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Resumo

Martins, Débora Yohane Cunha Azevedo; Carvalho, Méarcio da Sil-
veira; Reis, Paula Kozlowski Pitombeira. Modelagem Composi-
cional em Escala de Reservatério do Fluxo de Gas Con-
densado: Efeitos da Permeabilidade Relativa. Rio de Janeiro,
2021. 111p. Dissertacao de Mestrado — Departamento de Engen-
haria Mecanica, Pontificia Universidade Catoélica do Rio de Janeiro.

Em reservatorios de gas retrégrado com pressoes inferiores a pressao
de orvalho, a produtividade dos pogos pode ser comprometida devido ao
aparecimento e acimulo da fase liquida nas suas imediacoes. Este fendomeno
¢ conhecido como bloqueio por condensacao retrograda e estda associado a
uma série de desafios para compreendé-lo. Um deles é a determinagao da
permeabilidade relativa das fases liquida e gasosa, que comumente advém de
curvas de permeabilidade obtidas a partir da extrapolacao de poucos dados
experimentais. Dessa forma, elas tendem a nao representar fielmente efeitos
importantes para o escoamento, comprometendo a precisao da modelagem do
fluxo no meio poroso. A fim de investigar o efeito das curvas de permeabilidade
relativa sobre a formagao de bancos de condensado, foi desenvolvido um modelo
composicional em escala de reservatorio para o estudo do escoamento de gas e
condensado. Com o modelo, o uso de curvas de permeabilidade relativa obtidas
através de simulacao do escoamento de gas retrogrado na escala de poros
e de correlagbes propostas na literatura foi avaliado. Considera-se: sistema
isotérmico, escoamento bifasico e incorporacao dos efeitos de forcas capilares
por meio do modelo de permeabilidade relativa. Equacoes de balanco molar e
consisténcia de volume formam um sistema nao linear resolvido pelo método de
Newton que fornece pressao e niumero de mols de cada componente, em todos
os volumes de controle do modelo, a cada passo de tempo. Para o equilibrio de
fases, a equacao de Peng & Robinson foi implementada com uma rotina de flash
a pressao e temperaturas constantes. O modelo foi validado contra a solugao
analitica para sistema monofasico e por fim, o simulador obteve a evolucao
temporal das curvas de pressao e saturacao em fun¢ao da distancia do poco, a
fim de comparar o efeito dos diferentes modelos de curvas de permeabilidade
relativa na predi¢ao do bloqueio por condensado. Os resultados foram obtidos
variando-se a permeabilidade absoluta do meio e a vazao de gas imposta no

poco, e o impacto desses parametros no acumulo de condensado foi avaliado.

Palavras-chave
Gés retrogrado; Reservatério de gas condensado; Permeabilidade rela-

tiva; Modelagem Composicional.
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Abstract

Martins, Débora Yohane Cunha Azevedo; Carvalho, Marcio da
Silveira (Advisor); Reis, Paula Kozlowski Pitombeira (Co-Advisor).
Compositional Modeling of a Reservoir Scale for Gas-
Condensate Flow: Effects of Relative Permeability. Rio de
Janeiro, 2021. 111p. Dissertacao de Mestrado — Departamento de
Engenharia Mecanica, Pontificia Universidade Catolica do Rio de
Janeiro.

In gas-condensate reservoirs with pressures below the dew pressure, the
productivity of wells can be compromised due to the accumulation of liquid
in their surroundings. This phenomenon is known as condensate blockage and
there are many challenges to understanding the formation of condensate banks.
One of them is the determination of the relative permeability of the liquid and
gas phases, which commonly comes from permeability curves obtained from
the extrapolation of few experimental data. Thus, they tend not to reliably
represent important effects for the flow, compromising the precision of the flow
modeling in the porous medium. In order to investigate the effect of relative
permeability curves on the formation of condensate banks, a reservoir-scale
compositional model was developed for the study of flow of gas and condensate.
With the model, the use of relative permeability curves obtained by simulating
the gas-condensate flow at the pore-scale and with correlations proposed in the
literature was evaluated. It is considered: isothermal system, two-phase flow
and incorporation of capillary force effects through the relative permeability
model. Molar balance and volume consistency equations form a nonlinear
system solved by Newton’s method that provides pressure and number of moles
of each component, in all control volumes of the model, at each time step.
For the phase equilibrium, calculations of the Peng & Robinson equation was
implemented in a constant pressure and temperature flash routine. The model
was validated against the analytical solution for single-phase flow and, finally,
the simulator obtained the temporal evolution of the pressure and saturation
as a function of the distance from the well, in order to compare the effect of
different models of relative permeability curves in the prediction of condensate
blockage. The results were obtained by varying the absolute permeability of
the medium and the gas flow imposed in the well, and the impact of these

parameters on the accumulation of condensate was evaluated.

Keywords
Retrograde gas; Gas-condensate reservoir; Relative permeability; Com-

positional modelin.
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“Fssentially, all models are wrong,
but some are useful”
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1
Introducao

A modelagem matematica do escoamento de fluidos em reservatérios de
petréleo é uma ciéncia que tem como principais objetivos prever o compor-
tamento de producao e encontrar melhores métodos de recuperagao, tanto no
desenvolvimento de novas jazidas, quanto no estudo de campos maduros. Ela
comecgou a ser desenvolvida no final do século XIX e baseia-se em estruturar
um sistema de equagoes que represente o escoamento de fluidos em uma rocha
porosa [1].

O modelo de escoamento depende do comportamento dos fluidos nas
condigoes de reservatério. A Figura 1.1 apresenta uma ilustracdo de diagramas
de fases tipicos para fluidos de oito tipos de reservatérios de petroleo. Essa
classificacdo leva em conta a temperatura do reservatorio, a temperatura
critica, a temperatura cricondentérmica e a forma que as linhas de mesma
fracdo de liquido estdo dispostas (chamadas linhas de qualidade [15]). A seguir,

encontra-se uma breve descricao de cada um desses comportamentos:

(a) Black Oil - nestes reservatérios, tem-se, inicialmente, hidrocarboneto
liquido, pois a sua temperatura é inferior a temperatura critica. Seu
diagrama de fases tipico se encontra ilustrado na Figura 1.1 (a). Uma
caracteristica marcante desse tipo de fluido é a presenca de linhas de

qualidade equidistantes [15].

(b) Oleo de Baixo Encolhimento - a diferenca deste tipo de reservatério
para os de black oil é que as linhas de qualidade estao concentradas nas
proximidades da curva de ponto de orvalho [15]. Seu diagrama de fases

tipico se encontra ilustrado na Figura 1.1 (b).

(c) Oleo de Alto Encolhimento ou Volitil - a diferenca deste tipo de
reservatério para os de black oil é que as linhas de qualidade estao
concentradas nas proximidades da curva de pressao de bolha e mais
espagadas a baixas pressoes [15]. Seu diagrama de fases tipico se encontra

ilustrado na Figura 1.1 (c).
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(d)

Gas Umido - nestes reservatérios, nunca haversd duas fases no reserva-
torio, pois sua temperatura é superior a temperatura crincondentérmica.
Seu diagrama de fases tipico se encontra ilustrado na Figura 1.1 (d). En-
tretanto, esse tipo de gas entra na regiao de duas fases em condigdes do

separador em superficie [15].

Gas Retrogrado - nestes reservatoérios, tem-se inicialmente, gas, pois sua
temperatura é superior a temperatura critica. Seu diagrama de fases tipico
se encontra ilustrado na Figura 1.1 (e). Neles, um processo isotérmico
de reducdo de pressao leva a formacao de condensado. Esse tipo de

reservatorio é o foco deste trabalho e sera melhor descrito a seguir.

Gas Retrégrado Proximo ao Ponto Critico - a diferenca deste tipo de
reservatorio para os de gas retrogrado é que, como as linhas de qualidade
convergem para o ponto critico, uma pequena reducao de pressao abaixo da
pressao de bolha leva a formacao de uma grande quantidade de condensado

[15]. Seu diagrama de fases tipico se encontra ilustrado na Figura 1.1 (f).

Gas Seco - a diferenca deste tipo de reservatorio para os de gas timido
¢ a quantidade de condensado produzida em superficie, que, nesse caso,
deve ser zero ou muito baixa [15]. Seu diagrama de fases tipico se encontra

ilustrado na Figura 1.1 (g).

Oleo Préximo ao Ponto Critico - a diferenca deste tipo de reservatério
para os de black oil é que como as linhas de qualidade convergem para o
ponto critico, uma pequena reducao de pressao abaixo da pressao de bolha
leva a formagao de uma grande quantidade de gas [15]. Seu diagrama de

fases tipico se encontra ilustrado na Figura 1.1 (h).

Como existem diversos tipos de reservatorios e de dados disponiveis, fo-

ram desenvolvidos varios modelos ao longo do tempo para atender necessida-

des especificas. Esses modelos se dividem entre analiticos e numéricos. Entre

os modelos analiticos, pode-se citar:

— Anadlise de curvas de declinio: Baseia-se no ajuste de equagoes
empiricas a dados historicos, sem levar em consideragao as propriedades
fisicas do reservatorio. Como é um modelo simplificado, é bastante usado
em estudos preliminares, como, por exemplo, em testes de longa duracao

em pogos exploratorios [12].

— Equacao de balango de materiais: Baseia-se no ajuste de uma reta

com variaveis dependentes e independentes determinadas de acordo com
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o mecanismo de produgdo do reservatério analisado (influxo de dgua,

capa de gas, ...) [16].
J& entre os modelos numéricos, pode-se citar:

— Modelos térmicos: Acrescentam a equacao de conservagao da energia a
analise de curvas de declinio e sao capazes de descrever o comportamento

da produgao de 6leos pesados por métodos térmicos [4].

— Modelos black-oil: Eles sao adequados para modelar reservatérios de
6leo ou de gas em que nao haja alteracao significativa nas composicoes
das fases. Consideram as variagoes nas propriedades fisicas em areas
diferentes do reservatério, além de considerar trés fases (6leo, dgua e

gds) e a possibilidade de gas dissolvido no dleo [3].

— Modelos pseudo-composicionais: Diferem-se do black-oil, pois per-
mitem modelar o 6leo dissolvido na fase gas. Eles tem um melhor de-
sempenho na modelagem de reservatorios de 6leo leve e gas condensado

retréogrado [3].

— Modelos composicionais: Surgiram para representar reservatorios em
que as fases Oleo e gas sofrem significativa variacdo composicional.
Ele tem esse nome por considerar, além das fases Oleo, dgua e gas,
suas composicoes. Neles, as propriedades dos fluidos sao determinadas
através de equacoes dependentes da pressao, temperatura, saturacao e

composi¢ao [3].

A Figura 1.2 mostra a aplicabilidade de alguns desses modelos de
acordo com as faixas de classificacao do fluido no diagrama de fases pressao-
temperatura.

O presente trabalho estuda reservatorios de gas condensado retrogrado,
por isso, nele se utiliza modelo composicional como modelagem matematica,
de acordo com a Figura 1.2. [2].

A Figura 1.3(a) ilustra a regiao de condensacao retrograda no diagrama
de fases. No ponto (1), vé-se a condigdo com uma pressao acima da pressao de
orvalho, contendo apenas gas. Tipicamente, esse ponto representa a condi¢ao
inicial de um reservatério de gas retrégrado. Durante a producao, a pressao
se torna inferior a do ponto de orvalho, no ponto (2), a partir do qual ha a
formacao de liquido. Quando isso ocorre, devido a baixa mobilidade da fase
liquida em relacao a gasosa, ha um actiimulo de condensado no meio poroso. Por
esse motivo, a depender do liquid dropout (que é a variagdo da porcentagem
de liquido em volume com a variagdo da pressao), das propriedades das fases

e da morfologia do meio poroso, pode ocorrer a obstrugao e a restricao dos
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T

Figura 1.2: Resumo das aplicacdes de modelos de simulacao de reservatérios
no diagrama de fases pressao-temperatura [54]

poros para o escoamento do gas, o que, consequentemente, leva a perda de
produtividade.

Caso a pressao seja reduzida ainda mais, atinge-se o ponto (3), a partir do
qual se inicia um processo de revaporizacao. Entretanto, esse fendmeno pode
nao ocorrer no reservatério, por causa do acimulo de componentes pesados
no meio poroso, o que pode levar a uma mudanca na composi¢ao do fluido
no reservatorio. Por isso, além da perda de produtividade, esses reservatorios
de géas retrogrado sofrem também com a dificuldade de recuperacao dos
componentes pesados no fluido produzido.

Dada essa breve discussao sobre os conceitos basicos, este capitulo tem
o objetivo de apresentar uma visao geral da dissertacao, estabelecendo o
contexto, mostrando a motivagao, evidenciando os problemas e esclarecendo
os objetivos desta pesquisa. Ele também destaca as contribui¢oes da pesquisa

para o meio cientifico e finaliza apresentando a estrutura da dissertacao.

1.1
Contexto

Na industria petrolifera, a modelagem de reservatérios é uma ferramenta
muito util para o desenvolvimento de um campo ao longo de sua vida produtiva.

Os primeiros simuladores composicionais para prever e estudar melhores
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Black Oil Oleo Corgézudo
P, Volatil Retrigrado  Gés

Cricondenbanca Ph

Figura 1.3: Diagrama de fases de uma mistura de hidrocarbonetos com 3
condigoes explicitadas (Adaptado de [5])

métodos de recuperagdo datam dos anos 60. Kniazeff e Naville (1965) [6] ,
Roebuck, Ford e Henderson (1968, 1969) [7] e Nolen (1973) [8] foram pioneiros
e seus modelos usavam muitas simplificagoes. Somente em 1979, comeca-se a
aprimorar esses modelos, por exemplo, fazendo uso da equagao de estado para
obter as propriedades dos fluidos de maneira mais eficiente e mais realista
[9]. A partir dai, uma quantidade significativa de esforgos tem sido dedicada
a desenvolver e melhorar técnicas de modelagem analitica e/ou numérica
para simular o fluxo multifasico em meios porosos. Consequentemente, muitos
métodos e modelos computacionais foram propostos e desenvolvidos com
diferentes refinamentos e otimizagoes para que a simulagdo se tornasse mais
precisa e mais eficiente computacionalmente. Este trabalho estd inserido no
contexto historico da modelagem de reservatérios a fim de contribuir para a
concepcao de modelos mais representativos da realidade.

Atualmente, a maior parte dos métodos utilizados emprega correlacoes
empiricas para descrever fenomenos de transporte decorridos do escoamento
multifdsico na escala de poros. A falta de precisao na descricdo dos fenémenos
fisicos, principalmente na curva de permeabilidade relativa, compromete a

qualidade das previsoes dos resultados da andlise de reservatoério.
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1.2
Motivacao

A maior precisdo na previsao da producao a partir de diferentes tipos de
reservatorios engloba, indiretamente, um topico bastante discutido hoje em dia
que ¢é o desenvolvimento sustentavel. A geracao de energia com baixa emissao
de gas carbdnico (COg) é fundamental para a sociedade e para a industria.
Assim, o gas passa a receber uma atencgao diferenciada por causa da sua queima
mais limpa se comparado ao 6leo combustivel.

Além da questao ambiental, o gds também se mostra mais barato se
for comparado com outros produtos pesados de hidrocarbonetos. Por isso,
¢ importante que se viabilize a producao otimizada e rentavel das reservas
de géas. Tendo em mente essa preocupacao, é importante saber que o gas
condensado esta presente nos reservatorios high pressure, high temperature
(HPHT) e em reservatérios de shale gas, que apresentaram custos elevados
de desenvolvimento. Nesses ultimos, ainda ha a baixa permeabilidade, o que
pode levar a um inicio de produgdo com pressao abaixo do ponto de orvalho.
Dessa forma, a maioria dos reservatérios de shale gas produz com bancos de
condensado por toda a sua vida.

Apesar das vantagens ambientais citadas, a producao de campos de gas
retrogrado é bastante desafiadora. Por exemplo, em Sumatra (Indonésia), o
campo de Arun é produtor de gas natural leve e esta em atividade desde 1978.
Durante a vida produtiva desse campo, sua capacidade produtiva foi reduzida
em até 50% por causa do actiimulo de liquido no meio poroso, afetando a
maioria dos 118 pogos perfurados [11]. Como se pode ver na Figura 1.4, a
causa do acimulo de condensado é a queda de pressao do reservatério ao longo
dos anos, o que o levou a entrar nas faixas correspondentes ao gas condensado
retrogrado.

Apesar disso, esse campo ja apresenta 90% de suas reservas de gas
recuperadas, e se tem a expectativa de que chegue aos 94% de recuperacao.
Isso s6 foi possivel, em parte, por conta do desenvolvimento de ferramentas
de modelagem mais representativas para campos de gas retrogrado, que
auxiliaram no desenvolvimento de novas tecnologias para recuperacao de gas

desse campo [11].

1.3
Problema

Mesmo que seja possivel produzir com os bancos de condensado, a
producao dos pocgos tende a diminuir com o acimulo de liquido. Isso acontece

porque, apesar de parecer de pouca relevancia em relacao ao tamanho do
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FPressdo Qriginal.: 7115 psi
Temp. do Reserv.: 351°F

CP
Ponto de Orvalho: 4450 psi

FressloAtual:
S00-200 psi

Figura 1.4: Foto do campo de Arun [10] acompanhado do seu respectivo
Envelope de Fases (Adaptado de [11])

reservatorio, o banco de condensado causa a interrupcao de toda uma cadeia
de poros que o gas poderia seguir até o pogo.

Apesar do desenvolvimento ao longo dos anos da modelagem matematica
de reservatoérios, ainda existem muitos problemas a serem resolvidos a fim de se
entender melhor a formagao dos bancos de condensado em reservatérios de gas
retrogrado. Entre eles, encontra-se a determinacao da permeabilidade relativa
das fases liquida e gasosa, que ¢é utilizada como dado de entrada nos modelos de
reservatorio. Tipicamente, modelos de escala de reservatério utilizam curvas de
permeabilidade relativa empiricas obtidas a partir de extrapolacao de poucos
dados experimentais. Elas comumente nao consideram parametros importantes
que governam o escoamento na escala de poros e, consequentemente, afetam a
modelagem do fluxo no meio.

Erros na descricao de fendmenos na escala de poros causados pelo uso
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de curvas de permeabilidade relativas inapropriadas podem trazer grandes
desvios nas previsoes do comportamento do escoamento no reservatério. Com
a modelagem mais representativa na escala de reservatorios, pode-se responder
de forma mais correta qual seriam as condig¢oes 6timas de producao para que
se minimize o acimulo de liquido e bloqueio do fluxo de gas.

Dessa forma, a principal questdao enderecada por este trabalho é: Qual
é o efeito, na previsao do comportamento do escoamento de gas condensado,
do uso de curvas de permeabilidade relativa que representam de forma mais
precisa os mecanismos de transporte na escala de poros? Mais especificamente,

este trabalho foca nas seguintes questoes derivadas da questao principal:

— Como utilizar modelos de permeabilidade relativa baseados na simulac¢ao
do escoamento na escala de poros em uma simulacao na escala de

reservatorio?

— Qual o efeito da vazao de produgao na formagao dos bancos de conden-

sado?

— Qual o efeito da permeabilidade absoluta na formacgao dos bancos de

condensado?

1.4
Objetivo

O objetivo do presente trabalho é desenvolver um modelo computacional
para o estudo do escoamento de gas retrégrado em torno de um pocgo utilizando
curvas de permeabilidade relativa obtidas através de simulacao do escoamento
de gés retrégrado na escala de poros. Essas curvas representam de forma
mais completa os diferentes fendmenos fisicos observados durante o escoamento
multifasico na escala de poros. Os resultados sdo comparados com os obtidos
usando a modelagem de permeabilidade relativa proposta por Hartman &
Cullick [21], onde as curvas de permeabilidade relativa sdo definidas pela
interpolagdo de dados experimentais e curvas para escoamento miscivel, em

funcao da tensao interfacial entre gas e condensado.

1.5
Organizacao dos Capitulos

O contexto, motivacao, problema e objetivos foram tratados neste pri-
meiro capitulo.
O segundo capitulo apresenta uma revisao bibliografica dividida em

duas partes. A primeira parte aborda modelos de reservatorios e seu uso em
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problemas de gas condensado. A segunda parte trata de algumas formulacoes
para modelos composicionais continuos.

O terceiro capitulo abrange a modelagem matematica do problema com-
posicional na escala de reservatorios. Nele é feita a descricao das equagoes
governantes utilizadas com as condi¢oes de contorno necessarias para a reso-
lugdo do problema e as curvas de permeabilidade citadas anteriormente.

O quarto capitulo descreve a solu¢ao numérica da formulagao apresentada
no capitulo anterior. Descrevem-se nesse a discretizacao das equacoes de fluxo
e o método de solugao do problema.

No quinto capitulo sao apresentados a validacao da implementagao e os
resultados da simulagdo com diferentes modelos de permeabilidade relativa,
velocidades de escoamento de gas no pogo e permeabilidades absoluta.

Por tltimo, o sexto capitulo apresenta as conclusdes e propostas de

trabalhos futuros.
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Revisao Bibliografica

Para permitir um melhor posicionamento sobre o problema descrito no
capitulo anterior, este trabalho levantou na literatura como os seguintes quatro
grandes temas sao tratados: gas retrogrado, escala do modelo de escoamento,

modelagem de permeabilidade relativa e modelagem composicional.

2.1
Gas Retrogrado

Como ja citado, o foco deste trabalho é nos reservatoérios de gés retré-
grado e, por isso, sao descritas a seguir algumas de suas caracteristicas princi-
pais. Estes tipicamente contém componentes volateis, como o metano, e uma
por¢ao menor de hidrocarbonetos pesados (<15 mol %) [13]. Porém, mesmo
estando em menor porcentagem, essas porgoes pesadas sao as responsaveis pelo
comportamento de gés retrégrado condensado. Esse fendmeno foi explicado no
capitulo anterior, tomando como base a Figura 1.3. A mobilidade do conden-
sado tende a ser muito menor do que a mobilidade do gas, ocasionando assim
seu acumulo e a obstrucao dos poros no reservatorio.

Essa obstrucao por condensado é critica, especialmente em dois casos:
(1) se a queda de pressao do reservatério até o pogo for percentualmente
significativa em relagao a queda de pressao total do reservatério até o separador
na superficie e (2) se o reservatério apresenta baixa a média permeabilidade
(<10-50md) [13]. Em ambos os casos, esses bancos de condensados sao criticos,
pois podem levar a uma queda significativa na producao de gés.

Whitson e Fevang [14] especificam as trés regides de fluxo em um reserva-
torio de gas condensado, de modo que se pode ter um melhor entendimento da
localiza¢ao dos bancos de condensado citados anteriormente. Essa especificacao

¢é representada na Figura 2.1, na qual se veem trés regioes delimitadas:

— Regiao 3 - essa regiao somente existe em reservatorios de gas retrogrado
sub-saturado e nela a pressao é acima da pressao de orvalho, ou seja, nela
somente ha gas. A composicao do fluido nessa regiao é constante e igual

a do gas original do reservatorio.

— Regiao 2 - ela é definida pelo inicio da formacao de condensado, pois a

pressao esta abaixo do ponto de orvalho. Nessa regiao, somente gas esta
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fluindo, porque a saturacao da fase liquida é baixa e sua mobilidade é
zero ou quase zero. Essa regidao é maior no inicio da vida produtiva do

poco, mas vai reduzindo conforme a Regiao 1 vai crescendo.

— Regiao 1 - se localiza nas proximidades do poco e nela, ha gas e 6leo
fluindo simultaneamente, porém em velocidades diferentes. A saturacao
da fase liquida tende a ser alta, levando a baixos valores da permeabi-

lidade efetiva da fase gasosa e, consequentemente, a baixas vazoes de

produgao de gés. [14].

Parede do Poco

- -

Figura 2.1: Trés regioes do comportamento de fluxo em um géas condensado.
Adaptado de [14].

2.2
Escala do Modelo de Escoamento

O fluxo em meios porosos pode ser estudado em diferentes escalas, a
depender dos objetivos da analise. A primeira delas é a escala microscépica,
ilustrada na Figura 2.2 (a), também chamada de escala de poros.

A grande resolugao dessa escala permite definir detalhadamente a geo-
metria do meio poroso e o comportamento do escoamento derivado das intera-

¢oes rocha-fluido e fluido-fluido. Entretanto, esse nivel de detalhe gera grandes
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custos computacionais para que as simulagoes sejam executadas e, consequen-
temente, seu volume de dominio se restringe, comumente, a milimetros. Os
métodos mais utilizados para esse nivel de detalhamento estdao descritos por
Goldparvar et. al. [34]. Nele, comparam-se trés tipos de técnicas utilizadas na

escala microscopica. Sao elas:

— Modelagem de Tubos Capilares (Bundle of Capillary Tube Mo-
deling - BCTM) - Este modelo representa o espa¢o poroso com tubos
capilares de secao transversal de tamanho e forma variavel. Apesar da
simples abordagem, esta é bastante utilizada para simular o fluxo mul-
tifasico em meios porosos. Nos estudos mais recentes, os tubos capilares
contém secao transversal irregular e foram extraidos diretamente de ima-
gens de rochas a fim de simular as caracteristicas do fluido juntamente
com a funcao de fluxo. Porém, este modelo nao captura toda a conec-
tividade dos poros de uma amostra real e dificulta a representacao de
fendomenos-chave de deslocamento, como aprisionamento e mobilizagao
de ganglios.

— Modelagem de Rede de Poros (Pore Network Modeling - PNM)
- Neste modelo, o espaco poroso é recriado a partir de redes de estruturas
geométricas simplificados representando poros e gargantas. Estas redes
podem ser regulares ou construidas a partir de imagens em escala de
poro do meio a ser representado. Ele foi inicialmente desenvolvido para
simular o fluxo dominado por forcas capilares dando, assim, origem a
modelagem de rede de poros quase estatica. Em estudos mais recentes,
modelos dindmicos foram desenvolvidos para incorporar o efeito de forcas

viscosos no escoamento em meios porosos (Lgvoll et al., 2005 [35]).

— Modelagem direta em escala de poros ( Direct Pore Scale Mo-
deling - DPSM) - Diferentemente do modelo anterior, nestes modelos
0 espago poroso é representado com mais detalhes em alta resolucao.
As equagdes que descrevem o escoamento de fluidos sdo resolvidas em
um dominio 3D complexo, que representa o espago poroso. Atualmente,
tem sido bastante utilizado na simulagao de fluxo monofasico, devido a
dificuldade de modelagem de interfaces entre diferentes fluidos e entre

fluidos e rocha.

A escala utilizada por este trabalho é a macroscépica, que se encontra
ilustrada na Figura 2.2 (b). Nela, o escoamento é descrito por equagoes
diferenciais e o comportamento na escala de poros é representado indiretamente
por propriedades e fungoes macroscopicas, como, porosidade, permeabilidade

absoluta, curvas de pressao capilar e permeabilidade relativa. Essa abordagem
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Figura 2.2: Representac¢oes de meio poroso em diversas escalas (a) Escala
microscopica: subsecao de um modelo de rede de poros gerado através de uma
imagem micro-CT de uma amostra de arenito [52] (b) Escala macroscopica:
abordagem do continuo com volumes finitos.

pressupoOe a existéncia de um volume elementar representativo (REV), que
representa o menor volume para o qual as médias das propriedades (porosidade,
permeabilidade, etc.) sejam representativas do todo [18]. Essa ideia do REV é

ilustrada pela Figura 2.3.

o
o
!

Microescala Macroescala Megaescala

am
—va-

Porosidade

REV
Volume médio

!

Figura 2.3: Volume médio de tamanho suficiente de modo que represente o
todo. (Adaptado de [19])

2.3
Modelo de Permeabilidade Relativa

Entende-se permeabilidade como a propriedade que caracteriza a facili-

dade com que um meio poroso é percolado por uma ou mais fases, definida a
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partir das experiéncias realizadas por Henry Darcy em 1856 [20]. A permeabili-
dade absoluta é uma caracteristica intrinseca ao meio poroso, sem depender das
interagoes rocha-fluido. No caso de escoamento multifasico, é importante levar
em conta as interacoes rocha-fluido e entre fluidos. Logo, neste caso é impor-
tante definir o conceito de permeabilidade efetiva, que depende da distribuicao
das fases no espago poroso e das condi¢oes de escoamento. A permeabilidade
relativa é definida como a razao entre as permeabilidades efetiva e absoluta.

Comumente, definem-se as curvas de permeabilidade relativa em funcao
da saturacao dos fluidos no meio poroso. Entretanto, é importante ressaltar
que as curvas de permeabilidade relativa para o gas condensado dependem
também da velocidade do fluxo e da tensao interfacial. Em Henderson et.
al. (1997) [36], foram conduzidos experimentos a fim de determinar o efeito
da vazao e da tensado interfacial nas curvas de permeabilidade relativa. Foi
observado que o efeito da velocidade de fluxo e da tensado interfacial é
importante, principalmente, para o fluxo préximo ao pogo em reservatérios
de condensado de gés, onde as forcas viscosas aumentam significativamente.
Durante a repeticao de testes com vazoes crescentes, a permeabilidade relativa
de ambas as fases aumentaram com o aumento da velocidade. Ja para o
aumento da tensao interfacial entre as fases, foi constatado que houve maior
reducao da permeabilidade relativa na fase gas se comparado com a fase
condensada.

Existem diversos métodos para se determinar a permeabilidade relativa,
mas os principais sdo os experimentais, as correlagoes empiricas e a modelagem
em escala de poros. Os métodos experimentais sao realizados em laboratério
através de medic¢oes utilizando testemunhos de rocha-reservatério. As correla-
¢oes empiricas buscam desenvolver equagoes que generalizem o comportamento
das curvas observadas experimentalmente em funcao de parametros como sa-
turagao, velocidade e IFT [20].

Nos métodos experimentais, Henderson et. al. (1997) [36] realizaram
uma série de experimentos com gas condensado por meio da aplicacao de
alta pressao em amostras de arenitos a fim de mensurar, como ja citado
anteriormente, os efeitos de vazao e tensdao interfacial nas imediagoes de
um pogo isolado. Em 2009 [24], Thomas et al. utilizam um testemunho e
fazem medicoes diretas relativas ao escoamento de fluidos através dele. Com
a abordagem de injecao de fluido bifasico, os autores conseguem um conjunto
de dados bastante completo para uso em simulacdo de reservatorios de gas
condensado.

Ja nos métodos de correlagoes empiricas para permeabilidade relativa,

um trabalho pioneiro foi desenvolvido por Coats (1980) [37], a fim de modelar
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a mobilidade das fases corretamente. Nele, foi proposto um modelo de perme-
abilidade relativa em que eram interpoladas curvas de escoamentos misciveis
e imisciveis utilizando uma funcdo da tensao interfacial como paradmetro de
interpolacao.

Segundo um procedimento similar ao de Coats, Hartman e Cullick (1994)
[21] utilizam, como dado de entrada em seu modelo de simulagao de escoamento
de gas retrégrado, curvas de permeabilidade relativa parametrizadas pela
tensao interfacial (IFT) acopladas a um modelo de IF'T dependente da pressao.
Essas correlages propostas por Hartman e Cullick [21] sdo descritas com mais
detalhes no Capitulo 3 deste trabalho.

Por outro lado, Blom & Hagoort (1998) [38] analisaram o fluxo de con-
densado na regiao proxima a um poco isolado e calibraram quatro correlagoes
advindas de conjuntos de dados experimentais. Nesse estudo, os autores con-
cluiram que o método mais adequado para a representacao do escoamento de
gas e condensado foi o proposto por Whitson & Fevang (1996) [14], capaz de
reproduzir os aspectos mais importantes da dependéncia entre a permeabili-
dade relativa e o nimero de capilaridade, que representa a razao entre as forcas
viscosas e forcas capilares.

Ja em Pope et al. (2000) [39], os autores desenvolveram um novo modelo
de interpolacao baseado em um parametro chamado pelos autores de trapping
number, em vez da tensao interfacial. Isso possibilitou aos autores modelarem
as permeabilidades relativas de gas e condensado, que foram comparadas com
os dados experimentais, obtendo bons resultados e indicando que o modelo de
permeabilidade relativa interpolado com o trapping number ¢ mais geral que o
modelo interpolado somente com a tensao interfacial.

Ainda sobre os modelos de correlagao empirica, Whitson et al. (2003) [13]
desenvolvem um modelo empirico consistente para o calculo da permeabilidade
relativa de gas e condensado. Os autores usam as equagoes composicionais de
fluxo e consideram a razao entre permeabilidade relativa de gas e condensado
como uma variavel puramente termodinamica. Dessa forma, eles constroem um
sistema de equagoes termodinamicas independentes do sistema hidrodinamico,
de modo que todas as variaveis termodinamicas dependem somente da pressao.
Seu modelo empirico permite modelar, com consisténcia, diferentes tipos de
rochas, regioes de reservatorio e variacoes de saturacgao.

Alternativamente, os métodos de modelagem em escala de poros utilizam
simulagdo em cima de uma topologia de poros para determinar curvas de
permeabilidade relativa variando parametros como a velocidade de escoamento
e saturacao das fases. As topologias utilizadas podem ser sintéticas ou baseadas

em imagens de amostras de rochas. Os modelos de rede sao usados por Fang
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et al. (1996) [23] e Li & Firoozabadi (2000) [22] para estudar os efeitos
da gravidade, das forcas viscosas, da tensdo interfacial e da molhabilidade
na saturacao critica de condensado e nas permeabilidades relativas de gés
e condensado. Ainda na escala de poros, Reis e Carvalho [17], [27] e [2§]
utilizam modelos de rede de poros para calcular a permeabilidade relativa para
diferentes velocidades de escoamento do gas e para diferentes saturagoes de géas
e condensado. Essas curvas sao apresentadas com mais detalhes no Capitulo 3
deste trabalho.

2.4
Modelo Composicional e Método de Solucao

A simulagdo composicional permite modelar o escoamento dos compo-
nentes do fluido no reservatério em funcao do tempo e do espago, além de
calcular o equilibrio de fases[4]. Esse tipo de modelo é muito importante para
as analises de producao de gas retrogrado que, devido a formacao de bancos de
condensado, sdo extremamente dependentes da composi¢ao do fluido em cada
fase. Em comparagdo com modelos do tiplo black-oil, os modelos composicio-
nais exigem maior esforco computacional. Este trabalho estuda gas retrogrado
e, portanto, utiliza um modelo composicional para simulacao do reservatorio,
fazendo uso de uma equacao de estado para calcular o equilibrio de fases e o
calculo das propriedades do fluido.

Um ponto importante sobre o modelo composicional é qual o método
de solucao utilizado para resolver o sistema de equacoes diferencias nao-
lineares e dependentes do tempo que representam o escoamento de escoamentos
multifasicos em meio poroso. Os pioneiros desse tipo de modelagem sao Fussel
& Yanosik [40], pois foram os primeiros a propor a utilizacdo de uma equagao
de estado para calcular o equilibrio de fases em um simulador de reservatorios.
Em seu trabalho, eles fazem uso da equacao de estado de Redlich-Kwong e,
como o sistema que as incorpora é nao-linear, ha a necessidade de um método
de iteragao para a solucao. Para esse fim, eles fazem uso do método de Newton-
Raphson, pois ele ¢ um dos métodos que nao resultam em divergéncia quando
se aproxima de pontos criticos (ponto de bolha, ponto de orvalho e bifdsico
perto da regido critica). Com esse método, eles foram capazes de resolver
simultaneamente as equacoes de equilibrio de fases e as restri¢oes de saturagao
em funcao da pressao e das composicoes de uma das fases. O artigo apresenta
um método iterativo sequencial confidvel para prever o equilibrio de fases
de recuperagao de 6leo miscivel e, além disso, também calcula a pressao de
saturagao e o equilibrio de fases na regiao bifasica.

Coats [37], assim como os autores anteriores, utilizou uma formulacao
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implicita e composicional para equacionar o fluxo em reservatérios. Em seu
trabalho, utilizou a equacao de Redlich-Kwong modificada e o método de
Newton-Raphson para resolver as equacoes de balanco molar em funcao da
pressdo, as saturagoes de ambas fases (gés e liquido) e as composigdes para
uma das fases. Porém, tanto o modelo de Coats [37] quanto o de Fussel et al.
[40] ainda exigem bastante esfor¢o computacional por causa da dimensao da
matriz Jacobiana associada ao Método de Newton.

Ja em Collins et al. [41], é apresentado um método robusto e mais
eficiente para modelagem composicional, se comparado com os modelos citados
anteriormente, propostos por Coats[37] e Fussel et al.[40]. A caracteristica
principal dessa formulacao é o desacoplamento entre solucao das equacoes
transporte e os calculos de flash. Com a nova formulacdo de Collins et al.
[41], equagbes de balango molar e de consisténcia de volume sao solucionadas
com o método de Newton-Raphson, enquanto o calculo de equilibrio de fase é
resolvido a cada iteracao desse método. Dessa maneira, as equagoes de fluxo
e de equilibrio de fase convergem simultaneamente. Portanto, tem-se maior
liberdade para escolha do método de solucao para as equagoes de equilibrio de

fase. Este trabalho utiliza a mesma solugao proposta por Collins et al. [41].
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Modelo Composicional

Para analisar o escoamento de gas e condensado em reservatérios é pro-
posto um modelo de escoamento em torno de um pogo que faz uso da simula-
¢ao composicional e considera duas fases (liquida e gasosa) de hidrocarbonetos.

Essa modelagem tem como premissas as seguintes caracteristicas:

— sistema isotérmico

— escoamento monofasico ou bifasico

— equilibrio termodinamico instantaneo

— meio poroso incompressivel

— auséncia de reagoes quimicas rocha-fluido

— n. componentes presentes

— forgas capilares consideradas no modelo de permeabilidade relativa
— auséncia de efeitos gravitacionais

— auséncia de fase aquosa

3.1
Descricao do Meio Poroso

Neste trabalho, o meio poroso em escala de reservatério é considerado
axissimétrico e representado em coordenadas cilindricas, com o dominio indo
desde a parede do poco até o limite do reservatério. Sao consideradas as

seguintes propriedades fisicas e quimicas do fluido:

— P(r,t): Pressao;

— N¥(r,t): Ntimero de moles do componente k;

— 2%(r,t): Fracdo molar do componente k na fase liquida;
— y¥(r,t): Fragdo molar do componente k na fase gasosa;

— S;(r,t): Saturagao da fase j, que é definida como sendo a fracao do volume

poroso ocupada pelo fluido j.

Além disso, sdo consideradas as seguintes propriedades do meio poroso:
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— k: Permeabilidade absoluta;
— ¢: Porosidade;
~ Tmae: Raio externo do reservatorio;

— rwen: Raio interno do poco.

3.2
Equacoes Governantes

3.2.1
Equacao do Balanco Molar

A equacao do balango molar representa a conservacao de cada um dos
componentes no volume de controle em consideragdo, ou seja, a diferenga
entre os fluxos molares de entrada e saida de cada componente k tem que
ser igual a quantidade molar de cada componente k£ acumulada no volume de
controle. Para deduzir a equacao utilizada neste trabalho, partiu-se da equacao
de conservacao molar para fluxo bifasico unidimensional em coordenadas

cartesianas, conforme proposto em Shi, 2009 [29]:

0

& [(b ( kgliqSliq + ykggassgas)} +£E ($k§liqvliq + ykggasvgas> = 0; k= 17 cey Ne
(3-1)

onde ;4 € &4qs 580, respectivamente, a densidade molar da fase liquida e da
fase gds, viiq € vgqs 520, respectivamente, a velocidade local do fluxo na fase
liquida e na fase gas, advinda da lei de Darcy, e n. é o nimero de componentes.

Considere também as expressoes algébricas para as velocidades (v;),
densidade molar do componente k (Gj) e mobilidade do componente k (my,)

como sendo:

kki;q OP
s =~ 0P 32
Hiiq Ox
kkygqs OP
Vgas = — J aa (3_3)
Hgas T
Gk = xk&iqSliq + ykggassgas (3_4)
kri kkr as
my, = 2"&igSkiq o Y EgasSgas— (3-5)
lig Hgas

onde kyjiq € kygqs 520, Tespectivamente, a permeabilidade relativa da fase liquida
e da fase gés, juiq € [igas SA0, respectivamente, a viscosidade da fase liquida e
da fase gas, Sjiq e Syas sd0, respectivamente, a saturacao da fase liquida e da

fase gas.
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Substituindo essas defini¢des na Equagao 3-1 e considerando a porosidade
do meio (¢) como constante, tem-se:

oG, 0 ( or\
an‘ax@“m)—o (3-6)

Como este trabalho se propoe a estudar o fluxo em outro sistema de
coordenadas, faz-se necessario transformar a Equacao 3-6 para coordenadas

cilindricas:

oG, 10 < 8P> _0 (3-7)

o ror Mgy

Além disso, sabe-se que a densidade molar do componente, GG, é definida

por:

Nk

G = (3-8)

‘/poroso
onde Vo050 ¢ 0 volume poroso, que é ocupado inteiramente pela mistura.

Substituindo a Equagao (3-8) na Equagao (3-7) e considerando que o
volume nao varia no tempo, tem-se:

6 ON* 10 opr
Vot " ror ("™ ) =0 (&9)
poroso

onde N; é o nimero total de mols do componente.

Por fim, reorganizando a Equagao 3-9, obtém-se a forma da equacao de

balanco molar que é utilizada neste trabalho:

k
ON ‘/porosoﬁ (7’ kap> -0

ot or Or

1
My (3-10)

3.2.2
Equacao da Consisténcia de Volume

Como neste trabalho o escoamento é bifasico, com uma fase sendo
condensado e a outra géas, a equacao da consisténcia do volume considera o
volume poroso total do sistema equivalente a soma entre o volume de gés e
o de condensado em cada instante de tempo. Assim, para cada instante de

tempo tem-se que:

V;wroso - VZiq + ‘/gas (3_11)

onde Vporoso; Viig € Vgas sao dados, respectivamente, por:
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‘/;707“080 = ng (3_12)
Ny;

Viig = —4 (3-13)
Sliq
Nyas

‘/gas =1 (3-14)
ééas

Por fim, substituindo as Equagoes (3-12), (3-13) e (3-14) na Equagao
(3-15), tem-se a forma da equacao da consisténcia de volumes que é utilizada
neste trabalho:

o Nliq Ngas

Vo= + 3-15
Sliq ggas ( )
onde Ny, e Nyqs podem ser calculados da seguinte forma:
Nig =LY N* (3-16)
k=1
Ngas = (1= L) > N* (3-17)
k=1

onde L é a fracao molar de liquido.

As densidades molares de cada fase &, e {445 sd0 calculadas a partir da
equacao de estado com uma corre¢ao no volume para forcar a aderéncia entre
os seus dados e os obtidos em laboratério [33]. Assim, elas podem ser obtidas

por:

1
§lig = 7 - (3-18)
q Zh;RT . chzl xkyk
1

ggas = (3—19)

Zung T 50 o
onde Ype, xFv% e Y7, y*F correspondem As correcoes de volume das fases
liquida e gasosa, v, ¢ o fator de corre¢ao de volume para o componente k, Zj;,
e Zgqs 520, Tespectivamente, as compressibilidades de liquido e de gds e R ¢ a
constante universal dos gases.

Com as defini¢bes de (3-16) a (3-19) pode-se escrever a equagao de
consisténcia dos volumes calculada em (3-15) em func¢do do nimero de mols

de cada fase, pressdao e temperatura, de modo que:
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Zi RT & Zgas RT &
v¢:leq < i —ZUkl’k> +Ngas ( ! _kayk>
k=1

)+ -0 (2= 5 )| 0

3.3
Equacdes Termodinamicas

3.3.1
Equacao de Estado

Para a equacao de estado, utiliza-se a formulagao proposta por Peng &
Robinson [30] a fim de calcular as propriedades do fluido e o equilibrio de fases,
pois ela apresenta melhores resultados nas proximidades dos pontos criticos:

RT a(T)
V—b V(V+b)+bV —b)

P (3-21)

onde V é o volume molar.
A Equacao (3-21) é derivada da Equagao de Van der Waals, os pardmetros

a(T) e b, podem ser obtidos da seguinte forma:

Nec

Z Z 28 2™ S (1 — A (3-22)

k=1m=1

b= zF (3-23)
k=1

onde z; e z,, sao as fragdes molares de cada componente k e m da mistura, A
é o coeficiente de interagao binaria entre os componentes k e m, e a; e by sao

parametros calculados da seguinte forma:

0, 45724 R*T?2

ap — Pck (077 (3—24)

o = (14 (0,37464 + 1, 542260y, — 0.26992w3) (1 — TS))? (3-25)
T

Ty, = 3-26

b= (3-26)

onde T, P.. e wy sdo, respectivamente, temperatura critica, pressao critica e
fator acéntrico do componente k.
Por outro lado, tem-se a expressao algébrica da compressibilidade 72

apresentada na Equacao 3-27:
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PV
7 =" 2
7 (3-27)

A partir dessa disso, substituindo a Equagao (3-27) na Equagao (3-21),

tem-se uma equagao cubica:

73—~ (1-B)Z*+ (A-2B-3B*)Z - (AB—-B*-B*) =0 (3-28)

onde:

aP

A= o (3-29)
bP

Resolvendo a Equacao 3-28, obtém-se 3 solugoes, para as quais existem

dois casos possiveis:

— trés solugoes reais, sendo que a maior ¢ atribuida a fase gas, a menor a

fase liquida e a intermediaria descartada

— uma solugao real que é aproveitada e duas complexas que sao descartadas

Além das equagoes anteriores, faz-se necessario o calculo dos coeficientes

de fugacidade ¢, para cada componente k:

by A 2 Qe by, Z+<1+\/§)B
In ¢, = K(Z—l)—ln(Z - B)_m (a mzz:l(Zmak’m) B b) n 74+ (1-+2)B
(3-31)
onde:
3.3.2

Equilibrio de Fases

A rotina de flash é um método matematico para determinar a fracao
molar de cada componente em cada uma das fases do sistema dada uma certa
pressao e temperatura. No caso deste trabalho, utiliza-se a rotina de flash
implementada em [4], a qual calcula as fragoes molares de cada componente k
na fase liquida 2% e na fase gas y*, bem como a fracdo molar de liquido L.

Para a formulacao do cédlculo de flash no equilibrio termodindmico entre
fases, é adotado a consideracdo de que as fugacidades de cada componente
sejam iguais em cada fase, portanto:

. (Tv P, yk) = fllzg‘q(Ta P, xk) (3‘33)

gas
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A partir da equagdo (3-33) e das defini¢des do coeficiente de fugacidade

fgas e ¢k} — f;as
yk P gas zk P>

sendo: ¢Z-q = as constantes de equilibrio de fase podem ser

escrita como:

k k
E_ Y o
KF — i ];aqs (3-34)

Nosso problema calcula, assumindo P e T constantes, qual fragdo molar
de liquido (£) do nimero de mols totais (/N) de composi¢ao z pertence a fase
liquida e qual sua composi¢ao xj, assim como o contrario, 1 — L, define a fase
gasosa e sua composicao ;. Sendo assim, é possivel escrever N = Nj;q + Ngqs,
como sendo:

® 2ho Nz’ﬁq + yk 2ok N

P = =995 — ok 4 (1= L)y 3-35

Visto que para cada componente k pode-se definir uma constante de

equilibrio dada como K* = Z—:, pode-se reescrever (3-35) como:

k
k Z

YT L+ -LO)K* (3-36)
KkF

k __ _

YT L+ (- L)K* (3-37)

Respeitando as restricoes de 2F(2%) = 1 e YF(y*) = 1, tem-se que
SF(aR) =k (y*) = 0, e com isso, tem-se em (3-38) a equacdo de Rachford-Rice.
Essa equacao tem um papel importante nos calculos de flash, por determinar a
fracdo molar de liquido e, com isso, as constantes de equilibrio, 2* e y*, como

podemos ver nas seguintes equagoes (3-38) e (3-33):

Ne Zk:(l _ Kk) B
kz::l cra-oKr " (3-38)

Neste trabalho, conforme apresentado em [4], utiliza-se o seguinte método

de iteracoes sucessivas para resolver o calculo da separacgao de fases:

1. Estimativa inicial de K* através da féormula de Wilson, In(K*) =
5,37(1 + wi)(1 — Tok/T) + In(P-k) [48].

2. Solugao da Equacao 3-38 pelo Método de Newton-Raphson e atualizagao
de L, 2% e y*.

3. Conclusao da  execucdo se o resultado convergiu como
fZ;aS(T,P,yk) -1
fig (T, Pak)

as Equacgoes 3-31 e 3-34.

max}jc_l’ < € caso contrario, atualizacdo de K* com
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3.3.3
Teste de Estabilidade

Os célculos de flash ndo conseguem prever o nimero de fases de antemao
quando se tem os valores de temperatura, pressao e composi¢ao. Isso é um pro-
blema, pois, dessa forma, o flash é calculado independentemente do sistema ser
monofasico ou bifasico. Por isso, a fim de evitar calculos de flash desnecessarios
e, portanto, economizar tempo de simulagao, Michelsen (1982) [45] propds um
critério para decidir se o sistema monofasico é termodinamicamente estavel.

O teste se baseia em que, para um sistema monofasico, uma nova fase é
criada somente se ha redugdo da energia de Gibbs do sistema. Pode-se definir

para a mistura monofasica, a seguinte equagao da energia de Gibbs:

Go=> NFuf (3-39)
k=1

onde, uk é o potencial quimico do componente k da mistura. Utilizando a
expansao de série de Taylor proposta por Michelsen e considerando que a
nova fase contém um ntimero infinitesimal de mols (¢), a energia de Gibbs em

comparagao com o sistema antigo, que agora contém duas fases, deve respeitar:

AG =S y" (1F(y) —pul) <0 (3-40)
k=1
para qualquer composicao y da nova fase.

Caso o sistema ja seja bifasico, o teste de estabilidade nao ¢ utilizado e o
algoritmo evolui diretamente para o cdlculo de flash. A relacao entre o teste

de estabilidade e a rotina de flash é apresentada na Figura 3.1.

Sim
Monofésico?

Nao

Sim Ha formagéo de
nova fase?

Nao

Figura 3.1: Fluxograma de relacao entre teste de estabilidade e rotina de flash
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3.3.4
Desaparecimento de Fase

Ap6s um célculo de flash se a fracdo molar na fase liquida, £ apresenta
valores £ > 1 ou £ < 0, ha o desaparecimento de uma fase. Nesse caso, £ tem

seu valor corrigido para 0 ou 1.

3.4
Calculo da Viscosidade

A fim de descrever o comportamento da viscosidade de liquido (pu:,) €
de gés (f14as) em fungao de temperatura, pressao e composicao, a correlacao
de Lohrenz-Bray-Clark (LBC) [46] foi utilizada.

3.5
Calculo da Tensao Interfacial

Para calcular a tensao interfacial (IFT) entre gés e condensado para o

fluido estudado neste trabalho, usa-se a correlagdo de Weinaug & Katz [42]:

Ne . 4
IFT = Phoh e phy Pocs. )] (3-41)
£ (i 7

onde P* é o valor de parachor do componente j, My, e Mg, sao as massas
molares de condensado e de gas, pi; € pgas Sa0 as massas especificas de

condensado e de gas.

3.6
Condicoes Iniciais e de Contorno

Para que o problema de escoamento fique bem determinado, é necessario
especificar as condigoes iniciais e de contorno. Comegando pelas condi¢oes
iniciais, como este trabalho estuda reservatorios de gés retrogrado, a condic¢ao
inicial de pressao considerada é que a pressao no reservatorio é uniforme e
acima da pressao de orvalho do fluido. Para estimar a pressao de orvalho em
um primeiro momento, faz-se uso da seguinte correlacao proposta por Nemeth
e Kennedy em 1967 [26]:

N Poro (psia) = Ay [292 429024225 4 206 4 9,05 1 204) 1295 10,429 40.22M2)+

G

[2C7+ +0.002]
+ yc” (Ag + 149yC7+ + Alo(yC”)Q)) + AH, (3—42)

+ Ayde,, + As + AT 4 267 (A5 + Agz“™ + Az (27+)%)+
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onde z¥ é a fracdo molar do componente k, d a densidade em relacdo & dgua,

M a massa molecular e 7" a temperatura (°R),

.TC7+ = ZC7+ MC7+, (3—43)
Me,,

= _ T 3-44

Yere = e, + 101 (3-44)

A = —2,0623054

Ay = 6,6259728

Ag = 4,4670559 x 103
Ay = 1,0448346 x 10*
As = 0,032673714

Ag = 3,6453277 x 10°
A7 = 7,4299951 x 10°
Ag = —0,11381195
Ag = 6,2476497 x 10*
Ay =1,0716866 x 10°
Ay = 10, 746622

Antes de tratar, especificamente, das condi¢des de contorno, vale salientar
que, neste trabalho, o escoamento no interior do po¢o nao sera resolvido,
apesar de acoplado ao escoamento no reservatério. Ele tem uma fisica propria
[25], que excede o escopo do presente trabalho. Dessa forma, as condigoes de
contorno consideradas sao localizadas geometricamente no pogo e no limite do
reservatério. O modelo desenvolvido permite executar a simulagao com dois

tipos de condigoes diferentes:

— Condigoes de Neumann - sdo especificadas a vazao no pogo e/ou a
vazao no limite do reservatorio. Essas condigoes foram utilizadas para a

maioria das simulac¢oes deste trabalho;

— Condigoes Mistas - sao especificadas a vazao no pogo e a pressao no
limite do reservatorio. Essas condigoes foram utilizadas para validar o
modelo em comparagdo com a solugao analitica para um reservatorio

infinito, conforme é apresentado no Capitulo 5.
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3.7
Curvas de Permeabilidade Relativa

Conforme citado no Capitulo 2, com a intencao de comparar os efeitos
de diferentes modelos de permeabilidade relativa na modelagem da conden-
sacao retrograda, este trabalho faz uso de curvas de permeabilidade advindas
de correlacoes empiricas e de modelagem em escala de poros. O modelo de
correlagoes empiricas utilizado aqui foi elaborado por Hartman & Cullick [21]
e é utilizado em Shi (2009) [29] para estudar o escoamento de gés retrégrado
em meios porosos. A fim de calcular a permeabilidade relativa, o modelo inter-
pola entre curvas de permeabilidade relativa misciveis e imisciveis utilizando
uma funcao da tensdo interfacial. Utilizando esse modelo, as permeabilidades
relativas de condensado (ki) € de gas (kyg4as), a uma determinada saturacao,

sao dadas por:

krliq - f(g)krci + (1 - f(g))krcm (3_45)
Ergas = [(0)krgi + (1 — f(0))krgm (3-46)
o= (%) (3-47)

onde o é a tensdo interfacial (IFT), o* é uma tensdo interfacial de referéncia,
Erem € kpgm sao as permeabilidades relativas de condensado e de gis em
condicoes misciveis, k,.; e k.4 sao as permeabilidade relativas de condensado
e de gas em condi¢oes imisciveis, ou seja, com tensoes interfaciais maiores ou
iguais a ¢*, e n ¢ um expoente ajustavel.

Baseado em dados experimentais, [21] elaboraram a seguinte correlacao
para a saturacao residual de condensado com relagao ao gas como uma funcgao

da tensido interfacial:

Serg(0) = [1 +0,671og (:)} Serai (3-48)
onde Sg4 € a saturagao residual de condensado com relacao ao gas em
condi¢oes imisciveis.

Prosseguindo, a correcao para a saturacao critica de gas ¢ dada por:

g *

Syelr) = Z-50i(0%) (3-49)
As permeabilidades relativas em condigOes misciveis sao normalizadas

com relagdo as correlagoes de saturacao dependente da tensdo interfacial da

seguinte forma:
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Stiqg — Serg(0)
o =4 g -
rcm 1 Scrg<0—) (3 50)
Sgas

Krgm = W (3-51)

Por outro lado, as permeabilidades relativas em condigoes imisciveis sao

dadas por:

_ Sliq - SCTg(U) ?
krci - [ 1 — ch«g(O') ] (3-52)
Sgas ? ~
krgi - [1 _ Sgc(a)] (3 53)

Como ilustragao, na Figura 3.2 é apresentado graficamente esse modelo
de permeabilidade relativa com correlagao empirica para as seguintes condigoes
apresentadas em [21]: tensdo interfacial (IFT) de 1x1072 N/m, o* = 2,2x 1073
N/m, n =10 e S, = 0.

o
©

o
co

©
~

i
o

e
o

o
™

o
w

Permeabilidade Relativa (kr)

<
(N}

0.1

g ! I ! I \‘:‘Q:E}‘—:—_a;\dj
0 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.6 0.7 0.8 0.9 1
Saturacédo de Liquido (S”q)

Figura 3.2: Permeabilidade relativa com modelo de correlacoes empiricas com
IFT=1x103N/m,0*=2,2x103 N/men =10

A maioria dos modelos de correlagdo empirica incorporam erros advindos
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de restrigoes experimentais, visto que eles tendem a nao reproduzir fielmente as
condigoes extremas de pressao e temperatura, nem usar composigoes complexas
que ocorrem em reservatérios de gas retrogrado. Essas consideragoes levam a
incertezas significativas nos resultados, e os modelos resultantes nem sempre
capturam com precisao as caracteristicas de fluxo de um reservatério de gas
condensado. [27]

A fim de solucionar esse problema, Reis e Carvalho [27] propuseram um
modelo de rede de poros 3D composicional para representar o deslocamento
de gas e condensado em reservatérios de gas retrégrado desconsiderando a
presenca de agua. A rede proposta possui capilares constritos circulares e,
de acordo com a molhabilidade do meio, a saturacao e as forgas viscosas e
capilares, esses capilares apesentam diferentes modos de condensacao e padroes
de escoamento. A pressdo e nimero de mols s@o resolvidos através de equagoes
acopladas de balanco molar e consisténcia dos volumes. De forma similar
ao trabalho de Collins [41], é resolvido um célculo de flash para cada no,
considerando pressao e temperatura constante, e com base na equacao de
estado de Peng & Robinson, de forma que as saturagdes e composig¢oes da
fase sejam atualizados. Como resultado do trabalho, foram geradas curvas
de permeabilidade para gas e condensado para sete velocidades de fluxo de
gas (7,5bm/d, 15m/d, 30m/d, 45m/d, 60m/d, 90m/d e 150m/d) para uma
composicao de fluido tipica de um reservatorio de gas condensado.

Essas curvas estao apresentadas na Figura 3.3. A partir delas, foi ajustado
um modelo quadratico na saturagdo e linear na velocidade de gés para
representar essas curvas. Dessa forma, a estrutura algébrica dessas curvas, ¢é

dada por:

kpiiq = al + aévgas + abSyig + aivgasSliq + aéSﬁ-q, (3-54)

krgas - afli + agvgas + agSliq + aivgassliq + agsl%q? (3_55>

onde a! e af sdo coeficientes do ajuste realizado.

Além desse equacionamento, o modelo de ajuste teve que ser limitado
para continuar representando a fisica a que se propde. Como nao faz sentido, na
maioria das vezes, que a permeabilidade relativa seja maior que a observada no
caso miscivel, pode-se reformular o equacionamento apresentado nas Equacoes

3-54 e 3-55 da seguinte forma:
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Ertig = min(a) + aévgas + aéSliq + aﬁlvgasSliq + al55l2iq, Stiq) (3-56)

Ergas = min(ai + ajvgas + a3Siq + ai0gasSiq + agsfiq, Sgas) (3-57)

—k __,v=75 -k, ., v=45
rgas rliq
09+ “"kﬂiq’ v=7.5 krgas' v=60
—k__,v=15 ki V=60
sl rgas rlig
. ~—— Ky V=15 k.. v=90
iq rgas
T 07 krgas’ v=30 kl"iCI’ v=90
kﬂ. ,v=30 ——k__,v=150
iq rgas
0.6 7krgas’ V=45 - kg V=150

Permeabilidade Relativa (k)
o
(6]
T

04
03
0.2
0.1
0 e et e |
0 0.05 0.1 0.15 0.2 0.4
Saturagéo de Liquido (S“q)

Figura 3.3: Curvas de permeabilidade relativa por velocidade de escoamento
do gés calculadas pelo modelo em escala de poros em [28]
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4
Solucao Numérica

Neste capitulo serao apresentados os métodos utilizados na solucao
numérica do sistema de equagdes diferenciais apresentado no capitulo anterior.
De modo sucinto, o método de diferencas finitas ¢ utilizado na discretizagao
das equagoes diferenciais. A cada passo de tempo, um sistema algébrico nao
linear é obtido. O sistema é resolvido pelo método de Newton-Raphson. Caso
o método esteja divergindo, a atualizacao é feita utilizando um fator de sub-
relaxacdo para reduzir as variagoes e facilitar a convergéncia [32]. As se¢oes

seguintes apresentam em maiores detalhes esses calculos.

4.1
Descricao da Malha

Para representar o reservatorio axissimétrico em coordenadas cilindricas
com uma dimensdo, utiliza-se uma malha nao uniforme com volumes de
controle em forma de coroas cilindricas, de forma a ter uma concentracao
maior desses volumes de controle nas proximidades do pogo, como ilustrado

na Figura 4.1, pois o gradiente de pressao é mais alto nesta regiao.

Figura 4.1: Exemplificacao da malha cilindrica para representacdo do meio
poroso em escala de reservatorio, onde o ponto central representa o pogo e a
borda é o final da rocha reservatorio.

Neste trabalho, cada volume de controle ¢ da malha, representado, em
vista de topo, como as coroas circulares vermelhas na Figura 4.2, tem as

seguintes propriedades geométricas:
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— V;: Volume da coroa cilindrica delimitada pelas linhas vermelhas na 4.2;
— r;: Raio do ponto central representado pelas linhas azuis na 4.2.

~ Tfeir Tfeit1: Raios das faces interna e externa do volume de controle.

Figura 4.2: Exemplificacdo dos pontos da malha em coordenadas cilindricas a
fim de representar a divisao dos volumes de controle (pontilhado vermelho) e
seus pontos centrais (pontilhado azul).

Dadas essas propriedades e considerando N..;s como a quantidade total
de volumes de controle, dr,,;, € dr,.. como as maiores e menores larguras das
coroas cilindricas, r,, como o raio do pogo e n como o valor do expoente da lei
de poténcia, pode-se especificar as equacoes utilizadas para descrever a malha

cilindrica apresentada:

Tfei = Tw + Z (Cm™ + D) (4-1)
m=0
re— Tfei +2ch,7;+1 (4-2)

onde:
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4.2
Discretizacao das Equacoes

Nesta segao, ¢ feita a discretizagdo das equagoes de balanco molar e
de consisténcia de volumes. Para isso, considere a representagao simplificada
de uma malha em coordenadas cilindricas apresentada na Figura 4.3. A partir
daqui, os indices (fc, 1) e (fc,i+1) sdo usados para representar as propriedades

na face ¢ e i + 1 respectivamente.

" Tre,i 7 Mot
P4 P; Piyq
i—1 i i+1
drye, dTfc,i+1
Ti1 Ti Ti+1
dTi

Figura 4.3: Representacao esqueméatica da malha

4.2.1
Equacoes de Conservacao

Partindo da Equacao 3-10 e considerando uma formulagao implicita com

diferencas finitas para a pressao e nimero de mols, tem-se que:

k.t k,it—1
Nz‘ - N@ V;ooroso,i 1

_ ot (D) g [ L) ) [ =) | = 0
o pa— [7” feit1 (M) feit1 ( P~ 7 fei(ME) fe, e

(4-5)

onde 7 ¢ a iteragao anterior do método de Newton-Raphson.

Agora, é preciso reescrever algumas dessas grandezas em funcao de
parametros mais elementares. Comegando com V;, o volume do volume de
controle, vé-se pela Figura 4.1 que ele é igual ao volume da coroa cilindrica

delimitada por ry.; € rfc;+1. Assim, tem-se que:

‘/poroso,i = ¢7Th(r]2‘c,i+1 - 7“]20072‘) (4_6)

sendo o raio r; e a espessura do volume de controle dr; iguais a:
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re— Tfei T Tfejit1 (4-7)
2
dri = Tfciv1 — Tfei (4-8)

Substituindo as Equagoes 4-6 a 4-8 na Equacao 4-5, é possivel chegar a

seguinte equacao:

NFENFEY orp . Bl — P N
(4-9)

A Equacao 4-9 pode ser representada simplificadamente da seguinte

forma:

NP = NPT = A(TF) feir = (T ges] = 0 (4-10)
onde (T7)jei e (TF)feiv1 80 as vazdes molares pelas faces i e i + 1 do volume
de controle no tempo t, respectivamente.

Para calcular essas vazoes molares através das faces, primeiramente, deve-
se avaliar os termos de mobilidade nas faces. Por questoes de continuidade
do escoamento, a melhor forma de representar a mobilidade nas interfaces
¢ através da média harménica das mobilidades nos volumes adjacentes [32].

Assim, tem-se que:

2m7(i)ymp(i — 1)

mi (i) +mp(i — 1)
2m(i)mp (i + 1)
mi(i) +mp(i+ 1)

(M) e = (4-11)

(M) feit1 = (4-12)
sendo my, a mobilidade do componente k.

Como ja citado, este trabalho utiliza condigoes de contorno de Neumann
(vazao de gds Quen especificada no pogo e reservatorio isolado Qs = 0) e
mistas (vazao de gas Quen especificada no pogo e pressao P,.s especificada
no reservatorio). Assim, é necessario adaptar as Equagoes 4-10 e 4-11 para o
primeiro e para o ultimo volume de controle. Por nao haver um volume de

controle a oeste do primeiro volume de controle, a Equacao 4-11 se reduz a:

(M) geq = mi(1) (4-13)
Além disso, aplicando a Lei de Darcy na face oeste do primeiro volume

de controle, tem-se que o diferencial de pressao na face oeste é dado por:

Pt
(a ) _ Qwell Hgas (4_14)
fe,l

W k’[27r7"1 h] krgas
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Por outro lado, por ndo haver um volume de controle a leste do tultimo

volume de controle, a Equacao 4-11 se reduz a:

T _ T
(mk)fcaNcells+1 - mk(Ncells) (4_15>
Agora, resta analisar as modificacoes para os dois tipos de condicao
contorno no limite do reservatério. Quando a pressao no reservatorio P,.., é

especificada, o diferencial de pressao na face leste é dado por:

8Pt Pres - Pt
() = w (4—16)

ar fe;Neens+1 drNcells
Por fim, quando o reservatoério € isolado, o diferencial de pressao na face

leste se reduz a:
OP"
<a> =0 (4-17)
" fe;Neens+1

No modelo deste trabalho, as equagoes de conservacao para cada com-
ponente, cada volume de controle e cada instante de tempo sao representadas

pelo residuo RY, dado por:

NP — NP AU(TF) e — (TF) e
. 3 (4-18)

) e t—1
N]T\L[c:lls - ]T\I}Ceils - At[(T;—)fcchells'i'l - (T}-)fc)Ncells:I

4.2.2
Equacdes de Volume

No modelo deste trabalho, as equagoes de consisténcia de volume para
da volume de controle sdo representadas pelo residuo Ri,, obtido a partir da

Equagao 3-15 e dado por:

t t
‘/‘1¢ _ Nliq,l _ Nqas,l
El:lq,l E;—as,l
- :
R, = : (4-19)

Nt Nt
V ¢ _ lig,Neejis _ 9a8,Neelis

Neeuls I3 i
lig,Ncepls gas,Neells

4.3
Método de Solucao

Esta secao especifica com detalhes o procedimento utilizado na simulacao.
Na Figura 4.4, é apresentado o fluxograma descritivo da simulacao.

A partir das entradas, calcula-se a rotina de flash para determinar as
caracteristicas iniciais da mistura, como as fracoes molares de cada componente

em cada fase, e calcula-se a viscosidade de cada fase do fluido através do método
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LBC. Determinado como esta o equilibrio de fases, a simulacao entra no loop
principal, em que calcula as varidveis para cada passo de tempo até que o
tempo de simulagao exceda o tempo maximo especificado.

O célculo das variaveis dentro do loop de tempo é feito através do método
de Newton-Raphson. Nele, calcula-se o residuo R = [Ry; Ry| conforme as
Equagoes 4-18 e 4-19 e o Jacobiano conforme especificado na secao seguinte.
De posse do Jacobiano e do residuo, é possivel calcular o passo do método de
Newton-Raphson como Au = —J ' R. Entretanto, a atualizacdo das varidveis
depende de como estd a convergéncia do método. Caso o método esteja
divergindo, a atualizacao ¢ feita utilizando um fator de sub-relaxacao para
desacelerar as variagoes e facilitar a convergéncia [32].

Em seguida, como o modelo de permeabilidade relativa em escala de
poros ¢ dependente da velocidade de gés, é preciso atualizar a velocidade do
gas caso seja ele que esta sendo simulado. Caso contrario, é preciso atualizar a
tensao interfacial, porque o modelo de correlagoes empiricas é dependente da
IFT.

Atualizadas as variaveis, caso o numero de iteragdes seja menor que o
maximo de iteragoes itmax, segue-se para uma execucao da rotina de teste
de estabilidade e flash, seguida da comparacao do residuo encontrado com a
tolerancia.

Por outro lado, caso o nimero de iteracoes exceda o maximo de iteragoes
itmax, reduz-se o passo de tempo para garantir a convergéncia e se restauram
as variaveis para seu estado anterior, reiniciando o loop do método de Newton-
Raphson.

Por fim, apds a convergéncia do método de Newton-Raphson, é necessario
avaliar o balanco de massa. Caso haja erro no balanco de massa, o algoritmo
reduz o passo de tempo e segue como ja citado. Caso contrario, atualiza-se
o tempo de simulagao e verifica-se se o nimero de iteragoes utilizado para
convergir ¢ menor que itdobra. No caso positivo, para acelerar a simulacao,
dobra-se o passo de tempo, antes de fazer a verificacao de término da simulagao

no loop principal.

4.4
Calculo do Jacobiano

Por se tratar de solugao de sistema nao-linear utilizando o método de

Newton-Raphson, ¢ necessario calcular a matriz Jacobiana, que é a matriz das

derivadas parciais das fungoes do sistema em relacao as varidveis J;;, = %
J

para calcula-lo de maneira mais eficiente, este trabalho encontra analiticamente

e,

as derivadas com relacao as variaveis P; e V;.
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As derivadas analiticas com relacdo a pressao (P;) sdo apresentadas
no Apéndice A. Pode-se adotar procedimento semelhante para o calculo das
derivadas em relagio ao niimero de mols de cada componente (NF), sendo, por
isso, suprimido deste trabalho.

Por outro lado, as derivadas e zF, y¥ e L£; com relagio as varidveis
(P; e NF), foram obtidos conforme procedimento apresentado em Wong &
Aziz [47]. As demais derivadas parciais sao calculadas utilizando as expressoes
apresentadas em [4] e [43], [44].
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Figura 4.4: Fluxograma da simulagao
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5
Resultados

5.1
Validacao do Modelo com caso Monofasico

Para validar a implementagao do modelo, compara-se a solu¢do numérica
obtida com pressao acima da pressao de orvalho, o que leva ao escoamento
monofasico de gas, com a solugao exata analitica para o caso de escoamento
monofasico 1-D de gas real em reservatorio radial com vazao constante e

reservatorio isolado. Para esse caso, a solucao analitica é dada por:

1 2Q0RT 2kt 1( T )2 (rmax> 3

P) = Pini)— 3 1 - =
m(P) = m(Fini) 2rkh Ty qﬁ(ucg)mir?mz—i_Z Tmax +n T 4
(5-1)

onde Py e T}, sao respectivamente, a pressao e a temperatura em condigoes
standard (101.325 Pa e 15°C), Qg é a vazao de gds em condigoes standard, fi;;
e ¢4, sao a viscosidade e a compressibilidade do gas nas condigoes iniciais do
reservatorio e m(P) é a pseudopressao do gés real.

Para comparar com a solucao analitica, a simulagao foi executada com
um reservatorio com 7,,,, = 844m e com os diversos parametros necessarios
calculados numericamente a partir dos dados obtidos com a equacao de estado.
Nas Figuras 5.1 e 5.2 sdo apresentados graficos da pressao calculada de forma
analitica e numérica ao longo do reservatorio para quatro diferentes tempos de
simulacao. Em todas elas, é possivel observar que a diferenca entre as soluc¢oes
nao ¢é significativa com relacao ao valor da varidvel, nao ultrapassando 0,21%,

o que indica que o modelo numérico desenvolvido esta adequado.
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Figura 5.1: Comparacao da Pressao ao Redor do Poco calculada com a solucao
analitica para gas real e com a solugao numérica do modelo desenvolvido neste
trabalho (para tempos de simulagao de 25 e 50 dias)
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Figura 5.2: Comparacao da Pressao ao Redor do Poco calculada com a solugao
analitica para gas real e com a solugdo numérica do modelo desenvolvido neste
trabalho (para tempos de simulagao de 75 e 100 dias)
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5.2
Curvas de Permeabilidade

Como ja citado na secao 3.7, as curvas de permeabilidade relativa
calculadas através do modelo de rede para diferentes velocidades sao utilizadas
para o ajuste do modelo apresentado nas Equagoes (3-54) e (3-55). Nas Figuras
5.3 a 5.6, sdo apresentados graficos das curvas de permeabilidade relativa
originais e as calculadas pelo modelo de ajuste. De uma forma geral, é possivel
ver pelos gréaficos que se tem um bom ajuste. O modelo ajustado tem os
seguintes parametros ozl1 =2,7163 x 1074, al2 = —7,6266 x 1072, aé =0, 3053,
al, = 0,0012, at = —0,6207, af = 0,9898, aj = 2,373 x 1074, aj = —1,91813,
aj = 0,0052 e al = —2,8259.
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Figura 5.3: Comparacao de curva de permeabilidade com modelo em escala de
poros com modelo ajustado para as velocidades de 7,5 m/d e 15 m/d
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Figura 5.4: Comparacao de curva de permeabilidade com modelo em escala de
poros com modelo ajustado para as velocidades de 30 m/d e 45 m/d
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Figura 5.5: Comparacao de curva de permeabilidade com modelo em escala de
poros com modelo ajustado para as velocidades de 60 m/d e 90 m/d
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Figura 5.6: Comparacao de curva de permeabilidade com modelo em escala de
poros com modelo ajustado para a velocidade de 150 m/d

5.3
Analise do bloqueio da producdo de gas devido a formacao de banco de
condensado

Nessa secao, o modelo proposto foi empregado na analise da perda de pro-
dutividade de um pogo em decorréncia da formagao e acimulo de condensado
em seu entorno. Durante os testes realizados, os efeitos da permeabilidade ab-
soluta do meio, vazao de producao de gas e modelo da permeabilidade relativa
na severidade do bloqueio por condensado foram avaliados.

Para a avaliacao da influéncia da permeabilidade da rocha reservatorio

sobre a formagao e acimulo de condensado, foram efetuados testes utilizando-
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se k =5mD e k = 169mD. A permeabilidade de 169mD vem de [31] e foi a
mesma utilizada para calcular as curvas de permeabilidade relativa do modelo
em escala de poros. Ja a permeabilidade de 5 mD foi escolhida para testar
a influéncia da permeabilidade absoluta no comportamento do escoamento.
Essa andlise se mostra relevante, dado que a permeabilidade do meio poroso
¢ apontada na literatura como um parametro determinante na reducao do
fluxo de gés durante a produgao abaixo do ponto de orvalho. Em [49] e [50],
ambos autores comprovam a afirmagao anterior através de diferentes métodos
de predicao da producao de gas condensado.

J& para a avaliagdo dos efeitos da vazao de producao de gés, foram
testados valores diferentes de velocidade, 100 m/d e 200 m/d na entrada do
pogo, o que equivale, respectivamente, as vazoes volumétricas de 67,15 m3/d e
134,30 m?/d em condigoes de reservatorio. Ao se aumentar a vazao de produgao
em reservatorios de gas e condensado, efeitos contrastantes no fluxo de fases
podem ser observados. Por um lado, é sabido que velocidades altas afetam
positivamente o fluxo de gas e condensado [51]. Por outro, maiores vazoes
de escoamento implicam maiores gradientes de pressao ao redor do poco, o
que leva a valores mais altos de tensao interfacial e a bancos de condensado
mais extensos. Durante a andlise conduzida nesse trabalho, portanto, sera
analisado se impacto combinado destes dois fatores produz resultados positivos
ou negativos na producao.

Por fim, todos os testes conduzidos nessa se¢ao serao repetidos adotando-
se dois modelos de permeabilidade relativa. O primeiro, proposto por Hartman
& Cullick [21], leva em consideracdo o efeito da tensdo interfacial e saturagao
no escoamento acoplado de gas e condensado, enquanto o segundo, formulado a
partir de resultados obtidos com o modelo de rede de poros [28], determina va-
lores de permeabilidade relativa de gas e condensado levando em consideragao
a velocidade de escoamento de gas, saturacao e, indiretamente, IFT.

Como parametros comuns a todas as simulac¢oes, tem-se que a rocha
reservatério apresenta porosidade de (¢) 17,1% [31], raio do reservatoério de
177m, espessura do reservatoério de 5m, o raio do poco produtor de 0,25m e
temperatura de 80 °C.

Adicionalmente, o fluido empregado em todos os casos apresenta a com-
posicao e as propriedades mostradas nas Tabelas 5.1, 5.2 e 5.3. A composicao
apresentada na Tabela 5.1 foi escolhida por representar uma mistura tipica de
reservatérios de gas condensado, compostos por diéxido de carbono e hidrocar-
bonetos leves, intermediarios e pesados. Essa mistura exibe comportamento de
gés condensado retrégrado entre as temperaturas de 15°C e 207°C, conforme

pode ser visto no diagrama de fases apresentado na Figura 5.7, obtido através
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do software WINPROP [17].

Tabela 5.1: Composicao do Fluido. [17]

Componente Fracao Molar
COq 0,07
C1 0,65
2 0,13
C3 0,07
C6 0,05
C10 0,025
C16+ 0,005
7
S5 A0 L ‘
— Envelope de Fases
—5% Volume
2 —10% Volume 1
il —20% Volume
& 30% Volume
=1.57—40% Volume 1
z§ © Ponto Critico
S 1
=y
0.5
0 1 L L L
-100 -50 0 50 100 150 200 250

Temperatura [°C]

Figura 5.7: Grafico do Envelope de Fases da mistura apresentada na Tabela 5.1.
[17]

Liquid Dropout (%)
5]

(&

0 015 "I 115 é 25
Presséo (Pa) %107
Figura 5.8: Liquid Dropout da mistura utilizada por este trabalho para

expansdo com composi¢do constante (CCE) e para deplecio com volume
constante (CVD).
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Além da composigao, as propriedades de pressao critica (P,), temperatura
critica (7,), volume critico (V,), fator de compressibilidade critico (Z.), o
parametro parachor (P), o fator acéntrico (w) e o fator de corregao do volume
(v) dos componentes utilizados no modelo sao apresentados nas Tabelas 5.2
e 5.3. Também é apresentado o liquid dropout da mistura utilizada por este
trabalho a 80°C tanto para expansao com composigao constante (CCE) quanto

para deple¢ao com volume constante (CVD) na Figura 5.8 [20].

Tabela 5.2: Pressao critica (P.), Temperatura critica (1.), Parachor (P) e
Massa Molar para cada componente do fluido [17]

Componente T, [K] P.[psi] P  Massa Molar

CO, 3042 728 78,0 44,01
C1 1906 454 77,0 16,043
C2 3054 48,2  108,0 30,07
C3 369,8 419  150,3 44,097
C6 5074 293 2710 86,178
C10 617,6 20,8 4315 142,286

C16+ 7170 140  679,6 226,448

Tabela 5.3: Volume critico (V,), Fator de compressibilidade critico (Z,.), Fator
acéntrico (w) e Fator de Corre¢ao de Volume (v) para cada componente do

fluido [17]

Componente V., [m®] Z.[1/psi] w v

COq 0,094 0,070 0,225 -0,0817
C1 0,099 0,650 0,008 -0,1595
C2 0,148 0,130 0,098 -0,1134
C3 0,203 0,070 0,152 -0,0863
C6 0,370 0,050 0,296 -0,0080
C10 0,603 0,025 0,490 0,0655

C16+ 0,956 0,005 0,742 0,956

A pressdo inicial empregada nos casos analisados é de 2,256 x 107 Pa.
Sendo assim, essa pressao é maior do que a pressao de orvalho e, portanto,
a saturacao inicial de gas é igual a 1. Como o problema simulado tem vazao

imposta no poco e reservatorio isolado, a pressao sera constantemente reduzida
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e, por isso, o escoamento nao atinge regime permanente. Dessa forma, foi
escolhido um critério de parada para as simulagoes e elas sao concluidas quando
a pressao no poco atinge o valor de 1,5 x 107 Pa.

Uma vez definidos todos os parametros empregados nos testes, sao
discutidos os critérios utilizados durante a avaliagao da severidade do bloqueio
de condensado em cada caso analisado. Primeiramente, foi analisada a extensao
do banco de condensado formado ao redor do pogo durante o periodo testado,
bem como a celeridade com que este banco é formado. Adicionalmente, é feita a
analise da saturagao do liquido ao longo do tempo na extensao do reservatério
marcada pela presenca deste banco. Em conjunto com esta andlise, avaliam-se
os valores de permeabilidade relativa do liquido e do gas em torno do poco.
Dessa maneira, é possivel aferir o quanto o banco de liquido formado prejudica
o escoamento das fases de gas e condensado.

Para avaliar as diferencas da producao obtida com os dois modelos, sao
apresentados os graficos de producgao acumulada, ao longo do tempo, de gas
e de condensado originados a partir de gas e de condensado em condigoes
de reservatorio. Esta analise é de fundamental importancia, dado que esta

diretamente ligado a perspectiva de receita com a producao do campo avaliado.

5.3.1
Resultados obtidos com k£ = 169mD e v = 100m/d

Os primeiros resultados apresentados nesta analise foram obtidos com
o valor de permeabilidade absoluta de 169mD e com a velocidade de 100
m/d. Conforme indicado na Figura 5.9, utilizando ambos os modelos de
permeabilidade relativa, a formagao de condensado se inicia em 30 dias e, em
2 dias, hé a prolongacao deste para toda a extensao do reservatério (177m).
Como o grafico ilustra, a condensacao retrograda se iniciou ao mesmo tempo
com os dois modelos, porque, enquanto monofasico, a queda de pressao é igual
utilizando-se os dois modelos. Além disso, mesmo logo apds o aparecimento
da fase liquida, aos 31 dias, a diferenca no campo de pressao previsto pelos
modelos, mostrada na Figura 5.10, é muito pequena, o que leva a praticamente

a mesma formagao do condensado ao longo do reservatério com os dois modelos.
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Figura 5.9: Extensao do banco de condensado em funcao do tempo para k =
169mD e v = 100m/d.
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Figura 5.10: para k = 169mD e v = 100m/d.

Na Figura 5.11 é apresentado o resultado para a saturacao de liquido no
poco utilizando-se os dois modelos. Em ambos os casos, é possivel observar
que a saturacao de liquido é crescente até atingir um ponto de maximo em
400 dias e comega a decrescer suavemente a partir dos 420 dias. Além disso,
apesar das semelhancas, é possivel ver também que a saturacdo de condensado
no pogo ao final da simulagdo é maior utilizando o modelo IFT (0,1371) do
que utilizando o modelo de rede (0,1273).
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Esse comportamento de aciimulo de condensado com posterior reducao
em sua saturacao pode ser causado por revaporizagao ou por varredura do
condensado. Para entender o que realmente estd acontecendo, ¢ importante
analisar a fragdo de componentes pesados no condensado ao longo do tempo e
isso é apresentado na Figura 5.12 a) e b). Percebe-se que, utilizando ambos os
modelos, o comportamento geral é semelhante: fracdo de componentes pesados
no condensado é sempre crescente ao longo do tempo de simulagao, mas,
no comeco a fracdo molar de componentes pesados no condensado aumenta
com a reducao do raio e essa tendéncia se inverte, indicando que pode estar
acontecendo a revaporizacao. Entretanto, com o modelo de rede, essa mudancga
na tendéncia da fragdo molar de componentes pesados com o raio muda mais
cedo, mostrando, que além da revaporizacao, ha o efeito positivo da velocidade

na varredura do condensado.
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Figura 5.11: Saturacao de liquido em fun¢ao do tempo para k = 169mD e v
= 100m/d.
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Figura 5.12: Fracao molar de (14, no condensado em funcao do tempo e do
raio calculadas com ambos os modelos para k = 169mD e v = 100m/d.

Além disso, a composicao do fluido nas proximidades do poco ao final
da simulagdo é apresentada na Tabela 5.4. De uma forma geral, ambos os
modelos indicam que o gas produzido se torna progressivamente mais pobre
em componentes pesados. Entretanto, a fragado molar dos componentes pesados
na mistura é menor com o modelo de rede, sendo outro indicativo do efeito

positivo da velocidade.

Tabela 5.4: Composi¢cao do Fluido nas Proximidades do Pogo ao Final da
Simulacao

Modelo IFT Modelo Rede
X y Z X y Z
COy | 0,05335 0,07278 0,06940 | 0,05335 0,07278 0,06965
C1 0,39826 0,69157 0,64045 | 0,39824 0,69157 0,64432
C2 |0,13096 0,12993 0,13011 | 0,13096 0,12993 0,13010
C3 10,09862 0,06529 0,07110 | 0,09862 0,06529 0,07066
C6 |0,15344 0,03270 0,05374 | 0,15344 0,03269 0,05215
C10 | 0,13140 0,00739 0,02901 | 0,13140 0,00739 0,02737
C16+ | 0,03397 0,00034 0,00620 | 0,03399 0,00034 0,00576

Conforme visto anteriormente, ambos os modelos de permeabilidade
relativa de liquido sdo crescentes com a saturacao, na faixa de saturagao
observada nesse caso (Si,; < 15%), como mostrado nas Figuras 3.2 e 3.3.
Por isso, na Figura 5.13, é observado nas curvas de permeabilidade relativa de
liquido um comportamento semelhante ao das curvas de saturagao. Entretanto,
ve-se também que, enquanto a permeabilidade relativa de liquido calculada com
o modelo de rede atinge o maximo em 400 dias como a curva de saturagao de
liquido, a permeabilidade relativa calculada com o modelo IFT apresenta um

maximo antecipado para 200 dias e, em seguida, é reduzida.
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Essa diferenca aparece porque existem fendémenos diferentes afetando o
comportamento da curva de permeabilidade relativa de liquido calculada com
o modelo IFT. Inicialmente, hd um aumento da saturagao de condensado, o
que leva a um aumento na permeabilidade relativa de liquido. Nessa situagao
inicial, o condensado que aparece é mais leve e a tensao interfacial ndo aumenta
muito. A partir de um certo tempo, a saturagao de liquido varia muito pouco,
mas, como visto nas Figuras 5.12 a) e b), continua a aumentar a fracdo de
componentes pesados no condensado. Nesse caso, a tensao interfacial comega
a crescer bastante e isso leva a uma reducao da permeabilidade relativa de
liquido. Como a saturacao de liquido ¢é praticamente constante, esse efeito de

reducao da permeabilidade relativa se torna preponderante.
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Figura 5.13: Permeabilidade relativa do liquido em fun¢ao do tempo para k =
169mD e v = 100m/d.

Na Figura 5.14 é apresentada a permeabilidade de gas em fungdo do
tempo para os dois modelos e em dois pontos diferentes do reservatorio: nas
proximidades do pogo () € no final do reservatério (7). Nela é possivel ver
que a permeabilidade relativa de gas ao longo do reservatorio é praticamente
constante com o modelo IFT para um mesmo instante de tempo. Isso ocorre
porque, a partir de 32 dias, o condensado ocupa todo o reservatério e a sua
composi¢do nao varia significativamente ao longo do reservatério. Por isso, a
tensao interfacial varia pouco ao longo do reservatério, o que leva ao modelo
IFT também variar pouco ao longo do reservatoério.

A permeabilidade relativa de gas calculada com o modelo de rede, por
outro lado, varia significativamente por levar em consideracao o efeito da

velocidade. Nesse caso, para velocidades mais baixas observadas longe do poco,
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o modelo IFT prevé permeabilidades relativas maiores que o modelo de rede,
enquanto que para velocidades mais altas perto do pogo, o modelo de rede passa
a prever permeabilidades relativas maiores que o modelo IFT. Isso mostra a
capacidade do modelo de rede de representar o efeito positivo da velocidade

na permeabilidade relativa de gés.
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0.95 - modelo IFT r
res
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s
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Figura 5.14: Permeabilidade relativa do gés em funcao do tempo para k =
169mD e v = 100m/d.

Na Figura 5.15, é apresentada a produgao acumulada de gas em condicoes
standard, a pressao 101.325 Pa e temperatura de 15°C, em funcao do tempo.
Nesse caso, a produgao com o modelo IFT foi 6.363.843 m? e com o modelo
de rede foi de 6.362.458 m?. Assim, ha uma pequena diferenca de producao de
gas utilizando os dois modelos (1.390 m? para o modelo IFT). Para entender
o motivo dessa pequena diferenca entre os dois modelos, é analisado o quanto
desse gés vem de gas em condigoes de reservatorio e quanto vem de condensado
em condigoes de reservatoério.

A producgao acumulada de gas oriundo de gas em condigoes de reservato-
rio é apresentada na Figura 5.16, onde pode-se observar que a producao foi de
6,283 x 10° m? para o modelo IFT e foi de 6,291 x 10° m? para o modelo de
rede. Essa diferenca de 8.000 m? a mais para o modelo de rede pode-se atribuir
a maior permeabilidade relativa de gas do modelo de rede que do modelo IFT
nas vizinhancas do pocgo, a qual nao ¢é tao significativa porque no restante do

reservatério essa tendéncia ¢é invertida como pode ser observado nas Figuras
5.14 e 5.17.
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Figura 5.15: Producao acumulada de gas em condigoes standard em funcao do
tempo para k = 169mD e v = 100m/d.
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Figura 5.16: Producao acumulada de gas em condicoes standard vindo de gas
em condicdes de reservatorio em funcao do tempo para k = 169mD e v =

100m,/d.
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Figura 5.17: Permeabilidade relativa de gas em fun¢ao do raio e do tempo para
k =169mD e v = 100m/d.

Na Figura 5.18, é apresentada a producao de gés oriundo de condensado
em condicdes de reservatério. E possivel observar que a producio de gas, nesse
caso, foi de 80.843 m? para o modelo IFT e de 71.458 m? para o modelo de
rede. Essa diferenca de 9.390 m? a mais para o modelo IFT existe, porque a
permeabilidade relativa de liquido do modelo IFT é maior que a do modelo de
rede na maior parte da simulagao (350 dias) tanto nas proximidades do pogo,
como pode ser observado na Figura 5.13, quanto no restante do reservatorio,
como pode ser observado na Figura 5.19. Inclusive, percebe-se também que a
partir dos 350 dias, essa diferencga entre a producao acumulada utilizando os
dois modelos comeca a diminuir, porque a partir desse ponto, a permeabilidade

relativa de liquido passa a ser menor para o modelo IFT.
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Figura 5.18: Producao acumulada de gas em condigbes standard vindo de
condensado em condigoes de reservatério em fungao do tempo para k = 169m D
e v = 100m/d.
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Figura 5.19: Permeabilidade relativa de liquido em func¢ao do raio e do tempo
para k = 169mD e v = 100m/d.

Na Figura 5.20, é apresentada a producao acumulada de condensado.
Nela ¢ possivel perceber que, com o modelo IFT, produziu-se 1.321,4 m? e,
com o modelo de rede, produziu-se 1.307,6 m3. A diferenca entre os dois
modelos foi de 13,8 m?, ou seja, aproximadamente 1% . Para entender o motivo

dessa pequena diferenca, ¢ analisado o quanto desse condensado vem de gés
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em condig¢oes de reservatorio e quanto vem de condensado em condigoes de

reservatorio.

Produgdo Acumulada de Condensado
em Fungdo do Tempo (k=169 mD, v___ =100 m/d)
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Figura 5.20: Producao acumulada de condensado em condigbes standard em
funcao do tempo para k = 169mD e v = 100m/d.

Pode-se ver na Figura 5.21 que a producao acumulada de condensado
originado de gas em condicoes de reservatério foi de 1.149 m?3 no modelo IFT
e 1.151 m? no modelo de rede em 500 dias. A diferenca entre a previsao da
producao de condensado em condigoes standard dos dois modelos foi de 2 m?
a mais para o modelo de rede. Mais uma vez, a hipdtese que parece explicar
essa diferenca para o modelo de rede é que a permeabilidade relativa de gas
com ele é maior que a do modelo IFT nas vizinhancas do poco, mas ela nao é
tao significativa porque no restante do reservatorio essa tendéncia ¢é invertida.

Prosseguindo, na Figura 5.22, encontra-se a producao acumulada de con-
densado originado de condensado em condigoes de reservatorio. Essa producao
foi de 172,4 m? para o modelo IFT e de 156,6 m? para o modelo de rede, totali-
zando uma diferenca de 15,8 m? ao final da simulacao. Essa diferenca entre os
modelos ocorre e passa a diminuir depois dos 350 dias pelos mesmos motivos
ja citados: permeabilidade relativa de liquido ser maior para o modelo IFT ao
longo do reservatério durante os primeiros 350 dias e essa tendéncia se inverter

a partir desse tempo de simulacao.
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Figura 5.21: Producao acumulada de condensado em condigoes standard vindo
de gas em condicoes de reservatorio em funcao do tempo para k = 169mD e

v = 100m/d.
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Figura 5.22: Producao acumulada de condensado em condigoes standard vindo
de condensado em condig¢oes de reservatério em funcao do tempo para k =
169mD e v = 100m/d.

De uma forma geral, com a permeabilidade absoluta do meio relativa-
mente alta (169 mD), ndo houve diferenca significativa entre o uso dos dois

modelos de permeabilidade relativa dentro do intervalo de pressao avaliado.
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5.3.2
Resultados obtidos com k& = 169mD e v = 200m/d

A seguir é apresentada a analise dos resultados da simulacdo com
permeabilidade absoluta de 169 mD e com a velocidade de 200 m/d. Com
relacdo a formacao do banco de condensado, o aumento na velocidade causou
uma antecipacao do inicio da condensacao retrograda, como pode-se ver na
Figura 5.23. Com velocidade de 100 m/d, a condensagao retrégrada inicia
com 30 dias. J& com 200m/d, ela inicia com 15 dias, na metade do tempo,
indicando que ao dobrar a velocidade, reduzimos para metade o tempo de

inicio da condensacao retrograda.
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Figura 5.23: Extensao do banco de condensado em funcao do tempo para k =
169mD e v = 200m/d.

Com relagao a saturacao, é possivel ver na Figura 5.24 que a saturacao de
condensado nas proximidades do pogo continua maior no modelo IFT (0,1395)
que no modelo de rede (0,1215). Entretanto, a diferenca entre os modelos
aumentou 84%, de 0,0098 para 0,0180. Além disso, vé-se que a curva tem
comportamento crescente até os 200 dias de simulagdo e comega a decrescer
em seguida.

Outro ponto interessante é que comparado com o caso de velocidade igual
a 100 m/d, a saturacdo de liquido cresce no modelo IFT e decresce no modelo
de rede. Isso ocorre porque, sem considerar o efeito positivo da velocidade na
permeabilidade relativa, no modelo IFT, o aumento de velocidade leva a um
aumento do diferencial de pressao, o que leva o reservatério a pressoes mais

baixas mais rapido e, portanto, a uma saturacao de liquido maior. Por outro
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lado, considerando o efeito positivo da velocidade, o aumento da velocidade
leva 0 modelo de rede a varrer mais o condensado, levando a uma saturacao

de liquido menor.

Saturagdo de Liquido
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Figura 5.24: Saturacao de liquido em fun¢do do tempo para k = 169mD e v
= 200m/d.

Na Figura 5.25 a) e b) é possivel ver que a inversao da tendéncia da fragao
molar de componentes pesados é antecipada com ambos os modelos com relagao
ao caso de velocidade 100 m/d. O que acontece, neste caso, é que, no comego,
h& mais componentes pesados perto do pogo, mas isso se inverte com o tempo,
levando a menos componentes pesados perto do poco quando comparado com
o caso de velocidade 100 m/d. Por causa disso, a tensao interfacial também
apresenta uma reducao quando comparado com o caso de velocidade igual a

100 m/d, como pode ser observado na Figura 5.26.
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Figura 5.25: Fracao molar de (14, no condensado em funcao do tempo e do
raio calculadas com ambos os modelos para k = 169mD e velocidades v =
100m/d e v = 200m/d.
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Figura 5.26: IFT calculado com Modelo IFT em func¢ao do raio e do tempo
para k = 169mD e velocidades v = 100m/d e v = 200m/d.

Na Figura 5.27, ¢é possivel ver que a permeabilidade relativa de liquido

perto do poc¢o no modelo de rede cresceu aproximadamente 14% se comparado

com a velocidade de 100 m/d, enquanto que no modelo IFT esse crescimento

é
0

e

de apenas 2%. O crescimento da permeabilidade relativa de liquido com

modelo TFT acontece justamente porque a saturacao de liquido é maior

a tensdo interfacial é menor conforme j& apresentado nas Figuras 5.24 e

5.26. J& o crescimento de 14% da permeabilidade calculada com o modelo de

rede advém dos efeitos positivos da velocidade no escoamento. Além disso, a

permeabilidade relativa de liquido continua com comportamento semelhante

ao caso de velocidade de 100 m/d. Ao dobrar a velocidade, pressoes mais baixas
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mais rapido sao atingidas em menor tempo. Com isso, a saturagao de liquido
cresce mais rapidamente e com a ela a permeabilidade relativa de liquido.
Entretanto, para além do efeito da velocidade no campo de pressao, o modelo
de rede leva em consideragao o efeito positivo da velocidade, o que faz que com
a taxa de crescimento da permeabilidade relativa de liquido seja ainda maior.
Por isso, o ponto de maximo do modelo de IFT acontece na metade do tempo
e este tem permeabilidades maiores apenas por aproximadamente um tergo do

tempo do caso anterior (128 dias).
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Figura 5.27: Permeabilidade relativa do liquido em fun¢ao do tempo para k =
169mD e v = 200m/d.

O aumento de velocidade trouxe uma pequena redugao na permeabilidade
relativa de gas calculada pelo modelo IFT perto do pogo(ryey: 0,7524 @100m/d
— 0,7501 @200m/d) e um aumento significativo na calculada pelo modelo de
rede (7ye:0,7759 @100m/d — 0,8632 @200m,/d) como pode ser visto na Figura
5.28. Essa reducao na permeabilidade relativa de gas no modelo IFT é causada
pelo aumento da saturagao de liquido, enquanto o aumento na permeabilidade
calculada com o modelo de rede é causado pelo efeito positivo da velocidade e
uma saturacao de liquido menor no final da simulacao.

Na Figura 5.29, é apresentada a producao acumulada de gas em condigoes
standard em fun¢do do tempo. Nesse caso, a producao com o modelo IFT foi
6.346.800 m? e com o modelo de rede foi de 6.343.530 m?. Assim, a diferenca
entre os dois modelos aumentou de 1.390 m? para 3.270 m? com o modelo IFT
quando comparado ao caso com velocidade de 100 m/d. Logo o aumento na
velocidade, também aumentou a diferenca entre a producao acumulada de gas

calculada com os dois modelos. Para entender o motivo dessa diferenca entre
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Figura 5.28: Permeabilidade relativa do gés em funcao do tempo para k =
169mD e v = 200m/d.

os dois modelos, mais uma vez, é analisado o quanto desse gas vem de gas
em condi¢oes de reservatoério e quanto vem de condensado em condigoes de

reservatorio.
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Figura 5.29: Producao acumulada de gas em condigoes standard em funcao do
tempo para k = 169mD e v = 200m/d.

Na Figura 5.30, ¢ apresentada a produgao acumulada de gas oriundo de
gas em condicoes de reservatorio. Com a reducdo da permeabilidade relativa

de géas nas vizinhangas do poco calculada com o modelo IFT em comparacao
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ao caso de velocidade 100 m/d, a produgao acumulada de gis vindo de gas
ficou menor para o modelo IFT e foi de 6,263 x 10° m3. Por outro lado,
apesar do aumento da permeabilidade relativa de gas nas vizinhancas do poco
calculada com o modelo de rede em comparacao ao caso de velocidade 100
m/d, como ela ainda é menor que a calculada pelo modelo IFT no restante do
reservatério, como pode ser observado na Figura 5.31, a produc¢ao acumulada
de gas vindo de gas também ficou menor para o modelo de rede e foi de
6,269 x 10° m3. Essa reducdo ocorre porque a saturacao de liquido ao longo
do reservatorio ficou maior para esse caso com ambos os modelos, como pode
ser visto nas Figuras 5.32 e 5.33. Entretanto, o aumento da permeabilidade
relativa de gas nas proximidades do poco com o modelo de rede trouxe uma
redugao na diferenca da producao acumulada de gas entre os dois modelos de
8.000 m? para 6.000 m?.
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Figura 5.30: Producao acumulada de gés em condicoes standard vindo de gés

em condigbes de reservatério em funcgao do tempo para k = 169mD e v =
200m/d.
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Figura 5.31: Permeabilidade relativa de gas em funcao do raio e do tempo para
k =169mD e v = 200m/d.
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Figura 5.32: Saturacao de liquido com Modelo IFT em fungao do raio e do
tempo para k = 169mD e velocidades v = 100m/d e v = 200m/d.
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Figura 5.33: Saturacgao de liquido com Modelo de Rede em fung¢ao do raio e do
tempo para k = 169mD e velocidades v = 100m/d e v = 200m/d.

Prosseguindo, na Figura 5.34, é apresentada a producao de gés oriundo de
condensado em condigoes de reservatorio. Como as permeabilidades relativas
de liquido sao maiores com ambos os modelos, a producao acumulada de gés
oriundo de condensado é maior para os dois modelos: 83.800 m? para o modelo
IFT e 74.530 m? para o modelo de rede. A diferenca entre a produgao dos
dois modelos cai de 9.390 m? para 9.270 m3, porque o modelo de rede teve um
maior crescimento da permeabilidade relativa de liquido com a velocidade que
o modelo TFT.

Na Figura 5.35, é apresentada a producao acumulada de condensado.
Nela é possivel perceber que, com o modelo IFT, produziu-se 1.316,3 m? e,
com o modelo de rede, produziu-se 1.307,2 m3. Vé-se que houve uma reducao
na diferenga de producao calculada pelo dois modelos (de 13,8 m? para 9,1 m?)
e houve uma redugao na produgao de condensado de uma forma geral (5,1 m?
para o modelo IFT e 0,4 m? para o modelo de rede). Para entender o motivo
dessa diferencga, é analisado quanto desse condensado vem de gas em condi¢oes

de reservatorio e quanto vem de condensado em condic¢oes de reservatoério.
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Figura 5.34: Producao acumulada de gas em condigbes standard vindo de
condensado em condigoes de reservatério em fungao do tempo para k = 169m D
e v = 200m/d.
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Figura 5.35: Producao acumulada de condensado em condicoes standard em
fungao do tempo para k = 169mD e v = 200m/d.

Pode-se ver na Figura 5.36 que a producao acumulada de condensado
originado de gas em condigoes de reservatério foi menor para os dois modelos:
1.139 m3 para o modelo de rede e 1.138 m? para o modelo IFT. A producao
de gas, de uma forma geral, decresceu porque a permeabilidade relativa de
gas decresceu com ambos os modelos, exceto com o modelo de rede nas

proximidades do pogo.
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Figura 5.36: Producao acumulada de condensado em condigoes standard vindo
de gas em condicoes de reservatorio em funcao do tempo para k = 169mD e

v = 200m/d.
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Figura 5.37: Producao acumulada de condensado em condi¢oes standard vindo
de condensado em condigoes de reservatério em funcao do tempo para k =
169mD e v = 200m/d.

Prosseguindo, na Figura 5.37, encontra-se a produgdao acumulada de
condensado originado de condensado. Essa producao foi maior do que a obtida
com velocidade igual a 100 m/d: 178,3 m? para o modelo IFT e 168,2 m?
para o modelo de rede. Esse aumento ocorre porque a permeabilidade relativa

de liquido nas proximidades do pogo ¢ maior para os dois modelos com a
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velocidade igual a 200 m/d. Além disso, a diferenga entre os modelos cai de
15,8 m?3 para 10,1 m? justamente porque a permeabilidade de liquido cresce
mais com o modelo de rede do que com o modelo IFT.

Mais uma vez, de uma forma geral, com a permeabilidade relativamente
alta (169 mD), mesmo com uma velocidade maior, ndo houve diferenca
significativa entre o uso dos dois modelos de permeabilidade relativa dentro
do intervalo de pressao avaliado. Além disso, é possivel perceber que mesmo
usando um modelo que leva em consideracao o efeito positivo da velocidade,
ao aumentar de 100 m/d para 200 m/d, houve uma redugao na producao.
Isso ocorre provavelmente porque a pressao cai mais ao longo do reservatério

gerando mais liquido.

5.3.3
Resultados obtidos com k = 5mD e v = 100m/d

A seguir, é apresentada a andlise dos resultados da simulacdo com
permeabilidade absoluta de 5 mD e com velocidade de 100 m/d. Na Figura 5.38,
é possivel ver que, com a permeabilidade absoluta reduzida, os modelos iniciam
a formacao de condensado desde o comego da simulacao e o condensado atinge
o fim do reservatério em 34 dias. Isso acontece porque, com a permeabilidade
absoluta consideravelmente reduzida, a queda de pressao nas vizinhangas do
poco se torna muito mais significativa. Além disso, a perturbacao de pressao do
poco demora mais a chegar no fim do reservatorio e, por isso, a prolongacao do
banco de condensado até o final do reservatério é mais demorada. Continuam
nao sendo observadas diferencas significativas entre os modelos IFT e o de

rede.
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Figura 5.38: Extensao do banco de condensado em funcao do tempo para k =
bmD e v = 100m/d.
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Na Figura 5.39, é possivel ver um comportamento similar ao observado
anteriormente nas curvas de saturacao de liquido calculadas com os dois
modelos. Entretanto, uma diferenca visivel é que tanto o crescimento quanto a
reducao estao muito mais acentuados com o modelo de rede que com o modelo
IFT. Isso ocorre porque o crescimento da permeabilidade relativa de liquido
com a saturacao de liquido é diferente entre os dois modelos, como pode ser
visto na Figura 5.40. Nela, observa-se que, na faixa de saturagdo analisada
(Siig < 30%) e durante maior parte da simulagdo, a permeabilidade relativa de
liquido é maior com o modelo IFT do que com o modelo de rede, o que explica
o maior acumulo de condensado com o modelo de rede.

Além disso, de uma forma geral, com a redugdo da permeabilidade
absoluta, era esperado que a saturacao de liquido aumentasse nas proximidades
do pocgo para ambos os modelos, ja que, com a vazao constante, hd um gradiente
de pressao maior nas proximidades do poco, e isso também pode ser visto na
Figura 5.39. A saturacao de liquido perto do poco com o modelo IFT foi de
0,1786 e com o modelo de rede foi de 0,1856 no final do periodo analisado.
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Figura 5.39: Saturacao de liquido em funcao do tempo para k = bmD e v =
100m/d.
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Figura 5.40: Curvas de permeabilidade relativa de liquido com os dois modelos
para v = 100m/d.

Na Figura 5.41, é possivel ver também um comportamento similar ao
observado anteriormente, nas curvas de permeabilidade relativa de liquido
perto do pogo, em funcao do tempo, calculadas com os dois modelos. Apesar
disso, o modelo de rede apresenta um decrescimento mais acentuado do que
antes e isso ocorre por causa da reducao mais acentuada na saturacao de
liquido vista anteriormente. Um outro ponto a ser observado ¢ o aumento na
permeabilidade relativa de liquido com o modelo TFT (ry;: 0,02865 @169mD
— 0,0441 @5mD) e com o modelo de rede (7yey: 0,03504 @169mD — 0,04656

@5mD), consequéncia direta do aumento da saturagao de liquido.

——modelo IFT
modelo de rede

Permeabilidade Relativa do Liquido
o o o o o
o o o o o
N w A (9] [}

o

=3

=
T

0 1 I I I 1 I I I |
0 50 100 150 200 250 300 350 400 450

Tempo (d)

Figura 5.41: Permeabilidade relativa do liquido em fun¢ao do tempo para k& =
bmD e v = 100m/d.
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A redugdo na permeabilidade absoluta trouxe também uma reducao
na permeabilidade relativa de gas calculada pelo modelo IFT (r,e;: 0,7524
@169mD — 0,6869 @5mD) e pelo modelo de rede (7yey: 0,7759 @129mD —
0,6304) como pode ser visto na Figura 5.42. Nela, também é possivel perceber
um comportamento distinto com o modelo de rede: a curva é decrescente, atinge
um ponto de minimo e cresce. Isso é um reflexo do aumento da velocidade e
do aumento rapido da saturacao de liquido seguido de decrescimento lento
que ja foi previamente discutido. Observa-se também, na Figura 5.42, que a
permeabilidade relativa de gas calculada com o modelo de rede é menor que
a calculada com o modelo IFT, inclusive nas vizinhancas do poco, diferente
do caso com permeabilidade absoluta 169 mD. Logo, com esse valor de
permeabilidade absoluta, o efeito positivo da velocidade nao levou a valores

superiores de permeabilidade relativa de gas.
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Figura 5.42: Permeabilidade do gés em funcao do tempo para k = bmD e v =
100m/d.

Na Figura 5.43, é apresentada a producao acumulada de gas em condigoes
standard em fun¢do do tempo. Nesse caso, a producao com o modelo IFT foi
5.575.000 m? e com o modelo de rede foi de 5.417.300 m? em relacao ao caso de
maior permeabilidade. Assim, a diferenca entre os dois modelos aumentou de
1.390 m? para 157.700 m? sendo superior com o modelo IFT. Logo, a reducao
na permeabilidade absoluta evidenciou mais a diferenca entre a producao
acumulada de gas calculada com os dois modelos. Além disso, ela trouxe
uma grande reducao na producao de ambos os modelos, aproximadamente
790.000m? a menos do que o caso com permeabilidade absoluta de 169 mD.

Para entender o motivo dessa diferenca entre os dois modelos, mais uma vez, é
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analisado quanto desse gas vem de gas em condigoes de reservatorio e quanto

vem de condensado em condig¢oes de reservatorio.
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Figura 5.43: Producao acumulada de gas em condigoes standard em funcao do
tempo para k = bmD e v = 100m/d.

Na Figura 5.44, é apresentada a producao acumulada de gas oriundo de
gés em condigoes de reservatorio. Com a reducgao na permeabilidade relativa
de gas para ambos os modelos, houve uma reducao da producao de gas oriundo
de gas: com o modelo IFT a producio foi de 5,402 x 10° m? e com o modelo
de rede a producdo foi de 5,234 x 10° m3. Uma diferenca clara é que, neste
caso, o modelo IFT produz mais, diferentemente do caso com permeabilidade
absoluta 169 mD. Isso ocorre justamente porque a permeabilidade relativa de
gas com o modelo de rede é menor que a calculada com o modelo IFT em todo
o reservatorio, como foi visto anteriormente.

Outro ponto que merece destaque é que a diferenca entre a previsao da
producao de gas em condigoes standard dos dois modelos aumentou bastante:
de 8.000 m?® a mais com o modelo de rede para 168.000 m? a mais com
o modelo IFT, justamente porque o bloqueio por condensado é bem mais
acentuado com o modelo de rede. Esses resultados indicam que, para campos
com permeabilidade absoluta reduzida, a escolha de modelos de curvas de
permeabilidade relativa de IFT pode afetar significativamente as estimativas

de producgao.
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Figura 5.44: Producao acumulada de gas em condigoes standard vindo de gés
em condigoes de reservatério em fungao do tempo para k = 5mD e v = 100m/d.

Prosseguindo, na Figura 5.45, é apresentada a producgao de gas oriundo de
condensado em condigoes de reservatério. Como as permeabilidades relativas
de liquido sao maiores com ambos os modelos, a producao de acumulada de gés
oriundo de condensado é também maior para os dois modelos: 173.000 m? para
o modelo IFT e 183.300 m? para o modelo de rede. A diferenca entre a producao
dos dois modelos aumenta de 9.390 m? a mais com o modelo IFT para 10.300
m? a mais com o modelo de rede, porque o modelo de rede apresenta uma
permeabilidade relativa de liquido bem maior que a calculada com o modelo

IFT em praticamente toda a simulacao.
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Figura 5.45: Producao acumulada de gas em condigoes standard vindo de

condensado em condigoes de reservatorio em funcao do tempo para k = bmD
e v = 100m/d.
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Na Figura 5.46, ¢ apresentada a producao acumulada de condensado.
Nela é possivel perceber que, com o modelo IFT, produziu-se 1.220 m? e, com
o modelo de rede, produziu-se 1.181 m3. Percebe-se que houve um aumento da
diferenca entre os modelos de 13,8 m? para 38 m?® para o modelo IFT. Para
entender o motivo dessa diferenca, é analisado o quanto desse condensado vem
de gas em condigoes de reservatorio e quanto vem de condensado em condigoes
de reservatorio.

Pode-se ver na Figura 5.47 que a producao acumulada de condensado
originado de gas em condic¢oes de reservatorio foi menor para ambos os modelos:
864 m?* no modelo IFT e 795 m? no modelo de rede em 440 dias. Neste caso,
o modelo IFT também acaba produzindo mais que o modelo de rede porque
permeabilidade relativa de gas calculada com o modelo IFT é maior que a
calculada com o modelo de rede, exceto nas proximidades do pogo. H4 também
um aumento na diferenca entre a previsao da produgao dos dois modelos: de 2
m? com o modelo de rede para 69 m? com o modelo IFT, justamente por conta
da limitacao ja citada no crescimento da permeabilidade relativa de liquido
com a saturacao de liquido para o modelo de rede.

Prosseguindo, na Figura 5.48, encontra-se a producao acumulada de con-
densado originado de condensado em condigoes de reservatorio. Essa producao
foi maior para ambos os modelos: 356 m?3 para o modelo IFT e de 386 m? para
o modelo de rede. O aumento dessa diferenca de 15,8 m? a mais com o modelo
IFT para 31 m?® a mais com o modelo de rede ¢é reflexo da permeabilidade
relativa de liquido com o modelo de rede ser bem maior praticamente durante

toda a simulagao.
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Figura 5.46: Producao acumulada de condensado em condi¢oes standard vindo
de condensado em condigoes de reservatério em fungao do tempo para k = bmD
e v = 100m/d.
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Figura 5.47: Producao acumulada de condensado em condigoes standard vindo
de gas em condigoes de reservatério em fungdao do tempo para k = 5mD e v

= 100m/d.
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Figura 5.48: Producao acumulada de condensado em condigoes standard vindo
de condensado em condigoes de reservatério em fungao do tempo para k = bmD
e v = 100m/d.

Portanto, é possivel perceber que, com uma baixa permeabilidade abso-
luta do meio (5 mD), houve diferenca significativa entre o uso dos dois modelos
de permeabilidade relativa dentro do intervalo de pressao avaliado. Assim, &
medida que a permeabilidade absoluta ¢é reduzida, o efeito do modelo de per-

meabilidade relativa fica mais significativo.
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5.3.4
Resultados obtidos com k = 5mD e v = 200m/d

A seguir é apresentada a analise dos resultados da simulacdo com
permeabilidade absoluta de 5 mD e com a velocidade de 200 m/d. Com relagao
a formacao do banco de condensado, o aumento na velocidade antecipou sua
extensao até o final do reservatério, como pode-se ver na Figura 5.49. Com
velocidade de 100 m/d, a condensagao retrégrada chega ao fim do reservatorio
em 34 dias. J4 com 200 m/d, ela chega ao fim com 20 dias. Além disso, é
possivel perceber uma diferenca mais significativa entre o desenvolvimento do

banco de condensado com os dois modelos.
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Figura 5.49: Producao acumulada de condensado em funcao do tempo para k
= 5bmD e v = 200m/d.

Nas Figuras 5.50 e 5.51, é possivel observar um comportamento similar
ao observado no caso anterior, com velocidade de escoamento de gas igual a
100 m/d. Entretanto, com a tnica diferenga que, com uma velocidade maior,
na faixa de saturagdo analisada (S;, < 40%) e durante a maior parte da
simulagao, a permeabilidade de liquido é ainda maior com o modelo IFT do
que com o modelo de rede, o que explica o maior acimulo de condensado com

o modelo de rede. Esse comportamento pode ser observado na Figura 5.52.
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Figura 5.50: Saturacao de liquido em funcao do tempo para k = bmD e v =
200m/d.
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Figura 5.51: Permeabilidade relativa de liquido em funcao do tempo para k =
bmD e v = 200m/d.
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Figura 5.52: Curvas de permeabilidade relativa de liquido com os dois modelos
para v = 200m/d.

O aumento da velocidade mais uma vez trouxe uma redugdo na perme-
abilidade relativa de gas calculada pelo modelo TFT (rye;: 0,6869 @100m/d
— 0,6258 @200m/d) e, dessa vez, também trouxe uma redu¢do na perme-
abilidade calculada pelo modelo de rede (rye;: 0,6304 @100m/d — 0,5487
@200m,/d) como pode ser observado na Figura 5.53. Essa reducdo na permea-
bilidade relativa de gas calculada com o modelo de rede ocorre porque o efeito
do aumento da saturagao de liquido, devido a queda de pressao mais rapida,
¢ maior que o efeito do aumento de velocidade na curva de permeabilidade

relativa de gas.

08

o
3

<
o

Permeabilidade Relativa de Gas
o
o

04
= = *modelo IFT - t=50d modelo de rede - t=100d
0.3 modelo de rede - t=50d — — modelo IFT - t=150d
— — -modelo IFT - t=100d modelo de rede - t=150d
02 1 I I I 1 I I I ]
0 20 40 60 80 100 120 140 160 180

Raio (m)

Figura 5.53: Permeabilidade relativa de gas em funcao do tempo para k =
SmD e v = 200m/d.
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Na Figura 5.54, é apresentada a produgao acumulada de gas em condicoes
standard em fun¢do do tempo. Nesse caso, a producao com o modelo IFT foi
4.718.400 m? e com o modelo de rede foi de 4.050.200 m?3. Assim, vé-se que a
diferenca de produgao entre os modelos passou de 157.700 m? para 668.200 m? a
mais com o modelo [FT. Logo, o aumento na velocidade, evidenciou ainda mais
a diferenca entre a producao acumulada de gas calculada com os dois modelos
com uma permeabilidade absoluta menor. Diferentemente dos casos anteriores,
houve uma diferenga significativa entre o tempo de producao dos dois modelos:
a simulacao com o modelo IFT atinge a pressao final com 190 dias enquanto
a simulagdo com o modelo de rede atinge com 170 dias. Para entender melhor
essas diferencas entre os dois modelos, é analisado quanto desse gas vem de
gas em condigoes de reservatério e quanto vem de condensado em condigoes

de reservatorio.

55106

Produgédo Acumulada de Gas (m3)
N N w I
N 3] N o w 3] IS [$)]
T T T T T T T

o
2]
T

modelo IFT
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0 20 40 60 80 100 120 140 160 180 200

Tempo (d)

Figura 5.54: Producao acumulada de gas em condigoes standard em funcao do
tempo para k = bmD e v = 200m/d.

Na Figura 5.55, ¢ apresentada a produgao acumulada de gas oriundo de
gas em condicoes de reservatorio. Com a reducdo na permeabilidade relativa
de géas para ambos os modelos, houve uma reducao da producgao de gas oriundo
de gas: com o modelo IFT a producao foi de 4,5 x 10° m? e com o modelo de
rede a producdo foi de 3,822 x 10° m3. Mais uma vez, o modelo IFT produz
mais que o modelo de rede. Um ponto que merece destaque é que a diferenga
entre a previsao da producgao de gés em condicoes standard dos dois modelos
aumentou ainda mais: de 168.000 m? para 678.000 m?® a mais com o modelo
IFT, justamente porque o bloqueio por condensado ¢é ainda mais acentuado

com o modelo de rede que no caso anterior.
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Figura 5.55: Produc¢ao acumulada de gas em condicoes standard vindo de gas
em condigbes de reservatério em fungao do tempo para k = 5mD e v = 200m/d.

Prosseguindo, na Figura 5.56, é apresentada a producao de gés oriundo de
condensado em condigoes de reservatorio. Como as permeabilidades relativas
de liquido sdo maiores com ambos os modelos, a producao de acumulada de
gés oriundo de condensado é também maior para os dois modelos: 218.400 m?
para o modelo IFT e 228.200 m? para o modelo de rede. A diferenca entre
a producao dos dois modelos reduz de 10.300 m? para 9.800 m? a mais com
o modelo de rede, porque o modelo de rede teve um maior crescimento da
permeabilidade relativa de liquido com velocidade que o modelo IFT.
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Figura 5.56: Producao acumulada de gas em condigbes standard vindo de
condensado em condigoes de reservatorio em funcao do tempo para k = bmD
e v = 200m/d.
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Na Figura 5.57, ¢ apresentada a producao acumulada de condensado.
Nela é possivel perceber que, com o modelo IFT, produziu-se 1100 m? e, com
o modelo de rede, produziu-se 988 m?3. Percebe-se que houve um aumento da
diferenca entre os modelos de 38 m? para 118 m? para o modelo IFT. Para
entender o motivo dessa diferenca, é analisado o quanto desse condensado vem
de gas em condigoes de reservatorio e quanto vem de condensado em condigoes

de reservatorio.
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Figura 5.57: Producao acumulada de condensado em condicoes standard em
fungao do tempo para k = 169mD e v = 100m/d.

Pode-se ver na Figura 5.58 que a producao acumulada de condensado
originado de gas em condicdes de reservatério foi ainda menor para ambos os
modelos: 617 m? no modelo IFT e 421 m? no modelo de rede. H4 um aumento
na diferenca entre a previsao da producao dos dois modelos: de 69 m? para 196
m?3 com o modelo IFT, porque houve uma menor reducao na permeabilidade
relativa de gds com o modelo IFT que com o modelo de rede.

Prosseguindo, na Figura 5.59, encontra-se a producao acumulada de con-
densado originado de condensado em condigoes de reservatorio. Essa producao
foi maior para ambos os modelos: 483 m? para o modelo IFT e de 567 m? para
o modelo de rede. O aumento dessa diferenca de 31 m? para 84 m? a mais com
o modelo de rede ¢ reflexo da permeabilidade relativa de liquido atingir valores
maiores com o modelo IFT dentro da faixa de saturacao de liquido analisada,

conforme apresentado na Figura 5.52.
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Figura 5.58: Producao acumulada de condensado em condig¢oes standard vindo
de gas em condigoes de reservatério em fungao do tempo para k = 5mD e v
= 200m/d.
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Figura 5.59: Producao acumulada de condensado em condigoes standard vindo
de condensado em condicoes de reservatério em fungao do tempo para k = 5mD
e v = 200m/d.

Portanto, é possivel perceber que, com uma baixa permeabilidade ab-
soluta do meio (5 mD), um aumento de velocidade de escoamento traz uma
diferenga ainda mais significativa entre o uso dos dois modelos de permea-
bilidade relativa dentro do intervalo de pressao avaliado. Além disso, mesmo
usando um modelo que leva em consideracao o efeito positivo da velocidade,
ao aumentar a velocidade de 100 m/d para 200 m/d, houve uma reducao na

producgao.
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5.3.5
Resumo dos Resultados

Para facilitar a comparagao entre os resultados obtidos com diferentes
permeabilidades absolutas, diferentes velocidades e diferentes modelos de
permeabilidade relativa utilizados por este trabalho, a producao acumulada

de gés e condensado para todos os casos se encontram resumidas nas Tabelas

5.5 e b.6.

Tabela 5.5: Produ¢ao Acumulada de Gas ao Final das Simulagoes

Producao Acumulada
de Gas (m?)
k (mD) | v (m/d) | Modelo IFT | Modelo Rede
169 100 6.363.843 6.362.458
200 6.346.800 6.343.530
5 100 2.575.000 5.417.300
200 4.718.400 4.050.200

Tabela 5.6: Produ¢ao Acumulada de Condensado ao Final das Simulagoes

Producao Acumulada
de Condensado (m?)
k (mD) | v (m/d) | Modelo IFT | Modelo Rede
169 100 1.3214 1.307,6
200 1.316,3 1.307,2
5 100 1.220,0 1.181,0
200 1.100,0 988,0
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Conclusao

Neste trabalho foi desenvolvido um simulador de reservatério compo-
sicional unidimensional com formulacdo totalmente implicita, cujas variaveis
primarias sao pressao e numero de moles de cada componente. O simulador
é usado para analisar a evolucao da saturacao das fases, pressao ao redor do
poco e volume produzido de gas e condensado.

A simulacao foi validada comparando a resposta de pressao com a solucao
exata para o caso monofésico, quando o gas escoa com pressao acima da pressao
de orvalho.

O comportamento do reservatorio foi obtido usando diferentes curvas de
permeabilidade relativa. O primeiro conjunto (IFT) foi baseado nas correlagoes
empiricas propostas por Hartman & Cullick [21]. O segundo conjunto de curvas
de permeabilidade relativas foi baseado nos resultados de simulagao de rede
de poros por Reis e Carvalho [27]. Curvas de permeabilidade relativa baseadas
na simulacao na escala de poros descrevem melhor os diferentes fenémenos
que ocorrem na escala de poros. Para entender os efeitos do modelo de
permeabilidade relativa na perda de produtividade de um pogo em decorréncia
da formacao e aciumulo de condensado na sua vizinhanca, sao simulados quatro
casos variando a permeabilidade absoluta (169 mD, 5mD) e a velocidade de
escoamento de gas (100 m/d, 200 m/d).

Primeiramente, é percebido que, com permeabilidade absoluta do meio
relativamente alta (169 mD) e velocidade de 100 m/d, ndo ha diferenca
significativa de produc¢do acumulada de gas e de condensado com o uso dos dois
modelos de permeabilidade relativa dentro do intervalo de pressao avaliado. Ao
aumentar a velocidade, mantendo a permeabilidade absoluta, também nao ha
uma diferenca significativa entre os dois modelos dentro do intervalo de pressao
avaliado. Além disso, é possivel perceber que mesmo usando um modelo que
leva em consideracao o efeito positivo da velocidade, ao aumentar a velocidade,
houve uma reducao na producao. Isso ocorre provavelmente porque a pressao
cai mais ao longo do reservatorio gerando mais liquido.

Ao reduzir a permeabilidade absoluta do meio (5 mD) e mantendo
a velocidade em 100 m/d, ji pode se perceber que houve uma diferenca

significativa entre o uso dos dois modelos dentro do intervalo de pressao
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avaliado. Neste caso, utilizando o modelo IFT, prevé-se 157.700 m? a mais
de gas produzido e 38 m? a mais de condensado produzido. Aumentando a
velocidade para 200 m/d, essa diferenca entre o uso dos dois modelos se torna
ainda mais significativa (668.200 m? a mais de gas produzido e 118 m? a mais
de condensado produzido).

Esses resultados indicam que, para campos com permeabilidade absoluta
reduzida, a escolha de modelos de curvas de permeabilidade relativa baseadas
em correlagoes empiricas, e que nao descrevem de forma adequada os fenome-
nos, que ocorrem na escala de poros pode comprometer significativamente as

estimativas de producao.

6.1
Sugestoes para trabalhos futuros

As curvas de permeabilidade relativa baseadas no modelo de rede con-
sideram que o condensado molha perfeitamente a parede do espago poroso.
A primeira melhoria sugerida seria um modelo mais generalista considerando
outros angulos de contato nas curvas de permeabilidade, conforme descrito em
Reis e Carvalho em [27].

Como proposta para trabalho futuro, pode-se considerar também a
inclusdo dos efeitos da gravidade e da compressibilidade da rocha. E também
interessante adicionar ao modelo a agua, somente em fase liquida e com apenas
um componente como nos softwares comerciais.

Outra melhoria importante consiste na expansao do modelo de 1D para
2D e 3D, a fim de representar melhor o meio poroso e o fluxo de fluidos. Além
disso, vale ressaltar que o modelo radial atual de um poco vertical pode ser
atualizado para um poco bidimensional do tipo S ou J, a fim de explorar mais
a geometria ao redor do poco e da perturbacao de pressao no campo de gés
condensado.

Uma melhoria na equacao de estado consiste no uso da formulagao de
1978 da equacao de Peng & Robinson, que é considerada como mais adequada
para a predi¢ao de componentes pesados, como o condensado.

Com relacdao ao meio poroso, uma sugestdo ¢ investigar o dano no
reservatorio em cendarios de tight gas, com ou sem fraturamento natural.

Outra sugestao é analisar o efeito da composi¢ao do fluido presente no
reservatério. Gases com maior percentual de componentes pesados (Rich gas)
levam a uma maior quantidade de fase liquida formada para pressoes abaixo
da pressao de orvalho do que gases com baixa fracdo molar de componentes

pesados (Lean Gas). Essa variagdo da saturacao de liquido devido a composigao
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do fluido pode alterar de forma significativa o escoamento das duas fases no

espago poroso.


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1920915/CA


PUC-Rio- CertificagaoDigital N° 1920915/CA

Referéncias bibliograficas

[1]

2]

3]

[4]

[5]

[6]

[7]

[8]

[9]

SOPRANO, ARTHUR BESSEN. Estudo e implementacao de um
modelo composicional para a simulacao de reservatérios de
petréleo. Dissertacdo de mestrado em engenharia mecanica, Universidade
Federal de Santa Catarina, Santa Catarina, 2013.

BASILIO, LORRAN; SOUSA, SERGIO; PEIXOTO, FERNANDO. Fer-
ramentas numérico-computacionais para analise do comporta-
mento de reservatérios de petrdleo. Monografia de graduacdo em

engenharia de petréleo, Universidade Federal Fluminense, Nitéroi, 2012.

GOMES, HAMILTON PIMENTEL. Modelo composicional de reser-
vatorios com formulagao totalmente implicita. Dissertacao de mes-
trado em engenharia mecéanica, Universidade Estadual de Campinas, Campi-
nas, 1990.

SANTOS, MARCOS PAULO PEREIRA C DOS. Modelo de rede de
capilares para o estudo do escoamento de gas retrégrado em
meios porosos. Dissertacio de mestrado em engenharia mecanica, PUC-
Rio, Rio de Janeiro, 2017.

ENAUTA. Enciclopédia og - extracio de Oleo e géas, 2019. Disponivel
em: <https://www.enauta.com.br/wp-content/uploads/sites/134/
2019/07/01_ENA_OIL_GAS_fm.pdf>. Acesso em: Maio de 2020.

KNIAZEFF, VLADIMIR J.; NAVILLE, S. A. . Two-phase flow of volatile
hydrocarbons. Society of Petroleum Engineers Journal, 05:37-44, 1965.

ROEBUCK JR., I. F.; HENDERSON, G.E.; DOUGLAS JR., JIM; FORD,
W.T.. The compositional reservoir simulator: Case i - the linear
model. Society of Petroleum Engineers Journal, 09:115-130, 1969.

NOLEN, J. S.. Numerical simulation of compositional phenomena
in petroleum reservoirs. In: SPE SYMPOSIUM ON NUMERICAL
SIMULATION OF RESERVOIR PERFORMANCE, Texas, USA), 1973.

FUSSELL, L. T. ;FUSSELL, D.D.. An iterative technique for com-
positional reservoir models. Society of Petroleum Engineers Journal,
19:211-220, 1979.


https://www.enauta.com.br/wp-content/uploads/sites/134/2019/07/01_ENA_OIL_GAS_fm.pdf
https://www.enauta.com.br/wp-content/uploads/sites/134/2019/07/01_ENA_OIL_GAS_fm.pdf
DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1920915/CA


PUC-Rio- CertificagaoDigital N° 1920915/CA

Referéncias bibliograficas 105

[10]

[11]

[12]

[13]

[14]

[15]

[16]

[17]

[18]

[19]

[20]

[21]

PETROBLOGGER. Arun gas field, 2009. Disponivel em: <https://
www.ingenieriadepetroleo.com/arun-gas-field/>. Acesso em: Maio
de 2020.

PRABODH, P. AND YAN, F. AND HANIFATU, A. AND ZULKARNAIN, K.
AND MARK, A. AND HIDAYAT, D.. The arun gas field in indonesia:
Resource management of a mature field. In: SPE ASIA PACIFIC CON-
FERENCE ON INTEGRATED MODELLING FOR ASSET MANAGEMENT,
Kuala Lumpur, Malaysia, 2004.

ARPS, J.J.. Analysis of Decline Curves. Transactions of the AIME, p.
228-247, 1945.

WHITSON, C. H.; FEVANG @. AND SAVAREID, A.. Gas condensate
relative permeability for well calculations. Transport in Porous
Media, 52:279-311, 2003.

WHITSON, C. H. AND FEVANG @. . Modeling gas-condensate well
deliverability. SPE Reservoir Engineering, 11:221-230, 1996.

GUITERAS, O. H. J.. Metodologia de analise global para o desen-
volvimento de um campo de gas natural. Dissertacdo de mestrado

em engenharia mecanica, PUC-Rio, Rio de Janeiro, 2003.

HAVLENA, D. AND ODEH, A. S.. The material balance as an
equation of a straight line. Journal of Petroleum Technology, p. 896900,
1963.

REIS, P. K. P. AND CARVALHO, M. S.. Pore-scale analysis of con-
densate blockage mitigation by wettability alteration. Energies,
13:27-47, 2020.

BEAR, J.. Dynamics of Fluids in Porous Media. Dover Publications,
New York, 1972.

MUCCINO, J. C. AND GRAY, W. G. AND FERRAND, L. A.. Toward
an improved understanding of multiphase flow in porous media.
Reviews of Geophysics, 36:401-422, 1998.

ROSA, A. J.; CARVALHO, R. S. AND XAVIER J. A. D.. Engenharia de

Reservatorio de Petroéleo. Interciéncia, 2006.

HARTMAN, K J. AND CULLICK, A. S.. Oil recovery by gas displa-
cement at low interfacial tension. Journal of Petroleum Science and
Engineering, 10(3):197-210, 1994.


https://www.ingenieriadepetroleo.com/arun-gas-field/
https://www.ingenieriadepetroleo.com/arun-gas-field/
DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1920915/CA


PUC-Rio- CertificagaoDigital N° 1920915/CA

Referéncias bibliograficas 106

[22]

[23]

[24]

[25]

[26]

[27]

[28]

[29]

[30]

[31]

[32]

LI, K. AND FIROOZABADI, A.. Phenomenological modeling of
critical condensate saturation and relative permeabilities in
gas/condensate systems. Society of Petroleum Engineers Journal, 5:138-
147, 2000.

FANG, F.; FIROOZABADI, A.; ABBASZADEH, M. AND RADKE, C.. A
phenomenological modeling of critical condensate saturation. In:
SPE ANNUAL FALL MEETING AND CONFERENCE EXHIBITION, Denver,
Colorado, 1996.

THOMAS, F.B. AND BENNION, D.B. AND ANDERSEN, G.. Gas conden-
sate reservoir performance. Journal of Canadian Petroleum Technology,
48:18-24, 20009.

SILVA, D. Y. C. A.. Analise e comparacao dos esforgcos em colunas de
producao com completagao convencional e biengastada de pogos
de petroéleo. Trabalho de conclusdo de curso de graduacao em engenharia

de petréleo, Universidade Catdlica de Petrépolis, Petrépolis, 2017.

NEMETH, L.K. AND KENNEDY, H.T.. A correlation of dewpoint
pressure with fluid composition and temperature. Society of
Petroleum Engineers Journal, 7:99-104, 1967.

REIS, P. K. P. AND CARVALHO, M. S.. Compositional pore-network
modeling of gas-condensate flow: Effects of interfacial tension

and flow velocity. International Journal of Multiphase Flow, 2020.

REIS, P. K. P.. Development and applications of a pore-network
model for gas-condensate flow. Tese de doutorado do departamento
de engenharia mecanica, Pontificia Universidade Catélica do Rio de Janeiro
(PUC-Rio), Rio de Janeiro, 2021.

SHI, C.. Flow behavior of gas-condensate wells. Phd thesis of energy

resources engineering department, Stanford University, California, 20009.

PENG, D. AND ROBINSON, D.. New two-constant equation of state.
Industrial Engineering Chemistry Fundamentals, 15:59-64, 1976.

DONG, H.. Micro-CT Imaging and Pore Network Extraction. Phd
thesis of earth science and engineering department, Imperial College London,
London, 2007.

PATANKAR, S.V.. Numerical Heat Transfer and Fluid Flow.
Hemisphere Publishing Corporation, United States of America, 1st edition,
1980.


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1920915/CA


PUC-Rio- CertificagaoDigital N° 1920915/CA

Referéncias bibliograficas 107

[33]

[34]

[35]

[36]

[37]

[38]

[39]

[40]

[41]

[42]

[43]

SANNI, M.. Petroleum Engineering: Principles, Calculations, and
Workflows. Wiley, Washington, 1st edition, 2009.

GOLPARVAR, AMIR; ZHOU, Y.; WU, KEJIAN; MA, JINGSHENG AND YU,
ZHIXIN. Conception and significance of the parachor. Nature,
196:890-891, 1962.

L@OVOLL, G.; MEHEUST, Y.; MAL@Y, K. J.; AKER, E. AND SCHMITT-
BUHL, J.. Competition of gravity, capillary and viscous forces
during drainage in a two-dimensional porous medium, a pore
scale study. Energy, 30:861-872, 2005.

G.D. HENDERSON AND A. DANESH AND D.H. TEHRANI AND J.M.
PEDEN. The effect of velocity and interfacial tension on relative
permeability of gas condensate fluids in the wellbore region.
Journal of Petroleum Science and Engineering, 17:265-273, 1997.

COATS, KEITH H.. An equation of state compositional model.
Society of Petroleum Engineers Journal, 20:363-376, 1980.

BLOM, S.M.P. AND HAGOORT, J. . How to include the capillary
number in gas condensate relative permeability functions? SPE
Annual Technical Conference and Exhibition, All Days, 1998.

POPE, G.A.; WU, W.; NARAYANASWAMY, G.; DELSHAD, M.; SHARMA,
M.M. AND WANG, P.. Modeling relative permeability effects in gas-
condensate reservoirs with a new trapping model. SPE Reservoir
Evaluation Engineering, 3:171-178, 2000.

FUSSELL, D.D. AND YANOSIK, J.L.. An iterative sequence for phase-

equilibria calculations incorporating the redlich-kwong equation
of state. Society of Petroleum Engineers Journal, 18:173-182, 1978.

COLLINS, D.A.; NGHIEM, L.X.; LI, Y-K. AND GRABONSTOTTER, J.E..
An efficient approach to adaptive- implicit compositional simu-
lation with an equation of state. SPE Reservoir Engineering, 7:259-264,
1992.

WEINAUG, C. F. AND KATZ, D. L.. Surface tensions of methane-
propane mixtures. Industrial Engineering Chemistry, 35:239-246, 1943.

CHANG, Y.. Development and Application of an Equation of State
Compositional Simulator. Ph.D. thesis, University of Texas, Austin,
1990.


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1920915/CA


PUC-Rio- CertificagaoDigital N° 1920915/CA

Referéncias bibliograficas 108

[44]

[45]

[46]

[47]

[48]

[49]

[50]

[51]

[52]

[53]

[54]

SANTOS, LUIZ OTAVIO SCHMALL DOS. Development aof Multifor-
mulation Compositional Simulator. Ph.D. thesis, University of Texas,
Austin, 2013.

MICHELSEN, M. L. . The isothermal flash problem. part i. stability.
9:1-19, 1982.

LOHRENZ, J.; BRAY, B. G. AND CLARK, C. R.. Calculating viscosities
of reservoir fluids from their compositions. 16:1171-1176, 1964.

WONG, T.W. & AZIZ, K.. Considerations in the development
of multipurpose reservoir simualtion models. First and Second

International Forum on Reservoir Simulation Models, p. 12-16, 1988.

WILSON G. M.. A modified redlich-kwong equation of state,
application to general physical data calculations. 65th National
AIChE Meeting, p. 12-16, 1969.

SHI, JUNTAI AND LI, X. AND ZHOU, J. AND LI, Q. AND WU, KELIU.
Deliverability prediction of gas condensate wells based on sta-

tistics. Petroleum Science and Technology, 2013.

LLOYD, P.. Productivity of gas condensate fields below the dew
point: A north sea case study. Master's thesis, 2011.

ALl, J.K. AND MCGAULEY, P.J. AND WILSON, C.J.. The effects
of high-velocity flow and pvt changes near the wellbore on

condensate well performance. SPE Annual Technical Conference and
Exhibition, p. 16, 1997.

AGHAEI, A.. Analyzing full micro-ct image of a berea sandstone
mini plug and the associated challenges. Thermo Fisher Scientific,
p. 6, 2019.

AHMED, T.. Reservoir Engineering Handbook. Gulf Professional
Publishing, Massachusetts, bth edition, 2018.

ERTEKIN, T. AND ABOU-KASSEM, J.H. AND KING, G.R.. Basic Ap-
plied Reservoir Simulation. Society of Petroleum Engineers, Texas, 5th
edition, 2001.


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1920915/CA


PUC-Rio- CertificagaoDigital N° 1920915/CA

A
Equacoes Numéricas do Jacobiano

Comegando com o residuo RY e a equagdao da conservagao, derivando-a

com relagao a P, tem-se:

O(TT) e O(TT) e

OP! oP!
Lembrando que (TJT )fei+1 depende apenas de Py e P, enquanto (17 ) fesi
depende apenas de P,_; e P;, tem-se que essas derivadas se resumem as

seguintes expressoes:

a(Tﬂfc,iH 2whryeiv1 | O(ME) feiv1 [ Prq — PY . 1
= - (mk)fc,iﬂ

oFf ¢ P} drreint Aot
(A-2)
OTF)jei  2hrpe; [O(m])ses (PL— P, |
= ? ) 1 7 T - A_
e T o RE 1T ol ICS
OTF) feiv _ 27hT feit1 [8(m£)fc,i+1 <Pz‘t+1 _ Pf) D 1]
OPf, ) oP 4 drfeiv1 ket dre,it
(A-4)
OTF)jei  2whrpes [O(my)ses (PL— Ppy ) 1
oP!, B 0 opP} dre, a Onk)f“ﬁ (A-5)

Vé-se que para determinar essas derivadas apresentadas nas Equagoes
A-2 a A-5, é preciso encontrar expressoes para as derivadas das mobilidades
nas faces e para as derivadas da derivada da pressao. Elas estdo apresentadas

a seguir:

) posss . OmE() (i)
0P~ 2 op! <<mz<z’>+m;<z'+1>>2> (A-6)
o) pesrs  Omi+1) [ (mi(i+1))?
0P, % or, ((m ) AT

O(mp)sei _Omgi)
oF 0P \(mi(i) + mi(i

e OmIGi—1) ( (mi(i— 1))
orr, 2o, ((m e ) (A9
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Para calcular as derivadas apresentadas nas Equagoes A-6 a A-9, é preciso
encontrar a derivada da mobilidade no volume de controle em funcao da pressao

no volume de controle. Calcula-se essa derivada a seguir:

amk . 0z kkrliqgliq + o aflzq kkrlzq akrlzq k kkrliqgliq aluliq

oP N 67P Hiiq oP Hiiq flzq 8P Hiig — 7 [/Jiq oP
@ kk‘rgasggas + yaggas kkrgas é. rgas k . ykkrgasggas a,ugobs
OP  pgas OP  figas gas 6P Hgas pi,, 0P

(A-10)

As ultimas duas derivadas que precisam ser determinadas analiticamente
sao para essa parte do Jacobiano sao as derivadas das densidades molares de

gas e liquido, pois todas as outras tem suas expressoes apresentadas em [4],
[43], [44] e [47]. Assim, tem-se que:

agl:, K azlz K RT le ’LRT o axk’t
Pt ~(E)” < oPf PL (P Z ort” (A-11)
aggas 7 aZTas K RT ZtasRT e 81/
= _< 7—asz) < . - Z - Vi, (A_12)
or; ! orf P (F)? 1 or;

Prosseguindo, agora com o residuo Ri, e a equacao da consisténcia dos

volumes, derivando-a com relagao a P, tem-se:

Nigser | Ngs Ogs _ Niossr - Noasi Wiusi _ g (4 13)
B G T ) R G )

Como ja foram calculadas as expressoes das derivadas das densidades

molares de liquido e gas, resta calcular as derivadas de Nj;q € Nyqs:

Niigi  OL] &

3}()1; - oP? Z (A_14>
Ntasz (%T e

on =~ am 2 M (A-15)

Agora é importante retomar as condi¢oes de contorno e adaptar as equa-
¢Oes encontradas para o primeiro e o tltimo volumes de controle. Comegando
com o primeiro volume de controle, que tem uma vazao do pogo Quey tem-se

as seguintes modificagoes:
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O(mp)sea _ Omi(1)'

o~ P (A-16)
O(mi)ser _
T (A-17)
i aipt _ Qwell 1 a,LLgas,l N Qwell Hgas,1 ak'rgas,l (A—18)
OP{\ 0r ), kRrrih] kogess OP]  K27riB] Ky, OP
o (oPt
== = A-1
OP} ( or ) fol 0 (A-19)

Por outro lado, para o ultimo volume de controle, de forma geral, tem-se

as seguintes modificagoes nas derivadas da mobilidade:

a(m£>fC,Ncezzs+1 am;g—(Ncells)

= A-20
aP]the”s aPﬁfeells ( )
a 7 c
(mk’)tf ’Ncellerl — 0 (A-Zl)
PNcell.9+1

0 op!

t ( ) =0 (A-22)
a'P]Vcells+1 8T fe,Neens+1

Quando a pressao do reservatorio P,.s ¢ especificada, tem-se as seguintes

alteracoes:

g (aPt =1 (A-23)

opP, \ or

cells

) fchcclls"Fl

Por outro lado, quando o reservatorio é isolado @Q,.s = 0, tem-se as

seguintes alteracoes:

0 oP?
e () =0 (A-24)
aPNCE”S a/’a fc’Ncells+1

Pode-se adotar procedimento semelhante para as derivadas em relacao
ao ntmero de mols de cada componente N entretanto, por questio de

simplificacdo, este trabalho suprime o calculo dessas derivadas.
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