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Resumo

Maria, Ana Lucia Matias; Carvalho, Marcio da Silveira; Machado, Marcos
Vitor Barbosa; Falcdo, Flavia de Oliveira Lima. Impacto da deformabili-
dade de meios carstificados nas curvas de producio: estudo de caso de
um reservatorio carbonatico tipico do Pré-Sal brasileiro. Rio de Janeiro,
2022. 150 p. Dissertagao de Mestrado - Departamento de Engenharia Meca-
nica, Pontificia Universidade Catolica do Rio de Janeiro.

Mais de 60% da produgdo de petroleo no Brasil € oriunda de Reservatorios
Carbonaticos. Estes reservatorios passaram a ter grande importancia na matriz ener-
gética brasileira com a descoberta da chamada camada Pré-Sal, responsavel por
mais da metade da producao de petroleo na PETROBRAS. Um dos principais de-
safios para o desenvolvimento de jazidas tipicas do Pré-Sal brasileiro € a caracteri-
zacdo dos sistemas fraturados e carstificados. Determinar parametros requeridos
pelos simuladores de reservatérios, tais como porosidade, permeabilidade e com-
pressibilidade de carste de forma a gerar curvas que representem a variagdo destes
parametros ao longo do tempo representando efeitos geomecanicos de forma com-
binada ainda se configura no estado da arte das pesquisas da industria do petroleo.

Este trabalho apresenta uma metodologia para estimativa da compressibili-
dade de fei¢des carsticas.

O modelo geoldgico proposto foi gerado a partir de afloramento, Lajedo Ara-
pua, situado na Bacia Potiguar. O Lajedo Arapud possui dimensdes compativeis
com as de uma célula do modelo de simulagao tipico (200 x 200 x 3) dos campos
do Pré-Sal e foi construido utilizando malha estruturada utilizando aproximacdes
por diferengas finitas para resolver as equagdes de escoamento.

Os efeitos geomecanicos serdo pseudo acoplados no simulador comercial
IMEX (fluido BlackOil) da CMG através da inclusdo de tabelas de modificadores
de porosidade, permeabilidade em fungdo das variagdes de pressdao de poros (pres-
sao de reservatorios). Desta forma sera possivel avaliar o impacto destes parame-
tros nas curvas de previsdao de producao ao longo tempo em um campo sob o me-

canismo de produgdo por deplecao.

Palavras-chave:
Geomecanica, simulagao de reservatorios, compressibilidade, pseudoacopla-
mento, rochas carbonaticas, carste, Pré-Sal.
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Abstract

Maria, Ana Lucia Matias; Carvalho, Marcio da Silveira (Advisor); Machado,
Marcos Vitor Barbosa (Co-Advisor); Falcdo, Flavia de Oliveira Lima (Co-
Advisor). Impact of deformability of karstified features on production
curves: a case study of a typical Brazilian Pre-Salt carbonate reservoir.
Rio de Janeiro, 2022. 150 p. Dissertagdo de Mestrado - Departamento de En-
genharia Mecanica, Pontificia Universidade Catolica do Rio de Janeiro.

Carbonate reservoirs represent more than 60% of oil production in Brazil.
These reservoirs have gained such importance in the Brazilian energy matrix owing
to Pre-Salt layer discovery, responsible for over the half PETROBRAS' oil produc-
tion. Among the principal challenges to development the Brazilian Pre-Salt is in-
cluded the characterization of fractured and karstified systems. The estimating of
parameters required by reservoir simulators, such as porosity, permeability and
compressibility of karst to generate curves that represent the variation of these pa-
rameters over time, representing geomechanical effects in a combined way, is still
configured in the state of the art of oil industry research.

This work aims to present a methodology for estimating karst features com-
pressibility.

The proposed numerical geological model was generated from an outcrop,
Lajedo Arapuad, located in Potiguar Basin. This outcrop has dimensions compatible
with a typical simulation model cell (200 x 200 x 3). The simulation model was
built using a structured mesh using finite difference approximations to solve the
flow equations.Marc

The geomechanical effects will be coupled in a commercial simulator, IMEX
(BlackOil fluid) from CMG, through the inclusion of porosity and permeability
modifiers tables as a function of pore pressure variations (reservoir pressure). Thus,
the impact of these parameters on the production forecast curves could be evaluated

considering a field under the depletion production mechanism.

Keywords
Geomechanics, porous compressibility, reservoir simulation, pseudocou-
pling, carbonate rock, karst.
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1
Introducao

A producéo de hidrocarbonetos oriunda de reservatérios carbonaticos repre-
senta mais de 60% da producédo de petrdleo no Brasil atualmente. Estes reserva-
térios passaram a ter grande importancia na matriz energética brasileira com a
descoberta da chamada camada Pré-Sal, responsavel pela maior parte da produ-
¢ao de petréleo na PETROBRAS.

Devido as heterogeneidades deste tipo de jazida, os desafios na exploracao
e producgdo sao inumeros. Para o desenvolvimento e producédo destes campos
tipicos do Pré-Sal brasileiro, no que tange especificamente a disciplina Geomeca-
nica de Reservatorios, uma das principais dificuldades esta relacionada a carac-
terizacao dos sistemas de fraturas e de carstificagao. A pretendida caracterizagéo
diz respeito a determinagao dos parametros requeridos pelos simuladores numé-
ricos para estudos de escoamento em reservatérios e analises geomecanicas, e
compreende propriedades como: permo-porosidades, compressibilidade do sis-
tema carstico, propriedades de resisténcia etc., todas necessarias para gerar cur-
vas de produgado combinadas com efeitos geomecanicos, constituindo, portanto,

um problema em aberto na industria do petroleo.

A evolucdo do processo de caracterizacdo destes sistemas, assim como o
comportamento dos fluidos, esta diretamente relacionada a acuracia da estimativa

das curvas de previsédo de producdo de reservatorios carbonaticos.

1.1

Motivacao

A compressibilidade de poros € um dos principais dados de entrada em mo-
delos convencionais de simulagdo de escoamento em meio poroso. Os simulado-
res comerciais mais utilizados para gerar as previsdes de produgado consideram a
compressibilidade da matriz rochosa como sendo constante ao longo do tempo,
geralmente determinada em laboratdrio, sendo este o Unico parametro que repre-
senta os efeitos de geomecénica na simulagdo de escoamento convencional (sem
considerar efeitos térmicos e quimicos). Entretanto, para os “meios livres”, ou seja,

fraturas, vugs e/ou carste, a realizagado de ensaios laboratdrios € mais complicada,


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1912741/CA


PUC-Rio- CertificagaoDigital N° 1912741/CA

22

uma vez que nem sempre é possivel amostrar rochas fraturadas e/ou com pre-
senca de vugs e carste em condi¢des de reservatério. Desta forma, atualmente,
para estes “meios livres”, como um problema inverso, buscam-se valores que
ajustem aos chamados dados do campo (Teste de Formacao (TFR); Sistema de
Producao Antecipada (SPA), perfis de imagem de pocos; ensaios de petrofisica,
petrossismica, mecanica das rochas etc.) do histérico de um ou varios pogos do
campo. Essa abordagem traz limitagdes para regides dos campos que ndo exis-
tem dados do campo e/ou ndo possuem campos analogos, reduzindo a previsibi-
lidade do modelo. No caso especifico da compressibilidade de carste, poucas pes-
quisas relacionadas sao encontradas em literatura, o que aumenta drasticamente

o nivel de incertezas na geracdo de curvas de previsdo de produgao.

Ainda que diversos trabalhos sejam encontrados na literatura com metodo-
logias para resolver o problema do escoamento considerando efeitos geomecani-
cos, além da incerteza em relagdo ao dado em si, a forma de estimar a compres-
sibilidade de meios carstificados persiste desafiadora. Ha métodos que resolvem
os problemas de forma totalmente acoplada (solugéo implicita que resolve simul-
taneamente o sistema de equagdes que modelam o problema de escoamento sob
tensdes e deformagdes) ou parcialmente acoplada (solugao explicita em que a
solucéo do problema de escoamento € um dado de entrada para o problema ge-

omecanico, one way solution).

O custo computacional para a resolugéo das duas metodologias de acopla-
mento pode ser extremamente elevado quando se trata de campos gigantes, fra-
turados e carstificados. Quando sao adicionadas as células que englobam o over-
burden, sideburden e underburden, a simulagdo acoplada pode se tornar inviavel
em modelos gigantes com riqueza de detalhes devido as heterogeneidades, como
€ 0 caso do Pré-Sal que um modelo geomecanico de um campo considerado gi-

gante chega a ter dezenas de milhdes de células.

Neste contexto o pseudoacoplamento geomecanico, por ser um método
com menor custo computacional, torna-se uma solucéo viavel, ainda que de forma
aproximada, para representar os efeitos geomecanicos através de tabelas que re-
lacionam a variagéo da pressao do reservatorio (poropressao ou pressao de po-
ros) com multiplicadores de porosidade e permeabilidade absoluta ou transmissi-
bilidade (Samier, 2008) [1]. Essa segunda abordagem sera o tratamento empre-
gado neste trabalho para incluir efeitos de deformabilidade a simulagdes de esco-

amento em meios cartificados.
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1.2
Objetivos

O estudo tem como objetivo principal propor uma metodologia para estimar
a compressibilidade de carste do tipo vugular a ser utilizada em modelos de simu-

lagdo de escoamento de reservatérios carbonaticos.

Como segundo objetivo, espera-se avaliar o impacto da variagdo da com-
pressibilidade de carste nas curvas de previsao de produgao de fluidos e de pres-
sdo do reservatorio utilizando o pseudoacoplamento geomecénico, na represen-

tacao de deformacgdes elasticas.

Para tal sera utilizado um modelo de escoamento gerado (Machado et al,
2020) [2] a partir do modelo geolégico desenvolvido para afloramentos (Lajedo
Arapua e Afloramento Tijubina) da Bacia Potiguar; uma vez que, dada a dificul-
dade de aquisicao de dados de reservatorios, comumente na industria do petroleo
séo utilizados dados de afloramentos considerados analogos (de algumas faceis,

estruturais etc.) aos campos estudados.

No caso especifico deste estudo, tanto o Lajedo Arapua quanto o Aflora-
mento Tijubina, sendo notaveis afloramentos com predominancia de rochas car-
bonaticas da Formacgao Jandaira afetado por intenso fraturamento em padrao or-
togonal e feigdes carsticas associadas a estas fraturas (Quadros, 2018) [3], serao
utilizados como analogo estrutural e também de algumas faceis de rochas reser-

vatorios de campos do Pré- Sal brasileiro.

1.3
Premissas

Como se trata de um trabalho analitico-numérico, algumas premissas serao
adotadas ao longo do desenvolvimento. De antemé&o, estas estdo arroladas
abaixo:

o carstificagao vugular (difusa);

o carste preenchido com éleo;

o escoamento no regime darciano na matriz e no carste;
o segregacao total das fases no escoamento no carste;

o regime de deformacgao elastica;
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o 5 <=cpflcpm=<10;

o nao serdo modelados sistemas de fraturas naturais.

1.4
Escopo

Esta dissertacao esta dividida em 8 (oito) Capitulos. O Capitulo 1 consiste
numa breve introdugdo, motivagao e objetivos do estudo. No Capitulo 2 constam

alguns conceitos basicos que permitirdo a melhor compreenséo desta dissertagao.

A revisao bibliografica deste trabalho esta detalhada no Capitulo 3, contendo
os temas relacionados a este estudo, tais como algumas metodologias encontra-
das na literatura para estimativa dos modulos elasticos equivalentes de materiais

heterogéneos e correlagbes entre as variagdes de porosidade e permeabilidade.

No Capitulo 4 sado detalhados os métodos adotados para estimar a compres-
sibilidade de carste, assim como a metodologia estabelecida para avaliar o im-

pacto desta nas curvas de producgao utilizando tabelas de pseudoacoplamento.

A caracterizagdo da compressibilidade do carste, utilizando a metodologia

proposta no Capitulo 4, é detalhada no Capitulo 5.

O Capitulo 6 é destinado a apresentacao dos resultados obtidos neste es-
tudo.

Ja discussao dos resultados sera apresentada no Capitulo 7.

As Conclusbées e Recomendagdes para trabalhos futuros encontram-se no

Capitulo 8.
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Conceitos Teoricos

Neste capitulo serdo apresentadas algumas definigdes tedricas que seréao
largamente utilizadas ao longo deste estudo, tais como algumas propriedades pe-
trofisicas das rochas (porosidade, permeabilidade), classificagdo das rochas car-

bonaticas, definicdo de sistemas carstificados.

21
Propriedades Petrofisicas das rochas

211
Porosidade

O espaco intergranular dentro das rochas que nado é preenchido por
materiais sélidos ou que nao tenha sofrido processos de cimentagcao é chamado
de vazios, que é composto por poros e/ou fraturas. De fato, rochas sem vazios ou
poros nao existem na terra, e as varias rochas diferem umas das outras apenas
no tamanho, forma e nivel de desenvolvimento de seus poros (Yang, 2017) [4].

A propriedade que representa a quantidade de poros de uma rocha é
porosidade, sendo definida como a razédo entre o volume de poros e o volume total

de rocha, representada pela eq. (2.1)

p=2 (2.1)

A Figura 2.1 é uma representacao esquematica de um meio poroso con-

tendo poros isolados, poros interconectados e matriz rochosa.
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graos
matriz

poros interconectados

poros isolados

Figura 2.1 — Figura esquematica do meio poroso (adaptado Yao, 2017) [5].

Onde:

® = porosidade (fracional);
V, = volume poroso;

V= volume total de rocha;

Quando a porosidade é formada durante os processos de deposicéo é
denominada porosidade primaria.

Para uma rocha carbonatica, poros podem ser gerados quando esta &
quimicamente dissolvida por fluidos, sendo este tipo de porosidade chamada de
porosidade secundaria (Ex.: vugs, carste). Além disso, ha outras formas de
porosidade (Ex.: fraturas, microfissuras) desenvolvidas em fun¢ao das tensdes
tectdnicas e processos geoldgicos (Yang, 2017) [4].

Um exemplo de porosidade secundaria € a porosidade vugular, a qual €
definida como o espago poroso dentro de gréos que é significativamente maior do
os cristais. Os vugs, definidos como poros “alargados” na industria do petroleo,
estdo comumente presentes como graos dissolvidos, camaras fosseis, fraturas e
grandes cavidades irregulares (Lucia, 2007) [6].

Os vugs descritos previamente fazem parte de um processo de geragao

de porosidade secundaria que sao os carste. Originada da palavra kras, em
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esloveno, para designar uma paisagem da Eslovénia, carste é definido como um
tipo distinto de sistema geomorfolégico e hidrogeoldgico que esta associado a
rochas particularmente soluveis (Gams, 1993) [7]. Em outras palavras, carste é
um conjunto de feicdes (estruturais) de superficie e subsuperficie que variam em
tamanho desde mlimetros (como os vugs) até metros e que compreendem
sistemas singulares formados quase inteiramente por dissolugdo (James, 1987)
[8].

No que tange o escoamento de fluidos em meios porosos, seja
porosidade primaria ou secundaria, a porosidade preponderante é a efetiva.

O termo porosidade efetiva € comumente usado para denotar os poros
interconectados por onde ocorre a percolagéo de fluidos. No entanto, em alguma
escala, todo o espago poroso esta conectado. A questao basica é como o espacgo

poroso esta conectado (Lucia, 2007) [6].

21.2
Permeabilidade

Ao realizar experimentos no final do século 19 (Figura 2.2), Henry Darcy
verificou que diversos fatores influenciavam a vazao de agua, o que permitiu que
fosse formulada a lei que recebeu seu proprio nome, expressa pela eq. (2.2)
(Darcy, 1856 apud Pinto, 2000) [9] em 1D.
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Figura 2.2 - Permeametro de Darcy (Pinto, 2000) [9].

Q= K% A= KiA 2.2)

Onde,

Q = vazio;

K = coeficiente de permeabilidade;

h = carga hidraulica;

L = distancia pela qual a carga se dissipa;
i = gradiente hidraulico;

A= area aberta ao escoamento;

O coeficiente de permeabilidade (ou condutividade hidraulica), que de-
pende das caracteristicas do meio poroso e das propriedades do fluido, indica a
velocidade de percolagdo da agua quando o gradiente hidraulico € igual a um,

sendo expressa pela eq. (2.3).

K=" (2.3)
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Onde:
k = matriz de permeabilidade intrinseca ou permeabilidade absoluta;
v = peso especifico do fluido;

u = viscosidade dindmica do fluido;

A permeabilidade absoluta, que esta relacionada com a granulometria e
estrutura do meio poroso, é definida como sendo a medida da capacidade do meio
de transmitir fluidos sob algum diferencial de pressao (Yang, 2017) [4].
Considerando a matriz de permeabilidade intrinseca, a Lei de Darcy ganha a

forma diferencial das eq. (2.4) para fluxo monofasico.

u= — %(Vp + py gi) (2.4)

Onde:

u = matriz de velocidades de darcy;

u = viscosidade dinamica do fluido;

k = matriz de permeabilidade absoluta;
py = massa especifica do fluido;

p = pressao;

g = vetor de aceleragdo da gravidade;

g. = constante de converséo entre os sistemas de unidade

A unidade milidarcy (mD) € mais frequentemente usada na industria do
petréleo, pois 1 darcy € uma medida muito grande para expressar a
permeabilidade das rochas reservatorio portadoras de petréleo e gas (Yang,2017)

[4]. No SI a unidade de permeabilidade ¢ m?, onde a conversao é dada por:

1D = 1000mD = 1,02 x 10® cm? = 1,02 x 108 cm? = 1um?; 1mD = 10-® um?

2.2
Rochas Carbonaticas
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Cerca de 3/4 da area total da terra é formada por rochas sedimentares,
e aproximadamente um quinto destas sao de rochas carbonaticas (Chilingar,1967)
[10].

Uma rocha, por definicdo, € chamada carbonatica caso apresente mais
de 50% de minerais carbonaticos em sua composigao (Leighton, 1962) [11].

Um reservatorio carbonatico fraturado com a presenca de vugs apre-
senta forte anisotropia e caracteristicas multi-escala:

o os fluidos podem ser armazenados em varios meios, incluindo ma-
triz, fraturas, vugs e cavernas.

o a variacdo da permoporosidade € de varias ordens de grandeza,
onde as dimensdes destas cavidades podem variar da escala de
milimetro a metros de didmetro.

Estas caracteristicas evidenciam a dificuldade e complexidade em mo-
delar e desenvolver reservatérios carbonaticos fraturados com presenga de vugs
(Yao, 2017) [5].

Nas ultimas décadas varias descobertas significativas de reservatérios
de petrdleo em rochas carbonaticas foram feitas em todo o mundo. As descober-
tas dos campos gigantes de Tupi (em 2006) e Mero (no ano de 2011) pela Petro-
bras, do campo de Cameia em Angola pela Cobalt International Energy em 2012,
por exemplo, somadas aos campos onshore gigantes do Oriente Médio, foram
primordiais para que as reservas de petréleo em rochas carbonaticas globalmente
representassem 60% de todas as reservas de petréleo do mundo (Singh, 2019)
[12].

2.21
Classificagao das Rochas Carbonaticas

A classificagdo das rochas carbonaticas se baseia na composicédo dos
minerais, textura da rocha ou ambos (Moore, 2013) [13].

A classificagdo baseada na textura da rocha reflete a energia no local de
deposigao, incorporando as duas classificagbes de carbonatos mais aceitas, Folk
(1959) e Dunham (1962).

As quatro principais classes de rochas consideradas por Dunham sio:
Lamito (Mudstone), Wackestone, Packstone e Grainstone (Moore, 2013) [13].

A classificacdo de Folk é mais detalhada, abrangendo uma escala textu-

ral que incorpora tamanho de grdo, esfericidade, organizagdo dos gréos e
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empacotamento, bem como composi¢cao de graos. A classificagcao de Dunham é
primariamente de natureza textural, o que a torna mais simples e de mais facil
utilizacao, tendo sido ambas utilizadas como base para a classificacdo adotada
neste estudo: “Classificacado de Rochas Carbonaticas aplicavel as Bacias Sedi-
mentares Brasileiras”, desenvolvida por Terra et al. (2009) [14].

Terra et al. (2009) [14] propuseram esta nova classificagdo com o obje-
tivo de abranger de forma integral as rochas carbonaticas de todas as bacias se-
dimentares brasileiras, principalmente aquelas que se encontram os campos do
Pré-Sal. Por isto esta foi a classificacdo escolhida para caracterizar os carbonatos

neste trabalho. A Figura 2.3 resume a classificagdo mencionada acima.
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Um reservatorio carbonatico é definido como sendo naturalmente fratu-

Figura 2.3 - Classificagdo da Rochas Cabonaticas aplicavel as Bacias Sedimentares Bra-
rado se uma rede continua de varios graus de fraturamento é distribuida por todo
o reservatério. A Figura 2.4 representa as varias escalas do Sistema Fraturado.

sileiras (Terra et al., 2009) [14].

2.2.2
Sistema Fraturado
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Figura 2.4 — Escalas de um sistema fraturado — a) Ordem de grandeza na escala de qui-
I6bmetros; b) Ordem de grandeza na escala de metros; ¢) Ordem de grandeza na escala
de centimetros; d) Ordem de grandeza na escala de milimetros (Yao, 2017) [5].

As fraturas podem se formar naturalmente durante diversas circunstan-
cias geologicas especificas (Van Golf-Racht, 1996) [15].

Van Golf-Racht (1996) [15] pontua que em um reservatorio fraturado a
compressibilidade do sistema desempenha papel importante, especialmente se
houver um grande contraste entre as porosidades da matriz e das fraturas.

Do ponto de vista geomecanico, em um reservatoério carbonatico as fra-
turas correspondem a uma superficie solida na qual ocorreu uma perda de coesao
e uma ruptura sem deslocamento perceptivel. Sob o0 mesmo estado de tensbes, o
fraturamento causado por eventos tectbnicos se dara de forma distinta em dife-
rentes tipos de rochas. O fraturamento ocorrera de forma mais eficiente, por exem-
plo, em rochas com comportamento fragil de baixa porosidade e baixa permeabi-
lidade, onde as fraturas sao relativamente extensas e possuem grandes aberturas.
Sao as chamadas macrofraturas. Em rochas menos frageis (ducteis) e de alta po-

rosidade, as fraturas sdo de extensao limitada e tém aberturas relativamente
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pequenas. Estes sao as chamadas de "microfraturas" ou "fissuras" (Van Golf-Ra-
cht, 1996) [15].

Em geral, em um reservatoério carbonatico, a compressibilidade do sis-
tema fraturado é da ordem de 10 a 100 vezes maior que a compressibilidade da
matriz rochosa (Van Golf-Racht, 1996) [15]. Em relagcdo a compressibilidade de
carste, ha poucos dados em literatura que especifiquem a ordem de grandeza
desta propriedade. Dobrynin (1970) [16] recomenda considerar a compressibili-
dade de vugs e carste de forma separada da compressibilidade da fratura devido
a diferenga significativa entra a forma destes em relagao a forma das fraturas,

normalmente consideradas como placas paralelas.

2.2.3
Sistema Carstico

Feigdes carsticas ocupam entre 10%-20% das rochas da Terra (Palmer,
1991) [17]. J& no territdrio brasileiro, terrenos com formagdes carsticas ocupam
entre 5 e 7% (Karmann, 2016) [18].

Um sistema carstico € definido como um ambiente geolégico contendo ro-
chas com estruturas de alta permeabilidade dominada por condutos dissolvidos.
Esses condutos tendem a facilitar o escoamento de fluido na diregdo do gradiente
hidraulico, onde ocorreu variagdo da permeabilidade como consequéncia da dis-

solucao de carbonato por fluidos acidos (Jouves, 1995) [19].

Os sistemas carsticos sao inerentemente mais complexos do que o sistema
matriz-fratura. A estrutura original dos poros vugulares geralmente foi alterada
pela formagao de cavidades e canais de dissolugédo, onde a escala dos vugs varia
entre centimetros e metros. A permeabilidade direcional pode ser muito pronunci-
ada devido a uma ampla distribuigdo de tamanhos de poros interconectados (Chi-
lingarian, 1996) [20].

Quadros (2018) [3] pontua que “a permoporosidade inicial das rochas e a
presenca de descontinuidades exercem controle primordial no estilo da carstifica-
¢ao, que pode ocorrer de forma mais concentrada, formando verdadeiros condu-

tos, ou de forma dispersa, gerando apenas alargamento dos poros preexistentes
nas rochas”. O carste “disperso” na matriz € denominado de carste difuso.

A Figura 2.5 representa de forma esquematica o carste classico ou carste

conduto, formado predominante na zona freatica (ou zona de saturagao, onde os
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poros estao preenchidos com fluido) e o carste difuso, formado na zona vadosa

(ou zona de aeracgao, onde os poros estao parcialmente preenchidos com fluidos).

CARBONATO COM BAIXA CARBONATO COM ALTA
(a) PERMEABILIDADE INTERGRANULAR (b) PERMEABILIDADE INTERGRANULAR

) 10m
NIVEL
FREATICO

- Contrale por juntas e planos de acamamento - Brechamento proximo a superficie
Cavernas e passagens de grande escala - Dissolugdo intergranular vadosa comum
Dissolugdo freatica comum - Sedimentos ndo-carbonaticos = infiltragdo intersticial

Sedimentos ndo-carbondticos = preenchimento de caverna gecpetal - Self-plugging (auto-conectado)?

Figura 2.5 — Figura esquematica com os tipos de carstificagdo: a) carste conduto; b) carste
difuso (Meyers, 1988 apud Quadros, 2018) [3].

Tanto feigbes carsticas formadas por dissolugdes metedricas superficiais
quanto as fei¢gdes originadas por dissolugéo de fluidos ascendentes, constituem
os tipos mais comuns de carste (Chilingarian, 1996) [20].

224
Carste Epigénico e Hipogénico

As feigbes carsticas de origem epigénica sdo formadas pelo movimento
de aguas metedricas ou de outras contribuigdes superficiais (Palmer, 1991) [17].

O carste hipogénico é formado pelo escoamento de fluidos acidos pro-
venientes de grandes profundidades ou de origem metedrica (epigénicos) que fo-
ram modificados por processos geodinamicos profundos. A Figura 2.6 ilustra de
forma simplificada a formagao do sistema carstico, sendo a) Carste Epigénico e
b) Carste Hipogénico.
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A) Epigénico B) Hipogénico

Figura 2.6 — A) Carte Epigénico; B) Carste Hipogénico (Quadros, 2018) [3].

2.3

Comportamento Mecanico das Rochas

2.3.1
Relagao Tensao vs Deformagao

Um corpo é considerado deformado quando, sob aplicacdo de forcas, as
posicoes relativas dos pontos neste corpo sao alteradas. Considerando uma des-
cricao completa do estado de deformagao em um ponto dentro de um corpo tridi-
mensional, os alongamentos e deformacdes de cisalhamento correspondentes a

todos os trés eixos seguem nas equagdes (2.5) a (2.10) (FJAER, 1992) [21].

_ @u/dx)dx _ Oy

, = Sl 9
(0y/0y)dy _ 0,

=Wy - S 26

_ Ow/07)d; _ 0w 2.7)

z d, G
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18y = By

[hz =T = E(a_z + 6_x) (2.9)
1(8, o,

Fyz = Fzy = E(('i_z + g) (2.10)

Assim, as deformagdes podem ser escritas em um tensor como segue na

equagao (2.11).

yx & Dyz (2.11)

Sendo a deformacdo volumétrica definida pela equagao (2.12), ou seja, a
diminuigcao relativa do volume. A deformacao volumétrica é independente da es-

colha dos eixos coordenados e, portanto, € uma invariante da deformacéo.

Evol = Ex + & + & (2.12)

A Figura 2.7 exemplifica uma barra submetida a uma tensao uniaxial: a)

barra ndo deformada; b) barra deformada, onde:
ex = deformacgéao na dire¢ao x;

u = deslocamento dos pontos nas diregcbes x, y e z (A e B para A’ e B’, respecti-

vamente);
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Figura 2.7— Deformacg&o normal em uma barra (Chou, 1992) [22].

No caso de rochas porosas, a deformagéo total da rocha € o conjunto cons-
tituido por deformacgdes da fase solida e do espago poroso quando ha variagao da
tensdo normal média (peso das rochas sobrejacentes ou overburden, configura-
¢ao tectdnica e pressao do reservatorio). No caso particular de compresséo, as
deformacdes volumétricas relativas podem ser determinadas em sua forma dife-
rencial a partir das expressoes: eq. (2.13), (2.14) e (2.15) para deformacéo total,

de poros e dos solidos, respectivamente, (Dobrynin, 1970) [16]:

vy _ 19% 10w
(V)t = 5. do+ -2l dp (2.13)

Onde:

V; = volume total de rocha;
o; = tensio total;

p = pressao;

T = temperatura.
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dp) _ LW 1%
(Vp )t = 0o Qo+ o 5y dp (2.14)

Onde:

V,= volume poroso;
o = tensdo total,

p = pressao;

T = temperatura.

(dﬁ) = 2% g5+ L %8 gy (2.15)
t

Vg Vg 0o Vg Op

Onde,

V,= volume dos solidos (gréos);
o = tensao total;

p = pressao;

A maioria dos materiais considerados na disciplina de engenharia apre-
sentam um comportamento bem definido de deformacao elastica quando subme-
tidos a uma tens&o uniaxial normal. A descricdo mais elementar da relagao tenséo
vs deformacao de um material € a conhecida lei de Hooke, eq. (2.16), formulada
por Robert Hooke no final do século XVII em termos de forga e alongamento, apa-
rentemente antes que os conceitos mais sofisticados de tensao e deformacéo fos-
sem introduzidos (Gould, 2012) [23].

O tensor de tensdes caracteristico foi estabelecido por Cauchy, que definiu
o estado triaxial de tensdo por trés vetores de tragdo usando o argumento de equi-
librio tetraédrico. O estado de tensao é descrito em termos de coordenadas carte-

sianas pelo tensor de segunda ordem (William, 2002) [24].
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(2.16)

ml] Ql

Onde:

E = médulo de deformabilidade;

0 = tensor de tensoes;

& = tensor de deformacdes.
011 012 013
o= [021 022 023]

€11 €12 €13
E= |61 €22 &23

€31 €32 €33

Aboudi (2013) [25] pontua que todos os materiais sélidos possuem um
dominio no espaco tensao-deformacgao no qual a relagao entre estas propriedades
é totalmente reversivel, ou seja, quando carregado o material se deforma e
quando completamente descarregado toda a deformagao é recuperada. Dentro
deste dominio esta relagdo pode ser linear, ou seja, tensdo e deformagao séo
proporcionais ou nao-linear. Quando a relagao tensdo-deformacgao independe do
tempo, o comportamento € denominado elastico; quando dependente do tempo,
denomina-se elastico ndo-linear.

Na curva que relaciona o comportamento da tensdo-deformagao pode
ser estimado, no trecho elastico, o Modulo de Elasticidade ou Médulo de Young
(Chou, 1992) [22]. O Médulo de Elasticidade é o coeficiente linear da curva tensao

vs deformacao, como observado na Figura 2.8.
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Figura 2.8 — Exemplo de curva tensdo vs deformacéo (Zoback, 2008) [26].

2.3.2
Parametros Elasticos

Em um material homogéneo e isotropico, quando submetido a aplicacao de
tensdo, a razdo entre as deformagdes geradas (transversal e longitudinal ao eixo
de aplicagéo da carga) recebe o nome de coeficiente de Poisson, representado
pela eq. (2.17) (Goodman, 1989) [27]. O coeficiente de Poisson (Figura 2.9) de-
pende da litologia, tensédo confinante, presséo de poros e da porosidade da rocha
(Zhang, 2019) [28].
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]
vV=—— (2.17)
€a
Onde,
v = coeficiente de Poisson;
€ = g33 = deformacao transversal (lateral);
€a = €11 = deformacéo longitudinal (axial);
Deformagdo axial: €. = bu'
11 6.\'|
Expansdo lateral: _ ou 3
ox,

o

3

I

R

Su, ou

Modulo de
Young, E

)
E

€11

od vV =

’T 5;[ T ’

Razdo de Poisson, v

€33

£

Figura 2.9 — Figura esquematica com o significado fisico das constantes elasticas E e

v, onde S11 € a tensé&o uniaxial (Zoback, 2008) [26].

Para um meio poroso linear-elastico e isotrépico com a presencga de fluido

compressivel em condigdes drenadas, em meados do século 19, Maurice Biot ve-

rificou que os graos (matriz rochosa) e o fluido

forma independente.

presente nos poros deformam de

O coeficiente de Biot (a), eq. (2.18), é definido pela razdo entre a variagao

do volume de fluido contido nos poros da rocha e a variagao do volume total (poros
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+ graos) de rocha em condi¢des drenadas (Biot, 1941) [29]. O valor deste coefici-

ente varia entre @ < o < 1, onde @ = porosidade da rocha.

a=1--2 (2.18)

Onde,

o = coeficiente de Biot;
Kb = modulo compressional (ou volumétrico) da rocha (graos + poros);

Ks = mdédulo compressional (ou volumétrico) dos graos.

O mddulo compressional (médulo bulk) de um material expressa o quanto
este resiste a compressao hidrostatica; em outras palavras, € definido como a ra-
zao entre o aumento infinitesimal da pressao (ou tensao, no caso de sélidos) e a

diminuigao relativa resultante do volume, ou seja:

K=-vZ& (2.19)
av

Onde,

K = mddulo compressional;
V = volume;

p = pressao.

A Figura 2.10 ilustra a deformacédo volumétrica (gy,), onde &;4, &5, €

£33 S80 as deformacgdes nas diregdes x1, X2 € X3 respectivamente.
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Deformacdo Volumétrica:

Ep =E, tE€y tE;;

X1

Médulo Volumétrico:

Figura 2.10 - Figura esquematica com o significado fisico da constante elastica K, onde
Soo € a pressao hidrostatica (Zoback, 2008) [26].

O inverso do modulo bulk € chamado de compressibilidade bulk (Goodman,
1989). A compressibilidade bulk pode ser definida como a razao entre a variagao
do volume a total e o préprio volume total, por unidade da variagdo da tensao
efetiva, quando a tenséo total e a temperatura sao constantes (Chilingarian, 1996)
[20].

No caso especifico de rochas, a compressibilidades da formagao rochosa,
também chamada de compressibilidade efetiva por Hall (1953) [30], € importante

para a caracterizacao da rocha reservatério.


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1912741/CA


PUC-Rio- CertificagaoDigital N° 1912741/CA

45

233
Compressibilidade da formagao

A compressibilidade da formacao € influenciada por fatores importantes
como o médulo de elasticidade do esqueleto rochoso e dos fluidos que preenchem
0s poros; caracteristicas estruturais e litologicas da rocha; e a magnitude das ten-
sbes experimentadas pela rocha na profundidade em que se encontra (Dobrynin,
1991) [31].

A compressibilidade da rocha reservatoério € o resultado de dois fatores dis-

tintos:

o aexpansao dos gréos da rocha;

o a compactagao adicional da formacao.

A Figura 2.11 ilustra um volume unitario de rocha (matriz (V;) + poros (@) =
V), onde, durante a deplegao (redugao da poropressao), ocorre a expansao dos

graos que induz a redugdo do volume poroso.

Deplegao

Figura 2.11— Representacdo esquematica de um volume unitario de rocha (Smith, 1992)
[32]

A compactagéo da formagao € provocada pela sobrecarga (overburden),
quando, durante a deplecao, esta se torna mais efetiva que a expansao do fluido
(Hall, 1953) [30].

Inumeras definigbes de compressibilidade sao encontradas na literatura,

sendo o que difere uma das outras é a forma como cada uma é estimada. A
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compressibilidade volumétrica é definida como sendo a variagao do volume total
(volume bulk), por unidade do proprio volume total, por unidade da tensao externa
(sobrecarga), mantendo a pressao de poros e temperaturas constantes. Outra de-
finicdo para a compressibilidade considera a variagao do volume total por unidade
do mesmo, por unidade da variagdo da tensao efetiva; sendo a tenséao total e tem-

peratura mantidas constantes (Chilingarian, 1996) [20].

De posse destas definigbes é possivel perceber que a compressibilidade
volumétrica, eq. (2.20) e compressibilidade de poros (compressibilidade do vo-
lume poroso) sdo equivalentes. Como o modulo bulk € definido como sendo o
inverso da compressibilidade volumétrica, é possivel utilizar o modulo bulk para

estimativa da compressibilidade de poros.

0= -BE)-- B,

p

Onde,

Cp = compressibilidade volumétrica;

ot = tenséo total (tensédo de sobrecarga ou overburden);
pPp = pressao de poros;

a = coeficiente de Biot;

Vi = Vp = volume total = volume bulk.

A deformacao elastica, que precede o inicio da compactagao, pode ser
representada pela compressibilidade convencional da rocha. Esta deformagao
elastica que ocorre antes da compactagao pode ser representada pela compres-
sibilidade convencional da rocha, mas o comportamento associado a deformagéao
plastica e o descarregamento subsequente podem ser representados, como na
Figura 2.12, onde estes seguem um caminho de histerese com uma inclinagao
maior durante o carregamento e uma inclinagdo semelhante ao carregamento
elastico inicial durante o descarregamento.

Ainda na Figura 2.12, ¢ representa a porosidade, e cr € a compressibi-
lidade da formacao (Sen, 2005) [32].
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4 Carregamento TR . S
/ ' Carregamento
Descarregamento
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> >
Poropressdo, p Tensdo Efetiva, o

Figura 2.12 — Figura esquematica representando o processo de compactagdo em fungao
da poropresséo e da tensao efetiva (Sen, 2005) [32].

Apesar da compressibilidade da formagao ser um parametro dinamico, esta

é utilizada como um dado estatico na maioria dos simuladores de escoamento.

24
Simulagao Numérica

241
Simulagao de Reservatoérios

A simulacao de reservatérios € uma técnica utilizada para resolver nu-
mericamente equacgdes diferenciais parciais de escoamento (comumente em trés
dimensodes) dependentes do tempo. As equagdes de escoamento incluem as
equacdes: conservacado de massa e energia, lei de Darcy e equacéo de estado.
Manipulando as trés equacdes e estabelecendo condicdes de contorno para o
problema é possivel deduzir a equacao para escoamento em meios porosos, a
chamada equacgéo da difusividade hidraulica, representada na eq. (2.21) para uma

fase genérica pouco compressivel sem termos fonte ou sumidouro.
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V- (% Vp)zct-a)-g—’t’ (2.21)

Onde:

k = permeabilidade absoluta;
p = pressao;
M = viscosidade dinamica dos fluidos;

C¢= compressibilidade total (fluidos + rocha);

@ = porosidade.

Nestas simulacgdes, as equagdes de escoamento sdo resolvidas no con-
junto de equacdes diferenciais parciais utilizando técnicas numéricas. As deriva-
das parciais sao substituidas por diferencas finitas, que, por sua vez, sao aproxi-
macodes das derivadas obtidas por expansdes truncadas em série de Taylor (Fan-
chi, 2018) [33].

O chamado simulador Black-Qil, também conhecido como Beta ou Volu-
métrico, representa essencialmente trés fases: dleo, agua e gas que sao depen-
dentes da pressado de fluido. Neste tipo de simulador ha uma possivel troca de
massa entre o 6leo e o0 gas que é controlada pelas propriedades pressao-volume-
temperatura (PVT). Em modelos de simulagao com fluidos mais complexos, é uti-
lizada a chamada simulagdo Composicional, onde os componentes ou, mais pre-
cisamente, os pseudocomponentes sdo conservados. O simulador Black-Oil pode
ser entendido como um Simulador Composicional com dois componentes (Alva-
rado, 2010) [34].

A escolha do simulador depende de varios fatores, tais como, o tipo do
fluido, assim como do numero de fases do fluido esperadas ao longo da vida util
(tempo de produgao) do campo, as dimensdes do grid, o objetivo do estudo, entre
outros fatores (Fanchi, 2018) [33]. Como um dos objetivos deste estudo é estimar
a compressibilidade da formacéao, de forma a simplificar as analises, o simulador

escolhido foi o Black-OQil.

Durante a simulagdo de produgdo de um campo as propriedades da rocha-
reservatorio ndo permanecem estaticas. Os poros mudam de forma e tamanho

quando submetidos a diferentes condi¢des de tensdo. Compreender e caracterizar
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estas respostas geomecanicas sao de extrema importancia para melhorar a pre-

visibilidade das curvas de producéao de fluidos (Petunin, 2011) [35].

Uma das principais propriedades de saida dos simuladores de reservatérios
€ a pressao; entretanto, deformacdes e deslocamentos, os principais resultados
de uma analise geomecanica, ndao sado estimados nos simuladores de escoa-
mento. Para que estas propriedades se conectem, combinando equag¢des que
analisam as tensdes atuantes, a Lei de Darcy, as equagbes da continuidade, faz-

se necessario utilizar processo de acoplamento (Falcéo, 2013) [36].

2.4.2

Acoplamento Fluido Mecanico

Geralmente, em estudos classicos de reservatoérios, o comportamento
geomecanico é representado pela compressibilidade da rocha. Na maioria dos si-
muladores de reservatoério assume-se a variagdo da porosidade como uma fungao
da temperatura e pressao, onde a compressibilidade da formagao é constante ao
longo do tempo, eq. (2.22) (Settari, 1998) [37].

=01+ c,(p—p°) — cr(T— T (2.22)

Onde:

¢ = porosidade no tempo t;

¢° = porosidade inicial;

¢, = compressibilidade da formagao;

p = pressao no tempo t;

p° = press&o no tempo inicial;

cr = coeficiente térmico da compressibilidade da rocha;
T = temperatura no tempo t;

T = temperatura no tempo inicial.
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Rosa (2011) [38] e Falcao (2013) [36] complementam que, quando flui-
dos sao produzidos de uma rocha-reservatério, a compressao do meio poroso in-
duz uma redugao da poropresséao (ou pressao do reservatorio), resultando no au-
mento da tensao efetiva, explicada pelo Principio das Tensbes Efetivas de Terza-
ghi (1923), eq. (2.23) Posteriormente Henry Biot (1941), com a Teoria da Poroe-
lasticidade, considerou o efeito da pressdo do fluido na deformacao da rocha,

como segue na eq. (2.24).

' = o—mp, (2.23)

"= o—amp, (2.24)

Onde:

o’ = tenséo efetiva;

o = tensao total;

a = coeficiente de Biot;

pp = poropressao.

Sendo m um vetor unidimensional de elementos binario. Neste vetor o
numeral 1 define os componentes de tensdo normal e 0 os componentes de ten-

sdo cisalhante, como segue na eq. (2.25).

m=1[111000] (2.25)

A variacao das tensbes provoca deformagdes na matriz rochosa e nos
poros, 0 que consequentemente alteram a porosidade e a permeabilidade. Falcio
(2013) [36] ressalta ainda que esta alteragdo de permeabilidade é diretamente
proporcional a pressao de poros do reservatorio. A Figura 2.13 ilustra como esses

parametros se relacionam entre si.
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Figura 2.13 - Esquema de interagcéo entre parametros de escoamento e geomecanica na
explotagado de reservatorios de petréleo (Falcdo,2013) [36].

Um sistema integrado que considera a interagao de tensdes in situ com
escoamento pode ser baseado em abordagens totalmente acoplada ou
parcialmente acoplada. Os métodos de acoplamento entre escoamento e
deformacéo da rocha encontrados na literatura podem ser classificados em quatro
tipos diferentes: acoplamento iterativo, acoplamento explicito, totalmente
acoplado e pseudoacoplamento (Tran, 2002) [39].

No método com o acoplamento iterativo, as variaveis de escoamento e
as variaveis geomecanicas sao resolvidas de forma separada, de forma sequen-
cial por um simulador de escoamento e um outro médulo geomecanico, respecti-
vamente; os termos do acoplamento sio iterados a cada passo de tempo
(Tran,2002) [39].

A técnica denominada acoplamento explicito, também chamada de
acoplamento unidirecional, correlaciona de forma menos robusta o escoamento
do reservatoério e a deformagdo geomecanica, pois a informagado é transferida
apenas do médulo de simulagao de reservatoério para o médulo geomecanico. Isso
significa que as mudangas na poropressao induzem mudangas nas tensdes e
deformacdes, mas as mudancas nos campos de tensao e deformacédo nao afetam
a poropressao (Tran, 2002) [39].

No método totalmente acoplado, as variaveis de escoamento, assim

como a pressao, temperatura e resposta geomecanica (ex: deslocamentos) séo
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calculadas simultaneamente através de um sistema de equagbes com presséao,
temperatura e deslocamentos como incognitas. Este método as vezes é chamado
de acoplamento implicito, pois todo o sistema é discretizado utilizando o mesmo
grid e resolvido simultaneamente (Settari, 1998 [37], Tran,2002 [39], Samier,2003
[40]).

Settari (1999) [41] pontua que uma das vantagens desta abordagem ¢ a
consisténcia da utilizagao de um sistema completo (médulo de escoamento e
modulo geomecanico) com a mesma discretizagdo de grid, uma vez que o grau
de acoplamento pode afetar a precisio e eficiéncia da solugcdo. Entretanto, um
grande esfor¢o de desenvolvimento ainda € necessario para acoplar os principais
simuladores de escoamento comerciais, que em geral utilizam aproximagao por
diferengas finitas, aos modulos geomecanicos, que utilizam aproximagao por
elementos finitos. Quando o método totalmente acoplado é utilizada em campos
gigantes, fraturados e carstificados, o custo computacional pode se tornar proibi-
tivo operacionalmente para a industria do petréleo, uma vez que muitos destes
modelos chegam a ter milhdes de células ativas por conta da riqueza de detalhes
devido as heterogeneidades, como é o caso dos campos do Pré-Sal.

Neste contexto, utilizar um método que apresenta menor custo compu-
tacional, o chamado pseudoacoplamento ou acoplamento parcial entre os moédu-
los de escoamento e geomecanico, torna-se uma alternativa viavel para alguns
campos do Pré-Sal.

No pseudoacoplamento a porosidade e a permeabilidade absoluta séo
atualizadas através de um modelo empirico que é funcao da poropressao. O mo-
delo empirico é inserido no simulador através de tabelas contendo os multiplica-
dores de porosidade e permeabilidade (ou transmissibilidade) versus pressao de
poros.

As tabelas de pseudoacoplamento sdo construidas utilizando curvas que
representam as variagbes de porosidade e permeabilidade ou transmissibilidade,

os multiplicadores (equagdes 2.26, 2.27 e 2.28), em fungao da pressao de poros.

My =2 (2.26)
0
M, = = (2.27)
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My = — (2.28)

Onde:

Mg = multiplicador de porosidade;

@ = porosidade no tempo t;
¢, = porosidade inicial;
M;, = multiplicador de permeabilidade;

k = permeabilidade no tempo t;

ko = permeabilidade absoluta (inicial);
MT = multiplicador de transmissibilidade;

T = transmissibilidade no tempo t;

To = transmissibilidade inicial;

Os multiplicadores de permeabilidade e transmissibilidade ndao podem
ser utilizados juntos na mesma tabela, uma vez que a transmissibilidade é propri-
edade que define a direcdo e posicdo do escoamento do fluido no meio poroso

(Settari, 1999) [41], ou seja, ambas as propriedades sao complementares.

T, = — (2.29)

Onde:

T: = transmissibilidade;

k = permeabilidade;

M = viscosidade dindmica;

B = fator volume de formacéo.

No caso especifico dos multiplicadores de permeabilidade, em alguns
simuladores comerciais, este parametro pode ser representado em trés direcoes,
X, yez.

Uma vez que o conjunto de curvas (multiplicadores) pode referir-se a

varias regides rochosas, esta opgdo é mais conveniente mesmo no caso de um
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reservatorio constituido por varias valores de compressibilidades, constantes no
tempo e diferentes. Esta funcao pode ser nao linear e pode ser dividida em dois
trechos: uma parte elastica e uma parte plastica (Samier, 2003) [40].

No pseudoacoplamento ndo ha uso do moédulo geomecanico propria-
mente dito, as respostas geomecanicas (compactagao e dilatdncia) sdo estimadas

através da variagao de porosidade (Tran et al., 2009) [42].

O campo de tensdes nao € atualizado nesta técnica de acoplamento, porém,
ainda assim, este tipo de acoplamento tem sido muito utilizado no ajuste de histo-

rico de presséo e fluidos (Tran,2009) [43].
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Revisao Bibliografica

Nesta segao, trataremos da modelagem acoplada das variagdes de per-
moporosidade com a poropressao através da equacao de Petunin (2011) [35] e
da caracterizagdo da compressiblidade de meios fraturados e com carstificagao
vugular. Esse segundo ponto ja constitui uma contribuicao desse trabalho, pois
traz a sistematizagao dos trabalhos publicados sobre o tema, muitos dos quais em
russo. Nao existe na literatura técnica relacionada nenhuma publicagdo em alfa-

beto romano com a consolidagao aqui proposta.

3.1
Impacto da variacao da Porosidade e Permeabilidade

Uma das propriedades mais importantes das rochas reservatério, e tal-
vez a mais dificil de estimar, € a permeabilidade. A permeabilidade depende de
um longa lista de parametros: porosidade, tamanho e forma dos poros, tensao,
pressao de poros, tipo de fluido, saturacao (Mavrko, 1997) [44].

Nao é conhecida uma relagao direta entre porosidade e permeabilidade
aplicavel a todos os meios porosos. Uma das principais razdes € a diferenga de
porosidade efetiva das rochas, o que impacta diretamente na permeabilidade. Di-
ferentes rochas, com o mesmo valor de porosidade, podem apresentar diferentes
niveis de porosidade efetiva (Bernabé, 2003) [45].

Um dos trabalhos classicos que descreve o comportamento da permea-
bilidade absoluta em fungéo da porosidade, granulometria e tortuosidade dos
gréos é retratado na relacdo estabelecida por Kozeny-Carman (1927) pela eq.
(3.1) (Mavko, 1997 [44], Petunin, 2013 [46]).

93 (1-9)°
Ct25?%

k = (3.1)

Onde:
k = permeabilidade;

S = area superficial dos poros conectados por unidade de volume sdélido;
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7 = tortuosidade;
C = fator geométrico;

@= porosidade;

Entretanto, alguns autores questionam a validade da equagao proposta
por Kozeny-Carman para baixas porosidades, uma vez que a permeabilidade di-
minui muito mais rapido que a porosidade. Neste contexto, em 1987, Bourbié [47]
sugere que a relacdo entre a permeabilidade e porosidade podem ser descritas
por uma relagao de poténcia. Onde n varia de acordo com os niveis de porosidade,
sendo n = 3 para altas porosidades e 7 < n < 8 para baixas porosidades (Mavko,

1997) [44]. Reescrevendo a eq. (3.1), teremos.

g™ (1-9)2
Ct25?%

k = (3.2)

Os reservatorios em rochas carbonaticas exibem uma vasta gama de
porosidade e valores de permeabilidade que resultam da deposicao e processos
diagenéticos (Reese, 2020) [48].

Entretanto, a relagéo direta entre a variagao de tenséo efetiva gerando
alteragdes na porosidade e permeabilidade ja foi bastante documentada por diver-
sos autores. Analises laboratoriais e simulagdes numéricas foram usadas para
estudar o efeito da estrutura de poros nas relagdes tensao-porosidade-permeabi-
lidade (Petunin, 2011) [35].

Uma relagéo entre a mudancga na porosidade e a mudancga na permea-
bilidade devido a variagdes de tensdes e pressao de poros pode ser descrita por
uma lei de poténcia, como segue na eq. (3.3):

(Q )A L (3.3)

Do ko

onde @, e ko representam a porosidade e permeabilidade medidas em um estado
de tensao de referéncia e o0 expoente A é um parametro que é func¢ao do tipo de
rocha, as vezes, do histérico e do intervalo de tensdes aplicadas. (Petunin, 2011)
[35].
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Petunin (2013) [46] pontua que os valores do coeficiente A podem variar
também devido a deformacgéo plastica e recozimento. O caso especifico de A =3

pode ser representado usando a formula de Kozeny- Carman (1937).

Caso haja a presenca de fraturas interconectadas, o valor de A pode ser

maior que o trés da solugao de Kozeny-Carman.

Estas variacbes de porosidade e permeabilidade impactam diretamente na

compressibilidade do carste.
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3.2
Compressibilidade de Rochas Carstificadas

3.21
Moédulo Elastico Equivalente de Materiais Heterogéneos

Os procedimentos analiticos disponiveis para o tratamento de sélidos
homogéneos como materiais continuos ndo sédo diretamente aplicaveis para ro-
chas devido as heterogeneidades presentes (Ramakrishnan, 1990) [49]. Para ma-
teriais heterogéneos, as propriedades elasticas resultantes sdo comumente cha-
madas de propriedades elasticas equivalentes por representarem uma média das
varias propriedades elasticas constituintes (Aboudi, 2013) [25]; ou seja, no caso
especifico de rochas, se os poros forem distribuidos aleatoriamente, tanto em
relacdo a forma quanto ao tamanho, é possivel trata-los como um material conti-
nuo levando em consideragado que varias propriedades dependerao das proprie-
dades do material da matriz rochosa, e porosidade correspondentes, matriz e in-
clusdes. (Ramakrishnan, 1990) [49].

Os materiais heterogéneos podem ser descritos por uma matriz elastica,
homogénea e isotrépica com médulos elasticos conhecidos, em que inclusdes de
outro material elastico homogéneo e isotropico sdo incorporadas, cujos médulos
elasticos também sao conhecidos. Supondo, ainda, que o volume da concentra-
¢ao de inclusbes é uniforme e que o material pode, portanto, ser considerado
como quase-homogéneo e quase isotropico (Hashin, 1962) [50]. A Figura 3.1 ilus-
tra a direita um corpo homogéneo e a esquerda um corpo heterogéneo composto
por uma matriz homogénea com inclusdes também homogéneas. Neste trabalho,
as inclusodes serao tratadas como vugs, fruto de um processo de carstificagéo e

fraturas naturais.
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Figura 3.1 — Superficies homogénea, a esquerda, e heterogénea a direita (adaptado
Hashin, 1962) [50].

Hashin (1962) [50] relata que a estimativa destes mdédulos equivalente
considerando a hipétese de que tais inclusdes estariam representadas no corpo
elastico por pequenas concentragdes foi resolvida para uma variedade de materi-
ais: gotas liquidas em outro liquido, apresentada por Taylor em 1932; particulas
elasticas em fluido viscoso, resolvido por Froehlich e Sack em 1946; poros nao
preenchidos em material sélido elastico, elucidado por Mackenzie em 1950; poros
rigidos em solido elastico, apresentado por Hashin em 1955; poros elasticos em
outro material elastico, detalhado por Eshelby em 1957 e por Hashin em 1958.

Um dos modelos classicos (e mais simples) para a avaliagao dos limites
dos moédulos elasticos equivalentes de materiais heterogéneos, a chamada
Aproximagéao de Voigt ou modelo de isodeformagao, foi introduzido por Voigt no
final do século XIX para a estimativa da constante média de policristais. Este
modelo assume que a deformagédo é uniforme em todo o corpo (matriz e
inclusdes). Ja a Aproximagao de Reuss, apresentada em 1929, ou modelo de iso-
tenséo, considera que a tensao em todos os elementos do corpo € uniforme e
igual a tensao média (Mavko, 2009) [51].

Em 1952, Hill provou que as aproximagodes de Voigt e Reuss s&o os li-
mites superior e inferior dos médulos elasticos equivalentes, independentemente
da geometria (Aboudi, 2013) [25].
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Outra metodologia encontrada na literatura para a estimativa dos modu-
los elasticos equivalentes de materiais heterogéneos é a chamada Aproximacgao
Diluta, que considera uma suspensao diluida com particulas elasticas e esféricas
em uma fase continua de outro material elastico onde assume-se que a interagao
entre as particulas pode ser desprezada, o que pode ser considerado como um
problema de uma unica particula embutida em fase continua. Em 1956, Einstein
utilizou esta aproximagao para uma suspenséo diluida de esferas rigidas em meio
viscoso (Aboudi, 2013) [25].

Um método relativamente bem-sucedido e que ¢é aplicavel para concen-
tragcbes ligeiramente mais altas é a Aproximacao Auto-coerente, apresentada por
Budiansky em 1965. Nesta abordagem ainda € utilizada a solugdo matematica
para a deformacgao de inclusdes isoladas, mas a interacido de inclusbes é aproxi-
mada substituindo a matriz pelo meio equivalente ainda desconhecido. Esse mé-
todo tornou-se popular apés uma série de artigos de O'Connell e Budiansky em
1974 (Mavko, 2009) [51].

Uma generalizagdo da Aproximagao Auto-coerente para uma analise
macroscopica de um composto anisotrépico considera inclusdes elipsoidais iso-
tropicas alinhadas unidirecionalmente e idénticas. Esta abordagem foi apresen-
tada por Berryman (1980) e Mura (1987) (Torquato, 2002) [52].

Além dos métodos ja mencionados que consideram limites para os mo-
dulos elasticos equivalentes, aproximacgao de Voigt e aproximagcao de Reuss, é
importante descrever o método proposto por Hashin em 1960 que derivou os limi-
tes para os mddulos elasticos equivalentes, utilizando o principio variacional, en-
volvendo apenas as tensdes ou deformagdes dentro das inclusées. Este modelo
considera a mudanga na energia de deformagao em um corpo homogéneo carre-
gado devido a insergdo de ndo homogeneidades. Para avaliar os limites dos mo-
dulos elasticos duas aproximagdes sao feitas: inclusdes esféricas em pequenas
concentragdes dentro da matriz e, em qualquer concentragdo, a inclusao esta
sempre cercada por uma superficie que se encontra totalmente na matriz. Em ou-
tros palavras, a matriz sempre permanece conectada. Uma possivel geometria
para a configuragado de baixa concentragdo do material das incluses € apresen-
tado na Figura 3.2, enquanto para alta concentragdo é mostrado na Figura 3.3.

Nas duas figuras as inclusdes sao representadas pela forma tracejada.


DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1912741/CA


PUC-Rio- CertificagaoDigital N° 1912741/CA

61

Figura 3.2 — Baixa concentragao das inclusdes elasticas (Hashin, 1962) [50].

Figura 3.3 — Alta concentragao das inclusdes elasticas (Hashin, 1960) [53].

Assumindo que um material heterogéneo pode ser entendido como um
material quase-homogéneo e quase-isotropico, para a estimativa do médulo com-
pressional, escopo deste estudo, Hashin (1960) [53] definiu de forma generalizada

os limites inferior e superior como segue na eq. (3.4).
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Onde:

Ke = modulo compressional equivalente (matriz + inclusdes);
Km = modulo compressional da matriz rochosa;

Kt = moédulo compressional do fluido presente na incluséo;
vm = coeficiente de Poisson da matriz;

n = tipo de inclusdes;

fr = fracdo da inclusdo na matriz;

j = nimero de inclusdes.

Mavko (2009) [51] pontua que em qualquer fragao de volume dos cons-
tituintes, matriz e intrusdes, o médulo volumétrico caira entre os limites (inferior e
superior), isto €, em algum lugar ao longo da linha tracejada vertical no grafico
representado na Figura 3.4, onde K1 € o0 mddulo compressional da matriz e K> o

maodulo compressional da inclusao.
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X

Limite superior

Maodulo Compressional
Equivalente

Limite inferior

K>

Porosidade da inclusdo

Figura 3.4 - Representacédo esquematica dos limites superior e inferior do médulo volumé-
trico (Mavko, 2009) [51].

A interpretacéo fisica destes limites do médulo compressional para duas
fases é detalhada por Mavko (2009) [51] esquematicamente na Figura 3.5, onde
observa-se uma distribuicdo muito ampla de tamanhos das esferas de modo que
preencham todo o espaco. A matriz é representada pelas esferas com a coloragao
cinza mais clara e as inclusées s&o representadas na Figura 3.5 com tom cinza
mais escuro. O limite superior € atingido quando o material mais rigido se encontra
na matriz, ja o limite inferior é alcangado quando o material mais rigido se encontra

nas inclusoes.
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Figura 3.5 — Interpretacao fisica dos limites do médulo compressional para uma matriz
rochosa preenchida por inclusdes (Mavko, 2009) [51].

No caso especifico do médulo compressional, estas aproximacoes re-
sultam em um valor exato. Ou seja, os limites inferiores e superiores deste modulo
séo idénticos quando as inclusdes sao esféricas (Hashin, 1962) [50]. Desta forma,
a eq. (3.4) pode ser escrita para a determinagdo dos médulos volumétricos equi-
valentes para baixas e altas concentragbes de inclusdes elasticas como segue

nas eq. (3.5) e eq. (3.6), respectivamente.

3 (1—vm)(::—::l - 1)

Km 2 (1-2v,)+ (1+ vm)(

) (1= fi) (3.5)

Km

Km Ky
) (1— - >[z (1—20m)+ (1+ vm)m]

Ky N 3 (1-vy)

fr (3.6)

Onde:

Ke = modulo compressional equivalente (matriz + inclusdes);
Km = modulo compressional da matriz rochosa;

Kr = mddulo compressional do fluido presente na inclusao;
vm = coeficiente de Poisson da matriz;

fr = fracdo da inclusdo na matriz;
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Em 1970, Dobrynin, em uma publicagado em russo, utilizou a metodologia
proposta por Hashin (1960) para estimar a compressibilidade das inclusdes (in-
verso do modulo volumétrico), considerando que para rochas carbonaticas que
apresentam pequenas concentragdes de inclusbes (vugs e fraturas, por exemplo)
e que atingiram alto grau de compactagéo, o formato dos poros deve se aproximar
de uma esfera. Outra premissa adotada no estudo considera que o fluido, agua
nao drenada, presente nas inclusbes possui compressibilidade muitas vezes
maior que a compressibilidade da matriz, ou seja, a razédo entre a compressibili-
dade do fluido e a compressibilidade da matriz rochosa tende a zero. E ainda,
Dobrynin (1970) recomenda separar as compressibilidades do meio: matriz, fratu-
ras e vugs (inclusdes), dada a diferenga de geometria destes.

Dobrynin (1970) reescreve a eq. (3.7) em fungdo das compressibilida-

des, como segue:

CDe 3(1-vm)fk
=1
CPm + 2(1-2v)(1—f)

onde:

cpe = compressibilidade equivalente (matriz + inclusdes);

cpm = compressibilidade da matriz rochosa;
vm = coeficiente de Poisson da matriz;

fix= porosidade da inclusao.

Para a estimativa da compressibilidade das inclusdes utilizando a eq.

3.4, Dobrynin (1970) considera que:

Onde,

V, = volume total de rocha (volume bulk);
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Vm = volume da matriz rochosa;

Vi = volume das inclusdes.

Derivando os lados da eq. (3.8) e dividindo por V, teremos:

dv, dVy, . dVy

V_t = V_t + V_t (3.9)
Sabendo que:
fmt k=1 > fi=1-fn (3.10)
e
%4 1%

V=2 . vV, = -k 3.11
t fm t fk ( )

Onde,

fm= fracdo de matriz;

fi = fragdo da inclusdo na matriz.

Substituindo as eq. (3.9) e (3.10) na eq. (3.11), temos

AV,

avy
Vm

L= (1= )T 7 (3.12)

Vi

Considerando um volume elementar em subsuperficie o qual &
submetido a tensdes e pressao, ao assumir que a variagdo de pressao e ten-

sdo total sdo constantes, a eq. (3.12) pode ser reescrita em termos das compres-

sibilidades, representado na eq. (3.13), como abaixo:

cpp = cPpe = (1 = fr)cpm + frCpx (3.13)
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Onde,

Cpv = compressibilidade total da rocha (bulk);

cpe = compressibilidade equivalente (rocha +inclusoes);
cpm = compressibilidade da matriz rochosa;

cpk = compressibilidade das inclusdes;

fr = fracdo da inclusdo na matriz.

Substituindo a eq. (3.13) na eq. (3.7), teremos:

(frepr+ com(1—fr)) — 1+ 3(1-v)fk
CPhm 2(1-2v)(A—fk)

(3.14)

Apesar do avancgo nos estudos dedicados a estimativa de mdodulos elas-
ticos equivalentes apés o modelo proposto por Hashin no inicio da década de 60,
como por exemplo a metodologia auto-coerente, neste trabalho foi utilizado o mo-
delo proposto por Dobrynin (1970) para estimar a compressibilidade das inclu-

sdes, sendo esta uma simplificagdo do modelo de Hashin (1960).

Neste trabalho, considera-se que as inclusdes, denominadas aqui
como vugs, fei¢cdes carsticas e carste difuso, sofrem apenas deformacgdes elasti-
cas durante todo o periodo de producao do reservatério, ou seja, ndo ha colapso

destas fei¢des.

Outro ponto importante a ressaltar é que a fragéo das feigbes carsticas

esta relacionada com a porosidade das feigbes carsticas como segue na eq. 3.15.

fe=y, (3.15)

Onde,
fi = fragado da inclusdo (carste) na matriz;
Vi = volume do carste;

V, = volume poroso total.
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Considerando que,
Vp = Q)Vt (3.16)

Onde,
@ = porosidade;
Vi = volume total;

V, = volume poroso.

Substituindo a equagao 3.16 na equacao 3.15, teremos:

fk=% - Q= Of, (3.17)

Onde,
@ = porosidade;
@, = porosidade do carste;

fr = fracdo do carste na matriz.

Desta forma, a equacao 3.14 pode ser reescrita em fungao da porosi-

dade das feigbes carsticas, como segue na eq. 3.18.

),

CPm B 2(1—2vm)(1——)

I
—_

(3.18)
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4
Metodologia

Este capitulo, inicialmente, discorre sobre o modelo geolégico construido
por Quadros (2018) [3] para o afloramento utilizado como analogo estrutural e de
algumas faceis de campos do Pr-Sal brasileiro, Lajedo Arapua, e sobre o modelo
de escomento correlato construido por Machado (2019) [54] e que foram utilizados
nas analises deste estudo.

Posteriormente sera detalhada a metodologia proposta nesta dissertagcao
para a estimativa da compressibilidade das feigcbes carsticas, assim como as eta-
pas para geracao das tabelas de pseudoacoplamento utilizadas parlevar os efeitos

geomecanicos a simulagdo de escoamento.

4.1
Modelo Geolégico: Lajedo Arapua e Afloramento Tijubina

O Lajedo Arapua e o Afloramento Tijubina sao afloramentos compostos por
rochas carbonaticas da Formagao Jandaira, situados na Bacia Potiguar, que pos-
suem feigbes carsticas consideradas analogas a reservatorios do Pré-Sal. A Fi-

gura 4.1 apresenta o mapa de localizagdo do Lajedo Arapua.

woosd o

Figura 4.1 — Localizagdo do Lajedo Arapua (Machado et al, 2020) [2]
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Quadros (2018) [3] construiu cenarios geoldgicos considerando diferentes
processos de carstificacdo, de forma a explicitar heterogeneidades e incertezas

tipicas de um reservatoério carbonatico carstificado.

O modelo geoldgico 3D foi construido utilizando malha estruturada; sendo
utilizado o Afloramento Tijubina, de aproximadamente 3 (irés) metros de espes-
sura, como o analogo vertical. Este afloramento foi escolhido em fung¢ao das faceis
deposicionais que seguem a classificagéo de Terra (2010) [14], onde as litofaceis
descritas séo: calcario cristalino, mudstone argiloso, mudstone siltico e tufa, como

segue na Figura 4.2.

Figura 4.2 — Litofaceis do Afloramento Tijubina (Quadros, 2018) [3].

Quadros (2018) [3] mapeou também os planos de acamamento onde ocor-
reu dissolugdo intensa (brechas de colapso), assim como as feicdes carsticas as-
sociadas as descontinuidades horizontais do Afloramento Tijubina, como mos-
trado nas Figuras 4.3 e 4.4.
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AR

Figura 4.3 - Brechas de colapso (em amarelo) e planos de dissolugéo, em vermelho (Qua-
dros, 2018) [3].

)4 ; r

Figura 4.4 — Feigbes carsticas destacadas em vermelho (Quadros, 2018) [3].
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O Lajedo Arapua (Figura 4.5) possui dimensdes compativeis com uma cé-

lula do modelo de simulagao tipico dos campos do Pré-Sal, 200 x 200 m.

9388400

651880 651920 651980 652000 652040

0rF8eEs 08rEBEE 0¢588¢6 095896

00¥88E6

651880 651920 651860 652000 652040

Figura 4.5 — Lajedo Arapua (Quadros, 2018) [3].

4.6).

O Afloramento Tijubina e o Lajedo Arapua distam cerca de 380 m (Figura
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Figura 4.6 — Distancia entre o Lajedo Arapua e o Afloramento Tijubina (Quadros, 2018) [3].

A Figura 4.7 ilustra de forma simplificada o fluxograma utilizado por Quadros
(2018) [3] para a construgao do modelo de geoldgico 3D: faceis deposicionais
(Afloramento Tijubina) para popular a matriz rochosa, interpretacdo das
descontinuidades (Lajedo Arapud) para definicdo do modelo de fraturas e do

modelo 3D de dissolugdo carstica epigénica e hipogénica.
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Figura 4.7 — Fluxograma da constru¢gao do modelo geoldgico 3D (Machado et al., 2019)
[54].

4.2
Modelo de Escoamento

O modelo de escoamento foi desenvolvido por Machado et al. (2019 [54];
2020 [2]) a partir do modelo geolégico do Lajedo Arapua e Afloramento Tijubina
construido por Quadros (2018) [3].

Neste modelo 191k, abordagem que representa matriz (rocha intacta) e
carstificagao vugular no mesmo grid, foram criadas regides especificas para re-
presentar as feigbes carsticas. Nestas regides (em vermelho na Figura 4.8) foram
variadas as propriedades permoporosas, assim como a curva de permeabilidade
relativa e a compressibilidade do meio poroso.
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Regites do Modelo

Figura 4.8 — Regides do modelo com pogo ao centro: matriz rochosa (azul) e feicdes cars-
ticas (vermelho).

Para este estudo foram adotadas as seguintes premissas:

+ Simulador: Computer Modelling Group (CMG [55])

(comercial)

IMEX v2020.23;

* Tipo de simulador: BlackQil,

* Método Numérico: Diferengas Finitas;

* Po6s processamento: GERESIM v4.8.5;

» Discretizagao (ijk): 116 x 103 x 30

* Abordagem 191k (matriz + carste);

+ Dimenséo das células: ~2 x2x 0,1 m;

+ Total de células ativas: 358440;

+ Presséao original do reservatorio: 600 kgf/cm?;

+ Tempo de producdo: 5875 dias;

+ Estratégia de producédo: Deplegao;

* Curva de permeabilidade relativa matriz: aproximagao de Corey com ex-
poentes nw = np = 2, dgua e 6leo respectivamente;

* Curva de permeabilidade relativa regiao com carste: formato “X”;

* Sem considerar a Pressao Capilar;

* Porosidade da matriz: 0,05;
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* Permeabilidade areal da matriz: 10 mD;

* Permeabilidade vertical da matrizz 1 mD;

« Compressibilidade da matriz: 2,94 x 10 1/kgf/cm?

» Porosidade inicial da regiao com carste: variavel,

* Permeabilidade da regido com carste (ij): 50.000 mD;

* Permeabilidade da regido com carste (k): 5.000 mD;

+ Compressibilidade da regido com carste: variavel em fungédo da porosi-
dade;

* Numero de pogos produtores: 1 (um);

+ Tipo de poco: vertical.

A Figura 4.9 representa o topo do reservatério, sendo destacada posi¢ao do
poco produtor, representado pelo pogo P01 completado (aberto para a produgao)

em toda a extenséao.

.

00 02 04 06 08 10 6 18 20 22 24 28

1214 18
TOPQO (m)

Figura 4.9 — Topo do reservatorio.

Os efeitos geomecanicos serédo acoplados ao software IMEX, simulador
comercial black-oil desenvolvido pela CMG (Computer Modelling Group Ltd.), atra-

vés da inclusao de tabelas de modificadores de porosidade e permeabilidade em
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funcdo das variagdes de pressao de poros (pressdo de reservatorios). Desta
forma sera possivel avaliar o impacto destes parametros nas curvas de previsao
de producgéo ao longo do tempo em um campo sob 0 mecanismo de producéo por
deplecao, que embora nido seja 0 método de recuperagao a ser empregado nos
campos do Pré-Sal, pode representar casos drasticos, como por exemplo: regides
confinadas, com deficiéncia de aporte de pressao, ou situagdes de interrupgéo de

injecao, ressaltando o impacto da deplec&o nas caracteristicas do reservatorio.

4.3
Estimativa da Compressibilidade de Carste

Apesar de Dobrynin (1970) recomendar considerar a compressibilidade de
vugs e carste de forma separada da compressibilidade da fratura, a estimativa das
compressibilidades da matriz rochosa e do sistema fraturado néo fizeram parte do

escopo desta dissertagao.

Como optou-se por uma abordagem 1¢1k na constru¢do do modelo, de
forma a eliminar um possivel efeito da compressibilidade das fraturas nas anali-
ses, considerou-se que as fraturas de pequenas dimensoées presentes no modelo

geoldgico estariam incorporadas no sistema de matriz.

Para a estimativa da compressibilidade das feigcdes carsticas foi utilizada a
metodologia proposta por Dobrynin (1970) que substitui a eq. (3.18), que relaciona
a compressibilidade do meio equivalente com a fragao das feigcbes carsticas e a

compressibilidade da matriz rochosa, na eq. (3.6).
As principais premissas adotadas por Dobrynin (1970) foram:
o o fluido que preenche os carste (agua);

o e aordem de grandeza da compressibilidade da agua ser cerca de 20

(vinte) vezes maior que a compressibilidade da matriz rochosa.

Tais premissas podem nao ser validas para muitos dos campos que produ-
zem da chamada camada Pré-Sal brasileira, sobretudo em reservatoérios preen-
chidos com déleo, uma vez que a razdo entre a compressibilidade do fluido e a
compressibilidade da matriz, em geral, € menor que 20. Alguns valores tipicos das
compressibilidades de fluidos (em condi¢ao de reservatoério) e da matriz rochosa

sdo:
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o compressibilidade isotérmica do 6leo: 20 x 10 1/kgf/cm?;
o compressibilidade da matriz rochosa: 3 x 10 1/kgf/cm?;

o compressibilidade da agua de formagao: 5 x 10 1/kgf/cm?;

E sempre recomendado utilizar dados do préprio campo em estudo, seja
para qual for a propriedade. No caso especifico da compressibilidade dos fluidos,
em geral, obtém-se a partir de amostras do fluido levadas ao laboratério para ana-
lise PVT (Pressao Volume e Temperatura). Na auséncia de dados de medi¢ao da
compressibilidade isotérmica do 6leo em laboratério, utilizam-se dados de campos

analogos e/ou correlagdes.

No estudo de caso apresentado no trabalho de Dobrynin (1970) a razdo ado-
tada como premissa entre as compressibilidades do fluido e da matriz rochosa &
cpi/cpm >> 10. Como ha dezenas de campos que produzem no Pré-Sal com con-
textos geoldgicos diferentes, consequentemente caracteristicas permoporosas,
estado de tensbes, pressao de poros e principalmente fluidos também diversos,
em muitos campos esta razdo nao é valida. Alguns campos importantes do Pré-

Sal apresentam razao 5 < cpi/cpm < 10.

Dada a heterogeneidade dos campos do Pré-Sal, torna-se necessaria uma
analise de sensibilidade da compressibilidade das fei¢cdes carsticas em funcéo da

razao cpd/Cpm.

Reescrevendo a eq. (3.6), que estabelece a relagao entre o médulo volumé-
trico equivalente e o moédulo volumétrico do fluido que preenche as inclusées (fei-
¢bes carsticas) para altas concentragdes de inclusdes, em termos das compressi-

bilidades, teremos:

Cpf cPm
(—m—1)[2 (1-2v,)+ (1+ vm)a

fr (4.1)

CDe 3 (1-vp)

Substituindo a eq. (3.13) na eq. (4.1) é possivel estabelecer a relacao da
compressibilidade das feicbes carsticas em fungao da porosidade e da razéo entre

a compressibilidade do fluido e da matriz rochosa, como segue:
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( )
1 954
CPh = E< cpf cPm - (1 - fk)cpm g (4-2)
( Cpm—l)[z (-2vm)+ (14 vm) B
1+ 3 (1-vm) fr
\ J

Vale ressaltar que, como demostrado no Capitulo 3, que fragdo e a porosi-

dade das feigbes carsticas estao relacionadas pela equagao 4.3 (3.17).

B = 9f, (4.3)

Variando a porosidade das feigdes carsticas e mantendo o coeficiente de
Poisson da matriz rochosa constante, sera possivel avaliar em qual intervalo a eq.

(4.2) é valida para campos do Pré-Sal.

Em resumo, para esta abordagem foram consideradas as seguintes

hipéteses para a estimativa da compressibilidade do carste:
o Cp =2,94 x 10° cm?/kgf;

o Cp/ Cp -> variando entre 1 e 1000, como segue:
1, 2,5, 10, 50, 100, 250, 500 e 1000.

o vm=0,25

o 0,150, <040;

Com os valores estimados da compressibilidade do carste serdo construidas

as tabelas de pseudoacoplamento.

4.4
Geracgao de Tabelas de Pseudoacoplamento

O uso das tabelas de pseudoacoplamento na simulagcao de reservatorios
permite que sejam inseridas relagdes nao lineares entre multiplicadores de poro-

sidade, de permeabilidade (nas dire¢des areais e vertical), de transmissibilidade e
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da funcao de transferéncia matriz-fratura. No simulador IMEX, a palavra-chave
CROCKTAB permite esta funcionalidade. Com o uso desta, o comportamento da
rocha é reversivel (um processo padrao no simulador), ou seja, a relagado entre os
multiplicadores de porosidade, de permeabilidade, de transmissibilidade e da fun-
¢ao de transferéncia matriz-fratura versus pressdes sempre permanece no cami-
nho principal definido pela tabela (Manual da CMG, 2020) [55], isto &, pode mudar
e retroceder ao mesmo valor inicial tanto durante a deplegao (redugéo de pres-

s&0), quanto na injegao (repressurizagao), como ilustrado na Figura 4.10.

Uma forma de representar o comportamento irreversivel é utilizar as pala-
vras-chave CROCKTABH e CIRREVERS; a primeira considera os efeitos da his-
terese, onde, enquanto a pressao diminui o comportamento dos multiplicadores
segue o caminho principal (sem histerese), por outro lado quando a pressao au-
menta no caminho principal, um ponto de repressurizagao é definido, caracteri-
zando este comportamento (Manual da CMG, 2020) [55]. Os efeitos de histerese

nao fizeram parte do escopo deste trabalho. plastico.

Ja a palavra-chave CIRREVERS representa o comportamento irreversivel
(plastico), ou seja, quando a pressdo aumenta no caminho principal, um ponto de
repressurizacao é definido. Neste caso, o comportamento do multiplicador versus
pressao nao € mais definido pelo caminho principal, mas pelo caminho de repres-

surizagéo onde os multiplicadores sdo mantidos constantes com a presséao.

A Figura 4.10 ilustra de forma esquematica os comportamentos reversiveis
(elastico), que ocorrem seguindo a trajetéria principal, e irreversiveis (plastico) dos

multiplicadores em funcéo da poropressao.
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Multiplicador
A

Pressao

Inicial

Trajetoria

Principal = ~a

Trajetoria de
Repressurizagao

® Pressao

Repressurizagao

Figura 4.10 — Comportamento dos multiplicadores com a presséo nos casos de depleg¢ao
(trajetdria principal) e de injegdo (trajetoria de repressurizagdo) (CMG, 2020 [55] apud Fal-
céao, 2013 [36]).

Para levar os efeitos da variagado da compressibilidade das feicoes
carsticas, estimadas no item 4.3 deste Capitulo, a simulacdo de escoamento fo-
ram utilizadas tabelas de pseudoacoplamento que relacionam variagdo da pres-
sao de poros, calculadas utilizando a teoria da poroelasticidade, com as variagdes
da porosidade e permeabilidade (multiplicadores). Nestas tabelas a variagdo da
compressibilidade é representada pela variagéo da porosidade. A eq. (4.4) repre-
senta o multiplicador de porosidade (razédo entre porosidades) em fungao da ten-

sao efetiva, explicitado a partir da definicdo de compressibilidade.

(P}
) = [1+ cp(o! —a")] (4.4)
Qk(a’

i

Onde,

? (o) = porosidade atualizada na tensao efetiva no passo de tempo t;
@, (o) = porosidade inicial na tensao efetiva inicial (referéncia);

cp = compressibilidade do carste;

oi = tenséo efetiva inicial;
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a = coeficiente de Biot;

Pp = poropressao.

Apesar das tabelas de pseudoacoplamento terem sido geradas com a vari-
acao da tenséao efetiva de forma a representar os efeitos geomecanicos, na en-
trada do simulador de escoamento (IMEX) é necessario relacionar a pressao de
poros as variagdes de porosidade e permeabilidade ao invés da variagao de ten-
sdo efetiva, uma vez que é mandatério no IMEX que a pressao e os multiplicado-
res de porosidade cresgcam monotonicamente. Para esta conversao sera utilizada
aeq. (2.24).

Outro ponto importante a ressaltar € que no IMEX os multiplicadores (poro-
sidade, permeabilidade, transmissibilidade e fungao de transferéncia matriz-fra-
tura), presséo e, consequentemente, as compressibilidades no reservatoério sao
determinadas usando a pesquisa nas tabelas de pseudoacoplamento e interpola-
cao linear. A tabela deve fornecer as pressbes maximas e minimas esperadas
durante todo o periodo de simulagéo. Caso alguma pressao esteja fora da faixa
da tabela, a extrapolagao linear é aplicada para calcular os multiplicadores nessa
pressdo (Manual da CMG, 2020) [55].

Em cada tabela de pseudoacoplamento a porosidade inicial do carste sera
variavel de acordo com sua representagao no grid. Ja as propriedades permopo-
rosas da matriz rochosa e a permeabilidade absoluta (inicial) do carste serao man-
tidas constantes para todo modelo.

De forma a correlacionar os multiplicadores de permeabilidade e porosidade
das feigbes carsticas, foi utilizada a eq. (3.3), onde o paradmetro A sera variado
com valores, 3 < A < 59, que englobam dados de literatura similares a alguns
campos do Pré-Sal.

Para o calculo da tenséo efetiva, eq. (4,4), sera utilizada uma tensao de so-
brecarga (c= 1153 kgf/cm?) e coeficiente de Biot (a.=0,75) constantes e na
mesma ordem de grandeza de alguns campos do Pré-Sal brasileiro. Ja poropres-
sao é calculada internamente pelo simulador de escoamento a partir da poropres-
sdo inicial e as condicdes de contorno que serao explicitadas no Capitulo 5.

Apoés a geragao de cada tabela, os resultados seréo levados ao simulador

3D de reservatorios.
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4.5
Simulagao de Reservatérios com Pseudoacoplamento

Os efeitos geomecénicos na simulagéo de reservatorios serao analisados
utilizando as estimativas calculadas nos itens 4.3 e 4.4, respectivamente, com-
pressibilidade das fei¢des carsticas e geragado das tabelas de pseudoacopla-
mento, levadas ao software comercial IMEX. Todas as simulagdes serao realiza-

das em processamento paralelo com 40 CPUs.

Incialmente serao realizadas simulagdes em que os valores de compressi-
bilidade da formagao, regido matriz rochosa e feigdes carsticas, sdo constantes
em todo o periodo de simulagdo, metodologia usual na maioria dos simuladores

comerciais de escoamento de fluidos em reservatérios de petréleo.

Além dos casos considerados padrao na industria do petréleo mencionados
acima, serdo realizadas simulacdes utilizando tabelas de pseudoacoplamento de
forma a avaliar o impacto da variacao de porosidade e permeabilidade nas curvas

de previsao de producéao.
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5
Caracterizacao da Compressibilidade

5.1

Calculo da Porosidade das Fei¢goes Carsticas

Apesar dos modelos originais construidos por Quadros (2018) [3] e Machado

et al (2019 [54]; 2020 [2]), geoldgico e de escoamento respectivamente, possui-

rem a caracterizacao de feigoes carsticas de dissolugédo e de condutos horizon-

tais, verticais e vugs, neste modelo foram representados somente os carste dis-

persos na matriz, como pode ser observado nas Figuras 5.1 e 5.2, em vermelho

sdo as células que representam as feigdes carsticas e em azul as células repre-

sentam a matriz rochosa.

Porosidade

K layer: 10
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Figura 5.1-Exemplo de mapa de porosidade original do modelo geolégico (sec¢éo ij- k= 10).

Para o cOmputo do volume total (volume bulk) e do volume ocupado pelas

diversas feigbes carsticas, foi utilizada a propriedade de Estatisticas do Grid no

pré-processador Builder da CMG, como ilustrado nas figuras 5.2 para o volume

total (Vi) e 5.3 para o volume de carste (V). A eq. (5.1) representa o calculo da

porosidade no tempo inicial.
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Total Humber of Blocks: 358440
Fundamental Grid Dimensions: NI= 1lle NJ= 102 HNHE=320
Full Grid

Total Humber of Blocks: 358440
Number of Grids (Fundamental and Refined) : 1
Number of Actiwve Blocks: 358440
Number of HULL Blocks: ]
Number of Pinch-out Blocks: 0
Total Block Volume: 122022.5 m3
Caution: Porosity at reference - not adjusted for Pore Pressure
Total Pore Volume: 12029.87 m3
Avg. Pore Volume per active: 0.03356173 m3
Total Pore Volume: T56865.57 bbl

Figura 5.2— Estatistica de propriedades de grid do modelo - Vi (Builder, © CMG, v2020.23)
[55].

Sector: CRARSTE DIFUS0S5S Matrix

Total Number of Blocks: 8394

Humber of Active Blocks: 8394

Humber of NULL Blocks: 0

Humber of Pinch-out Blocks: 0

Total Block Volume: 1871.347 m3

Caution: Porosity at reference - nmot adjusted for Pore Pressure
Total Pore Volume: 14,.74622 m3

Avg. Pore Volume per active: 0.001756757 m3

Total Pore Volume: 92.75091 bbl

Figura 5.3- Estatistica de propriedades de grid do modelo - Vsc (Builder, © CMG,
v2020.23) [55].

0, = = =0,0156 (5.1)

Vi

Onde,
Vsc = volume do carste vugular;
Vi = volume total (matriz + carste);

@, = porosidade média do carste (vugular) no Lajedo Arapua;
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A porosidade definida pela eq. (5.1) representa o modelo de escoamento
original construido por Machado et al (2019 [54]; 2020 [2]).

De forma a representar a porosidade média das feicbes carsticas relevantes

em campos do Pré-Sal e que sejam compativeis com o modelo de alta concen-

tracao proposto por Hashin (1960), detalhado no Capitulo 3, foram considerada

porosidades maiores. Neste estudo sera considerado, para o carste, o intervalo

de porosidade 0,1 < @, <0,4. A Figura 5.4 ilustra mapa de porosidade modificado

para o modelo de escoamento.

Porosidade

Klayer: 17

L
651,800

T T
651,900

LA B I B
652,000

[
005'88€'6

[
007'88€'6

651,800 651,900 652,000
T B S T T T T S O SO SO N RO RO T

T T
652,100

652,100
R

ToT]

9,388,601

9,388,500

Scale: 1:2112
[Y/X: 1.00:1
|Axis Units: m

0.100

0.075

0.050

Figura 5.4-Exemplo de mapa de porosidade do modelo de escoamento (se¢ao ij- k= 17).

5.2
Estimativa da Tensao de Sobrecarga (Overburden)

O overburden, definido pela eq. (5.2), foi estimado considerando a profundi-

dade média do reservatério de 5000m e um gradiente de tenséo litostatica (Fi-

gura 5.5).

or= g1 Xh

(5.2)
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[ p&
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]
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I" ‘T__-' Qiw =
v\ 0433 psif

.:i v e = ,'q-'_",[:f = Ph+ Ug
5 Vo '\_\ 3
5 64 Qe= —m. %
d 0.37psimt % 0 \\\

'."I' \(|_ S i Ir\\

A * %% ",
5 L .'
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Preszao £ A Tensio B

- - ' - | - Py —_— — -
hidrostatica, Pa L Beva | g
10 ; : . , . ] . ,
0 2 1 6 8
Pressao, x 1000 psig

Figura 5.5 - Gradientes de presséo para 6leo (go), agua salgada (gsw) € agua (gw) (Poston,

1997 [56] apud Falco, 2002 [57]).

Considerando o gradiente apresentado por Poston (1997) [56] como segue

abaixo na eq. (5.3),

— qbst _ cm?
gi —1ft—0,231 -

Onde:
ot = tenséo total (overburden);
g = gradiente litostatico;
h = profundidade média do reservatorio;
Temos:
g = 0,231 kgf/cm?;
h = 5000m;
ot = 1153,33 kgf/cm?

(5.3)
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5.3
Compressibilidade das Feigoes Carsticas

De forma a avaliar o comportamento da estimativa proposta neste estudo,
que considera a compressibilidade do fluido muito maior que a matriz rochosa,
como mencionado no Capitulo 4, foi realizada uma analise de sensibilidade, utili-

zando as equagdes propostas por Hashin (1960) [53].
Para a analise de sensibilidade foram adotadas as seguintes premissas:
o 0,005 =09,<0,400;
(@] Cpf/ Cpm

o vm=0,25

Para tal utilizou-se as eq. (4.2) e eq. (4.3), cujos resultados seguem na Fi-
gura 5.6, que calcula a relagao entre as compressibilidades das feigbes carticas,
fluido e matriz rochosa em fungéo da porosidade do carste e coeficiente de Pois-

son da matriz rochosa.

cpy = (9, cps/cpy) - 0,005 < @ < 0,40

— — cpk quando cpf/cpm =1
—o—cpk quando cpf/cpm =2
—e—cpk quando cpf/cpm =5
—i—cpk quando cpf/cpm =10
—%—cpk quando cpf/cpm =50

cpk quando cpf/cpm =100

cpy (cm2/kgf)

o cpk quando cpf/cpm =250

O cpk quando cpf/cpm =500

—t+—cpk quando cpf/cpm =1000

2,00E-05
0,005 0,045 0,084 0,124 0,163 0,203 0,242 0,282 0,321 0,361 0,400

B«

Figura 5.6 — Estimativa de cpk utilizando Hashin (1960).

Considerando um reservatério heterogéneo tipico dos campos do Pré-Sal,
ou seja, com fei¢des carsticas com porosidades variando de muito baixas a altas,
0,005 <@,<0,4, cujas feigdes carsticas estao preenchidas com déleo, sera avaliado

a partir de qual valor a compressibilidade do fluido (cpr) pode ser considerada
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infinita, ou seja, a compressibilidade do fluido € muitas vezes maior que a com-
pressibilidade da matriz, sendo a razado cpi/cpm — 0 na eq. (4.2), como proposto
por Dobrynin (1970).

A curva tracejada (horizontal) em vermelho na Figura 5.6 representa o caso
em que a compressibilidade do fluido e a da matriz rochosa sao iguais. Ou seja,

nesta situagao, independentemente da porosidade, cpx = Cpm.

Quando a razao cpd/cpm > 2, observa-se que o comportamento geral de to-
das as curvas de estimativa da compressibilidade do carste é similar a compres-
sibilidade da matriz rochosa em fungéo da porosidade, ou seja, quanto menor a

porosidade do carste, mais compressivel sera a fei¢gao carstica.

Ainda na Figura 5.6, o intervalo entre as curvas preta e cinza, 5 < cpi/cpm <
10, que representa a razdo esperada para a maioria dos campos do Pré-Sal. Na
Figura 5.7 é dado destaque a este intervalo, isto €, o trecho em verde representa
os valores esperados da razao cpi/cpm para a maioria dos campos da camada Pré-
Sal.

cpi = f(¢, cpdepy,) - 0,005 < @ < 0,40

2,00E-01

2,00E-02

2,00E-03

cp, (cm?/kgf)

2,00E-04

2,00E-05 |
0,005 0,045 0,084 0,124 0,163 0,203 0,242 0,282 0,321 0,361 0,400

Dy

Figura 5.7- Intervalo de estimativa de cpk, em verde, para campos do Pré-Sal.

A estimativa da compressibilidade das feigbes carsticas para o intervalo de
campos do Pré-Sal, onde 18,38 x10-° < cpk < 130,13 x10-° cm?/kgf para 0,1 <
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0,<0,4, sera utilizada para a construcao das tabelas de pseudoacoplamento, item
5.4.

5.4
Tabelas de Pseudoacoplamento

As premissas adotadas para a construgao das tabelas foram:
* Presenca de carste e fraturas na matriz: carste difuso;
» Porosidade do carste - (9): 0,1<¢, <04
Obs.: Valores representativos para feicdes carsticas do Pré-Sal;
» Coeficiente de Petunin (2013) - (A):
Amostras nao fraturadas: 3 e 14;
Amostras naturalmente fraturadas: 34;
+ Coeficiente de Biot — (o) : 0,75;
« Compressibilidade da matriz — (cpm): 2,94 x 10 1/kgf/cm?;
» Compressibilidade dos carste — (cpx):
130,13 x 10° < cp« < 18,38 x 10°° 1/kgf/cm?;
« Gradiente de press3o litostatica: 0,010197 kgf/cm?/m;
«  Overburden: 1153,33 kgf/cm?
Obs.: Tensao de sobrecarga no topo do reservatorio;

« Presséo inicial do reservatério: 600 kgf/cm?;

A Figura 5.8 é um exemplo de Tabela de Pseudoacoplamento na entrado do
arquivo de simulagao considerando o processo reversivel para a permeabilidade.
Ja a Figura 5.9 representa, como a palavra-chave CIRREVERS, o processo irre-

versivel (plastico).

*CROCKTYPE 2 == carste

*CROCKTAB =% data table for main path. A = 3 ; tabela gerada com cpc = 138,13E-5; Suv =1153kgf/cm?; biot=8,75; phie=8,18; k=58D.

% Tabela gerada em fungdo da tens3o efetiva

por.mult perm.mult {hor)

0.4290679783 8.087899112731
B8.4388275008 B.88450u82587
0.4632263043 0.09939845606
B8.4876251887 B.1159L664336
08.5120239130 813423653486
B8.5461822301 B8.16293437561
08.5852203261 06.20042791349
8.6896191304 B8.226556108071
0.6828155435 8.31835391589
8.7804107689 B8.475308211562
0.8048095652 08.52128999307
.apeepBe8a0 1.0080008080808
1171142609 1.39400634284
-2332525696 1.87566850918
-3513427826 2._46772396875
- 4784889478 3.17917482366

Figura 5.8- Tabela de Pseudoacoplamento — processo reversivel.
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*CROCKTYPE 2 #*+ carste
#% data table for main path. A = 14 ; tabela gerada com cpc = 18,38E-5; Sv =1153kgf/cm*; biot=0,75; phie=0,40; k=56D.

xx Tabela gerada em Fungdo da tensdo efetiva

por.mult perm.mult (hor})
8.9193388671 0.38807658940
0.9207176899 08.31460876903
0.9241647 468 08.33150613554
8.92761180838 8.34924381529
8.9318588608 B.36785776354
8.93588474085 8.39546962 835
0.9414000316 842937714105
0.944847 0886 845191984086
8.9551882505 B.52631489484
B.9689764873 8.64325821838
8.9724235443 B.676084641796
- 0000000000 1.00000000000
- 0165458734 1.25828130486
- 0329538646 157446476917
-B496376283 1.97838653557
-B664592582 2.46161292453

Figura 5.9- Tabela de Pseudoacoplamento — processo irreversivel.

Especificamente para a porosidade de @,= 0,1, seguem abaixo as premis-

sas adotadas:

* Porosidade do carste: ¢,=0,1;
« Compressibilidade dos carste — (cpx): 130,13 x 10° 1/kgf/cm?;
« Tensao de sobrecarga: 1153,33 kgf/cm?;
+ Pressao inicial do reservatorio: 600 kgf/cm?;
+ Coeficiente de Biot — (o) : 0,75;
+ Coeficiente de Petunin (2013) - (A):
Amostras ndo fraturadas: 3 a 23;

Amostras fraturadas naturalmente: 34 a 59;

A Tabela ilustra a conversao da poropressao em tensao efetiva utilizando a
eq. (2.17).
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o' (kgf/cm?) p, (kgf/cm?) (0/8y)
1152,6 1,0335
1142,1 15,0000 0,4291
1134,6 25,0000 0,4388
1115,8 50,0000 0,4632
1097,1 75,0000 0,4876
1078,3 100,0000 0,5120
1052,1 135,0000 0,5462
1022,1 175,0000 0,5852
1003,3 200,0000 0,6096
947,1 275,0000 0,6828
872,1 375,0000 0,7804
853,3 400,0000 0,8048
703,3 600,0000 1,0000
613,3 720,0000 1,1171
5241 839,0000 1,2333
433,3 960,0000 1,3513

Figura 5.10 - Exemplo da relacdo entre a tensao efetiva e poropresséo gerada utilizando
a eq. (2.17) e multiplicador de porosidade para @,= 0,1.

A Figura 5.11 representa a variagédo da porosidade (multiplicador) em fungéo
da poropressao e da tensao efetiva para a porosidade de 0,1 para as feicdes cars-

ticas.

00=0,10  ¢cp,=130,13 x 105 1/kgf/cm? kic=50.000 mD

2,0
1,8
16 ~#-Poropressdo —+Tensao Efetiva
14
1,2

1,0

0,38
0,6
04
02 & .

0,0
0 200 400 600 800 1000 1200

Py o (kgf/cm?)

Figura 5.11- Multiplicador de porosidade vs Tens&o Efetiva e Poropresso para @, =0,1.
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A relagdo dos multiplicadores de permeabilidade com a variagdo da tenséao

efetiva para valores de 3 <A <59 é representada na Figura 5.12.

1,0E+04
1,0E402
1,0E+00
1,0E-02 500
1,0E-04
1,0E-06
1,0E-08
1,0E-10
1,0E-12
1,0E-14
1,0E-16
1,0E-18
1,0E-20
1,0E-22

Ki/Kio

?,=0,10

—— A=3

5-A=7

A=10

A=14

—A— A=23

—— A=34

—m— A=45

-8— A=59

700

o' (kgf/cm?)

cp,=130,13 x 10> 1/kgf/cm?

ky,=50.000 mD

& = 1i06‘ i

1200

Figura 5.12- Variag&o dos multiplicadores de permeabilidade em fung&o da tenséo efetiva para @,

=0,10.

E possivel observar nas Figuras 5.11 e 5.12 que os multiplicadores de poro-

sidade sdo menos sensiveis as variacoes de tensdes efetiva que os multiplicado-

res de permeabilidade aplicada igualmente para as 3 (trés) diregdes. A diferenca

entre os multiplicadores das duas propriedades chega a varias ordens de gran-

deza. Na Figura 5.12 também pode ser constatado que quanto maior o valor de

A, menores sdo os multiplicadores de permeabilidade.

Para a porosidade de @,= 0,20, as premissas adotadas foram:

* Porosidade do carste: ¢,= 0,2;

« Compressibilidade dos carste — (cpx): 51,42 x 10 1/kgf/cm?;

Analogamente, a Figura 5.13 representa a variagao da porosidade (multipli-

cador) em fungao da poropressao e da tensao efetiva para a porosidade de 0,2

para as fei¢cdes carsticas.
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0,0=0,20  ¢p,=51,42 x 105 1/kgf/cm? k,=50.000 mD
2,0
1,8
1,6
1,4
o 12 — e =
= & -—
'G- — e
~N 10 e
o8 P b
0,6 -&—-Poropressdo
0.4 +-Tensédo Efetiva
0,2
0,0
0 200 400 600 800 1000 1200
Py, o' (kef/em?)

Figura 5.13— Multiplicador de porosidade vs Tensao Efetiva e Poropresséao para @, =0,2.

Os multiplicadores de permeabilidade calculados para a porosidade @, =0,2,

para cada valor de A, sao apresentados nos graficos da Figura 5.14.

?0,0=0,20 ¢p,=51,42 x 10" 1/kgf/cm? k,,=50.000 mD
1,0E+04
1,0E+02
1,0E+00

1,0e-025%0

1200
1,0E-04
1,0E-06

1,0E-08

ki Ko

1,0E-10
1,0E-12

1,0E-14

1,0E-16
1,0E-18
1,0E-20

1,0E-22

o' (kgf/cm?)

Figura 5.14- Variagédo dos multiplicadores de permeabilidade em fungdo da tensdo efetiva para
@ =0,2.

Seguindo as anadlises para a geragao das tabelas de pseudoacoplamento,
para a porosidade de @, = 0,40, as premissas adotadas foram:

* Porosidade do carste: ¢, = 0,4,

« Compressibilidade dos carste — (cpx): 51,42 x 10 1/kgf/cm?;
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Os multiplicadores de porosidade e permeabilidade para a porosidade de

¢k =0,4 sdo apresentados nas Figuras 5.15 e 5.16 respectivamente.

?0=0,40 ¢p,=18,38 x 10° 1/kgf/cm*® k,,=50.000 mD
2,0
1,8
1,6
1,4
o 1.2
§‘ * =)
o= e e g
g e -0 0—0— = - o TR e
0,8
0,6 -#—Poropressdo
0.4 -+-Tensdo Efetiva
0,2
0,0
0 200 400 600 800 1000 1200
Py, o' (kef/fcm?)

Figura 5.15- Multiplicador de porosidade vs tensao efetiva e poropresséo para @, =0,4.

?,0=0,40 cp,=18,38 x 10> 1/kgf/cm* k,,=50.000 mD
1,E404
1,E+02
LE+00 B e
1,£-02 600 700 1200
1,E-04
o 1,E-06 - A3
i‘ S = A=7
""-:.a‘ ’ A=10
-~ 1,E-10 A=14
1E-12 —4—A=23
§ —-A-34
1,E-14 --A=45
1,E-16 e A<59
1,E-18
1,E-20
1,E-22
o' (kgf/ecm?)

Figura 5.16 — Variagdo dos multiplicadores de permeabilidade em fung&o da tenséo efetiva para
®k = 0,40
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Resultados

As simulagdes foram realizadas utilizando o simulador comercial

IMEX da CMG ©, versdo 2020.23, com as seguintes premissas:

* Fluido: Pituba adaptado, detalhado na Figura 6.1 (Banco de dados da PE-
TROBRAS via projeto UNISIM-I, [59])

EIE 36 IEIEIEIE IE IE IE IE IE IE IE IE I I I I I I I I I I I I I I3 I I I IE I IE I IE I IE I I IE I IEIE I IEIEIEIE I I I I I I I I I I I I I IE I IE I IE I IE I I IEENE
*% FLUIDO

EIE 36 IEIEIEIE IE IE IE IE IE IE IE IE I I I I I I I I I I I I I 3633336 I IE I IE I IE I IE I I IE I IE I I I I I I I I I I I I I I I I I IE I IE I IE I IE I I IEENE
*MODEL *BLACKOIL

*TRES 188.8

=*PUT =BG 1

P Rs Bo Eg viso VisG co

(kg/cm2) {sm3/sm3) (rm3/sm3) (sm37rm3) (cP) (cP) (cm2/kqg)
.830 0.00080 1.660000 8.63700000 5.380000 8.610300 g.0001810621
.830 308.7400 1.1970060 .83185000 3.180000 8.6170060 880161395
.830 L8 _ 9300 1.245000 . 815540060 2.650000 8.620500 . 800155744
.830 65 .9800 1.288000 810130060 2.290000 8.624000 .800150249
.830 83 _8400 1.3310060 . 88745000 2.080000 8.624300 . 0001432348
100 16250080 1.378000 .88602000 1.770000 8.624500 . 880141559
.830 126.5000 1.439000 . 88504000 1.570000 8.625000 . 80013442
.830 133 .00080 1.448000 .88400000 1.450000 8.625160 .000130947
.838 153.08388 14940008 .Ba35a080 1.3200888 a_a25288 .Bae128829
.838 174 8688 1.5560888 .Ba310080 1.2280888 a_a253088 .Bae1260855%
.838 1840988 1.5820888 .Baz290080 1.168888 A_.825488 .8ae12389y
.838 254 _A988 1.7280888 .Bgz210080 a.8aapaAA A_a25808 - Bae1I1577

=% 0il and gas phase properties

*DEHSITY =0IL 866
*DEHSITY =GAS B.745122
*xL0 8.8

*=xCU0 8.8

phase properties

*DENSITY *WATER 1810.068088
*BUI 1.8

*CU 8.8
=] 8.688
*CUY 0.00808E+88

3

*PTYPE COHN 1

Figura 6.1— Curva PVT (Pressao-Volume-Temperatura) do Fluido utilizado.

Modelo 191k;
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Configuracao de produgdo: somente um pogo no centro do reservatorio;
Vazao produgio: 0,1 m¥/d;

Estratégia de producao: deplecao recriada através de um pogo produtor
com controle de BHP minimo (Bottom Hole Pressure) — pressdo minima
de fundo do pogo: 1,033 kgf/cm?;

Porosidade matriz - (9,,): 0,05;

Presenca de carste na matriz: sim, vugs;

Porosidade do carste - (9;): 0,1; 0,2 e 0,4;

Curvas de permeabilidade relativa (fluxo em duas fases) onde:

Sw = Saturagéo de agua;

Krw = permeabilidade relativa a agua;

Krow = permeabilidade relativa dleo-agua;

Krg = permeabilidade relativa ao gas;

Krog = permeabilidade relativa 6leo-gas;

S| = Saturacéo de liquido;

= Regido de matriz, Figuras 6.2 e 6.3.

0.62

0.47

Krw, Krow (Permeabilidade Relativa)
o
i
]

o
i
w

0.08-

0.00-

0.78,

0.70+

o

n

w
i

o

w

|
"

0.16

Curva de Permeabildiade Relativa - Matriz rochosa

krw vs Sw
— — krow vs Sw|

0.18 0.24 0.30 0.37 0.43 0.49 0.55 0.61 0.68 0.74 0.80

Sw (Saturacao de agua)

Figura 6.2— Curva de permeabilidade relativa (6leo-agua) para matriz rochosa.
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O,?BH

0.70 e
— krg vs SI
— — krog vs S|

0.62 - i - o

0.55- i - s

o
A
~

Krg, Krog (Permeabilidade Relativa)
o o
w W
= 0

o
1
w

0.161

0.08

Curva de Permeabilidade Relativa - Matriz rochosa

0.00 t T T t T T "
0.39 0.45 0.51 0.57 0.63 0.69 0.76 0.82 0.88 0.94

Sl (Saturagdo de Liquido)

1.00

Figura 6.3- Curva de permeabilidade relativa (gas-liquido) para matriz rochosa.

= Regido carstificada, Figuras 6.4 e 6.5.

Curva de Permeabilidade Relativa - Feicoes Carsticas

“
1.00;
LA
*.
s
'v
-
0.90- o - - -
‘e, —— krw vs Sw

., — — krow vs Sw|

0.80

0.70

0.60

0.50

Krw, Krow (Permeabilidade Relativa)
e
Y
(=]

0.30

0.20

0.10

0.00 0.10 0.20 0.30 0.40 0.50 0.60 0.70 0.80 0.90
Sw (Saturacao de agua)

Figura 6.4- Curva de permeabilidade relativa (6leo-agua) para feigbes carsticas.
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Krg, Krog (Permeabilidade Relativa)

1.00+
0.90+
0.80

0.70

=
o
=]

0.50+

0.40-

0.30

Curva de Permeabilidade Relativa - Feigoes Carsticas

——krg vs SI
— — krog vs Sl

0.00 0.10 0.20 0.30 0.40 0.50 0.60 0.70 0.80 0.90 1.00

SI (Saturagao de Liquido)

Figura 6.5- Curva de permeabilidade relativa (gas-liquido) para fei¢cdes carsticas.

Foram simulados e avaliados 13 (treze) casos, organizados como segue

na Figura 6.6, sendo variados os parametros abaixo:

Porosidade do carste — (9 );

Compressibilidade do carste — (cpx);

Coeficiente de Petunin (2013) — (A);

Deformacéo elastica ou plastica — (CIRREVERS);
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= =
o T
Matriz § §
- s
-] ‘a2
) o« s 0w ® A
o E o i
*.dat :E krel a poisson E_u L‘p”“—rm biot | condut O]
" o = i 3 £ 3 conduto
- . % < %0 5 S CDmatriz o
permi| permj permk 28 2E 3 8
§ HE
10° 10°
1/kgflem? 1/kgflcm?
M1912741_1.dat 10 10 01 01 | 50000 | Pituba adaptada |Simplificada| 2,940 : 2,940 1,00
M1912741_2.dat 10 10 01 02 | 50000 | Pituba adaptada |Simplificada| 2,940 - 2,040 1,00
M1912741_3.dat 10 10 0,1 04 | 50000 | Pituba adaptada |Simplificada| 2,940 : 2,940 1,00
M1912741_4.dat 10 10 0,1 01 | 50000 | Pituba adaptada |Simplificada| 2,940 0,25 130,13 43
M1912741_5.dat 10 10 0,1 02 | 50000 | Pituba adaptada |Simplificada| 2,940 0,25 51,42 17,5
M1912741_6.dat 10 10 0,1 04 | 50000 | Pituba adaptada |Simplificada| 2,940 0,25 18,38 6,3
M1912741_7.dat 10 10 0,1 01 | 50000 | Pituba adaptada |Simplificada| 2,940 025 |SROCKTABl 4y 075 | 3
M1912741_8.dat 10 10 0,1 02 | 50000 | Pituba adaptada |Simplificada| 2,940 025 [CROCKTAB| 475 075 | 3
M1912741_0.dat 10 10 01 02 | 50000 |Pituba adaptada |Simplificada| 2,940 025 ‘:Rg‘;g‘\a 17,5¢ 075 | 14
M1012741_10.dat. 10 10 01 04 | 50000 |Pituba adaptada |Simplificada| 2,940 025 CRz‘;';;AB 6,3* 075 | 3
M1912741_11.dat| 10 10 01 04 | 50000 | Pituba adaptada |Simplificada| 2,940 s [P e 075 | 14
M1912741_12.dat| 10 10 0,1 04 | 50000 | Pituba adaptada |Simplificada| 2,940 o250 CEOCHKIAR (G 075 | 34
M1912741_13.dat, 10 10 0,1 04 | 50000 | Pituba adaptada |Simplificada| 2,940 025 (CROCKTAB)  go 075 | 14 |CIRREVERS

Figura 6.6- Organizagdo das Simulagdes.

6.1
Simulagdées Convencionais vs Tabelas de Pseudoacoplamento

Incialmente foram gerados 6 (seis) modelos considerando a compressibili-
dade constante durante todo o periodo de produgéo, os chamados modelos-base
que representam a pratica comum na simulacao de reservatoério. Estes modelos
serao utilizados para comparagdo com os 7 (sete) modelos que foram gerados
utilizando as tabelas de pseudoacoplamento, onde s&o variadas as porosidades,
compressibildiades das feicbes carsticas e coeficiente A. Esta ultima abordagem
tem como objetivo levar a simulagao de escoamento a representacao dos efeitos
geomecanicos decorrentes da produgao do campo.

As propriedades permoporosas da matriz rochosa permanecem constantes

para todos os modelos, sendo estas detalhadas abaixo:

Porosidade inicial da matriz - (@,,): 0,05
Obs.: Atualizada em fungédo da compressibilidade utilizando a eq. (4.3) reescrita

em fungéo da poropressao e da compressibilidade da matriz, como segue:

®m(pp) = Q)m(f’pi)[l + cpm (Pp, — p)] (6.1)

Onde,
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(bm(pp): porosidade da matriz atualizada na poropresséo no passo de tempo t;

(bm(p )= porosidade da matriz inicial na poropressao inicial (referéncia);

pi
cpy, = compressibilidade da matriz;

pp; = pressao inicial do reservatorio (poropresséo);

pp = poropressao no passo de tempo t;

Permeabilidade da matriz — (km): 10 mD;

Compressibilidade da matriz — (cpm): 2,94 x 10 1/kgf/cm?.

Todos os modelos serao referenciados neste estudo somente pelo sulfixo,
exemplo: o modelo M1912741_1 sera mencionado somente como modelo #1.

Nos topicos a seguir serdo apresentados os resultados das analises.

6.1.1
Porosidade parametrizada e compressibilidade constante

Seguindo as analises, os modelos #1, #2 e #3 foram gerados com as com-
pressibilidades das feicbes carsticas constantes ao longo do tempo e iguais a da
matriz rochosa. Estes serdo os modelos-base para a comparagdo com os casos
em que tanto a porosidade quanto a compressibilidade do carste serdo parametri-
zadas, sendo esta ultima estimada utilizando a eq. (4.2).

As premissas utilizadas foram:

* Porosidade do carste - (@,): 0,1 (#1), 0,2 (#2) e 0,4 (#3), respectivamente;
* Permeabilidade do carste — (kko): 50.000 mD;
« Compressibilidade do carste — (cpk): 2,94 x 10° 1/kgf/cm?;

* Razao cp«/ cpm: 1 (um).

A Figura 6.7 ilustra a variagdo da poropressao média do reservatério em
funcdo do tempo, a curva de previsdo de produgao de dleo (Qo), assim como a
vazao de gas (Qg), a RGO (Razéo Gas Oleo) e WCUT (Corte de Agua) para os
modelos #1, #2 e #3, onde as porosidades sao ¢,= 0,1, ¢,= 0,2 e 9,= 0,4 respec-
tivamente. No modelo em que a porosidade é maior, #3 @,= 0,4, a manutengao

de pressao é mais pronunciada.
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Tempo de simulagao em dias

Tempo de simulagao em dias

Poropressao Modelo: #1
o # ¢ 5 v v1 wes QG mmm QO = WCUT (%) 1t RGO v2 v4
Campo 100 0.50 4 r 0.50 3.5
90 0.45 r 0.45
[ | Fso
80 0.40 - 0.40
704 035 Fo3s [25
60 _ 030 Jrmstsassessdeceducndmacinmidasadnnnsneaf g3g
g 4E 8r208
c 5017% 0257 Fozs 3
2 £ g &
H g 15 3
404 ° 0.20 Fo.20~ &
304 0.15 Fo15 [ 49
20 0.10 0.10
Fos
104 0.05 L 0.05
T T T ! T T T T i 01 o0.00 —_— _ L 000 Loo
1175 1762 2350 2938 3525 4112 4700 5288 5875 ° 1175 2350 3525 4700 5875
Tempo de simulacao em dias Tempo de simulacao em dias
Modelo: #2 Modelo: #3
Y3 yi sex QG wmm QO wmmm WCUT (%) wnme RGO v2 va ¥3 Y1 888 OC Q0 s RGO e WCUT (%) ¥2 Y4
100  0.50 - 050 35 1007  0.50 050 35
90 0.45 4 1 i 0.45 90 0.45 - 0.45
i | L 30 = F3.0
804 0404 0.40 80 0.40- [ 0.40
701 0351 035 [ 25 704 035 Foss [25
2 fesssssstssmtsssnssntemshnnntamannnnunng . R T T T TT ITTT (TTT PTTITT I TTTITITITT T4
_ 507 030 ffrersssstassmasatonensnanasanenarsntansg 030 g Lo zf 604 030 030 o1 .03
£ il = ) g = 2
£ 50 F 0257 025 g T|5 504% 025 Foz2s5 2 3
g H E ] )
H 5 Slis 3|3 g Flis
404 0.20 020=} 7 = 404 ° 0.20 Fo20~| "7 ¢
304 0.15 015 [ 19 304 0.5 E015 [ 40
204 0.10 0.10 204 0.0 0.10
05 F0.5
10 0.05 0.05 10 0.05 r 0.05
0l 0.0 ; : : = 0.00 L 0.0 0 o0.00 —_— 000 loo
0 1175 2350 3525 4700 5875 0 1175 2350 3525 4700 5875

Figura 6.7 — Variagdo da pressao média do reservatério, vazao de 6leo, vazéo de gas,

RGO e WCUT para os modelos #1, #2 e #3.

Considerando 5875 dias de tempo de simulagdo, aproximadamente 16

anos, os erros de balango de materiais de cada modelo foram: 0,01 %, 0,02% e

0,04%, respectivamente. O modelo #3 foi o que apresentou menor tempo de si-

mulagao, aproximadamente 10 (dez) dias para alcangar 5875 dias de producéo.

Apesar da queda de pressao observada, as vazoes de 6leo (Qo) e gas (Qg)

permanecem constantes; assim como a RGO, indicando que n&o ha produgao de

gas relevante. Sendo o WCUT constante e proximo de zero, ndo ha producao de

agua nos trés casos avaliados para o tempo de 5875 dias.

6.1.2

Porosidade e compressibilidade parametrizadas

O objetivo principal deste item € avaliar o efeito da variagdo da compressi-

bilidade do carste estimada utilizando a eq. (4.2).

Nos casos avaliados neste item as porosidades e as compressibilidades das

feicdes carsticas variam, onde em #4 ¢,= 0,1, #5 ¢,= 0,2 e #6 0,= 0,4, com
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compressibilidades das feigdes carsticas 130,13 x 10° 1/kgf/lcm?, 51,42 x10°

1/kgflcm? e 18,38 x 10°° 1/kgf/cm? respectivamente.

A razao entre as compressibilidades: cpi/ cpm = 44,3, cpi/ cpm = 17,5 € cpi/

Cpm = 6,3, também respectivamente.

Os resultados comparativos dos casos #4, #5 e #6 sao apresentados na
Figura 6.8.

Tempo de simulagao em dias

Tempo de simulagao em dias

Poropressao Modelo: #4
e} Y1 255 QG = QO WCUT (%) i RGO 2 va
100 0.50- r35
90{ 0.45- 0.45
I | f3.0
80{ 0.40 0.40
70{ 035 035 [ 25
601 030 frmnsmsnsssadanasasansrnnnaamanamnnhanaf Gb N
e - L
£ 1z clegd -
5 50§ 0.251 025 § g
H g gf1s
40 “ 0.20 0.20 ~ <
30] 0.15] 015 [ 44
20] o.10 0.10
Fos
104 0.05 0.05
80 T T T T T T T T T 1 ol o0.00 - - - - L 0.00 Lo0.0
0 588 1175 1762 2350 2938 3525 4112 4700 5288 5875 0 1175 2350 3525 4700 5875
Tempo de simulagao em dias Tempo de simulagao em dias
Modelo: #5 Modelo: #6
v3 vi en QG wmm QO e WCUT (%) sores RGO vz va 3 Yi w88 QG mmmQO wm RGO e WCUT (%) Y2 Ya
1007 0507 F0.50 35 1005 0.50 [050 35
90 045 foas koo A e —— 045
80- 0.40- I 0.40 80 0.40- - 0.40
70] 035 [o3s [ 25 70{ 0357 Fo3s 25
60 . 030 Ji==st=ssssuunmussassannsusannncssnsznns Loso , = 60 . 030 puesnsnssnndunndmantonnhnnnhnnnhunsonnst g39 .
L 8raofls 13 graos
5 50 % 025 Fo2s 2 il5 s0{g o025 Fo2s 2 3
g 2 Flis 2% g Elis i
404 © 0.20 Fo2o=| 7 ¢ 404 “ 0.20 Fo20=[ 7 =
304 0.157 Fo1s [ 40 30{ 0.157 Fois [ 40
204 o0.10 0.10 20{ 0.0 0.10
Fos Fos
104 005 I 0.05 104 0.05 I 0.05
0ol 0.00 : : —_— £ 0.00 0.0 ol o000 . : . . L 0.00 Lo.o
0 1175 2350 3525 4700 5875 0 1175 2350 3525 4700 5875

Figura 6.8 — Variagcao da pressao média do

para os modelos #4, #5 e #6.

reservatorio, vazao de dleo, RGO e WCUT

O comportamento das curvas de pressao é idéntico para os casos em que

a porosidade e as compressibilidades das feicdes carsticas sao diferentes. Na

mesma Figura 6.8, além do comportamento da poropresséo ao longo do tempo,

também s&o apresentados os comportamentos constantes das vazdes de dleo e

gas, RGO e WCUT para os trés modelos.

O erro de balango de materiais foi de 0,003% para o modelo #4, 0,02% para

o modelo #5 e 0,04% para o #6 sendo que o modelo que obteve menor custo

computacional.
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6.1.3
Porosidade parametrizada e Pseudoacoplamento

Para avaliar o impacto das tabelas de pseudoacoplamento, conforme men-
cionado nos itens anteriores, alguns modelos foram gerados como base. Os pa-
rametros avaliados em todos os casos foram:

- Porosidade;

- Compressibilidade das feicbes carsticas associada a cada porosidade e
estimada utilizando a eq. (4.2);

- Coeficiente de Biot;

- Parametro A;

- Coeficiente de Poisson;

- Tabela de Pseudoacoplamento associada a cada compressibilidade esti-
mada pela equacéao 4.2.

A permeabilidade absoluta das feigbes carsticas manteve-se constante e
igual a 5000 mD no tempo inicial de simulagao para todos os casos avaliados.

As analises foram agrupadas de forma a isolar os efeitos dos parametros

avaliados com o uso das tabelas de pseudoacoplamento, como segue abaixo.

= Casos # 4 e #7

Sendo o caso #4 o modelo base e o #7 o modelo que utiliza a tabela de
pseudoacoplamento, para ambos os casos as premissas adotadas foram:
- Porosidade incial: 0,1;

- Compressibilidade das feigdes carsticas: 130,13 x 10 1/kgf/cm?;

E para o modelo #7 também foram considerados os parametros:
- Coeficiente de Poisson: 0,25;

- Coeficiente de Biot: 0,75;

-A:3;

As curvas da Figura 6.9 representam a variagdo dos multiplicadores de po-

rosidade e de permeabilidade em fungio da tensao efetiva.
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- - -5 2 - —
0,=0,10 cp,=130,13 x 105 1/kgf/cm*> k=50.000 mD A=3

2,00 - 2,00
180 ~—Multiplicador de permeabilidade T E0
1,60 ~Multiplicador de porosidade r 1,60
140 | - L 1,40
o 120 1,20

= -
&‘}1,00 PR e USRI PO PRSP SRS PRSP S S L 1,00
= 0,80 - 0,80
0,60 ! L 0,60
0,40 o : L 0,40
0,20 . — L 0,20
0,00 £ L 0,00

600 700 800 900 1000 1100 1200
o' (kgf/cm?)

D/ Do

Figura 6.9 - Multiplicadores em fungéo da Tensao Efetiva para A=3 para #7.

Vale ressaltar que, para a entrada no simulador de escoamento (IMEX),
além de ser necessario relacionar os multiplicadores com a poropressao, a propria
saida do simulador é a pressao de poros. A Figura 6.10 € um exemplo da tabela
de pseudoacoplamento no arquivo de simulagao, onde ha valores de poropressao
acima da presséao inicial do reservatorio de forma que, caso necessario, seja feita

internamente pelo simulador uma extrapolacao linear dos multiplicadores.

*CROCKTYPE 2 #*= carste

*CROCKTAB =x data table for main path. A = 3 ; tabela gerada com cpc = 138,13E-5; Sv =1153kgf/cm®; biot=0,75; phie=8,18; k=58D.

%% Tabela gerada em fungdo da tens3o efetiva

por .mult perm.mult (hor})
B.4298679783 87899112731
8.4388275000 - 88450482507
B.4632263043 -89939845606
B.4876251687 11594664336
8.5128239138 13423653486
8.5461822391 16293437561
8.58522083261 -200842791349
B.6896191304 -226556106871
8.6828155435 -31835391589
B.7804107609 47530211562
8.88480895652 -52128900307
.Go00000608 -000000A00088
-11711426 89 -39489634280
22332525696 -B75668508918
46772396875
-A7917482366

-3513427826
4784889478

e L L - L L L]

Figura 6.10 — Tabela de Pseudoacoplamento para o modelo #7.

Ja a Figura 6.11 ilustra o grafico da poropressao em fungao do tempo resul-
tante da saida da simulagao, assim como o comportamento da RGO, WCUT, e

vazdes de 6leo e gas.
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Figura 6.11 — Variagdo da pressdo média do reservatério, vazédo de éleo, RGO e WCUT
para os modelos #4, e #7.

Na figura acima, é possivel observar que, a partir de 1200 dias de producao
aproximadamente ha um descolamento significativo entre as curvas de pressao
dos modelos, ilustrando a diferengca de comportamento entre um modelo que atu-
aliza a porosidade em funcao da compressibilidade e permeabilidade constante
ao longo do tempo (#4) e outro que considera estes parametros variaveis com uso
da tabela de pseudoacoplamento (#7). Esta diferenga, aparentemente pequena, é
bastante significativa considerando um ajuste de histérico de pressdo em um
campo de petroleo, principalmente porque o tempo de concessao de produgao
pode chegar a mais de 11000 dias, ou seja, a diferenga de comportamento sera
mais pronunciada com o passar do tempo.

Para a configuragdo de produgao adotada, somente um pogo no centro do
reservatorio, e a vazao considerada neste estudo, ndo houve variagdo na vazao
média de 6leo do campo para o tempo de simulagdo adotado. A RGO e o WCUT,

consequentemente, se mantiveram constantes como ilustrado na Figura 6.11.
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A Figura 6.12 ilustra a variacdo da porosidade do carste em fungéo da de-

plegcao, reducao de pressao ao longo do tempo de produgao, para o caso #7, que

utiliza tabela de pseudoacoplamento.

Porosidade do carste

Porosidade do carste vs Poropresséo - Regiao: Feigoes Carsticas - célula: 26 57 10 - modelo #7
0.4-

0.36 -

0.32

0.28 -

0.24 - b
Deplegdo

0.2

0.16

0124

--------
------
-----
------
nam
nann
nunE

we
-----------

0.04 - - - : . . - . . ; ' .
80 100 150 200 250 300 350 400 450 500 550 600 620
Pressao de poros (kg/cm?)

Figura 6.12 — Variac&o da porosidade do carste em fungéo da deplegéo na regido carstifi-

cada

observada na célula de simulagéo i=26 j=57 k=10 do modelo #7.

O comportamento da porosidade e permeabilidade para os tempos inicial e

final da simulagéo s&o apresentados nas Figuras 6.13 € 6.14. Para o caso #4 estas

variagdes nao sio observadas.
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Modelo: M1912741_4
Camada: 10 - Data: 01/12/2019 (Data Inicial)

Modelo: M1912741_7
Camada: 10 - Data: 01/12/2019 (Data Inicial)

0040 0112 0184 0256 0328 0400 :; o
T POROSIDADE @

Modelo: M1912741_4
Camada: 10 - Data: 01/01/2036 (5875.0 dias)

Modelo: M1912741_7
Camada: 10 - Data: 01/01/2036 (5875.0 dias)

Célula: =26 J=57 K=10
POROS: 0.0570199
X:651894 m

Y: 9.3885e+06 m

BASE: 0.8703 m

TOPO: 0.8442m

Célula: 1=26 J=57 K=10
POROS: 0.0453273
X: 651894 m

Y:9.3885e+06 m
BASE: 0.8703 m
TOPO: 0.8442 m

0.040 0.112 0.184 0256 0.328 0.400 ==! 0040 0112 0184 0256 0328 0400
|——ar POROSIDADE 3 POROSIDADE

Figura 6.13— Variagdo de porosidade para os modelos #4 e #7 nos tempos inicial e final
da simulagao para a camada 10.

Sendo a porosidade da matriz rochosa em todos os casos estudados igual
0,05 e nos modelos #4 e #7 a porosidade inicial das feicbes carsticas 0,1, para
este caso especifico 0 contraste entre as porosidades da matriz e do carste é
baixa. Como para baixas porosidades do carste a compressibilidade destas fei-
¢des é elevada, observa-se diferenca significativa de porosidade entre os casos
no tempo final de simulagdo, como pode ser observado nos retangulos cinzas na
Figura 6.13 onde a porosidade final € indicada pela palavra POROS.

Mais do que as porosidades finais, as permeabilidades apresentaram
grande variagao entre os casos. Para o modelo #4, que nao utiliza a tabela de
pseudoacoplamento, a permeabilidade final permaneceu constante, ko = 50.000
mD, como pode ser observado na Figura 6.14. Ja para o modelo #7, a redugéo da

permeabilidade foi de mais de 80%, ou seja, kx = 9.280 mD.
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Modelo: #4
Camada: 10 - Data: 01/12/2019 (Data Inicial)

500 1256 3155 7924 19905 50000
PERMEABILIDADE (mD)

B om

Modelo: #7 3
Camada: 10 - Data: 01/12/2019 (0.0 dias) &

500 1256 3155 7924 18905 50000
PERMEABILIDADE (mD)

Modelo: #4
Camada: 10 - Data: 01/01/2036 (5875.0 dias|

HE B

500 1256 3155 7924 19905 50000
PERMEABILIDADE (mD)

Modelo: #7
Camada: 10 - Data: 01/01/2036 (58750 dias

500 1256 3155 7924 19905 50000
PERMEABILIDADE (mD)

Figura 6.14 — Variacao de permeabilidade para os modelos #4 e #7 nos tempos inicial e

final da simulagao para a camada 10.

O erro de balango de materiais para ambos os casos foi de 003%, com o

modelo #7 apresentando o menor custo computacional.

= Casos #5 e #8

Nesta analise, em relagéo a anterior, o que muda é:

- Porosidade incial: 0,2;

- Compressibilidade das feigbes carsticas: 51,42 x10°° 1/kgf/cm?;

Assim como na analise anterior, para o0 modelo que utiliza a tabela de pseu-

doacoplamento, #8, também foram modificados os seguintes parametros:

- Coeficiente de Poisson: 0,25;

- Coeficiente de Biot: 0,75;
-A:3;
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Os multiplicadores de porosidade e permeabilidade para o caso #8 sao ilus-

trados no grafico da Figura 6.15.
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Figura 6.15 - Multiplicadores de porosidade e permeabilidade em funcdo da tensao efetiva
para A=3 para #8.

Assim como no caso anterior, também ocorre mudang¢a de comportamento

de pressao entre os dois modelos comparados. Entretanto, neste caso em que a

porosidade é o dobro do caso anterior e a compressibilidade é cerca de 2,5 vezes

menor, o descolamento significativo entre as curvas ocorre em aproximadamente

1500 dias de producédo. Este comportamento pode ser observado na Figura 6.16.
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Figura 6.16 — Variagao da pressdo média do reservatorio, vazdo de 6leo, RGO e WCUT
para os modelos #5 e #8.

Ainda na Figura 6.16, observa-se que nao ha variagdo da vazao de o6leo,
gas, RGO e WCUT.

A Figura 6.17 ilustra a variacao da porosidade do carste em fungao da de-
plecao, reducao de pressao ao longo do tempo de produgao, para o caso #8, que

utiliza tabela de pseudoacoplamento.
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Porosidade do carste vs Poropressao - Regido: Feicdes Carsticas - célula: 26 57 10 - modelo #8
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Figura 6.17 — Variagcéo da porosidade do carste em fungéo da deplegéo na regido carstifi-
cada observada na célula de simulagdo i=26 j=57 k=10 do modelo #8.

Para o modelo #8, que utiliza a tabela de pseudoacoplamento, é possivel
observar na Figuras 6.18 a variagdo de porosidade, entre os tempos inicial e final
da simulagao, comparando com o modelo #5.

A variacao de porosidade é praticamente a mesma nos tempos inicial e final
de simulagado para os modelos #5 e #8, ou seja, a variagdo da porosidade do
carste atualizada pela tabela de pseudoacoplamento € similar a do modelo-base,
calculada em fungcéao da compressibilidade constante ao longo do tempo, diferen-
temente do observado na comparagao anterior, em que as porosidades finais

eram bem diferentes.
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da simulagao para a camada 10.

Figura 6.18 — Variagdo de porosidade para os modelos #5 e #8 nos tempos inicial e fina—l

Para os casos #5 e #8, a reducao de porosidade é de aproximadamente -

20%, como pode ser observado na Figura 6.18 acima.

Em relagéo as permeabilidades inicial e final para os modelos comparados,

#5 e #8, como pode ser observado na Figura 6.19, a redugao percentual € maior.

Para o modelo que nao utiliza a tabela de pseudoacoplamento, #5, kk = kko =
50.000 mD. Ja para o modelo #8, a reducéo foi de -43%, ou seja, kx = 28612 mD.
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Modelo: #8 :
Camada: 10 - Data: 01/12/2019 (Data Inicial
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Camada: 10 - Data: 01/12/2019 (Data Inicial)
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Figura 6.19 — Variagao de permeabilidade para os modelos #5 e #8 nos tempos inicial e
final da simulagéo para a camada 10.

O erro de balan¢o de materiais foi de 0,003% para o modelo #5, 0,02% para

o0 modelo #8, tendo este ultimo que obtido o menor tempo de simulagéo.

= Casos #6 e #10

Assim como nos casos anteriores, os modelos #6 e #10 foram gerados de
forma a serem avaliadas a diferenga de comportamento entre modelos que con-
sideram a compressibilidade e tabela de pseudoacoplamento, respectivamente.

Ao contrario das comparagdes anteriores, nos casos #6 e #10, a porosidade

do carste é maior e a compressibilidade, do carste, consequentemente, menor:

- Porosidade inicial: 0,4;
- Compressibilidade das feigbes carsticas: 18,38 x 10° 1/kgf/cm?;
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Vale ressaltar que para todos os modelos adotados o coeficiente de Poisson

e Biot permanecem constantes e iguais a 0,25 e 0,75, respectivamente. E para o

modelo #10, foi modificado o parametro:
-A:3;

O grafico da Figura 6.20 representa a variagao dos multiplicadores de poro-

sidade e de permeabilidade em funcdo da tensio efetiva para o caso #10.
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Figura 6.20 - Multiplicadores de porosidade e permeabilidade em funcao da tenséo efetiva
para A=3 para o modelo #10.

Para os casos avaliados neste item, ha variacdo de pressao entre eles a

partir de 2600 dias, aproximadamente, de simulagdo. Porém, nao ha mudancga nos

valores de RGO e WCUT para a configuragcédo de producéao e nivel de vazao ado-

tados, como ilustra a Figura 6.21.



DBD
PUC-Rio - Certificação Digital Nº 1912741/CA


PUC-Rio- CertificagaoDigital N° 1912741/CA

116

O #6 w—g10

Campo

Y1
620

560 -

500 -

w w E

[N} @ N

o =] )
I I

Pressao de Poros (kgf/cm2)

N

-

(=]
L

200

140

80

Poropressao

Modelo: #6

0 1175 2350 3525
Tempo de simulacao em dias

4700

2 Vi 222 QG === QO == WCUT (%) min RGO v2 va
1007 0.50- [050 35
90 0.45 : - 0.45

""""" i F3.0
80 0.40 0.40
70{ 035 035 [ 23
60 _ 030 Jmesdussssaniecainan | | o o

g |2 820}

© 50 ¢ 0.25 025 2 3

3 £ g &

H g Er1s 3
404 % 0.20 0.20 =
30 015 015 [ 44
20{ 0.0 0.10

Fos
104 o0.05 0.05
o- 0.00 T T T T T T T T T - 0.00 0.0
0 1175 2350 3525 4700 5875
Tempo de simulagiao em dias
Modelo: #10
" vi 552 QG mmm QO mmm WCUT (%) e RGO v2 va
1007 0504 050 35
90 o0.45 L 0.45
F30
80 0.0 L 0.40
704 035 Fo3s [25
T, i e ey e e i e i i o

L 60 s 0.30 i 030 ol L4 2

£ 50 % 025 0252 g

] £ 3 &

H g Ef1s §
107 %0.20 020 ° ¥
30 015 015 [ 44
20{ 0.0 0.10

Fos
10 o0.05 L 0.05
o 0.0 e - e L 0.00 Loo
0 1175 2350 3525 4700 5875

Tempo de simulagao em dias

Figura 6.21 - Variagado da pressdo média do

para os modelos #6, e #10.

As variacoes atualizadas em fungdo da compressibilidade entre o caso #6,

reservatorio, vazao de 6leo, RGO e WCUT

que atualiza a porosidade da forma convencional, e 0 modelo #10, que utiliza uma

tabela de pseudoacoplamento para modificar a porosidade, sao apresentadas na

Figura 6.22, onde é possivel observar (representado nos retangulos cinza pela

palavra POROS) que a variagédo da porosidade entre os modelos no tempo 5875

dias é similar para a vazao, configuracdo e mecanismo de producgéo escolhidas

no estudo.
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Figura 6.22- Variagao de porosidade para os modelos #6 e #10 nos tempos inicial e final

da simulagao para a camada 10.

No caso da variagédo de permeabilidade a diferenca também nao é significa-

tiva, permanecendo constante, k = 50.000 mD, no tempo final da simulagéo para

o modelo #6 e k= 41.659 mD para o caso #10, como ilustrado no retangulo cinza

da Figura 6.23.
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Modelo: #6
Camada: 10 - Data: 01/12/2019 (Data Inicial)

Modelo: #10
Camada: 10 - Data; 01/12/2019 (Data inicial
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Modelo: #6
Camada: 10 - Data: 01/01/2036 (5875 .0 dias

lula: 1226 J=57 K=1

Figura 6.23- Variagao de permeabilidade para os modelos #6 e #10 nos tempos inicial e
final da simulagéo para a camada 10.

O erro de balango de materiais foi de 0,04% para o modelo #6, 0,03% para
o modelo #10.
O tempo de simulagao foi similar entre os modelos, com aproximadamente

6 dias para alcancar 5875 dias de producao.

= Casos#8e#9

Neste item seréo avaliados dois casos com o uso da tabela de pseudoaco-
plamento com o objetivo de comparar o impacto do pardmetro de atualizacao da
permeabilidade, A (Petunin, 2011), sendo a diferenga de premissas adotadas para

os modelos anteriores resumidas abaixo:

- Compressibilidade das feigbes carsticas: 51,42 x 10° 1/kgf/cm?;
-A:
#8 — 3;
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#9 — 14;

Os multiplicadores de porosidade e permeabilidade para ambos os casos

séo ilustrados no grafico da Figura 6.24.

3,0=0,20 cp,=51,42 x 10" 1/kgf/cm*® K =50.000 mD A=3

2,00 r 2,00
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¥31,20 — FL,20 €
100 ° — L 1,00 1S3
2 — - &

0,80 —ae i 0,80

0,60 B S - 0,60

0,40 = L 040
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0,00 L 0,00

600 700 800 900 1000 1100 1200
o' (kgf/cm?)

Figura 6.24 - Multiplicadores de porosidade e permeabilidade em fungéo da tensao efetiva
para A=3 e A=14, para #8 e #9 respectivamente.

Como pode ser observado na Figura 6.25, nos casos em que somente ha
variacao do coeficiente A, ndo ha variacao de pressao, RGO e WCUT para o me-

canismo de producéo e nivel de vazao adotados.
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Figura 6.25- Variagdo da pressdo média do reservatoério, vazdo de 6leo, RGO e WCUT
para os modelos #8 e #9.

Ja o multiplicador de porosidade permanece constante independentemente

do valor de A, uma vez que este multiplicador é uma funcao das porosidades e da

compressibilidade e para os casos #8 e #9 s6 houve atualizagdo do multiplicador

de permeabilidade através da mudanca no parametro A.

Vale ressaltar que para uma configuragao de pogos, nivel de vazao e es-

quema de producao diferentes dos adotados neste estudo, podera ocorrer varia-

¢ao de pressao, assim como vazao de dleo, gas, RGO e WCUT ainda que s6 haja

mudanca de multiplicador de permeabilidade.

Sendo assim, como o ilustrado na Figura 6.26, constata-se que a variagéao

de porosidade é praticamente a mesma nos tempos inicial e final de simulagao

para o

s modelos #8 e #9.
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Modelo: #8
Camada: 10 - Data: 01/12/2019 (Data Inicial)
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Figura 6.26- Variagédo de porosidade para os modelos #8 e #9 nos tempos inicial e final da

simulagao para a camada 10.

Entretanto, ha variacdo acentuada da permeabilidade quando o coeficiente

A é mais elevado, #9, como o observado na Figura 6.27, que representa a com-

paragao entre os multiplicadores de permeabilidade para os tempos inicial e final

de simulacao para os modelos onde ha variacido do coeficiente A, #8 e #9.

Para melhor representar a grande diferenga entre as permeabilidades inicial

e final das fei¢des carsticas, a escala adotada foi dimensionada néo contemplando

a permeabilidade da matriz rochosa, 10 mD. Desta forma, a matriz rochosa nos

mapas de permeabilidade permanecera sempre com a cor cinza.
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Modelo: #9
Camada: 10 - Data: 01/12/2019 (Data inici:
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Figura 6.27 - Variagao de permeabilidade para os modelos #8 e #9 nos tempos inicial e
final da simulagcéo para a camada 10.

O erro de balango de materiais foi de 0,02% para o modelo #8, 0,01% para
o0 modelo #9.

O tempo de simulagéo do modelo #9 foi bem menor que para o #8, tendo a
simulacdo alcangado 5875 dias de produgao em pouco mais de 5 dias.

= Casos #10, #11 e #12;

Neste item serdo avaliados casos com tabelas de pseudoacoplamento onde
foram variados os valores do coeficiente A, sendo as premissas dos modelos re-
sumidas abaixo:

-A:#10 > 3;

#11 > 14;
#12 — 34;
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Os multiplicadores de porosidade e permeabilidade adotados para cada va-

lor de A sdo apresentados na Figura 6.28.
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Figura 6.28 - Multiplicadores de porosidade e permeabilidade em fungéo da tensao efetiva
para A=3, A=14 e A=34.

Como nao ha variagdo dos multiplicadores de porosidade, ndo houve varia-

¢ao significativa de pressao entre os trés casos comparados, conforme pode ser

observado na Figura 6.29. Na mesma figura pode ser observado que a RGO,

WCUT e as vazdes de 6leo e gas produzidas sao constantes independentemente

dos valores de A adotados.
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Figura 6.29 - Variagao da pressao média do reservatério, vazao de 6leo, RGO e WCUT
para os modelos #10, 11 e #12.

Ja a diferenca entre os multiplicadores de permeabilidade para os modelos

#10, #11 e #12 podem ser observadas na Figura 6.30 nos tempos inicial e final da

simulagao, onde as permeabilidades no tempo final para cada modelo sao, k =
41.659 mD, k = 21.319 mD, k = 6.402 mD, respectivamente.
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Modelo: #10
Camada: 10 - Data: 01/12/2019 (Data inicial)

500 1991 7924 50000
PERMEABILIDADE (mD)

Modelo: #11
Camada: 10 - Data: 01/12/2019 (Data inicial)

500 1991 7924 50000
'PERMEABILIDADE (mD)

Modelo: #12
Camada: 10 - Data: 01/12/2019 (Data inicial)

500 15350 35150 50000
PERMEABILIDADE (mD})

Modelo: #10
Camada: 10 - Data: 01/01/2036 (5875.0 dias)

Ceélula: =26 J=57 K=10

500 1991 7924 50000
PERMEABILIDADE (mD)

Modelo: #11
Camada: 10 - Data: 01/01/2036 (5875.0 dias)

500 1991 7924 50000
PERMEABILIDADE (mD)

Modelo: #12
Camada: 10 - Data: 01/01/2036 (5875.0 dias)

500 1991 7924 50000
PERMEABILIDADE (mD)

Figura 6.30 - Variagdo de permeabilidade para os modelos #10, #11 e #12 nos tempos
inicial e final da simulagéo para a camada 10.

O erro de balanco de materiais para os modelos foram: 0,03% para o #10,
0,02% para o #11 e 0,10% para o #12.
O custo computacional entre os modelos foi bem distinto, tendo o modelo

#12 alcangado 5875 dias de produgao em menos de 2 (dois) dias de simulagao e

para os modelos #10 e #11 foram necessarios pouco mais de 6 (seis) dias para

chegar ao mesmo tempo de produgéo.

= Casos #11 e #13;

Neste item sera avaliada a diferenga de comportamento do processo rever-

sivel, deformacao elastica das feicdes, e irreversivel, deformagao plastica do

carste, considerando que ha variacdo somente na permeabilidade. Para tal, no

modelo #13, serdo utilizadas as mesmas premissas adotadas para o modelo #11,

exceto pelo uso da palavra-chave CIRREVERS que representa o comportamento
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irreversivel da permeabilidade no simulador IMEX (© CMG). Os parametros con-

siderados foram:

-A: 14
- CIRREVERS

Os multiplicadores de porosidade e permeabilidade adotados estio repre-

sentados na Figura 6.31.

0,=0,40 cp,=18,38 x 10 1/kgf/cm? k,=50.000mD A =14
2,00 r 2,00
1,80 F 1,80
Multiplicador de per: bilidade com A=14

1,60 F 1,60

1,40 Multiplicador de porosidade r L40
e 1,20 F120 o
= 10 . = : L 1,00 §
\.:: . 2 e o
X gg0 | 0,80 &

0,60 - 0,60

0,40 r 0,40

0,20 - 0,20

0,00 - 0,00

600 700 800 900 1000 1100 1200
o' (kgf/cm?)

Figura 6.31 - Multiplicadores de porosidade e permeabilidade em fungéo da tensao efetiva
para A = 14.

Como néo ha variagdo nos multiplicadores de porosidade entre os dois ca-
s0s, a variagao da poropressao € praticamente a mesma nos dois modelos. Da
mesma forma, como ilustrado na Figura 6.32, a RGO, WCUT e vazdes de 6leo e

gas também permanecem inalteradas para os dois casos.
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Poropressao Modelo: #11
© 11 m—13 v3 1 #es QG mmm QO mmm WCUT (%) s RGO v2 4
camps 1007 050 050 35
Y1
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| [ 3.0
80 0.40 0.40
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S 8f20
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H 2 £h1s 3
500 \ 104 ° 020 020 % =
304 0.5 015 | 49
204 o010 0.10
S 440 0.5
£ 104 005 0.05
<
= \ ol o0.00 000 Loo
= 0 1175 2350 3525 4700 5875
~ 380 i = i
3 \ Tempo de simulagao em dias
2
o Modelo: #13
© ) va 1 222 QG mmm QO mmm WCUT (%) sru RGO 2 ¥4
T 3209 \ 1007 050 050 35
o
i) 90{ o045 0.45
a \ | 3.0
< 80 0.40 0.40
& 260 N\
\ 70{ 035 035 [ 25
L 1 msssmESsESssEmsssssssmshsmshsmsEsmsmEms|
\ , 60 z 030 030 5,0 3
200 \ £ 507025 0253 g
2 oold Bl s i
40 0.20 0.20 ~ 2
30| o015 0.15
140 1.2
204 o010 - 0.10
Fos
104 005 0.05
80-; TR od o0.00 L 0.00 Loo
0 17s 2350 3525 4700 5875 0 1175 2350 3525 4700 5875
Tempo de simulagao em dias Tempo de simulagao em dias

Figura 6.32-Variagdo da pressdo média do reservatoério, vazdo de 6leo, RGO e WCUT
para os modelos 11 e #13.

Assim como nos casos em que foram comparados modelos com atualizagao
da porosidade da forma convencional e com a utilizacdo da tabela de pseudoaco-
plamento, a variagao de porosidade no tempo 5875 dias de produgao permanece
praticamente inalterada entre os dois modelos, como segue na Figura 6.33.
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Modelo: #11
Camada: 10 - Data: 01/12/2019 (Data Inicial)

D.040 0112 0184 0256 0.328 0.400 -4
POROSIDADE :
L'} iS 70m

Modelo: #13
Camada: 10 - Data: 01/12/2019 (Data Inicial)

0040 0.112 0.184 0256 0328 0.400 W
, T— POROSIDADE .

Modelo: #11
Camada: 10 - Data: 01/01/2036 (5875.0 dias)

Célula: 1=26 J=57 K=10

POROS: 0.376366
X: 651895 m

Y: 9.3885e+06 m
BASE: 08703 m
TOPO: 08442 m

I = &l .
0.040 0.112 0184 0256 0328 0.400 -
|, — POROSIDADE .

Modelo: #13
Camada: 10 - Data: 01/01/2036 (5875.0 dias}

Célula: =26 J=57 K=10
POROS: 0.376635

X: 851895 m

Y:9.3885e+06 m
BASE: 0B703 m
TOPO: 0.8442 m

Figura 6.33 - Variagcéo de porosidade para os modelos #11 e #13 nos tempos inicial e final

da simulagao para a camada 10.

A diferenca de permeabilidade entre os casos que consideram comporta-

mento elastico e plastico, para as premissas adotadas neste estudo, é bem pe-

quena; sendo k = 21.310 mD para o caso reversivel e k = 21.520 mD para o caso

irreversivel, como observado na Figura 6.34.
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Modelo: #11
Camada: 10 - Data: 01/12/2019 (Data Inicial)

Modelo: #13

Camada: 10 - Data: 01/12/2019 (Data inicial)

% F

Modelo: #11
Camada: 10 - Data: 01/01/2036 (5875.0 dias

Modelo: #13

Camada: 10 - Data: 01/01/2036 (5875.0 dias) &

;651885 m
9 3885e+06 m

: O
500 1256 3155 7924 19905 50000
PERMEAB ILIDADE (mD)

Figura 6.34 - Variagdo de permeabilidade para os modelos #11 (reversivel) e #13 (irrever-
sivel) nos tempos inicial e final da simulagéo para a camada 10.

O erro de balango de materiais para o modelo #11 de 0,02% e 0,14% para

0 modelo #13.

O custo computacional foi altissimo para ambos os modelos, sendo neces-

sario pouco mais de 10 dias para alcangar 5875 dias de producéo.
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Discussao dos Resultados

71
Porosidade das fei¢coes carsticas parametrizadas e estimativa da
compressibilidade das feigoes carsticas

O Lajedo Arapua € um analogo estrutural e de algumas faceis de campos
do Pré-Sal brasileiro, entretanto, a porosidade equivalente estimada pode nao re-
presentar a porosidade equivalente (matriz e feigdes carsticas) de reservatorios
destes campos. Assim, de forma a representar a porosidade média das feicoes
carsticas relevantes em campos do Pré-Sal e que sejam compativeis com o0 mo-
delo de alta concentragao proposto por Hashin (1960), foram considerada porosi-
dades maiores. Neste estudo foram consideradas, para as feigdes carsticas, o
intervalo de porosidade 0,1 < @, < 0,4. As Figuras 7.1, 7.2 e 7.3 exemplificam as
os mapas de porosidades, matriz em azul e feigbes carsticas em vermelho, das
camadas 8,17 e 24, respectivamente. A camada 10 foi a escolhida para represen-

tar as variacdes entre os modelos simulados em todo este estudo.

Porosidade K layer: 8

E 1 7 1 1T L B B L L B B T
651,800 651,900 652,000 652,100

I
9,388,600
i

- |Scale: 1:2112
[Y/X: 1.00:1
|Axis Units: m

.0100
= 0.095
4 F0.090

——0.085

I
005'88¢'6
9,388,500

|

——0.080
0075
——0.070

——0.065

0.060
g 0.055

651,800 651,900 652,000 652,100
R 0.050

T
007'88€'6

Figura 7.1- Porosidade da matriz (azul) e das fei¢gbes carsticas (vermelho) para a camada
8.
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Porosidade K layer: 17

[
005'88€'6

[
00r'88¢'6

651,800

651,800
P

651,900

651,900
| |

T T T T T T T T ‘ T T T T T
652,000

652,000
P

652,100

652,100
L

9,383,500
|

Scale: 1:2112]
Y/X: 1.00:1
|Axis Units: m

0.100
.0 095
(i 0-090
——10.085
=10.080
——10.075

10070

——10.065

0.080

0.055

0.050

Figura 7.2- Porosidade da matriz (azul) e das fei¢cdes carsticas (vermelho) para a camada

17.

Porosidade K layer: 24

[
005'88€'6

[
00v'88€'6

T
651,800

651,800
1

651,900

651,900
Il ‘

T ‘ T
652,000

652,000
Il Il ‘ Il

652,100

652,100

9,388,600

9,388,500

Scale: 1:2112]
Y/X: 1.00:1
|Axis Units: m

0.100
.0 095
— 10.000
——10.085
——0.080
10075

——0.070

——10.0865

0.060

0.055

0.050

Figura 7.3 - Porosidade da matriz (azul) e das feigbes cérsticas (vermelho) para a camada

24.

Como pode ser observado nas Figuras 7.1, 7.2 e 7.3, as porosidades tanto

da matriz quanto das feicbes carsticas sao constantes para cada caso parametri-

zado, ou seja, @,, = 0,05 para todos os modelos e 0,1 < @, < 0,4, caracterizando

um reservatorio homogéneo e isotrépico no que tange a porosidade.
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Da mesma forma, para a permeabilidade, também foi considerada a isotro-
pia, ou seja, esta propriedade € constante em todas as dire¢cdes. A Figura 7.4

representa o mapa de permeabilidade adotado.

Permeabilidade | (mD) K layer: 10

C L T T L L
651,800 651,900 652,000 652,100

I
9,388,600
|

"] [Scale: 1:2112]
IY/X: 1.00:1
|Axis Units: m

7 50,000

4 5,000

[
005'88€'6
9,388,500

|

7 50

7
00+'88¢€'6

651,800 651,900 652,000 652,100
I I

[ TR - TR 3 8

Figura 7.4 — Permeabilidades nas diregdes i = j = k, em azul para a matriz rochosa e em
vermelho para as fei¢gdes carsticas.

Vale ressaltar que para os reservatérios dos campos do Pré-Sal, as carac-
teristicas permoporosas tanto da matriz quanto das feigcbes carsticas apresentam
pronunciadas heterogeneidades e anisotropias. Em geral, utilizam-se volumes que
representam estas variacées de propriedades.

Ainda sobre a caracterizagéo das feigbes carsticas, devido as heterogenei-
dades das rochas carbonaticas que constituem os reservatérios dos campos que
produzem na camada Pré-Sal, de forma a aumentar a acuracia das previsbes de
producao, recomenda-se que as feigdes carsticas sejam bem representadas nos
simuladores de escoamento, ou seja, sejam criadas regides separadas da matriz
de forma que estas possam ter propriedades diferentes.

Neste trabalho, devido a escassez de trabalhos em literatura que estimas-
sem a compressibilidade das feicbes carsticas, foi proposta a metodologia repre-
sentada pelo esquema da Figura 7.5, onde as porosidades das fei¢cdes carsticas

foram parametrizadas.
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Eq. Hashin (1960) para alta concentragcdo Dados para a

= : 5 Dados do s A

Médulo Compressional Equivalente (K,) parametrizac3o da
campo =
fracao de carste
‘"m

K : K, P =01
1- 2121 -2v,) + (1 + v) 7 C
( Ky [ ( m) ( m K. ; Pm ak =0,2

3(1—v,) o P B, =0,4

P cpy

Py :% %‘ 1= fi)ePm
* (ﬂ—l)[2(1~2v,,.)+ @+ v,,.)q’—"‘}
1+ fr

Compressibilidade Equivalente (cp,)
. 3 —,)
Pe = . = (1= [L)CPm +1€Px

Figura 7.5 — Fluxo de trabalho proposto para a estimativa das fei¢bes carsticas.

Na auséncia de correlacoes e/ou dados que representem as propriedades
elasticas do Lajedo Arapud, foram utilizados valores de coeficiente de Poisson e
compressibilidades, matriz e fluido, de campos do Pré-Sal (analogos). Esta pratica

€ bastante comum na industria do petréleo.

7.2
Simulagdes Convencionais com porosidade parametrizada

o Comparacgao entre os casos # 1, #2; e #3

As porosidades parametrizadas foram: ¢,= 0,1, 0,= 0,2 e 9,= 0,4, respeti-
vamente.

A comparacao entre os modelos em que a porosidade das fei¢cbes carsticas
€ parametrizada e a compressibilidade destas é tratada da forma convencional
mostra que no modelo em que a porosidade € maior, #3 @,= 0,4, a manutengao
de pressao € mais pronunciada. Ou seja, a compressibilidade do carste é cons-
tante ao longo do tempo, caracterizando o regime de deformacgao elastica. Ja a
porosidade é atualizada através da equacéao 7.1 que pode ser reescrita em fungao
da compressibilidade e porosidade das feigbes carsticas, como segue:

Bi(p,) = @k(ppi)[l + cpi (pp, — 1p)] (7.1)
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Onde,

Q)k(pp)= porosidade do carste atualizada na poropresséo no passo de tempo t;

@k(p )= porosidade do carste inicial na poropressao inicial (referéncia);

pi
cpy = compressibilidade do carste;

pp, = pressao inicial do reservatorio (poropresséo);

pp = poropressao no passo de tempo t;

Vale ressaltar que esta abordagem, compressibilidade constante ao longo
do tempo, é muito utilizada atualmente na industria do petréleo. Para os campos
do Pré-Sal da PETROBRAS, ja existem inciativas de estudo que tratam a com-
pressibilidade tanto da matriz rochosa, quanto das feigbes carsticas e também do

sistema fraturado, como uma propriedade que varia ao longo do tempo.

A Figura 7.6 ilustra a diferenga de pressao entre os modelos.

Poropressao

1 —M1912741_1 m M1912741_2 0 M1912741_3 #2 w dif_#1_e_#3 0O dif_#2_e_#3 v2
6201 r 55

570 45

T
w
«

520

T
~N
w

470+

-
v

420

T
w

370

T
v

320

Pressao de Poros (kgf/cm2)

270

T
N
]

220+

o

3
w
w

170+ .45

120 T T T T T T T T T !
0 588 1175 1762 2350 2938 3525 4112 4700 5288 5875
Tempo de simulagao em dias

(zwd/36y) sojapouw so anus ogssaidolod ap eduaiapg

Figura 7.6 — Diferenga de poropressao entre os modelos #1, #2 e #3.
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Este comportamento da pressédo é entendido ao avaliar a equacao 2.14,
equacao da difusividade hidraulica, que comanda o escoamento em meios poro-
sos (para uma fase genérica pouco compressivel sem termos fonte ou sumidouro),
onde a variagao da pressao € diretamente proporcional a porosidade e a compres-
sibilidade total. Vale lembrar que o comportamento da compressibilidade das fei-

¢Oes carstica é inversamente proporcional a sua porosidade.

Como o mencionado no item, 7.1, os modelos de simulacdo de reservatorios
dos campos do Pré-Sal sao populados, em geral, com volumes que representem
a variacao de porosidade e permeabilidade, de forma que cada célula do modelo
possa apresentar propriedades diferentes. Assim, o entendimento do comporta-
mento da diferenca de poropressao dos modelos #1, #2 e #3, apresentado na
Figura 7.6, exemplifica a variagdo de pressao em reservatérios com propriedades

permoporosas diferentes.

7.3
Simulagées Convencionais vs Pseudoacoplamento

o Comparagao entre os casos # 4 e #7; #5 e #8; #6 e #10

Os modelos #4 e #7 apresentam @«= 0,1 e cpx =130,13 x 10 1/kgf/cm?, onde
no segundo caso a compressibilidade é utilizada pela tabela de pseudoacopla-
mento. Para #5 e #8 (com tabela de pseudoacoplamento), @«= 0,2 e cpx = 51,42
x10% 1/kgf/cm? e, considerando #6 e #10, com tabela de pseudoacoplamento, @«=
0,4 e cp«k =18,38 x 10 1/kgf/lcm? respectivamente.

A razao entre as compressibilidades é: cpw/ cpm = 44,3, cpi/ cpm = 17,5 € cpi/
Cpm = 6,3, respectivamente.

Como para baixas porosidades do carste, nestes casos @x=0,1, a compres-
sibilidade destas feicdes é elevada. Observa-se diferenca significativa de porosi-
dade entre os casos no tempo final de simulagado. A queda de porosidade para o
caso (#4) que nao utiliza a tabela de pseudoacoplamento é de aproximadamente
-55%, ja no caso que #7, que utiliza a tabela de pseudoacoplamento, a queda da

porosidade é menor, -43%, uma vez que o uso da tabela, nestes casos
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comparados, promove uma maior manutengéo e pressao. A relagéo entre as po-
rosidades é 0«=20m. A Figura 7.7 ilustra a relagdo entre as porosidades e pressao

de poros dos modelos.

Simulacao Convencional x Tabela da Pseudoacoplamento

— #4 - Regido: Feigdes Carsticas - célula i=26 j=57 k=10
== #7 - Regido: FeicOes Carsticas - célula i j=57 k=10
— #5 - Regido: Feigbes Carsticas - cé

== #8 - Regido: FeigOes Carsticas -
— #6 - Regido: Feigdes Carsticas - cé

== #10 - Regido: Feigoes Carsticas - célula i=26 j=57 k=10

360 -

ropressdo na célula
@ W
g€ 8 &

I‘E 280 4
260 4
240
220

200 -

180 -

0.12 0.14 0.16 0.18 0.2 0.22 0.24 0.26 0.28 03 0.32 0.34
Porosidade das feicoes carsticas

Figura 7.7 — Comparacao entre os modelos #4 e #7, #5 e #8, #6 e #10.

Da mesma forma, a variacao de permeabilidade também & mais pronunci-
ada para o modelo #7, aproximadamente -80% de redugao.

No caso em que a porosidade é o dobro do caso anterior e a compressibili-
dade é cerca de 2,5 vezes menor, o descolamento significativo entre as curvas
ocorre em um tempo de produgao maior.

Vale ressaltar que para os modelos #5 e #8 em que o contrate de porosidade
entre a matriz rochosa e o carste € maior, @x=40m, que para os casos #4 e#7 e o
contraste entre a compressibilidade é menor, a reducéo de porosidade, seja com
0 uso da tabela de pseudoacoplamento, ou compressibilidade constante ao longo
do tempo de simulagao, € consideravelmente menor. Isto &, para os casos #5 e
#8, aproximadamente -20% e para os modelos #4 e #7, -50%.

Para os modelos #6 e #10, a porosidade é dobro dos casos, #5 e #8, do
caso anterior e a compressibilidade é cerca de 2,8 vezes menor, o descolamento
significativo entre as curvas também ocorre em um tempo de produgao maior. O
contraste entre a porosidade das fei¢gdes carsticas e matriz € ainda maior, @«=80m,
a redugao de porosidade, € bem menor, ou seja, cerca de -8% para o caso #10,

que utiliza a tabela de pseudoacoplamento.
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Conforme o esperado, a reducao das permeabilidades, para os modelos
comparados, #4 e 7, #5 e #8, #6 e #10, -80%, -43% e -17%, respectivamente,
segue a mesma tendéncia, ou seja, a compressibilidade das fei¢gdes carsticas é
inversamente proporcional a reducéo de porosidade e permeabilidade.

Importante pontuar que para o ajuste do histérico de pressao de campos
com elevada concentragdo de carste, reservatério compartimentados, isto é, re-
servatérios heterogéneos de forma geral, a diferenca constatada entre a aborda-
gem dita convencional (consideragdo de compressibilidade das feigbes carticas
constante ao longo do tempo) e o0 uso das tabelas de pseudoacoplamento, ganha
maior importancia; uma vez que esta impactara diretamente nos volumes produ-

zidos.

Variacdo do coeficiente A

o Comparagao entre os casos #8 e # 9 e casos #10, #11 e #12

Nestes casos, os multiplicadores de porosidade permanecem praticamente
constantes, para cada porosidade inicial, §x=0,2 e §x=0,4, independentemente do
valor de A, uma vez que este multiplicador € uma funcio das porosidades e da
compressibilidade. O multiplicador de porosidade é inversamente proporcional a
porosidade inicial. A Figura 7.8 ilustra os multiplicadores de porosidade e razdo

entre os multiplicadores para os casos #8 e #9, #10, #11 e #12.

Comparacgdo entre os multiplicadores de porosidade - k,,=50.000 mD

1,80 -#-Razdo entre multiplicadores de porosidade r 180
1,60 Multiplicador de porosidade - para 0k0 = 0,4 r 1,60

1,40 - Multiplicador de porosidade - para 9k0 = 0,2 r 1,40

1,20 r 1,20
1,00 r 1,00
0,80 r 0,80

0,60 r 0,60

Bi/Dio

Razdo entre os multiplicadores

0,40 r 0,40

0,20 r 0,20

0,00 - 0,00
600 700 800 900 1000 1100 1200

o' (kgf/cm?)

Figura 7.8 — Multiplicadores para as porosidades parametrizadas e razdo entre ambos.
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Apesar da raz&o entre as porosidades parametrizadas ser o dobro e a razéo

entre as compressibilidades das feicbes carsticas ser de 2,8, a redugao de poro-

sidades, representada pelo multiplicador de porosidade, € somente de cerca de

20%.

Em relagdo aos multiplicadores de permeabilidades, observa-se que quanto

maior for o valor de A maior sera a reducao de permeabilidade, este comporta-

mento pode ser observado na Figura 7.9, onde, para 9«=0,4, a curva em vermelho

(bolinhas) representa A=3 e a curva amarela (cruz), maior reducao de permeabili-

dade, o valor de A=14; e também na Figura 7.10 que representa a razao entre os

multiplicadores de permeabilidade (A=3, A=14 e A=34) para 9x=0,4/0:=0,2.

2,00

1,80

1,60

1,40

1,20

ki/ ki

1,00

0,80

0,60

0,40

0,20

0,00
600

Comparagao entre os multiplicadores - k,,=50.000 mD

-&-Multiplicador de permeabilidade com A=3 - para k0 = 0,4
Multiplicador de permeabilidade com A=14 - para $k0=0,4
Multiplicador de permeabilidade com A=34 - para k0 =0,4

-o—Multiplicador de permeabilidade com A=3 - para k0= 0,2

—&-Multiplicador de permeabilidade com A=14 - para Pk0=0,2

700 800 9200 1000 1100

o' (kgf/cm?)

1200

Figura 7.9 — Multiplicadores de permeabilidade para os casos #8 e #9, 9«=0,2 e A=3 e
A=14, respectivamente e casos #10, #11 e #12, 0x=0,4 ¢ A=3, A=14 e A=34, respectiva-

mente.
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Comparagdo entre as raz6es dos multiplicadores de permeabilidade - k,,=50.000 mD

1.000,00

-#-Razdo entre os iplicadores de per ili A=3

—&-Razdo entre os iplicadores de per bilidade A=14

30 entre os iplicadores de per bilidade A=34

100,00

=
o
=)
=]

Razdo entre os multiplicadores
e
o
o

0,10
600 700 800 900 1000 1100
o' (kgf/cm?)

1200

Figura 7.10 — Razao entre os multiplicadores de porosidade, @x=0,4/@x=0,2, com A=3,
A=14 e A=34.

Entretanto, para o mesmo valor de A =14, curva amarela (cruz) com a @9x=0,4
e curva azul (triangulo) com a @«=0,2, a reducdo de permeabilidade se mostra
mais pronunciada para a menor porosidade da feicao carstica.

Assim, tanto para os casos #8 e #9 onde 0«=0,2 e A=3 e A=14, respectiva-
mente, quanto para os casos #10, #11 e #12 onde 0«=0,4 e A=3, A=14 e A=34,
também respectivamente, observa-se, apesar de as compressibilidades das fei-
cOes carsticas serem diferentes, cpx = 51,42 x 10°° 1/kgf/cm2 (casos #8 e #9) e cp«
= 18,38 x 107 1/kgf/cm2 (casos #10, #11 e #12), que n&o ha variagdo de pressdo
de poros significativa. Este comportamento é esperado uma que a poropressao é
diretamente proporcional a porosidade. As Figuras 7.11 e 7.12 ilustram a diferenca

de poropresséao entre os modelos #8 e #9, #10, #11 e #12, respectivamente.
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Poropressao
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Figura 7.11 — Diferenga de poropressao entre os modelos #8 e #9.
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Figura 7.12— Diferenca de poropressao entre os modelos #10, #11 e #12.
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A Figura 7.13 representa a relagéo entre as porosidades e pressao de poros

Simulacdo Convencional x Tabela da Pseudoacoplamento
620 - .
600 |
580 -
560 -
540 -
& 520 &
£ &
S 500 Fo
2 2
= a0 &
W 460 - §
5 a0 &
IS 3
S92 ! f — = #8- Regido: Feigbes Carsticas - célula i=26 j=57 k=10
2 400 & == mm #10 - Regido: Feicoes Carsticas - célula i=26 j=57 k=10
] A
S 380 &
>8 360 ; [0 #12 - Regido: Feicoes Carsticas - célula i=26 j=57 k=10
Z F
S 340 &
© 320 &
g &
-3 &
& 300 &
2 i
S &
o 280 3
260 | ;
240 x
220
&
200 i
180 - + A — : - : — :
0.06 0.08 0.1 0.12 0.14 0.16 0.18 0.2 0.22 0.24 0.26 0.28 03 0.32 0.34 0.36
Porosidade das feicdes carsticas

Figura 7.13— Comparacgéao entre os modelos #8 e #9, #10, #11 e #12.

Como o ja detalhado nos itens 7.1 e 7.2, modelos que consideram a com-
pressibilidade constante ao longo do tempo vs tabela de pseudoacoplamento e
modelos com a variagéo do coeficiente A, respectivamente, assim como casos em
que foram comparados o comportamento da deformacao elastica vs plastica (CIR-
REVERS) para a permeabilidade, os resultados apresentados, tanto relativos a
variacao de poropressao quanto as variagoes de porosidades e permeabilidade
(multiplicadores), mostram a importancia da incorporagao dos efeitos geomecani-
cos na fase de gerenciamento de reservatorios para a acuracia do ajuste de his-

térico de campos de petréleo, sobretudo de campos que apresentem elevada he-

terogeneidades e anisotropias como os do Pré-Sal brasileiro.
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Conclusoes e Recomendagoes

8.1
Conclusoes

Uma importante concluséo deste estudo refere-se ao comportamento geral
da compressibilidade das feicbes carsticas em fungdo da porosidade, que se-
guindo a metodologia escolhida, segue o comportamento geral da compressibili-
dade da matriz rochosa em fungao da porosidade que ja foi bastante documentado
na literatura. Ou seja, a compressibilidade das feicdes carsticas segue uma curva
de poténcia com expoente negativo (a compressibilidade é inversamente propor-

cional a porosidade do carste).

Outra concluséo relevante é a ordem de grandeza em si da compressibili-
dade do carste que, para as porosidades tipicas destas feicbes nos campos do
Pré-Sal, é entre 10 (dez) e 50 (cinquenta) vezes maior que a compressibilidade

da matriz rochosa considerada.

De posse destes resultados, os profissionais que trabalham tanto com simu-
lagado de reservatoérios quanto com modelagem geomecancia poderdo aumentar a
acuracia da previsao de produgao e estimativa de deformacdes em reservatorios

com presenga de carste.

Objetivo também alcangado por este estudo e que contribuira para melhorar
os modelos de escoamento e geomecanico foi a comparagéao entre os modelos
que utilizam a simulacdo convencional de reservatorios e a técnica de pseudoa-
coplamento, que se propde a representar efeitos geomecéanicos com reduzidos
custos computacionais. A analise entre as duas técnicas comprova a importancia
de incorporar efeitos geomecanicos de forma dinamica nestes modelos, ou seja,
a diferenga de pressao ao longo do tempo de produgao mostra-se significativa, o
que impacta diretamente no ajuste de histdrico de producgéao e, consequentemente
nas previsdes de producao.

Para a vazao, configuragdo e mecanismo de producao adotadas neste es-
tudo, apesar de significativa queda nos multiplicadores de porosidade e permea-
bilidade, para o tempo de simulagao escolhido, ndo houve significativo impacto
nas curvas de previsao de produgcado com a variagao do coeficiente A, assim como
para a comparacgao dos casos em que foram consideradas deformacao elastica e

plastica, comportamento reversivel e irreversivel respectivamente, somente para
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a permeabilidade. Salienta-se que, para diferentes configuracbes de producéo,
como por exemplo mais pocgos espalhados pelo reservatério, a diferenga significa-
tiva de permeabilidade também pode acarretar impacto no ajuste de histérico e,
consequentemente, alterac&do nas curvas de previséo de produgdo. Devido ao ele-
vado custo computacional, nao foi possivel testar outras premissas de produgéo,
tais como configuracbes e numero de pogos produtos e/ou injetores, vazao de
producgao, e aumento do tempo de simulacio etc.

Vale ressaltar que o elevado custo computacional das simulacdes deste es-
tudo nao se deve a utilizagao das tabelas de pseudoacoplamento, e sim a neces-
sidade de utilizacdo de algumas palavras-chaves necessarias para gravacao dos
dados de porosidade, permeabilidade e velocidade de escoamento no simulador,
além da quantidade de time-steps escolhidos para a gravagéo destes dados. Ou-
tro aspecto que onera a simulacio é o contraste entre as porosidades da matriz e
feicdes carsticas. Assim, para gerar modelos com erros de balango de materiais
entre os niveis desejavel, inferior a 0,1%, e aceitavel, inferior a 1,0%, para uma
simulagao Black-Qil, foi necessario utilizar um controle numérico bem justo, o que

impactou consideravelmente no tempo de simulag&o.

8.2
Recomendacgoes

A metodologia apresentada neste estudo para a determinagcdo do médulo
compressional equivalente (inverso da compressibilidade) de um meio com pre-
senga de carste foi proposta na década de 60. Esta abordagem foi utilizada uma
vez que a estimativa da compressibilidade de inclusdes elasticas utilizada por Do-
brynin (1970), metodologia que serviu de base para este estudo, parte desta forma
de determinacao dos médulos equivalentes. Atualmente ha técnicas mais moder-
nas, como a metodologia denominada Auto-coerente, para determinagdo dos mé-

dulos elasticos equivalentes que podem ser testadas no futuro.

Além da metodologia em si de estimativa dos médulos compressionais das
feicOes carticas, recomenda-se o estudo do seu impacto nas curvas de produgao
de um reservatério com presenca de carste conduto, uma vez que neste trabalho

somente foi considerada a presenca de carste difuso.

Assim como a presencga de diferentes tipos de carstificagdo, também & im-
portante avaliar a metodologia proposta para reservatérios heterogéneos, tanto

em relacdo as faceis constituintes da matriz rochosa quanto a forma (difuso e
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conduto) do carte. A presenca de falhas e fraturas também s&o aspectos que con-
ferem heterogeneidades a um reservatério, que nao foi escopo deste trabalho, e

recomenda-se a avaliagdo da metodologia proposta.

Assim como a presencga de diferentes tipos de carstificagdo, também & im-
portante avaliar a metodologia proposta para reservatérios heterogéneos, tanto
em relacao as faceis constituintes da matriz rochosa quanto a forma (difuso e con-
duto) do carte. A presencga de falhas e fraturas também sao aspectos que confe-
rem heterogeneidades a um reservatoério, que nao foi escopo deste trabalho, e

recomenda-se a avaliagdo da metodologia proposta.

Outro importante ponto a ser avaliado em estudos futuros € o comporta-
mento ndo s6 da permeabilidade, mas também da porosidade do carste quando
ocorre colapso de poros, ou seja, quando ocorre deformagéo plastica destas fei-
¢Oes. Esta premissa impactara diretamente no material de preenchimento dos po-
ros, sendo necessario também avaliar diferentes valores de coeficiente de Poisson

e Biot para as fei¢des carsticas.

Para a matriz rochosa, neste estudo, nio foi avaliado o uso de tabelas de
pseudoacoplamento que representassem a variagdo da porosidade e permeabili-
dade ao longo do tempo. Entretanto, assim como para as feicbes carsticas, de
forma a incorporar efeitos geomecanicos na simulagao de escoamento, reco-
menda-se considerar a variagdo das propriedades permoporosas da matriz ao

longo do tempo de producéao.

Vale ressaltar que para melhor acuracia do uso de tabelas de pseudoaco-
plamento para incorporagéo dos efeitos geomecanicos na simulagao, € necessa-
rio a realizagdo de ensaios de laboratdrio para calibrar (ajustar) os modelos geo-
mecanicos. Além de ensaios de petrofisica basica que fornecerao os valores de
porosidade e permeabilidade da rocha reservatério, scratch test, ensaios uniaxiais
e triaxial com medicdo de vazao fornecerao estimativas de propriedades como o
modulo de deformabilidade e o0 médulo volumétrico da rocha, assim como a vari-
acao da porosidade e permeabilidade em funcéo da tensao. Pelo exposto, reco-
menda-se a utilizacao destes dados ditos “hard” na industria do petroleo, ou seja,
dados passiveis de medicao e controle, em futuros estudos sobre estimativas de

compressibilidade e utilizagao de tabelas de pseudoacoplamento.

Recomenda-se também avaliar diferentes configuragbes de produgéao (Ex.:
Five spot e Face produtora), mecanismos de producao (Ex.: Injecdo de agua, In-

jecao de gas e Water Alternating Gas (WAG) — Injecao alternada de agua e gas),
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uma vez que neste estudo foi considerado somente um pogo no centro do reser-
vatorio produzindo por deplecao. Utilizar diferentes mecanismos de produgao sera
de suma importancia para uma melhor avaliagao das curvas de produgao quando
a rocha sobre deformacao reversivel (elastica) e irreversivel (plastica); assim
como para avaliagao do processo de histerese, que também néo foi avaliado neste

trabalho.

A introdugao de mecanismos de producido que visem recuperar a pressao
de poros do reservatorio, ex.: Injecdo de agua, Injecédo de gas e Water Alternating
Gas (WAG) — Injecao alternada de agua e gas, também permitira avaliar, com o
uso de tabelas de pseudoacoplamentos, o efeito da histerese na variacdo das
propriedades permoporosas ao longo da produgcédo do campo.

Avaliar diferentes controles numéricos para o modelo de forma a reduzir o
custo computacional das analises. A utilizagdo de softwares, tal como o CMOST
da prépria CMG, que facilitam o ajuste assistido pode ser uma alternativa para
otimizacao do controle numérico tendo como meta erros de balango de materiais

desejaveis.
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