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RESUMO

SILVA, G. M. Simulacdo numérica do escoamento dgua-gas em reservatorios de baiza
permeabilidade. 2025. 73 f. Dissertagao (Mestrado em Modelagem Computacional) —
Instituto Politécnico, Universidade do Estado do Rio de Janeiro, Nova Friburgo, 2025.

A recuperacao de gas natural tem crescido com a explotagao de reservatorios nao
convencionais de baixa e baixissima permeabilidade. Neles, a producao é favorecida, por
exemplo, pelo uso de pocos horizontais e pelo efeito de escorregamento do gas. Neste
trabalho, é feita uma simulagao numérica do escoamento isotérmico bifasico agua-gas,
contabilizando o impacto do escorregamento do gas e da variagao da permeabilidade
em funcao da alteracao da tensao atuando na matriz porosa. Isso se justifica porque
as solugoes analiticas sao limitadas a casos particulares, com hipodteses simplificadoras,
e os experimentos em escala de campo sao dificeis de realizar e onerosos — sendo os
testes de pressao em pocos a alternativa mais préoxima. As equacoes governantes Sao
discretizadas utilizando o Método dos Volumes Finitos e os sistemas de equagoes algébricas
sao linearizados e resolvidos aplicando-se uma estratégia de solucao do tipo Picard-
Newton, uma decomposicao de operadores e o método iterativo do Gradiente Biconjugado
Estabilizado pré-condicionado. O uso do Método dos Volumes Finitos garante a conservacao
das quantidades envolvidas, enquanto a estratégia de Picard-Newton é adotada devido
a necessidade de linearizacoes. Além disso, a decomposicao de operadores permite a
resolucao de dois subsistemas de menor custo computacional em comparacao a solugao
de um tnico sistema de maior dimensao (dois sistemas de ordem 2N? em vez de um
sistema de ordem 4N?). Os resultados obtidos sao disponibilizados em termos da vazao
instantanea e do volume de gés recuperado, considerando diversos cenarios de producao.
Em conclusao, eles mostraram que foi possivel capturar os efeitos fisicos incorporados,
com o escorregamento favorecendo a producgao e a reducao da pressao no reservatorio
acarretando a diminuicao da permeabilidade aparente.

Palavras-chave: escoamento bifasico; método Picard-Newton; pogo horizontal;

reservatérios de baixa permeabilidade.



ABSTRACT

SILVA, G. M. Numerical simulation of water-gas flow in low permeability reservoirs..
2025. 73 f. Dissertacao (Mestrado em Modelagem Computacional) — Instituto Politécnico,
Universidade do Estado do Rio de Janeiro, Nova Friburgo, 2025.

Natural gas recovery has increased with the exploitation of unconventional reservoirs
with low and very low permeability. In these reservoirs, production is favored, for instance,
by the use of horizontal wells and due to the gas slippage effect. In this work, a numerical
simulation of the two-phase isothermal water-gas flow is performed, accounting for the
impact of gas slippage and the variation of permeability as a function of the change
in stress acting on the porous matrix. This is justified because analytical solutions are
limited to particular cases with simplifying assumptions, and field-scale experiments are
difficult to perform and costly — with well pressure tests being the closest alternative.
The governing equations are discretized using the Finite Volume Method and the systems
of algebraic equations are linearized and solved by applying a Picard-Newton solution
strategy, an operator decomposition and the iterative method of the preconditioned
Stabilized Biconjugate Gradient. The use of the Finite Volume Method ensures the
conservation of the involved quantities, while the Picard-Newton strategy is adopted due
to the need for linearizations. Additionally, the operator decomposition allows for solving
two subsystems with lower computational cost compared to solving a single larger system
(two systems of order 2N? instead of one system of order 4N?). The results obtained are
made available in terms of instantaneous flow rate and volume of recovered gas, considering
several production scenarios. In conclusion, they showed that it was possible to capture
the physical effects, with the slippage favoring production and the reduction in reservoir
pressure leading to a decrease in apparent permeability.

Keywords: two-phase flow; Picard-Newton method; horizontal well; low permeability

reservoirs.
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INTRODUCAO

A crescente demanda por energia, aliada a busca por autonomia energética e devido
a reducao das reservas convencionais de 6leo e gas, tem estimulado a procura por fontes
alternativas. De acordo com Al-Twaijri et al. (2018), o aumento da demanda por energia
levou a exploracao e producao de fontes nao convencionais de petréleo. Os reservatérios
de baixa permeabilidade portadores de gés (tight gas) e os folhelhos portadores de gas
(shale gas), por exemplo, encontram-se entre os principais recursos disponiveis. Esses
reservatorios sao caracterizados por possuirem porosidade e permeabilidade absoluta baixas,
o que dificulta o escoamento de hidrocarbonetos através deles e exige, frequentemente,
a aplicagao de técnicas tais como a perfuragao de pogos horizontais (Figura 1) e/ou o

fraturamento hidraulico para que uma producao economicamente viavel seja alcancada.

Figura 1 - Sistema de producao de hidrocarbonetos com utilizagdo de poco

horizontal

Separador

Valvulas
de superficie

Linha
de fluxo

Vilvulas de
—subsuperficie

\ Reservatorio

Fonte: Souza, 2013.

Destaca-se, por exemplo, que nos reservatérios do tipo shale gas, além de apresenta-
rem permeabilidade absoluta extremamente baixa, o transporte de gas é caracterizado por
mecanismos complexos e pela geometria das fraturas naturais neles presentes. Segundo Al-
Twaijri et al. (2018), a produc@o neles predominantemente envolve o escoamento bifésico
de géas e agua. Além disso, os autores consideraram a presenca de fraturas, destacando a

sua importancia na recuperacao de gas e estudaram a influéncia da variacao da saturagao
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inicial da agua.

As formagoes de tight gas sao outro exemplo normalmente ligado a ambientes
deposicionais especificos, como arenitos compactados e carbonatos com baixa conectividade
de poros. Possuem uma estrutura interna com uma elevada heterogeneidade, variacoes de
porosidade, permeabilidade e distribui¢ao de fraturas (Shanley; Cluff; Robinson, 2004).
Neles, as forgas capilares desempenham um papel importante, resultando no aumento das
pressoes e na consequente mobilizacao do gas aprisionado.

Nos reservatorios de tight gas, a produgao enfrenta desafios significativos ocasionados
pelas baixas permeabilidade e porosidade e pela complexidade estrutural (Holditch, 2006).
Portanto, é necessaria a utilizacao de técnicas de estimulacao, como o fraturamento
hidréulico e as perfuragoes horizontais, a fim de viabilizar a produgao (Cipolla et al.,
2009). Porém, o fato do escoamento ser multifasico pode contribuir para a introdugao
de complicagoes adicionais (Shahraeeni; Firoozabadi, 2015), como a producao sendo
limitada pela presenca de dgua, que pode ocupar os poros e bloquear o escoamento do
gas (Babadagli; Al-Yaseri; Roshan, 2015).

A producao em reservatérios de shale gas e tight gas difere significativamente das
abordagens tradicionais, pois o gas encontra-se retido na matriz rochosa e nas fraturas
naturais na nanoescala. Nesse contexto, a técnica de perfuragao horizontal permite a
maximizacao da area de contato do pogo com as fraturas, enquanto que o fraturamento
hidraulico cria novas fraturas ou amplia as ja existentes. Combinados, na pratica, eles
tornaram rentavel a produgao de recursos nao convencionais e permitiram atender a
crescente demanda energética global (Zhang; Yang, 2023).

Conforme ja visto, os desafios nesses reservatérios vao além da complexidade
estrutural. Segundo Xu et al. (2021), a presenga de dgua nos poros e fraturas interfere na
mobilidade do gas, resultando em um escoamento bifasico. Frequentemente, os métodos
numéricos sao empregados para estudar o escoamento e prever a produgao. Os modelos
mais avangados incorporam elementos tais como a adsor¢ao de gas na superficie da matriz
organica e mecanismos que levam em conta o seu deslizamento (slippage), que ocorrem em
poros de tamanho nanométrico. Além disso, a injecao de fluidos durante o fraturamento
pode alterar as propriedades do reservatoério, criando zonas de baixa permeabilidade
préximas ao pogo (He et al., 2023).

Reforcando, os reservatérios do tipo shale gas sao conhecidos por apresentarem
baixas porosidade e permeabilidade absoluta na matriz porosa, além de heterogéneos
quando da presenca, por exemplo, de fraturas naturais. Quando do uso do fraturamento
hidraulico, o fluido injetado pode atingir certas regioes do reservatério, comprometendo a
eficiéncia do processo. Segundo Xu et al. (2021), os métodos numéricos podem enfrentar
problemas de convergéncia ao estudar escoamentos bifasicos gas-dgua nesses reservatorios.
Para superar essa dificuldade, os autores supracitados utilizaram a teoria fractal para

caracterizar quantitativamente as fraturas hidraulicas em pocos horizontais multifraturados.
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Eles aplicaram o método Meshless Weighted Least-Squares (MWLS) nas simulagoes
numéricas, obtendo resultados consistentes com o Método das Diferencas Finitas (MDF),
porém, com menor custo computacional. Os resultados também indicaram que quanto
maior a saturacao inicial da dgua, maior sera a resisténcia ao escoamento do gas. Além
disso, a reducao no espacamento entre as fraturas levou a um aumento na producao diaria
de gés.

Diversos mecanismos podem explicar a baixa recuperagao de agua durante a
producao nesses reservatorios. Entre eles, pode-se citar: a retencao de agua na rede de
fraturas, a imbibicao de agua associada a pressao osmotica e a pressao capilar. De acordo
com He et al. (2023), esses fatores dificultam o escoamento da dgua, que pode ser modelado
via uma versao modificada da lei de Darcy para escoamentos a baixas velocidades. Assim,
os autores utilizaram uma adaptacao da lei de Darcy para descrever o transporte de
agua e uma outra versao ajustada para o transporte de gas, considerando os mecanismos
de deslizamento e o escoamento molecular livre. Além disso, eles realizaram estudos de
sensibilidade por meio de simulagoes numéricas para avaliar a recuperagao de agua em
formagoes de shale gas.

Como sabido, os reservatorios de shale gas, diferentemente dos reservatérios deno-
minados convencionais, apresentam caracteristicas especificas, como baixa permeabilidade
absoluta, microporosidade e alta heterogeneidade, o que torna a modelagem do escoa-
mento um desafio significativo (Javadpour, 2009). Dentre os fatores que influenciam no
comportamento dos fluxos em reservatorios de baixissima permeabilidade absoluta estao o
efeito de Klinkenberg, a adsorcao de gas e a variacao das propriedades do meio devido
as mudancas na tensao atuando na matriz porosa. Portanto, a introducao desses fatores
é imprescindivel para a obtencao de resultados acurados, a partir do uso de modelos
fisico-matematicos voltados para a previsao do desempenho do reservatério sob diferentes
cenarios de operagao.

O efeito de Klinkenberg, também conhecido como deslizamento do gas, ocorre em
meios de baixa permeabilidade, onde o gas adquire uma velocidade maior nas proximidades
das paredes dos poros. Esse fenomeno é relevante em condicoes de baixa pressao, e
resulta em uma permeabilidade efetiva (aparente) que é maior do que a permeabilidade
absoluta (Klinkenberg, 1941). A nao inclusao desse efeito pode levar a erros nas previsoes de
producao se a pressao no reservatorio for relativamente baixa. Por outro lado, o fenomeno
de adsorcao é um outro mecanismo fundamental, pois o gas natural é armazenado nao
apenas livremente nos poros, mas também adsorvido na superficie do material organico,
como o querogénio (Clarkson; Bustin, 2013). A adsor¢ao muda a dinamica do escoamento,
impactando a disponibilidade de gas durante a producao, pois parte do gas é liberada
apenas com a diminuigao da pressao no reservatério (e/ou com o aumento de temperatura).

J&4 a mudanca das propriedades do meio poroso causada pela tensao efetiva impacta

a permeabilidade. Em reservatorios de shale gas, a pressao do reservatério e a tensao



15

mecanica estao intimamente ligadas, podendo modificar significativamente os valores da
permeabilidade ao longo do tempo. A compressao do meio poroso, gerada pelo aumento da
pressao, pode restringir o escoamento dos fluidos, requerendo a incorporacao de uma relacao
fornecendo a permeabilidade em funcao da tensao e da deformacao (Wang; Zoback, 2018).
Esses efeitos tornam-se importantes em pocos horizontais com fraturamento hidraulico,
onde a redistribuicao de tensoes pode alterar o comportamento do escoamento nas fraturas
abertas.

Zhang e Yang (2023) estudaram numericamente o escoamento bifasico dgua-gds em
um reservatério de shale gas, produzindo através de um poco horizontal multifraturado.
Os autores consideraram os efeitos inerciais (ndo-Darcy) e o deslizamento do gds, aplicando
um método iterativo para atualizar a saturacao do gés e da dgua em cada segmento da rede
de fraturas discretas. Também definiram um fator de dano a formagao (efeito de pelicula,
skin effect) para representar as mudangas na permeabilidade da matriz ao longo do tempo.
Além disso, a adsorcao foi incorporada na equacao de difusividade, considerando o gas
adsorvido em meios porosos na nanoescala. Eles destacaram que a dessor¢ao na matriz
pode aumentar a producao de gas e reduzir a producao de agua. As taxas de producao
obtidas foram compativeis com as observadas em campo.

No trabalho de Zhang et al. (2019), foi proposto um modelo para a previsao da
producao empregando pogos horizontais multifraturados baseado na teoria de Multiple
Interactive Continua (MINC). Foi considerada tanto a matriz organica quanto a inorganica
e o sistema de fraturas naturais, além de uma rede de fraturas discretas (Discrete Fracture
Network, DFN), para descrever o comportamento nao convencional do escoamento em
sistemas compostos por folhelhos. O estudo considerou o escoamento multiescala nao-Darcy
na matriz ultrafina, a adsorcao e dessorcao na superficie dos materiais organicos, a nao
consolidacao das rochas nas fraturas naturais, e o escoamento turbulento préximo ao poco.
Os autores também propuseram um método hibrido, combinando os Métodos dos Volumes
Finitos (MVF) e das Diferencas Finitas (MDF'), para a obtengao dos resultados numéricos.
A acuracia dos resultados foi validada e uma anélise de sensibilidade foi realizada, para
avaliar o impacto da permeabilidade e do volume de Langmuir no desempenho da producao.
Em resumo, os reservatérios de gas de folhelho contém volumes significativos de gds, mas
a sua baixa permeabilidade intrinseca levou ao uso da perfuracao de pocos horizontais,
que viabilizaram economicamente a producao. Nesse contexto, as simulacoes numéricas se

apresentam como fundamentais para o planejamento da recuperagao de gas natural.

Objetivo

Investigar, por meio de simulagoes numéricas, o escoamento isotérmico bifasico dgua-

gas em reservatérios de baixa permeabilidade produzindo através de pogos horizontais,
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considerando os efeitos do deslizamento do gas (efeito Klinkenberg) e da variacao da
permeabilidade em fungao das mudancas na tensao efetiva, com o intuito de contribuir para

o entendimento e otimizacao dos fatores que influenciam a producao nesses reservatorios.

Objetivos Especificos

1. Analize dos efeitos nao-Darcy: Realizando analize dos impactos dos efeitos de

Klinkenberg e da variacao da tensao efetiva.

2. Anadlise de sensibilidade: Realizar analises como a variagao do fator b de Klin-
kenberg, v da correcao da tensao, da porosidade, permeabilidade absoluta e do

comprimento do poco.

Para atingir os objetivos propostos, serao utilizadas técnicas numéricas que englobam
a discretizacao das equacgoes governantes do escoamento bifasico dgua-gas em meio poroso
por meio do Método dos Volumes Finitos (Freitas, 2017), aliado a uma estratégia de
decomposicao de operadores (operator splitting) (Vennemo, 2016). Essa abordagem resulta
na solucao de dois sistemas de equacoes algébricas: um destinado a determinacao da
pressao da fase gasosa e outro a obtencao da saturagao da fase dgua. Devido ao cardter
nao linear das equagdes, emprega-se o Método de Picard (Ertekin; Abou-Kassem; King,
2001) para a linearizacao das equagoes de pressao e o Método de Newton-Raphson (Aziz;
Settari, 1990) para as equagoes de saturacao. Vale destacar que o simulador foi adaptado
a partir de um cddigo preexistente desenvolvido no Laboratério de Modelagem Multiescala
e Transporte de Particulas (LABTRAN), focado na solu¢ao numérica de escoamentos

bifdsicos em reservatorios de petréleo (Freitas, 2017).

Organizacao do trabalho

Finda a Introducao, onde foi contextualizada a area de pesquisa abordada e fez-se
uma breve revisao bibliografica sobre os reservatérios nao convencionais portadores de gas
natural, descreve-se a organizacao da presente dissertacao. Primeiramente, no Capitulo 1.2,
apresenta-se as propriedades dos fluidos e da rocha, e como elas sao determinadas no
modelo fisico-matematico.

A modelagem do escoamento bifésico é apresentada no Capitulo 2, sendo as equacoes
governantes obtidas a partir das equagoes de conservacao da massa e da quantidade de
movimento, para cada fase, especificas para os fendmenos de transporte em meios porosos.
Ademais, também sao empregadas as relagoes que fornecem as propriedades dos fluidos,

da rocha e da interagao rocha/fluido.
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Ja o Capitulo 3 é dedicado a apresentacao da metodologia numérico-computacional,
a qual baseia-se na discretizagao das equacoes diferenciais parciais via o Método dos
Volumes Finitos, no uso de uma decomposicao de operadores, na linearizacao das equacoes
discretizadas utilizando os Métodos de Picard e de Newton-Raphson, e na adocao de um
método iterativo, o do Gradiente Biconjugado Estabilizado pré-condicionado, destinado
a solucao dos sistemas de equacoes algébricas linearizadas. Nesse capitulo também ¢é
introduzida a técnica de acoplamento pogo-reservatorio utilizada.

Em seguida, no Capitulo 4, sao apresentados os resultados obtidos, em termos da
vazao instantanea e do volume acumulado de gas natural produzido. Eles sao calculados
considerando-se diferentes cenarios, mediante a variagao de alguns dos parametros e
propriedades pertinentes. Por fim, sao apresentadas as conclusoes e as perspectivas

futuras.
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1 RESERVATORIOS NAO CONVENCIONAIS E PROPRIEDADES DE
FLUIDO E ROCHA

1.1 Propriedades de Fluido e Rocha

Os reservatorios de subsuperficie sao estruturas geoldgicas que armazenam 6leo e gés
natural, podendo também conter agua. Os reservatorios sao classificados em convencionais
e nao convencionais em fungao das técnicas de produgao necessérias (por exemplo, pogos
horizontais hidraulicamente fraturados) para se obter uma producao economicamente
viavel.

Nos reservatorios convencionais, os hidrocarbonetos estao aprisionados em rochas
porosas e permeaveis que permitem, via de regra, a migracao natural e a extracao facilitada.
Por outro lado, nos reservatorios nao convencionais o 6leo e o gas estao contidos em rochas
de baixa permeabilidade, como os folhelhos, implicando na necessidade de tecnologias
especificas, tais como os pogos horizontais, para viabilizar a sua explotacao (Aguilera, 2010).
Atualmente, Estados Unidos, Canadd e China destacam-se na producao de hidrocarbonetos
oriundos desses reservatorios, especialmente apds a introducao do fraturamento hidraulico
(fracking), que favoreceu a explotagao de reservatérios de shale e tight gas (INTERNATI-
ONAL ENERGY AGENCY, 2020).

Nos dias de hoje, o foco principal da produg¢ao no Brasil estda na exploracao das
jazidas na camada pré-sal e, portanto, a explotacao a partir de folhelhos ainda encontra-
se em um estagio inicial. Entretanto, devido ao seu grande potencial de producao,
especialmente em bacias sedimentares como as de Santos e Parand, hé cada vez mais
interesse em fomentar a producao de gés, sendo que as caracteristicas geoldgicas indicam a
presenga de recursos semelhantes aos encontrados nos Estados Unidos (Guardado; Gamboa;
Lucchesi, 2000).

Além das dificuldades em razao da complexidade operacional e dos elevados custos, a
recuperacao de hidrocarbonetos a partir de reservatorios nao convencionais de gés enfrenta
resisténcia, devido aos eventuais impactos ambientais, pois o fraturamento hidraulico
envolve o uso intensivo de agua e produtos quimicos, que podem contaminar aquiferos
e induzir a geracao de sismos, segundo alguns pesquisadores (Vengosh et al., 2014).
Deve-se destacar que a producao eficiente e sustentavel desses recursos é essencial no
cenario energético atual, diante das pressoes por uma transicao para fontes mais limpas e

renovaveis.
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1.1.1 Rochas do Tipo Folhelho

As rochas do tipo folhelho sao sedimentares, finamente laminadas, formadas por
argila, silte e matéria organica. Possuem a capacidade de atuarem simultaneamente como
rocha geradora e reservatério de hidrocarbonetos, caracteristica incomum em sistemas
convencionais. A sua explotacao como fonte de energia nao convencional transformou o
cenario energético global nas ultimas décadas, especialmente por meio dos reservatérios do
tipo shale gas e shale oil (Aguilera, 2010).

Os folhelhos sao formados em ambientes sedimentares de baixa energia, como lagos
e mares rasos, onde particulas finas de argila e material organico se acumulam lentamente e
se compactam ao longo de milhoes de anos. Esse processo cria uma estrutura em camadas,
com altos indices de carbono organico total, essencial para a geracao de 6leo e gas. Ao
longo do soterramento e da evolugao geoldgica, a pressao e a temperatura transformam a
matéria organica em querogénio, que se converte em hidrocarbonetos (INTERNATIONAL
ENERGY AGENCY, 2020).

Essas rochas apresentam baixas porosidade e permeabilidade, que variam entre
2% e 10% e da ordem de nanodarcies (nD), respectivamente, dificultando sobremaneira
o escoamento de fluidos no interior delas (Guardado; Gamboa; Lucchesi, 2000). Os
hidrocarbonetos ficam aprisionados em microporos e fissuras na rocha. As principais
categorias de hidrocarbonetos encontradas nos folhelhos sdo o shale gas (contendo gas
natural) e o shale oil (contendo 6leo leve). No shale gas, o gas natural é composto
principalmente por metano (C'Hy) e outros gases leves. Ja no shale oil, o éleo leve tem
alta volatilidade e é menos denso do que dleos tradicionais, facilitando a extracao por meio
de pocos horizontais e fraturamento hidrdulico (Aguilera, 2010).

Nos Estados Unidos, as formacoes Marcellus e Barnett tiveram um papel importante
na revolucao energética do pais, impulsionando significativamente a producgao nacional
de shale oil e shale gas. Elas modificaram nao apenas o mercado energético interno,

como consolidaram os EUA como lider mundial na produ¢ao de hidrocarbonetos nao

convencionais (INTERNATIONAL ENERGY AGENCY, 2020).

1.1.2 Perfuragao Horizontal

A perfuracao horizontal é uma tecnologia essencial na explotacao de reservatorios
nao convencionais. Ela transformou radicalmente a industria de petrodleo e gas, tornando
possivel a produgao em formagoes geoldgicas de baixa permeabilidade (Aguilera, 2010).
Trata-se do desvio da trajetoria do pogo, de uma orientacao vertical para horizontal ou
quase horizontal em relacao ao acamadamento principal do reservatério, maximizando a

area de contato entre o poco e a formacao produtora. Primeiramente, o pogo é perfurado
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verticalmente até atingir uma profundidade préxima a camada desejada. Em seguida,
realiza-se um desvio direcional, utilizando uma ferramenta especifica para alterar a tra-
jetéria do poco. A partir deste ponto, a perfuracao continua na dire¢ao horizontal ao longo
da camada produtora por centenas ou milhares de metros, ampliando significativamente a
area de drenagem dos hidrocarbonetos (Guardado; Gamboa; Lucchesi, 2000).

Essa tecnologia traz algumas vantagens, tais como uma maior eficiéncia na re-
cuperacgao de hidrocarbonetos quando o 6leo e o gas estao em microporos, mediante o
aumento da area de contato com a camada produtora e da taxa de recuperacao. Assim,
ha uma reducao da necessidade do uso de miltiplos pogos verticais, diminuindo os custos
e o impacto ambiental. Os pocos horizontais sao essenciais para se alcancar volumes
de producao comercialmente viaveis em formacoes de baixa permeabilidade, de acordo
com Aguilera (2010). No entanto, a perfuracdo horizontal possui um custo elevado, uma
maior complexidade operacional e risco de falhas mecanicas na operagao, apresenta difi-
culdades na avaliacao e no monitoramento, além das limitacoes geoldgicas e intervengoes
com maior grau de dificuldade (Vengosh et al., 2014). Mesmo assim, apesar dos desafios
associados, ela se estabeleceu como uma das tecnologias mais significativas no setor de
6leo e gas, aumentando a produtividade em véarias regioes do mundo, sendo utilizada em
diferentes ambientes e formagoes, como shale gas, shale oil e tight gas, incluindo também

projetos offshore.

1.1.3 Fraturas Naturais

As fraturas naturais sao descontinuidades encontradas nas rochas e desempenham
um papel preponderante no comportamento dos reservatorios nao convencionais, especial-
mente nos de shale gas. Elas tém origem em processos geoldgicos, tais como a compressao
tectonica, o alivio de tensoes e as variacoes térmicas, e estao associadas a zonas de alta
heterogeneidade. Nos reservatérios de shale gas, a presenga delas pode aumentar a permea-
bilidade equivalente do sistema, permitindo que o gas armazenado na matriz de ultrabaixa
permeabilidade escoe de forma mais eficiente (Gale; Laubach; Olson, 2014). As fraturas
naturais podem ser abertas ou parcialmente preenchidas por minerais secundarios, como o
quartzo, a calcita e a pirita. A disposicao, direcao e extensao delas sao fatores criticos
para o comportamento do fluxo de fluidos no interior dos reservatorios. As que ocorrem
paralelamente ao nivel minimo de tensao do reservatério sao as mais susceptiveis a reaber-
tura durante o fraturamento hidraulico, o que potencializa o aumento da permeabilidade
da formacao (Laubach; Others, 2009).

A caracterizacao das fraturas naturais é feita utilizando-se diferentes métodos,
tais como: a perfilagem geofisica, utilizada para detectar areas fraturadas através de

irregularidades nos registros de perfuracao; a andlise de testemunhos, que possibilita
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a identificacao direta das fraturas em amostras de rocha coletadas do reservatorio; e
a tomografia computadorizada, empregada para produzir imagens tridimensionais das
fraturas internas. Essas informagoes sao incorporadas em modelos de rede de fraturas
discretas, que simulam o comportamento das fraturas de forma estocastica e auxiliam na
previsao do escoamento de fluidos (Zhang et al., 2019).

A integragao entre as fraturas naturais e as provocadas pelo fraturamento hidraulico
¢ um dos maiores obstaculos na producao de gés em campos petroliferos. No fraturamento,
as fraturas naturais podem funcionar como caminhos preferenciais, contribuindo para
intensificar a conexao entre as fraturas formadas e a rocha matriz. Contudo, as fraturas
naturais preenchidas por minerais podem restringir o avango das fraturas hidraulicas,
levando a uma produgdo mais baixa (Ghassemi, 2012). Estudos mostram que as mudangas
na pressao dos poros e as condicoes de tensao local influenciam a abertura e o fechamento
das fraturas naturais. Em alguns casos, elas podem reativar-se sob baixas pressoes de
fraturamento, contribuindo para o aumento da producao inicial. No entanto, esse aporte
pode se reduzir com o passar do tempo, devido ao fechamento provocado pela tensao
atuante nelas (Warpinski; Du; Zimmer, 2012).

Os reservatérios com densas redes de fraturas naturais, geralmente, apresentam
uma producao inicial superior devido a maior interconexao entre a matriz e as fraturas. No
entanto, eles também estao sujeitos a um rapido declinio, ja que o gés contido nas fraturas
é escoado rapidamente. Portanto, a eficacia a longo prazo estd atrelada a capacidade das
fraturas naturais de permanecerem abertas com o passar do tempo e a contribuigao do gas

armazenado na matriz porosa (Weng, 2015).

1.1.4 Fraturamento Hidraulico

O fraturamento hidraulico é uma técnica de estimulagao de reservatdrios que possi-
bilita a extracao de hidrocarbonetos aprisionados em formacoes de baixa permeabilidade,
sendo essencial para a explotacao de reservatorios nao convencionais. O seu uso favoreceu
a producao de gas natural e 6leo em larga escala, principalmente em regioes dos Estados
Unidos e do Canada. Essa técnica consiste na injecao de fluidos sob alta pressao em uma
estrutura rochosa, visando ampliar as fraturas pré-existentes e/ou criar fraturas artificiais,
de modo a favorecer o deslocamento dos hidrocarbonetos. A pressao exercida gera abertu-
ras nas rochas e a formacao de canais de alta permeabilidade, permitindo a passagem do
6leo ou gas retido nas microporosidades da rocha até a superficie. As suas etapas sao: a
perfuracao do poco, a cimentagao e o isolamento, a injecao de fluido sob alta pressao, a
introducao de agentes de sustentacao, e o retorno de fluido (flowback) (INTERNATIONAL
ENERGY AGENCY, 2020).

Essa técnica pode ser empregada em diversos tipos de reservatérios, mas é principal-
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mente utilizada em reservatérios nao convencionais. No Brasil, ela ainda encontra-se nos
seus primérdios e a Bacia do Parand vem sendo estudada a fim de avaliar o seu potencial
de producao de gas nao convencional. No entanto, conforme ja mencionado, ha uma
grande resisténcia ao seu uso devido aos riscos ambientais envolvidos. Apesar do aumento
da producao, ele gera preocupacoes no que diz respeito ao consumo intensivo de agua,
a contaminacao de aquiferos, as emissoes de metano e a possivel geragao de sismos nas
areas proximas a explotacao (Masson-Delmotte et al., 2021). Nos tltimos anos, tém sido
realizados investimentos em tecnologias para atenuar esses impactos como a reutilizacao
da agua, a aplicacao do fraturamento a seco, e a supervisao sismica em tempo real. A
despeito das suas contribuicoes para a seguranca energética, o uso do fracking requer uma
regulamentacao especifica e depende da inovacao tecnologica para poder mitigar os seus
impactos. Em um mundo cada vez mais voltado para a transicao energética, o seu futuro

dependera da capacidade de se tornar mais sustentavel.

1.2 Propriedades de Fluido e Rocha

A modelagem fisico-matematica do escoamento bifdasico em meios porosos requer
o conhecimento aprofundado das propriedades fisicas pertinentes. No contexto de reser-
vatérios de petréleo, o meio poroso é constituido pela rocha, enquanto que os fluidos
presentes podem ser o 0leo e a agua, o gés e o 6leo, ou o0 gas e a agua. A interacao entre
essas fases e o meio poroso é essencial para entender o escoamento e desenvolver técnicas
de simulacao apropriadas.

As propriedades da rocha mais relevantes incluem a porosidade e a permeabilidade.
Dentre as propriedades dos fluidos, destacam-se a viscosidade e o fator-volume-formacao
(FVF). Além delas, é necessario levar em conta aquelas associadas as interagoes fluido-
rocha, como a pressao capilar e a permeabilidade relativa. Como aqui o modelo considera
o escoamento isotérmico, as propriedades dependerao essencialmente da pressao e da
saturacao. Em particular, revisa-se os conceitos de compressibilidade dos fluidos, fator
volume-formacao, viscosidade, porosidade, pressao capilar e permeabilidade relativa, bem
como as correlacoes empregadas para determinar essas propriedades. A utilizacao destas

correlacoes de forma acurada é essencial para a simulagao numérica.

1.2.1 Propriedades de fluido

A compressibilidade isotérmica de um fluido é definida como sendo a variacao de

volume de uma massa fixa quando submetida a uma mudanca de pressao, mantendo-se a
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temperatura constante, e é expressa por (Chen; Huan; Ma, 2006):

1 0V,
=————

Vi Op

9

T

onde [ = w, g, para w e g indicando, respectivamente, a dgua e o gas. Uma outra equagao

para a compressibilidade é dada por (Aziz; Settari, 1990)

_ 1 9p,

o Op @

]

T

na qual p; é a massa especifica da fase [.

O gés em condigoes de reservatério é um exemplo de um fluido compressivel. Nesse
caso, é possivel reescrever a Equagdo (1) utilizando a lei dos gases reais (Aziz; Settari,
1990),

onde Z é o fator de compressibilidade.
Em condicoes de reservatério, a agua é geralmente considerada como sendo incom-
pressivel ou ligeiramente compressivel, dependendo das particularidades do escoamento e

da faixa de pressoes. A sua compressibilidade pode ser estimada como (Freitas, 2017)

1
~7,033p — 537T + 541,55, + 403, 3’

Cy

onde ¢, é expresso em psi—!, T ¢é a temperatura em °F, p é a pressao em psi e S, representa
a salinidade da dgua expressa em g/L.

Ja o fator-volume-formacgao (FVF) é uma propriedade utilizada para converter os
volumes medidos sob as condicoes de pressao e temperatura do reservatorio em volumes
equivalentes sob condigbes padrao de pressao, ps., € temperatura, Ty (Rosa; Carvalho;
Xavier, 2006):

Vi

B, = 2
TV, 2)

onde V; e V., representam os volumes sob condigoes de reservatorio e padrao, respectiva-
mente, para a fase [.

A Equacao (2) também pode ser escrita como

pscl
By = —, 3
l Pl (3)
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onde pg, € p; representam as massas especificas sob condig¢oes padrao e de reservatorio,
respectivamente, para a fase [.

Para fluidos ligeiramente compressiveis, para pressoes superiores a do ponto de
bolha e uma compressibilidade constante, a Equagao (1) pode ser integrada (Chen; Huan;
Ma, 2006), levando a

D Pl d
Cz/ dp = / o — alp—pw) =In(p— pp) =In (ﬁ> ,
Piv o Pl Pib

ou seja,

P1 = Pib €XP [Cl (P - pzb)L (4)

onde py, representa a massa especifica na pressao do ponto de bolha.

A partir da Equagao (3), tem-se que

B, = B2, (5)
Pl

onde By, é o fator volume-formagcao do fluido no ponto de bolha e, da Equagao (4),

"p— — explei(pn — p))- (6)

Em seguida, substituindo-se a Equagao (6) na Equagao (5),

By = By explai(pw — p))- (7)

A massa especifica do gas pode ser calculada utilizando a lei dos gases reais (Aziz;
Settari, 1990),

_ M
pg_ ZRT’ (8)

onde M ¢é a massa molecular do gas e R a constante universal dos gases.

Agora, das Equagoes (3) e (8) obtém-se

Psc 1
Bg = T_Z_’ (9)
Ssc p
onde assumiu-se que Z,. ~ 1.
Aqui, emprega-se uma correlacao para calcular Z, para gases naturais, como uma

funcao da pressao e da temperatura reduzidas, definidas para substancias puras como
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onde p,. e T, sao a pressao e¢ a temperatura criticas.
Na determinacao da pressao e da temperatura pseudocriticas, com base na densidade

do gas, emprega-se (Sutton, 1984)

Ppe = 6711 + 14y, — 34.372

Tpe = 120.1 + 429, — 62.97..

Em se tratando do fator de compressibilidade Z (Ezekwe, 2010),

Z =1+ ai(Tp)pr + o) = co(Tpe) g2 + Ty, 1), (10)
onde
Ppr
= 0,27 ,
P ZT,,

Ay As A, As
Cl(Tpr):Al+E+T_3+T_4+T_5a
r pr pr pr

A7 Ag
02<T7') :A6+ + 55
P Ty TI?T
A;  Ag
()
P T, T2

(S

2
ca(Tyr, pr) = Aro(1 + Anpz) ( Pr ) eXp(—AnP?«)a

T3
sendo que as constantes A; a Aj; utilizadas nessas equagoes sao listadas na Tabela 1.

O valor do fator Z é obtido via a resolugao da Equagao (10) utilizando-se o Método
de Newton-Raphson (Chapra; Canale, 2015).

A viscosidade de um fluido é um parametro que descreve a relagao entre a tensao
cisalhante e a deformacao durante o escoamento, sendo uma propriedade que depende da
pressdo e da temperatura (no caso multicomponente a composicao também influenciara na
determinagao da viscosidade). Para um fluido ligeiramente compressivel e temperatura

constante, em geral, ela pode ser calculada através de uma correlagao empirica que associa
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Tabela 1 - Constantes utilizadas no célculo do fator Z

Coeficiente Valor

A 0,3265
A, ~1,070
A, -0,5339
Ay 0,01569
As -0,05165
Ag 0,5475
A; -0,7361
Ag 0,1844
Ay 0,1056
Ao 0,6134
An 0,7210

Fonte: Freitas, 2017.

a sua variacao com a pressao (Petrosky; Farshad, 1995).
Neste trabalho, a seguinte correlacao ¢é utilizada no calculo da viscosidade da
agua (McCain, 1990):

pra = pa(0,9994 + ¢p),

onde

Cuw = 40,0295 x 107° + 3,1062 x 10~ p,

sendo 1 a viscosidade da agua sob a pressao de 1 atm e na temperatura do reservatorio,
fhay = a7,

onde

ay = 109,574 — 8,40564.5, + 0,313315% + 8,72213 x 107352

by = 1,12166—2, 63951 x 10725, +6, 79461 x 1045245, 47119x107°S3—1, 55586 x 107952

[y estd em cp, p em psi, T" em graus Fahrenheit e S, representa um peso percentual de
sélidos.

No caso da viscosidade dos gases naturais, uma possibilidade é o uso da cor-
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relagao (Lee; Lee, 1981)
pg = (1 x 107" Kexp(Xpy ),

onde

(9,379 4 0,01607 M)
209,2 + 19,26M + T

986, 4
‘X:3¢M8+<—7%>—+QONMM4

(§]
Y = 2,447 — 0,2224X,

para p; em cp, pg em g/cm?, T em °R e M em lbm/mol.

1.2.2 Propriedades de rocha

A porosidade é uma propriedade das rochas que fornece uma medida da sua
capacidade de armazenar fluidos. E definida como a razao entre o volume de espago poroso,

V,, e o volume total da rocha, Vj, que inclui tanto a parte sélida quanto os poros (Rosa;
Carvalho; Xavier, 2006),

Vo

6=

A porosidade pode ser total ou efetiva. A porosidade total abrange tanto os poros
isolados quanto os interconectados, enquanto que a porosidade efetiva considera apenas os
poros interconectados. Como somente os interconectados permitem o escoamento de fluidos
através da rocha, a porosidade efetiva é a mais utilizada nas aplicagoes de engenharia de
reservatorios. Salvo mencao em contrario, o termo porosidade é associado a porosidade
efetiva (Rosa; Carvalho; Xavier, 2006) e tende a variar espacialmente. Quando ela é
independente da posicao, a rocha é considerada homogénea em termos da porosidade.
Caso contrario, o reservatoério é classificado como heterogéneo.

Assim como em se tratando da compressibilidade dos fluidos, pode-se introduzir a

compressibilidade das rochas na forma (Chen; Huan; Ma, 2006):

T pdp
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No caso dela ser pequena e constante,

¢ =¢"[1+cy(p — o)l (11)

onde ¢Y é a porosidade na pressao de referéncia py.

Ja a permeabilidade absoluta prové uma medida da resisténcia que o meio poroso
impoe ao escoamento de um tnico fluido através dele. Ela é tipicamente representada como
um tensor, com as suas componentes podendo variar com a posicao e a direcao. Entretanto,
em muitas aplicacoes praticas, ¢ comum representa-la como um tensor diagonal, onde os

elementos da diagonal principal sao denotados por k;, k, e k. (sistema de coordenadas

cartesianas),
k. 0 0
k=] 0 k 0
0 0 k,

1.2.3 Propriedades de rocha-fluido

No estudo de escoamentos bifdsicos, a taxa de fluxo de uma fase fluida é invaria-
velmente inferior aquela que ocorreria se ela escoasse de maneira independente no meio
poroso. A permeabilidade efetiva, denotada por k;, refere-se a capacidade de transporte
de uma dada fase através do meio poroso. Em um sistema com multiplos fluidos, ela é

definida como sendo a razao entre a permeabilidade efetiva de uma fase e a permeabilidade

absoluta,
ki

k. = —.
rl L

Em se tratando de escoamentos bifasicos, elas sao expressas em funcao da saturacgao
da fase molhante. Neste trabalho, emprega-se o modelo de Corey modificado para a fase
molhante (Ertekin; Abou-Kassem; King, 2001)

Sw - Sz'w “
Fra(Su) = Krvmas (m)

e, para a fase nao-molhante,

k

— 1-Sy—Srny )"
rg(S")fkTgmam ( 1fsiwfsmw) ’

onde S, e S;, representam, nesta ordem, a saturacao e a saturacao irredutivel da fase

molhante e S,,, é a saturacao residual da fase nao-molhante.
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Por outro lado, a molhabilidade representa a capacidade de um fluido aderir
preferencialmente & superficie sélida de um meio poroso na presenga de outro fluido (Rosa;
Carvalho; Xavier, 2006). Em um sistema gas-dgua, a dgua é a fase molhante, aderindo a
superficie sélida e ocupando preferencialmente as regides contendo os menores poros.

Ao considerar o escoamento imiscivel de dois ou mais fluidos em um ambiente
poroso, existe uma descontinuidade de pressao na interface de separacao destes fluidos. Ela
resulta da tensao superficial presente na interface, que reflete as forcas intermoleculares que
mantém as fases separadas. A diferenga de pressao entre a fase nao-molhante, p,,, e a fase
molhante, p,,, é conhecida como pressao capilar (Aziz; Settari, 1990). Matematicamente,

ela é expressa na forma

Pe = Pg — P

onde p. é a pressao capilar, p, a pressao na fase ndo-molhante (gés), e p, a pressao na fase
molhante (a dgua).

A pressao capilar influencia no deslocamento das fases durante a producao. Na
pratica, a relacao entre a pressao capilar e a saturagao da fase molhante é representada
por curvas empiricas denominadas curvas de pressao capilar. Nas simulagoes numéricas
de reservatérios, normalmente se define a pressao capilar como sendo uma funcao da
saturacao da fase molhante. Quando nao ha dados experimentais disponiveis, recorre-se
frequentemente a expressoes analiticas (Corey, 1959; Genuchten, 1980; Corey; Gerhard,
1986; Li; Lo, 2001).

A curva de pressao capilar adotada provem dos modelos baseados em leis de

poténcia (Rosa; Carvalho; Xavier, 2006),

1 - Sw - Srnw e
150 = (T575%)

sendo que o valor maximo da curva, p., .. (Sw), € 0 expoente epc devem ser determinados

a partir de experimentos ou por meio de dados de campo.

1.2.4 Efeito Klinkenberg

O efeito Klinkenberg é um fenéomeno que ocorre em sistemas porosos de baixa
permeabilidade portadores de gas, como os encontrados em reservatérios nao convencionais.
Segundo Klinkenberg (1941), em meios porosos com porosidades reduzidas e permeabilida-
des extremamente baixas, o gds nao obedece a condicao de nao-deslizamento prevista na
mecanica do continuo. Ao invés disso, ele desliza nas paredes dos poros, o que resulta em

uma permeabilidade efetiva superior a verificada sob fluxo de liquidos. Nos reservatorios
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nao convencionais, como o shale gas, o efeito Klinkenberg deve ser considerado para a
determinacao acurada da permeabilidade. Ao se deixar de considerar esse efeito, pode-se
estar subestimando o fluxo de gas nas simula¢des numéricas.

O efeito de escorregamento ocorre quando o tamanho dos poros é comparavel ao
livre caminho médio das moléculas de gas. Durante a producao, em ambientes de alta
pressao, o fluxo gasoso nao obedece a lei de Darcy classica devido a interacao entre as
moléculas de gés e a superficie dos poros. Portanto, o gias nao apenas se move sob a
acao de um gradiente de pressao, mas também desliza ao longo das paredes do poro,
aumentando a sua mobilidade. Segundo He et al. (2023), esse comportamento ocorre em
reservatorios onde a permeabilidade intrinseca da matriz é baixa ou extremamente baixa
(da ordem de nanodarcies). O efeito é mais notéavel em pressoes reduzidas, podendo levar
a superestimacao da permeabilidade quando nao é devidamente corrigido. Assim, o valor

da permeabilidade deve ser corrigido empregando, por exemplo, a expressao (Klinkenberg,
1941)

N CHE
p

onde k,, é a permeabilidade efetiva do gas, k. a permeabilidade intrinseca do meio poroso,
p a pressao do gas e b o fator de Klinkenberg.

Em pocos horizontais multifraturados, onde ha uma interagao constante entre a
matriz ultrafina e as fraturas, o comportamento do tipo nao-Darcy devido ao efeito de
Klinkenberg pode impactar significativamente as previsdes de produgao (Zhang; Yang,
2023). Como destacado em Zhang et al. (2019), as simulagbes avangadas de escoamentos
em reservatérios de baixa permeabilidade incluem o efeito Klinkenberg a fim de garantir
uma maior acuracia dos resultados. Isso é essencial no processo de otimizacao da producao
em pocos multifraturados, onde a pressao pode cair abaixo dos niveis necessarios para

manter o fluxo continuo de gas.

1.2.5 Efeito devido & Tensao Efetiva

A permeabilidade da matriz porosa e das fraturas naturais pode ser sensivel as
variacoes de tensao, o que influencia no fluxo de fluidos no interior dessas formagoes.
Com o aumento da producao e a reducao da pressao nos poros, a tensao efetiva sobre a
matriz rochosa aumenta, resultando em uma reducao da permeabilidade. Esse fenomeno é
conhecido como efeito do tensao efetiva na permeabilidade e precisa ser considerado para
garantir a acurdcia na previsao da produgao de gas (Zoback, 2013). Quando a pressao
dentro do reservatério diminui, ha uma redistribuigao das tensoes nas formacoes rochosas.

Assim, o aumento da tensao efetiva comprime as fraturas, diminuindo a porosidade e a
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permeabilidade da matriz, o que restringe a passagem do gas e da agua. Um modelo

simplificado empregado na contabilizacao desse efeito é dado por (Zhang; Yang, 2023)
k — e**y(zoofp)k07

onde v é o mdédulo de permeabilidade, dependente da composicao mineral e das carac-
teristicas mecanicas da rocha (Zhang et al., 2019), py é a pressao inicial e kg representa
a permeabilidade inicial. Além disso, a permeabilidade das fraturas, que é superior a
da matriz, ¢é sensivel ao fechamento induzido pela tensao. Nas formacgoes de shale gas,
a eficiéncia do fraturamento hidraulico depende da capacidade das fraturas induzidas

permanecerem abertas ao longo do tempo, mesmo com a redistribuic¢ao de tensoes.
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2 MODELAGEM DO ESCOAMENTO BIFASICO EM UM MEIO POROSO

Este capitulo introduz o modelo fisico-matematico que descreve o fluxo bifasico
agua-gas em reservatorios. Este tipo de modelagem ¢ utilizada para entender os processos
que acontecem dentro dos reservatérios, possibilitando a realizacao de simulacoes acuradas
e fazer previsoes sobre o comportamento dos fluidos ao longo do tempo. Ele consiste
em um conjunto de equagdes diferenciais parciais (EDPs) nao-lineares e condigoes de
contorno e iniciais (Chen; Huan; Ma, 2006). Assim, considera-se o escoamento bifésico,
isotérmico, de fluidos imisciveis, utilizando o sistema de coordenadas cartesianas. As
equagoes governantes obtidas capturam as interagoes entre os fluidos no reservatério,

incorporando as condigdes de escoamento (Islam et al., 2010).

2.1 Equacoes de conservacao

Os trés postulados basicos para a modelagem do escoamento bifasico em meios
porosos heterogéneos sao a conservagao da massa, da quantidade de movimento e da
energia. Fm se tratando do escoamento bifasico isotérmico, nao é necesséario considerar a
equagao de energia. No caso geral, o escoamento bifdsico em reservatorios de petréleo trata
do escoamento simultaneo de duas fases que podem transportar multiplos componentes
quimicos. A complexidade desse tipo de escoamento reside nas interagoes entre as fases
e nas caracteristicas do meio poroso. Frequentemente, o escoamento agua-gas é tratado
desconsiderando-se a solubilidade de gas na fase agua. Essa abordagem simplifica a
modelagem, possibilitando que cada fase seja descrita de forma independente, embora elas
interajam entre si por meio de efeitos oriundos da permeabilidade relativa e da capilaridade.

O principio da conservacao da massa, representado pela equagao da continuidade, é
obtido por meio do balanco de massa aplicado a um volume de controle por onde o fluido
escoa. O sistema de coordenadas utilizado para descrever o fluxo determina o formato
e o tamanho desse volume de controle, levando em conta a geometria e a diversidade
do reservatério, garantindo uma representagao precisa do sistema fisico (Ertekin; Abou-
Kassem; King, 2001; Chen; Huan; Ma, 2006; Chen, 2007). Essa decisao é extremamente
importante em reservatoérios complexos, onde a escolha inadequada do sistema de coorde-
nadas pode introduzir erros na modelagem e na simulagao numérica. Do balanco de massa

obtém-se (Chen; Huan; Ma, 2006), para o sistema de coordenadas cartesianas,

0 0 0

. 0
T or (Plulx) - 8_y (Pluly) T 9 (Pluzz) + G = §(¢Pl5’l),

onde S; é a saturacao da fase [, p; é a massa especifica da fase [, ¢,,; € o termo de fonte
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para a fase [ (massa por unidade de tempo por unidade de volume), u,, wu;, € u;, s@o as
componentes do vetor velocidade aparente nas diregoes z, y e z.
Entao, a equacao que expressa a conservacao da massa no escoamento bifasico em

meios porosos pode ser reescrita como

% (pp1S) +V - (Vi) — Guu = 0, (12)

onde v, representa a velocidade aparente do fluido.

Em se tratando do escoamento monofésico, a lei de Darcy pode ser obtida de forma
empirica (Darcy, 1856) ou, de maneira analitica, a partir do postulado de conservagao da
quantidade de movimento, resultando na formulacao classica da lei de Darcy (Whitaker,

1986),
k
v = —;(Vp —Vz),

onde k é o tensor de permeabilidade, u a viscosidade, Vz é o gradiente de profundidade e
v = pg, sendo g a magnitude da aceleragao da gravidade.

A validade da lei de Darcy estd limitada a um conjunto especifico de hipoteses que
garantem sua aplicabilidade (Aziz; Settari, 1990; Ertekin; Abou-Kassem; King, 2001):

1. fluido homogéneo, monofasico e newtoniano;

2. ausencia de reacoes quimicas;

3. escoamento laminar;

4. permeabilidade constante;

5. ausencia do fenomeno de escorregamento do gas; e
6. auséncia de efeitos eletrocinéticos.

Nos casos de escoamentos mais complexos, como em reservatorios nao convencionais
ou em condicoes de elevadas pressoes e temperaturas, essas suposi¢oes podem nao ser
apropriadas. Nesses casos, é necessario o uso de modelos modificados, que incorporam
fenomenos adicionais como o escorregamento na microescala, os efeitos capilares, e a
dependéncia da permeabilidade em funcao dos parametros termodinamicos, além de
ajustes para o escoamento turbulento em cendrios de alta velocidade.

Para escoamentos multifasicos, a lei de Darcy classica necessita ser modificada de
forma a se levar em consideracao a resisténcia ao escoamento que uma dada fase exerce
sobre as demais (Ertekin; Abou-Kassem; King, 2001),

krl

v, = _E (Vpr —vVz) (13)
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onde, agora, tem-se que k,; é a permeabilidade relativa e o subscrito [ indica que as

propriedades dizem respeito a fase considerada.

2.2 Equacoes governantes

A equagao de transporte (governante) para cada fase do sistema é obtida a partir
das equacoes da continuidade e da lei de Darcy modificada. Portanto, substituindo-se a

Equagao (13) na Equagao (12),

. pi k'rl
2

0 .

\Y% k(Vp —vV2)| = 5 (Pp1S1) — G [=w,n (14)
para cada fase [, onde w representa a fase molhante (wetting), a dgua, e n designa a fase
nao-molhante (non-wetting), o gas.

O termo fonte de vazao massica por unidade de volume em condicoes de reservatdério,
Gmi, pode ser expresso em fungdo da vazao volumétrica por unidade de volume (volume
por unidade de tempo por unidade de volume) em condigbes padrao, s,
le
Pscl

QScl = (15)
Escrevendo-se a massa especifica da fase em termos do FVF e substituindo-se a
Equacao (15) na Equacao (14), apds divisao por ps., resulta em

0

krl o
V- [MlBlk(Vpl — sz)} = & (

s
B

>_q.scl l:wan

que pode ser reescrita para as fases agua e gas como

krg 0 [0S\ .
V . |:Mngk (Vpg — ’}/gVZ):| = & (?g) qscg (16)
€

krw o a ¢Sw .
V . |:Mwak (pr — ’}/wVZ):| = & (B—w) Ascws (].7)

onde considerou-se que w = w (water) e n = g (gas).
Assumindo-se que ambos os fluidos ocupam totalmente o volume poroso, de modo

que o meio esteja completamente saturado (Ertekin; Abou-Kassem; King, 2001),
Se+ Sg =1,

onde S € a saturacao da fase molhante e S, € a saturacao da fase nao-molhante.
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Agora, da equacao que fornece a pressao capilar em funcao das pressoes das fases,

Pe = Pg — P

pode-se escrever a pressao da agua em termos da pressao do gas e da pressao capilar.

A abordagem mais utilizada, ao se escrever as equacoes governantes para o es-
coamento bifasico é a de se empregar a pressao da fase nao-molhante e a saturacao
da fase molhante como varidveis dependentes (Islam et al., 2010). Assim, a partir das

Equacoes (16) e(17), Sg =1 — Sy € py = pg — P obtém-se para a fase gas

k, 0 1-5, )
V- k(092 = g |25 e (18)

e, para a fase agua,

Fra 0 (¢S )
V- {uwak (Vpg — Vpe — %Vz)] =5 ( B. ) Gocu- (19)

Alternativamente, utilizando a regra da cadeia (Kardale; Kalos, 1982), a Equacao (19)

pode ser reescrita como

ko dp. 0 (PSa _
V- {Mwak (Vpg — dSWVSw — WWVZ>:| =% < B. > Gsew- (20)

2.3 Condicoes inicial e de contorno

Para que a descricao fisica-matematica que modela o escoamento bifasico em meios
porosos esteja completa, é necessario ainda fornecer as condigoes auxiliares, ou seja,
especificar as condicoes inicial e de contorno apropriadas.

A condicao inicial é definida para um tempo arbitrario ty. Por exemplo, para as
variaveis p = p(z,y, z,t) e S = S(x,y, z,t), a condi¢ao inicial é imposta na forma (Chen;
Huan; Ma, 2006):

p(z,y,2,t0) = po(z,vy, 2) em todo €

S(l’,y,z,to) = S()(Jf,y, Z) em todo Q7

nas quais pg € Sy representam a pressao e a saturacao, em todo o dominio, no instante
inicial.

Em simulagoes de reservatorios de petréleo, é habitual definir as pressoes iniciais
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em uma dada profundidade de referéncia. Entao, usa-se o gradiente hidrostatico e os
efeitos capilares a fim de determinar os valores iniciais nas diferentes profundidades do
reservatorio (Ertekin; Abou-Kassem; King, 2001; Freitas, 2017).

Quanto as condicoes de contorno, adota-se neste trabalho uma condicao de contorno
do tipo Neumann, quando se especifica o fluxo através da superficie de contorno 02
delimitando o dominio de resolucao. Neste trabalho, sao impostas condi¢oes de fluxo
nulo nas fronteiras do reservatorio, que é um caso especial, frequentemente utilizado na
engenharia de reservatérios. Como nao ha fluxo na fronteira, o gradiente de pressao é nulo

no contorno (Ertekin; Abou-Kassem; King, 2001).
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3 METODOLOGIA NUMERICO-COMPUTACIONAL

Neste capitulo é apresentada a metodologia numérico-computacional empregada na
determinacao das condigoes do escoamento bifdsico aqui considerado. Inicialmente, usa-se
o Método dos Volumes Finitos a fim de se obter as versoes discretizadas das equacoes
governantes. Na busca pelas solugoes aproximadas, utiliza-se um método hibrido no qual
a determinacao da pressao do gés se da via uma linearizacao pelo Método de Picard e pelo

Método de Newton-Raphson em se tratando da saturagao da agua.

3.1 Discretizacao

No Método dos Volumes Finitos (Barth; Herbin; Ohlberger, 2017), o dominio de
solucao é dividido em volumes finitos (células ou blocos), com dimensoes conhecidas,
e eles nao precisam ser uniformes. Nele, os valores médios da pressao e da saturacao
sao determinados nos centros dos blocos. No caso tridimensional, cada volume finito é
representado por um paralelepipedo de comprimentos Az, Ay e Az, respectivamente, tais

que

iA% =L, iij =L, iAzk =1L,
i=1 j=1 k=1

onde L,, L, e L, representam as dimensoes espaciais do reservatério, Figura 2, que ¢
particionado empregando-se uma malha composta de n,, n, e n, células nas diregoes dos
eixos x, y e z, respectivamente. Os indices i, j e k representam os centros dos blocos
nas diregoes x, y e z e as suas faces sao identificadas por meio da notacao: ¢ +1/2, 4, k,
i,jE1/2,keid jk+1/2.

As dimensoes das células podem variar, possibilitando o uso de malhas nao-
uniformes, adaptadas as necessidades do problema considerado. O ntmero de volumes
finitos na malha deve ser estipulado tendo-se em mente o equilibrio entre a acuracia e o
custo computacional.

Nesse método, as equagdes diferenciais parciais (EDPs) nao-lineares que governam
o escoamento devem ser inicialmente integradas no tempo e no espaco, sobre um volume
finito. Tal procedimento garante que a massa e os fluxos sejam conservados em cada
volume finito e sobre todo o dominio (Barth; Herbin; Ohlberger, 2017). Em seguida, as
derivadas espaciais remanescentes sao discretizadas de modo a se obter os sistemas de
equacoes algébricas associados as equagoOes governantes. As variaveis dependentes sao,

entao, obtidas em todo o dominio mediante a resolugao numérica dos sistemas algébricos.
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Figura 2 - Malha tridimensional

Fonte: O autor, 2024.

3.1.1 Discretizacao espacial

A discretizagao das Equagoes (18) e (20) comega com uma integragdo sobre um
volume de controle, ilustrado na Figura 3. Posteriormente, sera realizada a integracao no
tempo. A combinacao dessas integracoes resulta na transformagao das EDPs em equagoes
discretas validas em cada volume finito e o seu conjunto forma um sistema de equagoes
algébricas, para cada uma dessas equagoes.

Por simplicidade, foi adotada a notagao compacta comumente utilizada (Freitas,
2017), na qual as faces dos volumes finitos sao identificadas por letras mintsculas: (i —
1/2,45,k) =w, (i +1/2,5,k) =e, (i,7 —1/2,k) =n, (i,7+1/2,k) = s, (i,j,k —1/2) =a
e (i,j,k +1/2) = b (Figura 3). Na malha computacional, o centro do bloco P tem
coordenadas (i,7,k) e no caso dos nés vizinhos: (i — 1,5,k) = W, (i + 1,j,k) = E,
(t,j+1,k)=N, (i, —1,k)= 5, (i,5,k—1)=Be (i,j,k+ 1) = A.
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Figura 3 - Volume de integracao

z

ij

s ® /P/
/ Ay—+

Fonte: Adaptada de Freitas, 2017.
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Considerando o desenvolvimento padrao, da integracao espacial das equagoes

governantes obtém-se as suas formas discretizadas (Freitas, 2017)

0 1-5;
A (TgApg)P —-A (Tg’ygAZ)P + Qscgp = a [%} VP (21)
g P
e
9 (S«
A(TuApg) , — A(TuApe), — A (Tiwlz) , + Gseap = 5 \5 ) Ve (22)

onde V, = Az, Ay, Az,, @s1p = GsapVp €, conforme ja dito, foram empregadas apro-
ximacoes do tipo diferencas centradas a trés pontos, fez-se uso do operador A (fAn)P (Er-

tekin; Abou-Kassem; King, 2001)

A (SAW)P = fﬂ?w (77W - 77P) + fl‘e (77E - np) + gyn (771\1 o nP) + Sys (775 - np)

+ gza (nA o nP) + ézb (773 - np) )

e, para o escoamento bifdsico, foram introduzidas nas Equagbes (21) e (22) as transmissi-
bilidades Tj,, (Aziz; Settari, 1990; Ertekin; Abou-Kassem; King, 2001):

szxkrl)
T, = [ “zfetr =g,
oy (/LZBZA.T f &

para f = w ou f = e. Expressoes analogas para as transmissibilidades podem ser definidas
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para as diregoes ¥y e z.

3.1.2 Discretizagao no tempo

Ao se integrar no tempo os termos do lado esquerdo do sinal de igualdade das
Equagoes (21) e (22) obtém-se
tn+1

/ A (T,Apg), — A (Ty1gh=), + ducg, |
tn

P

~ A (TeApg) " AL — A (TyygAz)"™ At + gLt At (23)

scg

€

tn+1

/ [A (TWAPQ)P - A (TwApc)P - A (TWPYWAZ)P + qgch dt
t

n

~ A (TuApg) " At — A (T, Ape)" ™ At — A (T AZ) At + gL A, (24)

scwp

onde os sobrescritos n + 1 e n indicam os instantes de tempo futuro e atual, nesta ordem,
e At = "1 — ", As Equagoes (23) e (24) resultam, portanto, em uma formulagao
totalmente implicita.

Em seguida, considera-se os termos de actimulo das Equagdes (18) e (19),

0 [o0=S)] _[,d (LY, Ldo] o om (005,
a{ By 1_[¢dpg <Bg)+BgdpJ (1= 5) atg (Bg) ot

(§]
0 (68N [ d (1\ 1do] . 0p (605
ot ( Bw) - {(bdpw (Bw> "B, dpJ St T <Bw> at

Se a variagao da pressao capilar no tempo puder ser desconsiderada (Freitas, 2017),

Op.
ot

=0
e, além disso,

Opa ., OPg
ot ot
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tem-se que

d ¢(1—Sw> _ 1 / Qb/ ap Qb aSw

wl e (m) R e - (5) )
e

9 [0S\ 1\ #7.0p ¢\ 95,

25 FGY 22 ()%

e () i (5)
onde ¢ =—e|—= | =— =), l=gw
¢ dp,  \ B dpi \ By &

Ao se substituir as Equagoes (25) e (26) no lado direito das Equagoes (21) e (22) e

integrando-as no tempo,
(&)%)
By, ) Ot
P

tntl / /
1 10} Op
VP/ P (_> + = ==
tm { ¢ Bg B%P
P
¢n+1
(1=50) ¢ gttt —pi ) =V, Bl (Seft =) (27)
gp

ot

(1 - SWP)

P

1Yy ¢
n+l [~ P
(7)1

P gp

tntl ! /
]- ¢p apg ¢P aSW
Vp/tn { Pp (BW>P+BWP Ser gy | T (BWP 5|
1 1 / ¢/ 1 ¢n+1 1
et () | s o) () s s, e

tendo ¢, S, e B; sido avaliados nos instantes n ou n + 1 para se obter uma aproximagao
conservativa na integracdo temporal (Ertekin; Abou-Kassem; King, 2001).

Por fim, ao se substituir as Equagoes (23) e (27) na Equagao (21), e as Equagoes (24)
e (28) na Equagao (22), obtém-se

n+1
A (Tyhpg)" ™ — A [Tg (”gﬁg ) Az] = CpApg + NSy — 5 (29)
g P

(S

P

n+1
A (T,Ape)"™ = A (T,Ap)" " — A {Tw (f’wscg ) Az} = CopApg + CasArS, (30)
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onde os coeficientes C' sao dados por

_ VP n+1 1 / (ZS/P mn
- _At{ K (Bg)fng oty
Vv n+1
o Ve (Y
At \ By
_ VP n+1 1 / (b; n
pr_ At{ pr (BW)P+B‘?P SWP}’
€

o Ve (7
At \ Bt )’

e foi introduzido o operador A;p = @’;“ — ¢ (Abou-Kassem; Ali; Islam, 2006).

Da Equacao (11), é possivel escrever
(b/ — Cd)¢0

e a partir da Equagao (7), para fluidos ligeiramente compressiveis, obtém-se

1 /_Cl
B) B

Por outro lado, levando em consideragao a Equagao (9),

1 1 /1 1dz
By) By \pn Zdp,)’

As Equagoes (29) e (30) sao validas tanto nos volumes interiores quanto nos de
fronteira, aonde sao impostas as condi¢oes de contorno apropriadas. Elas formam um
sistema acoplado e nao linear de equagoes algébricas. A implementagao das condigoes
inicial e de contorno seguem os procedimentos adotados em Freitas (2017).

Ao longo da simulacao, é recomendavel ajustar o passo de tempo para que ele seja
o maior possivel em cada iteracao, reduzindo assim a sua quantidade total até que o tempo
final seja alcancado. Seja it,_1 o ntimero de iteracoes necessarias para a convergencia

da soluc¢ao no passo de tempo anterior At, 1, conforme proposto por Mindlin (1961) e
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adaptado por Freitas (2017), utiliza-se um critério empirico para o calculo do At, dado por

( . .
ndecrAtn—l se  tlp—1 > tldecr,

Atn = nincrAtnfl se it,_1 < itincm

[ Aty caso contrario.

onde Ngeer € Niner SA0 as taxas de decrescimento e crescimento do passo de tempo, com o
limite do nimero de iteragoes estabelecido por itgeer € itiner (itiner < itgeer). Para maior
seguranca, impoe-se um limite superior ao passo de tempo, At,, < At,,q... Se a simulacao
nao convergir, o passo ¢ reduzido, possibilitando a continuidade da execucao da simulagao

numérica.

3.2 Acoplamento pocgo-reservatorio

Discorre-se agora sobre a modelagem dos termos fontes presentes nas Equagoes (29)
e (30). Procura-se estabelecer uma relagao entre a vazao no poco e a diferenca entre as
pressoes do géas e do poco (RosArio, 2020). Em fungao do comprimento do pogo, deve-se
levar em conta que ele atravessa um determinado conjunto de células, 1,,f, na direcao
vertical ou horizontal. Cada uma dessas células ¢ contém um segmento do pogo, ¢ € 1yf.
Para se avaliar o influxo no poco, é preciso conhecer a pressao média nas células, p,. , a
pressao na face da formacao, p,y_, além das vazoes de produgao e injecao de cada fase, gsen,
€ Qscw,- Neste trabalho, sao considerados pogos de producao que possuem a sua pressao
especificada.

No modelo de acoplamento poco-reservatério adotado, considera-se um pogo ho-
rizontal de raio 7, e despreza-se as perdas por atrito e os efeitos de inércia no interior
do pogo (Ertekin; Abou-Kassem; King, 2001). Para cada volume finito ¢ atravessado
pelo poco, com ¢ € 1,, as vazoes das fases nao-molhante e molhante sao expressas
por (Al-Mohannadi, 2004):

Gscg, = —Jg, (pgc - pwfc) (31)

Qscu. — _ch (pgc = Pe. — pwfc) ) (32)
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onde J; (I = g, w) representa o indice de produtividade (Al-Mohannadi, 2004) e

krl )
J. =Gy < .
. e (MCBzC

Para pocos horizontais (Al-Mohannadi, 2004)
2n\/k. .k, Az,

-G ()
Teq, Twf
(S
[ Az Ay,
7”¢3qC - Zﬂ_ Y exp (_0,5)

As Equagoes (31) e (32) aplicam-se a cada bloco ¢ que contém uma segdo do pogo

wfe =

(¢ € Pyy), e a vazao total para cada fase é a soma das vazdes de todas as camadas (Ertekin;
Abou-Kassem; King, 2001),

QchSp = - Z J, . (pgC _pwfc)

cedjwf

scusp — — Z ch (pgc — Pe. _pwfc) '

Ce¢wf

A vazao total de producao é obtida via o somatério das vazoes de todas as camadas

considerando as duas fases (Ertekin; Abou-Kassem; King, 2001),

Qs =— O e (P — Pws.) + oo (g, — Pee — Pus)] -

CEYw s

3.3 Linearizacao

Nesta dissertagao, ja foi dito que técnicas de linearizacao sao empregadas e define-se

as transmissibilidades, nas interfaces e, s e b, como sendo dadas por

n+1
Tn+1 — k$A90 1 kn+1
lze A[L’ . ,ulBl . rle

n+1
Tn+1 — kyAy 1 " knJrl
lys Ay 5 /’Ll Bl . rls
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n+1
Tn—l—l — kZAZ 1 kn—l—l
Lz AZ b MZBZ b rly

para [ = g,w. De maneira andloga, pode-se escrever as suas expressoes nas faces w, n e a.
Também é possivel representé-las na forma geral

n+1 __ n+1 rn+1
Tlf o Gf Fl’f FSf
onde o termo geométrico GG, ¢ independente das propriedades do fluido, F;Lf“ depende da
pressao e F gf“ da saturacao.

Toma-se os termos ng“ e ngl a fim de se exemplificar como os métodos de
linearizagao de Picard (Ertekin; Abou-Kassem; King, 2001) e Newton-Raphson (Vennemo,
2016) sao implementados.

Inicia-se pela iteragao de Picard, onde esses termos sao avaliados no tempo n + 1,

porém no nivel iterativo anterior v. Como exemplo, tem-se que
n+1 ~ rn+lw
Fy = FY,

n+l  pn+lv
Fse ~ FSE 3

e o método é condicionalmente estével (Aziz; Settari, 1990). Um procedimento similar é
utilizado em se tratando das demais interfaces.
Quando se utiliza o Método de Newton-Raphson, o termo na iteracao v + 1 é

aproximado a partir do seu valor avaliado na iteracao precedente v (Freitas, 2017)

n+1,v n+1,v

0F,,

OF,
5pn+1,1)+1 Pe 5 n+1,v+1
8pp e

n+1 ~ rn+luv+1l o pn+lv
ch ~ Fpe ~ Fpe + a ng )
PE
n+1v n+1,v

O0F,
n+1,041 Pe n+1,v+1
gouLutl L Tope | ggntlotl

0SE

O0F,,
0Sp

n+1 n+1lo+1 n+1,v
Fg™ ~ Fg ~Fg T+

sendo as propriedades na face e determinadas com base nos valores conhecidos nos nés P
e E. Para o termo ngl, se 0 método upwind de primeira ordem for utilizado, algumas
derivadas serao anuladas. Esse método é incondicionalmente estavel (Aziz; Settari, 1990).

Em relacao aos termos de actiimulo, as nao linearidades sao consideradas como
sendo fracas (com excegao do fluxo de gas) e s@o tratadas através do método de Picard.
Por outro lado, os termos fonte requerem uma linearizacao do tipo das empregadas para

as transmissibilidades.
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3.4 Aproximagao nas faces dos volumes finitos

Viu-se que no método dos Volumes Finitos as transmissibilidades devem ser avaliadas
nas faces das células. Por outro lado, as pressoes e saturagoes sao calculadas no centro
dos volumes finitos. Entao, uma interpolacao deve ser empregada nas suas estimativas.

Usualmente, utiliza-se médias aritméticas (diferengas centradas) para os termos de pressao
F,

ps>

fo= (). =2 (), ()
P wbBi ), 2 \wmBi)g \wmBi)p

Ja o método upwind de primeira ordem é implementado, para prevenir possiveis

garantindo uma aproximagao de segunda ordem (Aziz; Settari, 1990). Por exemplo,

instabilidades associadas as diferencas centradas (Ertekin; Abou-Kassem; King, 2001), no

que diz respeito aos termos dependentes da saturagao, Fs,. Por exemplo,

ky, se wv. >0,
k'rle =
ky, se wv. <0,

onde v, representa a velocidade na face e.

Para o calculo do termo geométrico, pode-se utilizar uma média harmonica para o
computo da permeabilidade absoluta (Aziz; Settari, 1990; Ertekin; Abou-Kassem; King,
2001). Considerando a area perpendicular ao fluxo como constante, o termo geométrico

na face e pode ser expresso como

kxAx o kxeA:r:e
G = ( Az )8_ Az, '

onde

L — k)xpl{?mE(Al‘p—FAl’E).
e /{ZxPAJIE—l-]{ZmEAIP

De modo anélogo, procede-se com as interpolacoes nas faces w, n, s, a e b, levando em

conta as direcoes dos eixos y e z.

3.5 Meétodos de resolugao de sistemas lineares

Os sistemas de equacoes algébricas oriundos da discretizagao das equagoes gover-

nantes podem ser escritos, sem perda de generalidade, na forma

Ax = Db,
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onde A representa a matriz dos coeficientes, x o vetor de incégnitas, e b o vetor represen-
tando os termos conhecidos. A solucao deste sistema linear é uma das etapas que mais
demandam esforco computacional em simulagoes numéricas de reservatérios. Eles sao
geralmente resolvidos por métodos iterativos (Chen; Huan; Ma, 2006; Saad, 2003), que
sao mais eficazes que os métodos diretos, particularmente em sistemas de grande porte e
para matrizes dos coeficientes esparsas (Freund; Vandenberghe, 1991).

Os métodos iterativos resolvem o sistema através de uma série de aproximagoes que
convergem para a solucao exata, a partir de uma estimativa inicial. O processo continua
até que um critério de convergéncia seja verificado (Saad, 2003). Dentre eles, destacam-se
os métodos do subespago de Krylov (Saad, 2003). O Método dos Gradientes Biconjugados
Estabilizado (BiCGStab) (Saad, 2003), da familia de métodos de Krylov (Freitas, 2017), é,
por exemplo, uma opcao eficaz para solucionar sistemas lineares cuja matriz dos coeficientes
nao é simétrica, adotado neste trabalho. Para melhorar a sua convergéncia, foi utilizado
um pré-condicionador do tipo ILU(1) (Ertekin; Abou-Kassem; King, 2001).

3.6 Método Hibrido

O presente trabalho utiliza o Método Hibrido descrito em Freitas (2017). Ele
tem por objetivo melhorar a estabilidade numérica ao resolver implicitamente, em etapas
separadas, os sistemas algébricos associados a pressao e a saturacao. Emprega-se uma
linearizacao totalmente implicita para a fase molhante via o Método de Newton, utilizando-
se uma decomposi¢ao de operadores (operator splitting) (Aziz; Settari, 1990; Ertekin;
Abou-Kassem; King, 2001; Vennemo, 2016). Portanto, como resultado ter-se-4 uma
melhor estabilidade numérica em relagao aquelas do Método IMPES (explicito), para a
determinagao da pressao, e do Método Sequencial (implicito) para o cdlculo das saturagoes
(Freitas, 2017). Nele, os termos que sao fungoes da saturagdo da fase molhante sao
linearizados a partir de uma formulacao totalmente implicita, objetivando minimizar as
instabilidades.

Quando do calculo das pressoes no meio poroso, uma vez determinadas no passo
de tempo atual (n + 1) e iteracao (v + 1), deixam de ser incégnitas quando da resolugao
da equacao da fase molhante, tornando a saturacao a unica variavel a ser computada. A
linearizagao totalmente implicita, em termos da saturacao da fase molhante, resulta em
um sistema de equagoes que € resolvido pelo Método de Newton-Raphson. Este sistema

pode ser representado na seguinte forma matricial (Freitas, 2017):

n+1,v n+lo+l _ _ pntlo
Jrtivggr = —R,

onde J™1¥ representa a matriz Jacobiana, ¢Sttt = Sntletl _ gndle o o vetor



48

contendo as incognitas é dado por

Su = (Suys Sugs Susy s Sun ) -

enquanto que para o vetor dos residuos R,
R, = (Ry,, Ry, Rugy ooy Ruy)”

onde n =1,2,3,...N, para um reservatorio que possui uma malha com N células.
Depois de resolvido o sistema de equacgoes algébricas lineares, é possivel calcular as

novas saturagoes usando

n+l,0+1 _ Qn+lw n+1,v+1
S = §rtle 4 ggntlutl

aplicavel a cada célula do dominio computacional.

Para cada célula, no método de Newton tem-se a igualdade (Freitas, 2017)

n+1,v n+1,v n+1,v
_pntly _ 8RWP 5Sn+l,v+l + aRWP 55n+1,v+1 + aRWP 55n+l,v+l
w 95y, “a 95 o e ww
n+1,v n+1,v n+1,v
+ 6RWP 5sn+1,v+1 + 8RWP 5S'n+l,v+1 + 8RWP 55«n+1,v+1
w w w
0Sup P 0Sup E 0Sug s
n+1,v
aP'“WP 55n+1,v+1
—_— W .
9S,, 5
onde
n+1lv __ n+1,v n+1,v n+1,v n+1,v n+1,v n+1,v
RwP - _Twza A(I)sz - 7:,13,(n A(I)wyN - Tw:vw Aq)wmw

o Tn—i—l,vA(I)n—‘rl,v - Tn+1,vA<I>n+1,v o Tn—l—l,vA(I)n—l—l,v
WZe WYs

WIE wys wZzp WZRB

+ Cop(pgy " = D) + Cus (S = Si) — Q™

e, por exemplo,

Aq)g;;l,v = (p:;:l,v - pg;rl,v) _ (pgjl,v - pgjl,v) . ,Y;L:rl,v (ZA o ZP) ’

com definigbes similares empregadas para os demais termos (Freitas, 2017).
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As derivadas dos residuos em relacao a saturacao sao obtidas de forma consistente
com as que podem ser obtidas pelo método de Newton-Raphson. O calculo implicito
do campo de pressoes no meio poroso ¢ realizado em uma primeira etapa, seguida de
um calculo igualmente implicito do campo de saturacao, utilizando uma linearizacao
totalmente implicita. Esse processo iterativo é conduzido até se atingir a convergeéncia.
Na Figura 4 tem-se um fluxograma de funcionamento do simulador numérico para um

passo de tempo de calculo.

Figura 4 - Fluxograma para um passo de tempo de simulagao.

Inicio do passo
de tempo

Atualizacao Calculo de proprie-
de incégnitas dades/coeficientes

Solucao da
pressao do gas

| Solugao da sa- -« # Newton-Raphson

turacao da agua

Convergiu?

Sim

Final do passo
de tempo

Fonte: O autor, 2025.

Neste estudo, o critério de convergencia é estabelecido através da definicao das
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componentes dos vetores Oy, € O, conforme utilizado por Freitas (2017), na forma,

n+1,0+1
6, — Pm "
pnn T pn+1,v+1
Nn
e
5Sn+1,v+1
_ Wn
eswn — on+lu+l 0

Wn

onde dppttott = prtbutl _ pntlo o gontlotl — grilotl _ Gntly paran = 1,2,3,...N,
com N representando a quantidade de células no reservatoério discretizado. O processo
iterativo ¢ finalizado quando o maior valor absoluto da magnitude dos vetores, Opy, € Ogy,
é inferior a uma tolerancia especificada, tol;;, indicando que a solu¢ao numérica alcancou

convergencia.
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4 RESULTADOS

Neste capitulo, sao apresentados e discutidos os resultados obtidos para o escoamento
bifasico agua-gas, considerando os efeitos do deslizamento do gas e a correcao devida a
tensao efetiva, objetivando analisar como eles influenciam o escoamento e a produgao em
diferentes condicoes de operacao.

As simulacoes foram empreendidas considerando-se as seguintes situagoes:

1. Caso 1: escoamento do tipo Darcy;

2. Caso 2: escoamento do tipo nao-Darcy: Efeito Klinkenberg e correcao devido a

tensao efetiva;
3. Caso 3: escoamento do tipo nao-Darcy: Efeito Klinkenberg;

4. Caso 4: escoamento do tipo nao-Darcy: corregao devida a tensao efetiva

Na Sec¢ao 4.2, é analisada a convergéncia numérica e escolhida a malha padrao
a ser utilizada nas demais simulagoes. Um estudo dos efeitos do deslizamento do gas
e da correcao de tensao ¢é realizado na Secao 4.3. Esses fenomenos, frequentemente
negligenciados em andlises convencionais, tém implicagoes importantes no comportamento
do escoamento, principalmente em meios porosos de baixa permeabilidade, onde o efeito
Klinkenberg e o impacto da tensao efetiva sdo mais pronunciados (Silva et al., 2024). Por
fim, na Secao 4.4, é feita uma andlise de sensibilidade mediante a variacao de alguns dos

parametros e propriedades relevantes.

4.1 Caracteristicas gerais das simulagoes

Para a realizacao das simulacoes, foi necessario definir uma gama de parametros
e propriedades e tomou-se como base aqueles utilizados por Freitas (2017). No entanto,
em alguns casos, utilizou-se aqueles tipicamente encontrados em estudos de reservatérios
nao convencionais de baixa permeabilidade, sendo estes os dados relativos ao efeito de
Klinkenberg e devido a tensao efetiva. No que diz respeito as condigcoes especificas
pertinentes as simulagoes, seguiu-se o trabalho de Zhang et al. (2019). Os parametros
gerais para o caso de referéncia (ou padrao), incluindo as propriedades dos fluidos, da
rocha e as caracteristicas geométricas do reservatorio, podem ser encontrados na Tabela 2.
Nela, g..p ¢ a espessura da capa de gas, a partir do topo do reservatorio.

A versao atual do simulador foi implementada na linguagem de programacao C

convencional. Os graficos foram gerados com o uso do pacote pgfplots do LaTeX. As
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simulagoes foram executadas em um né do Cluster do Laboratério de Computagao de Alto

Desempenho (LCAD) do Instituto Politécnico da UERJ, com as seguintes especificagoes:

1. Sistema operacional: Linux OpenSuse 15.5;

2. Processador: 2x Intel(R) Xeon(R) CPU E5645 @ 2,40GHz
3. Modelo: R410;

4. Fabricante: DELL

5. Memoria: 48 Gb;

6. Numero de CPUs: 12;

7. Numero de threads: 24;

4.2 Refinamento de malha

No refinamento de malha, foram empregadas quatro malhas computacionais distin-
tas, com o objetivo de determinar a mais adequada e de garantir a convergéncia numérica
do método (Aziz; Settari, 1990; Ertekin; Abou-Kassem; King, 2001). A malha foi refinada
ao longo das trés direcoes espaciais e foram preservadas as caracteristicas fisicas do meio
poroso e as condigoes operacionais definidas no caso de referéncia. Tal estudo é essencial
para reduzir os erros associados a discretizacao e assegurar a acuracia dos resultados. A
Tabela 3 contém, para as quatro malhas computacionais empregadas, o respectivo nimero
de células utilizadas nas diregoes dos eixos x e y e z, representados por n, e n, e nz.

A andlise da convergéncia foi realizada através do refinamento progressivo das
malhas da Tabela 3. As Figuras 5 e 6 mostram os resultados dessa avaliacao para o Caso 2,
mostrando as curvas de vazao e producao acumulada do gas para cada configuracao.

Para os primeiros instantes de tempo, nota-se a presenca de patamares associados
ao artefato numérico, conhecido como estocagem numérica (Souza, 2013). Esse efeito estd
relacionado a técnica de acoplamento pogo-reservatorio escolhida, baseada na hipotese
que o escoamento radial proximo ao pogo encontra-se em regime permanente (Peaceman,
1978). No entanto, ele é amplamente influenciado pelo grau de refinamento da malha e
pelas propriedades dos fluidos e da rocha. Conforme as malhas sao refinadas, as curvas de
vazao e producao acumulada encontram-se cada vez mais proximas entre si, a excecao da
regiao inicial. No entanto, é importante ressaltar que a mitigacao da estocagem numérica
nao foi o objetivo desta dissertacao. Apesar dela, os resultados demonstram que as curvas

convergem para uma unica solucao a medida que o tempo avanga.



Tabela 2 - Parametros gerais
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Parametros  Valor  Unidade
b 1.000 psi
By 1,022 —
Cé 4 %1076 psi~!
Cuw 1x107° psi~t
Geap 90 ft
ko 1x 10"  Darcy
A 0,4 Darcy
kg 0,9 Darcy
L,=1L, 1.000 ft
L, 180 ft
Ly, 500 ft
Dob 1000.0 psi
Dsc 14,696 psi
Duwf 2.000 psi
Do 4 % 103 psi
Tw 0,1875 ft
Sa 20 g/L
S; 0,15 -
Srnu 0,15 -
S0 0,20 -
T 609,67 R
Ty 519,67 R
¥ 1x1074 psi~!
s 0,42 cp
Pa 62,37 Ib/ft3
oo 0,07 -
Fonte: O autor, 2025.
Tabela 3 - Malhas utilizadas
Malha 1 2 4

Ny 64 128 256 512

Ny 65

n, 22 42 82

129 257 513

162

Fonte: O autor, 2025.

Da comparacao dos resultados, verificou-se que a Malha 3 oferece um equilibrio

adequado entre a acuracia e o custo computacional. A escolha foi fundamentada na

sobreposi¢ao das curvas, obtidas para as malhas mais refinadas (Malha 3 e Malha 4),

indicando que os resultados obtidos com ela sao satisfatérios. Além disso, o uso da Malha 3

resulta numa diminuicao do tempo de simulacao em relacao a Malha 4, tornando-a a

escolha mais eficaz para este estudo. Portanto, a Malha 3 foi empregada como a padrao



Figura 5 - Refinamento de malha (Caso 2) - Para a vazao de gas
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Figura 6 - Refinamento de malha (Caso 2) - Para a producao de gas acumulada
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nas simulacoes subsequentes.

90
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4.3 Anadlise dos efeitos nao-Darcy no escoamento

Apés o estudo do refinamento de malha, procede-se com uma investigacao compara-
tiva dos efeitos nao-Darcy (Klinkenberg e correcao devido a tensao efetiva) em diferentes
contextos. E realizada também, na préxima secao, uma analise de sensibilidade, por
meio da variacao dos parametros e propriedades que realcam a influéncia dos efeitos
considerados.

As Figuras 7 e 8 apresentam uma comparacao entre os valores da vazao e da

producao acumulada de gas, para os Casos 1 e 2, ao longo do tempo.

Figura 7 - Comparacao dos Casos Darcy e nao-Darcy (todos os efeitos) - Para a

vazao de gas
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Fonte: O autor, 2025.

No Caso 1, considera-se apenas o escoamento governado pela Lei de Darcy classica,
enquanto que o Caso 2 inclui os efeitos do deslizamento do gas e da correcao da permeabi-
lidade devido a variacao da tensao efetiva. Essa comparacao permite avaliar como esses
fenomenos afetam a dinamica do fluxo bifdsico em reservatérios de baixa permeabilidade.
Os resultados mostraram que, no Caso 2, a vazao de gas é superior em relagao a do Caso 1,
o que leva a uma produgao acumulada maior ao longo do tempo. Esse comportamento
é causado principalmente pelo efeito Klinkenberg, que eleva a permeabilidade aparente
em regioes de baixa pressao, facilitando o escoamento do gés através dos microporos da
rocha. Ele é particularmente relevante em reservatérios de tight gas, onde as pressoes
sao comumente muito baixas e o deslizamento tem um impacto positivo consideravel.
Por outro lado, a correcao resultante da deformacao tem um efeito oposto, diminuindo a

permeabilidade efetiva a medida que a pressao do reservatério diminui. Ele é provocado
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Figura 8 - Comparagao dos Casos Darcy e nao-Darcy (todos os efeitos) - Para a

produgao de gas acumulada
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Fonte: O autor, 2025.

pela redistribuicao da tensao mecanica, que resulta na redugao da capacidade de transporte
de gas nos poros, com a consequente queda da pressao no reservatério. No entanto,
a combinacao desses dois efeitos mostra que o efeito positivo do deslizamento do gas
compensa, em grande parte, o impacto negativo da corregao via a tensao, resultando em
um desempenho global superior no Caso 2, em termos da vazao e da produgao acumulada
de gas.

Na sequéncia, as Figuras 9 e 10 apresentam as curvas correspondentes aos seguintes
casos simulados: o escoamento governado pela Lei de Darcy cléssica, sem a presenca dos
efeitos mencionados (Caso 1); da combinagao de ambos os efeitos (Caso 2); e aqueles
levando em conta a atuacao dos efeitos separadamente (Casos 3 e 4). A Figura 9 mostra a
variagao da vazao de gas ao longo do tempo, enquanto a Figura 10 apresenta a producao
de gés acumulada.

No Caso 3, observa-se um aumento significativo da vazao de gas em relacao aos
demais casos, apresentando a maior producao. Isso ocorre por causa dos maiores valores
da permeabilidade absoluta nas condi¢oes de baixa pressao, tipicas de reservatoérios
de baixissima permeabilidade portadores de gas, onde o efeito Klinkenberg exerce um
impacto significativo. Esse aumento na vazao reflete diretamente no aumento da producao
acumulada com o passar do tempo, ocasionado pela facilitacao do escoamento dos fluidos
Nnos poros.

Em contrapartida, no Caso 4, observa-se uma reducao significativa da vazao e da

producao acumulada, devido ao efeito de correcao via a tensao, que reduz a capacidade de
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Figura 9 - Comparacao de todos os Casos - para a vazao de gés
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Fonte: O autor, 2025.

Figura 10 - Comparacao de todos os Casos - para a produgao de gas acumulada

—— Caso 1 —— Caso 2 Caso 3 Caso 4
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Fonte: O autor, 2025.

transporte nos poros, resultante da queda da pressao no reservatorio. Assim, verifica-se o
impacto adverso desse efeito em reservatérios de baixa permeabilidade.

O Caso 2, que combina todos os efeitos, leva a segunda maior vazao e de producao
acumulada de gas. Apesar da influéncia negativa da deformagao, diminuindo a permeabili-
dade efetiva, o efeito positivo do deslizamento compensa essa diminuicao em grande parte.

Portanto, no que diz respeito a vazao e produgao acumulada, ele é superado apenas pelo
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Caso 3, no qual nao ha esse impacto negativo.
Na Figura 11, tem-se as curvas de vazao da fase dgua ao longo do tempo. Percebe-se

que, independente do caso, que existe uma diminui¢ao dos valores da vazao de agua.

Figura 11 - Comparagao de todos os Casos - para a vazao de dgua

—— Caso 1 —— Caso 2 Caso 3 Caso 4
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Fonte: O autor, 2025.

Nota-se que o Caso 1 apresenta a maior vazao de dgua. Nesse caso, a auséncia do
efeitos resulta em um escoamento de dgua menos restritivo, proporcionando uma maior
mobilidade para a fase aquosa do que em se tratando dos demais casos.

No Caso 3, tem se uma vazao de agua um pouco menor que a do Caso 1, pois
mesmo o efeito de Klinkenberg nao impactando diretamente no escoamento de agua, ha
um impacto indireto ocasionado pelo maior escoamento de gas gerado pelo aumento da
permeabilidade aparente da fase gas, logo ha uma reducao em sua producao, porém sendo
ainda maior que as observadas nos Casos 2 e 4.

No Caso 4, tem-se uma vazao de agua ainda menor, decorrente da redugao da
permeabilidade efetiva causada pela redistribuicao da tensao mecanica, que restringe o
fluxo de ambas as fases.

Jé o Caso 2, resulta na menor vazao de dgua dentre todos os casos. Aqui, observa-se
que o efeito do deslizamento é parcialmente neutralizado pelo impacto adverso da correcao
proveniente da variagao da tensao, acarretando uma vazao aquosa reduzida.

Logo, resumindo, o Caso 1, sem efeitos adicionais, apresenta a maior vazao de agua,
ao passo que o Caso 2 reflete o cendrio mais restritivo devido a combinacao dos efeitos

oriundos do deslizamento e da tensao efetiva.
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4.4 Analise de sensibilidade

Nesta secao, sao investigados os impactos de alguns parametros e propriedades fisicas
sobre a producao em reservatorios do tipo folhelho, utilizando a vazao e a producao acu-
mulada de gds como métricas de avaliacao. Aborda-se diferentes aspectos que influenciam

diretamente o desempenho do reservatorio.

4.4.1 Efeito Klinkenberg

As Figuras 12 e 13 mostram o impacto do efeito Klinkenberg sobre a produgao de
gas, em trés cendrios: b=0 psi (Darcy), b=500 psi (deslizamento moderado) e b=1000 psi
(caso padrao). Os valores desse parametro refletem a magnitude do efeito do deslizamento

do gas no reservatoério, afetando diretamente nos valores da permeabilidade aparente.

Figura 12 - Variacao de b no Efeito Klinkenberg - Para a vazao de gés

—b =0 psi b = 500 psi

b = 1000 psi

-10*

1.5 *

Qg (scf/dia)

0.5 |- =

t (dia)
Fonte: O autor, 2025.

Quando b=0 psi, o fluxo é governado exclusivamente pela permeabilidade intrinseca
da matriz, levando a uma menor vazao e producao acumulada de gas dentre os cenarios
analisados. Sem a influéncia do deslizamento, a permeabilidade absoluta permanece
inalterada, resgatando o caso governado pela lei classica de Darcy, sem que haja uma
contribuicao de fenomenos fisicos adicionais.

Com b=500 psi, tem-se um efeito Klinkenberg moderado, resultando em uma
permeabilidade aparente que é maior do que do caso do escoamento do tipo Darcy.

Observa-se um aumento da vazao de gas nas regioes de pressao reduzida, onde o efeito
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Figura 13 - Variacao de b no Efeito Klinkenberg - Para a producao de gas

acumulada
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Fonte: O autor, 2025.

do deslizamento é mais acentuado. Com isso, a producao acumulada sofre um aumento
significativo ao longo do tempo, ressaltando o efeito positivo do deslizamento na melhora
da eficiéncia produtiva em condicoes de baixa pressao.

Por 1ltimo, para b=1000 psi (caso padrao), hd uma maior intensidade do efeito
do deslizamento, ocasionando o maior aumento na permeabilidade aparente. Tal fato
favorece o transporte de gas e, consequentemente, dd origem a uma maior vazao e producao
acumulada de gas ao longo do tempo, o que demonstra como o impacto do deslizamento

do gas pode aumentar a producao em reservatérios nao convencionais.

4.4.2 FEfeito devido a tensao efetiva

O impacto do coeficiente v sobre a vazao de gas e a producao acumulada é mostrado
nas Figuras 14 e 15. Esse coeficiente afeta a influéncia das mudancas da tensao sobre os
valores da permeabilidade da matriz. Devido a baixa permeabilidade nos reservatérios de
folhelho, trata-se de um efeito importante.

Para y=0 psi~!, tem-se o caso do escoamento governado pela lei de Darcy origi-
nal. Nao havendo compactagao da matriz porosa, a permeabilidade absoluta permanece
constante ao longo do tempo, independentemente da pressao no reservatorio. Constata-se
uma maior vazao e producao acumulada de gas, inexistindo uma reducao da capacidade

de transporte através dos poros devido a compactacao da rocha.
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Figura 14 - Variacao de v no efeito de deformagao - Para a vazao de gas
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Fonte: O autor, 2025.

Figura 15 - Variacao de v no efeito de deformagao - Para a producao de gés

acumulada
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Fonte: O autor, 2025.

A medida que aumenta-se v, os efeitos negativos da compactacao da matriz tornam-
se mais pronunciados. Para o caso de referéncia (y=0,0001 psi~!), ocorre um redugao
moderada da permeabilidade absoluta, resultando em uma pequena diminui¢ao na vazao
e na producao acumulada de gas. Apesar dos impactos, a diminuicao é pequena e nao

compromete de forma significativa a produgao do reservatério.
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Para v=0,0005 psi~!, os efeitos da compactacao intensificam-se, levando a uma
reducao acentuada na permeabilidade, resultando em uma queda acentuada na vazao de
gas e em uma producao acumulada substancialmente inferior, o que mostra que o efeito
de correcao ao estresse pode restringir a producao de gas em reservatorios de folhelho,

principalmente quando ~ assume valores elevados.

4.4.3 Variacao do comprimento do poco

Prosseguindo, estudou-se como o comprimento do poco horizontal pode afetar a
producao no reservatoério de folhelho, Figuras 16 e 17. Ele é um parametro importante,
em reservatorios nao convencionais, pois influencia no valor da area de contato entre o

poco e a matriz do reservatorio, otimizando a drenagem do gas.

Figura 16 - Variagdo do comprimento do pogo (Caso 2) - Para a vazao de gés

— L, =400 ft — L,, = 500 ft — L,, = 600 ft
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Fonte: O autor, 2025.

Para L,,=400 ft, a drea de contato limitada diminui consideravelmente a capacidade
dos fluidos escoarem da rocha para o poco. Logo, a vazao de gas é menor, refletindo
diretamente numa produg¢ao acumulada inferior, o que evidencia os desafios enfrentados
quando da otimizacao da produtividade em pocos horizontais curtos, sobretudo em
reservatorios de baixa permeabilidade.

No caso padrao, L,,=500 ft, h4 uma melhoria no valor da vazao e da producao
acumulada de gds. O aumento do tamanho do poco possibilita uma maior area de contato
com a matriz, melhorando a drenagem do gas presente nas zonas produtoras préximas.

Assim verifica-se que o uso de pocos horizontais mais longos se reflete na eficacia operacional
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Figura 17 - Variagao do comprimento do pogo (Caso 2) - Para a producao de gés

acumulada
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Fonte: O autor, 2025.

em reservatorios de baixa permeabilidade, onde a producao depende significativamente da
interacao entre o poco e a matriz porosa.

Agora, quando L,,=600 ft, o pogo atinge seu maior comprimento para 0s casos
testados. A sua maior extensao possibilita uma drenagem ainda mais eficaz, levando a um
aumento da vazao e da producao acumulada de gas dentre os casos avaliados, uma vez
mais destacando os beneficios proporcionados pelo aumento do seu comprimento para a

eficiéncia da producgao.

4.4.4 Variacao da porosidade

As Figuras 18 e 19 contém as curvas de vazao e producao acumulada de gas, em
um reservatorio de folhelho, para diferentes valores da porosidade. A analise foi realizada
para: ¢=0,05, 0,07 (caso de referéncia) e 0,09. Ressalta-se que o aumento da porosidade
leva a uma maior vazao de gas, visto que a capacidade de armazenamento e transporte do
géas é diretamente influenciada por ela. Quanto maior o seu valor, maior serd o volume de

gas disponivel para escoamento.
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Figura 18 - Variagao da porosidade (Caso 2) - Para a vazao de gés
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Fonte: O autor, 2025.

Figura 19 - Variagao da porosidade (Caso 2) - Para a produgao de gés acumulada
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Fonte: O autor, 2025.

Para ¢=0,05, a vazao ¢é a mais baixa, em funcao da menor capacidade de arma-
zenamento do reservatério. No caso intermediario (¢=0,07), h4 um aumento na vazao,
mostrando o impacto positivo do aumento da porosidade. Finalizando, para ¢=0,09, a
vazao ¢ ainda maior, sendo mais expressiva nos instantes iniciais, diminuindo gradualmente

ao longo do tempo.
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A producao acumulada de gas segue a mesma tendéncia observada em relacao a
vazao. A maior porosidade (¢=0,09) leva a uma produgdo acumulada superior, maior
volume de gas armazenado e disponivel para producao. Com o passar do tempo, a diferenca
entre os casos se torna mais clara, ja que a maior capacidade de armazenamento permite
uma producao mais duradoura. Por outro lado, com ¢=0,05 a produgao acumulada ¢é a
menor, devido a limitagao do volume de gas presente no reservatério. Em se tratando
de ¢=0,07, verifica-se uma producao acumulada que é intermedidria, sendo levemente
superior.

Logo, o aumento da porosidade tem um impacto positivo na vazao de gas e na
producao acumulada, pois aumenta a capacidade do reservatorio de armazenar e liberar o
gas nele contido. Portanto, em reservatérios de baixa permeabilidade, valores mais altos
da porosidade sao vantajosos para o desempenho produtivo, principalmente quando a

pressao no meio ainda é elevada.

4.4.5 Variacao da permeabilidade absoluta

As Figuras 20 e 21 apresentam a analise da permeabilidade absoluta (k,) para a
vazao de gés e a producao acumulada, sendo considerados trés valores de permeabilidade:
ko=1x 1077, 2,5 x 1077 e 5 x 1077 Darcy. A medida que o valor da permeabilidade
absoluta aumenta, os valores iniciais e finais da vazao e da produgao acumulada também
aumentam. Como a permeabilidade fornece uma medida da resisténcia ao escoamento,
a0s seus maiores valores correspondem as maiores vazao e producao acumulada de gas.

Para k, = 5 x 1077 Darcy, a vazao inicial é maior e a queda é mais lenta ao longo
do tempo, enquanto que para k, = 1 x 10~7 Darcy ela é a menor, indicando uma maior
resisténcia ao escoamento do gas no interior do reservatério.

O volume acumulado produzido apresenta um comportamento semelhante, pois
o aumento da permeabilidade resulta em um aumento da producao ao longo do tempo,
ocasionado pela maior vazao, devido a facilidade dos fluidos em escoarem no interior do

meio poroso.
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Figura 20 - Variacao da permeabilidade (Caso 2) - Para a vazao de gas
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Fonte: O autor, 2025.

Figura 21 - Variacao da permeabilidade absoluta (Caso 2) - Para a producao de

gas acumulada
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Fonte: O autor, 2025.
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CONCLUSOES E PERSPECTIVAS

Conclusoes

Neste trabalho foram feitas simulagoes numéricas com o objetivo de investigar a
producao em reservatorios de gas de baixa permeabilidade, considerando os efeitos do
deslizamento do gas e da correcao da permeabilidade em funcao da variacao da tensao
efetiva. O comportamento da vazao e da producao acumulada de gas foi estudado na
presenca ou auséncia dos referidos efeitos. Para tanto, foram variados os valores de alguns
dos parametros e propriedades fisicas: o coeficiente b do efeito Klinkenberg, o médulo de
permeabilidade v, o comprimento do poco horizontal, a porosidade e a permeabilidade
absoluta.

A formulacao fundamentada no método Picard-Newton se mostrou adequada e
viabilizou a captura dos padroes de escoamento encontrados em meios porosos de baixa
permeabilidade. Contudo, para uma avaliagao quantitativa mais aprofundada, é necessario
que seja empreendida uma comparacao com outros resultados advindos de simulagoes
numeéricas ou de dados experimentais.

Os resultados obtidos possibilitaram concluir que os fenomenos analisados impacta-
ram de maneira significativa a produtividade dos reservatérios. As principais conclusoes

podem ser sintetizadas da seguinte maneira:

1. Efeito de Klinkenberg: o aumento do coeficiente b resultou no aumento na
permeabilidade aparente, mostrando-se relevante em se tratando de reservatoérios
de baixa permeabilidade. Como resultado, verificou-se o aumento das vazoes e das
producoes acumuladas de gas. No entanto, seu efeito é mais evidente quando as

pressoes sao suficientemente baixas.

2. Corregao devido a tensao efetiva: o aumento do médulo de permeabilidade, -,
intensificou os efeitos da compactacao da matriz porosa, acarretando uma diminuicao
da permeabilidade, restringindo, assim, o fluxo massico de gés e impactando nega-
tivamente a producao acumulada. A medida que os seus valores sao aumentados,
reduz-se a permeabilidade aparente de forma mais pronunciada quando da queda de
pressao na jazida. Portanto, destaca-se a sua importancia nos reservatérios onde

esse efeito pode ser pronunciado.

3. Variacao da porosidade: O aumento da porosidade apresentou uma relagao direta
com o aumento da vazao e da produgao acumulada de gas. Maiores valores levam
a uma maior capacidade de armazenamento de gas no reservatoério, resultando em

uma melhor recuperacao ao longo do tempo.
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4. Permeabilidade absoluta: Demonstrou-se ser uma das propriedades mais influ-
entes no comportamento de producao, pois quanto maior o seu valor, menor sera
a resisténcia ao escoamento. Como consequéncia, tem-se uma maior vazao inicial
e seu decréscimo é mais suave, obtendo-se um volume acumulado de gas maior.
Nos reservatorios de baixa permeabilidade, as limitagoes impostas ao fluxo sao
severas, enfatizando a necessidade do emprego de técnicas de estimulacao, a fim de

se aumentar a permeabilidade efetiva e viabilizar a producao.

5. Comprimento do pogo horizontal: O aumento do tamanho do pogo horizontal
L., possibilitou a existéncia de uma maior area de contato com a matriz porosa,
implicando no aumento da vazao e da producao acumulada de gas. O aumento da
sua extensao provou ser uma estratégia eficiente para potencializar a recuperacao,
principalmente em reservatérios nao convencionais, onde a area de contato entre o

poco e a formacao rochosa tem um papel fundamental.

Assim sendo, a andlise comparativa entre os diferentes cendrios revelou que pequenas
variagoes nos parametros e propriedades fisicas podem resultar em mudangas significativas
nas previsoes da producao. Isso é particularmente evidenciado quando se considera
periodos de tempo da ordem de décadas. Um modelo inadequado ou mal calibrado pode
introduzir erros nao despreziveis, comprometendo as decisoes estratégicas em fases criticas
do desenvolvimento e da operacao de campo. Com base nos resultados obtidos, ressalta-se
a importancia do desenvolvimento e aplicacao de modelos apropriados, juntamente com
métodos numeéricos eficazes.

Por fim, este estudo destacou a importancia de incorporar modelos acurados para a
simulagao de estratégias operacionais para aprimorar a gestao de reservatorios. Previsoes
confidaveis possibilitam nao somente o aumento da eficiéncia produtiva a curto prazo, como

também a diminuicao dos riscos e custos durante todo o ciclo de vida do reservatério.

Perspectivas

Como perspectivas para a continuagao desta pesquisa, primeiramente tem-se em
mente a simulagao numérica de casos incluindo a adsorcao de gés natural em meios porosos,
utilizando a isoterma de Langmuir (cédigo jé implementado e em processo de verificagdo).

Além disso, visando a reducao do efeito de estocagem numérica, associado ao tipo
de técnica de acoplamento pogo-reservatorio adotada, almeja-se a implementagao de uma
técnica na qual o indice de produtividade varia em fungao do tempo.

Por outro lado, uma outra alternativa contemplaria a implementagao de um modelo
de escorregamento, no qual a permeabilidade aparente fosse também uma funcao do

numero de Knudsen.
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Busca-se, também, desenvolver uma versao paralelizada do simulador utilizando,
por exemplo, uma Application Porgramming Interface (API) tal como a OpenMP.

Finalmente, a simulagao do escoamento agua-gas em um meio heterogéneo incluindo
a presenga de fraturas, usando o modelo de fraturas embutidas (Embedded Fracture

Method), deve ser vista como uma nova linha de estudo.
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