PUC-Rio- CertificacaoDigital N° 1421608/CA

RESULTS SPEC 'Block Temperature'

RESULTS SPEC SPECNOTCALCVAL -99999

RESULTS SPEC REGION 'All Layers (Whole Grid)'
RESULTS SPEC REGIONTYPE 'REGION_WHOLEGRID'
RESULTS SPEC LAYERNUMB 0

RESULTS SPEC PORTYPE 1

RESULTS SPEC CON 60

RESULTS SPEC SPECKEEPMOD 'YES'

RESULTS SPEC STOP
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