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Resumo: Um dos objetivos da simulagdo numérica em reservatorios de petroleo e aquiferos salinos esta
voltado a previsdo do comportamento dos mesmos ao longo de sua vida. Uma das mais importantes
propriedades petrofisicas para qualificacdo desses meios porosos € a permeabilidade. A permeabilidade
representa a capacidade de transmitir fluidos e no caso proposto, esta relacionado com o potencial possivel
que o aquifero salino pode deixar de se atravessar pelo gas durante o processo de injeg@o. O presente artigo
aborda um estudo envolvendo simulagdes de injecdo e armazenamento geolégico de CO; em um aquifero
salino a fim de analisar o comportamento do reservatorio com a variacdo da permeabilidade. O modelo
fisico que foi estudado tratou-se de um reservatorio ficticio em formato de paralelepipedo cuboide
possuindo um pogo injetor localizado no seu centro. Considerou-se o escoamento tridimensional,
moderadamente compressivel e multifasico com fluxo transiente. Para tal estudo, foi utilizado o software
Eclipse da Schlumberger para realizar simula¢des de trés estudos de caso, em que a permeabilidade é
aumentada e reduzida. O primeiro caso trata-se de um modelo simulado que se torna o padrao para comparar
e caracterizar com o segundo e o terceiro caso. Os resultados foram comparados e interpretados baseando-
se na variacdo da pressdo e da saturacdo de gas no aquifero salino. Conclui-se nesse artigo que ambos o0s
parametros analisados sdo mais sensiveis a redug@o da permeabilidade.

Palavras chave: Permeabilidade, Dioxido de Carbono (CO,), Armazenamento Geologico, CCS Aquifero
Salino.

1. Introducao

A modelagem matematica e a simulacdo numérica de reservatorios sdo os métodos mais utilizados na
industria do petréleo para o estudo, analise e previsdo do comportamento do meio poroso. Sendo assim,
sdo também excelentes ferramentas para o estudo das técnicas que envolvem a tecnologia conhecida
mundialmente como Carbon Capture and Sorage— CCSou Captura e Armazenamento Geologico de CO,.

A técnica CCS envolve a separagdo de CO», emitido por fontes estacionarias relacionadas com a
produgdo de energia e também de plantas industriais, o transporte e seu armazenamento, a longo prazo, em
reservatdrios geolégicos, isolando o CO, da atmosfera. (CAMERA, et al., 2011).

Atualmente, o principal obstaculo para a implantacdo do sequestro de CO» ¢ o alto custo. Eles podem
ser minimizados combinando-se sequestro de CO, com a Recuperagio Avangada de Oleo (EOR: Enhanced
Oil Recovery), devido as receitas da recuperagdo de 6leo extra, que podem ajudar a compensar os custos
do processo de sequestro de CO, (RAVAGNANI, 2007). Dessa forma, além de contribuir para um
desenvolvimento sustentavel, a injecdo de CO, promove um deslocamento miscivel eficiente a baixa
press@o para a maioria dos reservatorios. A eficiéncia de deslocamento € alta, sendo a saturacdo de dleo
reduzida para cerca de 5% do volume poroso da regido contatada. (LAKE, 1989). Na Fig. 1 ¢ ilustrado os
tipos de armazenamento de COs.

Ketzer et al. (2007), apresentaram informagdes sobre o estudo do potencial de armazenamento
geologico no Brasil que foi feito através de um projeto realizado pelo Centro de Exceléncia em Pesquisa
sobre Armazenamento de Carbono - CEPAC na Pontificia Universidade Catodlica do Rio Grande do Sul -
PUC-RS. Neste trabalho, os autores apresentaram dados sobre regides potenciais para aplicacdo das
tecnologias de captura e armazenamento geoldgico de CO,. Segundo os pesquisadores, na Bacia de Campos
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a capacidade estimada é de 1.700 Mt CO; nas reservas de petroleo e gas e capacidade de 4.800 Mt CO» nos
aquiferos salinos. Na Bacia de Santos a capacidade estimada nas reservas de petroleo e gas ¢ de 167 Mt
CO; e nos aquiferos salinos ¢ de 148.000 Mt CO,. Os autores concluiram que a Bacia de Campos, por ser
a maior produtora de petroleo e gas no Brasil, possui também a maior capacidade de armazenamento de
CO; dos Campos Brasileiros de Exploracao de Petroleo e Gas. Segundo o estudo do CARBMAP BRASIL
o potencial de armazenamento da Bacia de Campos ¢ de aproximadamente 1,7 Gt de COs.

D Formacoes salinas/ aquiferos

@ Injecdo em jazidas de carvao

Uso do CO2 como Recuperagao Avangada de Oleo (EOR)

4 » Reservatorios de petrdlec e gas esgotados

PR L Ty e

Figura 1. Opgdes para o armazenamento geologico do COz. Fonte: adaptado de IEA (2013).

Para o armazenamento de CO», ¢ de extrema importancia que os aquiferos salinos estejam em regides
estaveis geologicamente, isto &, regides sem a presenga, por exemplo, de atividades tectdnicas que possam
favorecer o escape de CO, para fora do reservatorio. (BACHU, 2000 apud SCHUTZ, 2010).

Logo, para que o reservatorio tenha potencialidade para o armazenamento de CO,, algumas
propriedades devem ser levadas em consideragdo, tais como: capacidade e porosidade, permeabilidade e
profundidade. (BENTHAM e KIRBY, 2005 apud SCHUTZ, 2010).

Em relacdo a permeabilidade de um meio poroso, esta ¢ uma medida de sua capacidade de se deixar
atravessar por fluidos. Em outras palavras, a permeabilidade ¢ uma medida da condutividade de fluidos de
um material. Por analogia com condutores elétricos, a permeabilidade representa o inverso da resisténcia
que o material oferece ao fluxo de fluidos. (ROSA et al., 2005). Quando existe apenas um unico fluido
saturando a rocha, esta propriedade recebe o nome de “permeabilidade absoluta”, cujo simbolo € k; porém,
uma rocha reservatorio contém sempre dois ou mais fluidos, de modo que a permeabilidade absoluta ndo ¢
suficiente para se medir a facilidade com que determinado fluido se move no meio poroso. No caso da
existéncia de mais de um fluido a facilidade com que cada um se move ¢ chamada “permeabilidade efetiva”
ao fluido considerado. Assim, as permeabilidades efetivas ao 6leo, ao gas e a 4gua tém por simbolos k,, k,
e kw, respectivamente e dependem das saturacdes de cada um dos fluidos no meio poroso. (THOMAS,
2004).

Se a permeabilidade da rocha for baixa ou se existirem barreiras para o fluxo do fluido, a injecdo de
CO; no reservatdrio causara um aumento na pressdao no ponto de injecdo. Isto limitard a taxa com que o
CO; podera ser injetado e consequentemente a quantidade de CO, armazenado. (BENTHAM e KIRBY,
2005 apud SCHUTZ, 2010). Além disso, a presenca de fluidos distintos no reservatorio pode diminuir a
permeabilidade tornando a migragdo do CO; lenta. (IPCC, 2005 apud SCHUTZ, 2010).

Quando o CO; ¢ injetado em um reservatorio de gas, dominantemente se formara uma unica fase
(fluidos misciveis). Quando ¢ injetado em uma formacdo salina profunda, na fase supercritica, o mesmo
passa a ser imiscivel (pluma de CO.) na dgua salina. No caso de reservatorios de 6leo, o CO; pode ser tanto
miscivel como imiscivel, dependendo da composi¢do do 6leo e da temperatura e pressao do sistema. (IPCC,
2005 apud SCHUTZ, 2010).

A magnitude das for¢as que provocam uma migracdo vertical do CO, depende do tipo de fluido
presente no reservatorio. Em formagdes salinas, devido a grande diferenca de densidade (30 - 50%) entre o
CO; e a agua salina, cria-se uma grande for¢a que farda o CO, migrar em direcdo ao topo do reservatorio
(IPCC, 2005).
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Neste artigo, apresenta-se um estudo envolvendo uma simulagdo da inje¢do e armazenamento de
CO; em aquifero salino e, posteriormente, faz-se a analise do comportamento do reservatorio com a
varia¢do da permeabilidade. Para tal estudo, foi utilizado o software Eclipse da Schlumberger para realizar
simulagdes de trés estudos de caso, em que permeabilidade ¢ aumentada e reduzida no problema proposto.

2. Metodologia

Neste artigo, simulou-se a injecdo e o armazenamento geoldgico de CO, em um aquifero salino utilizando
o algoritmo CO2STORE do software Eclipse da Schlumberger. Todos os dados da simulago sdo reunidos
neste arquivo exemplo do software. O teste de malha foi realizado para oito casos diferentes, observando a
varia¢do da pressdo no aquifero salino em fung@o do tempo. Pela Fig. 2, € possivel observar que a maioria
das malhas se apresentam semelhantes, dificultando a escolha. Ja na Tabela 1, € possivel notar que a malha
40x40x10 (x, y, z) apresenta uma leve variacdo na pressdo média do aquifero salino, sendo assim, a
escolhida para simular os estudos de caso. Além disso, a partir da malha 70x70x10, o comportamento médio
da pressao ¢ diferente do esperado, o que também justifica a escolha da malha 40x40x10.
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Figura 2. Teste de malha: relagdo da pressdo média do reservatorio com o tempo em escala logaritmica para diferentes malhas.

Tabela 1. Teste de malha: valor médio da pressdo no reservatério para malhas diferentes.
Numero de elementos nas
diregdes X,y e Z

Pressdo média, bar

0x10x10 236,2372
20x20x10 227,9433
30x30x10 226,1910
40x40x10 225,7262
50x50x10 225,4238
70x70x10 223,9488
90x90x10 225,7389

110x110x10 225,9748

A situagdo em estudo ¢ dindmica, com um reservatorio em trés dimensdes possuindo 8.400 metros
na dirego X, 8.400 metros na dire¢do y e 1.945 metros na dire¢do z O pogo esta localizado no centro da
malha, em termos de coordenadas (X,y,2), o mesmo se localiza em (7,7,6). O pogo injetor esta aberto para
injetar com uma vazdo de gas variavel, com uma profundidade de referéncia para a pressdo de fundo do
pogo de 1.431,7 m. A pressdo de fundo do pogo ¢ de 400 bar. (Fig. 3).
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Figura 3. Representagdo esquematica do reservatorio 3D.
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A temperatura do reservatorio € de 32,2 °C e os componentes presentes sao H,O, CO,, NaCl, CaCl,.
Na Tabela 2 ¢ especificada a composicao total, em fragdo molar, de cada componente.

Tabela 2: Composicdo total em fragdo molar dos componentes presentes no reservatorio.

Profundidade, m

H>O

CO,

NaCl

CaClz

1.411,4

0,9109

0,0

0,0741

0,015

Neste estudo, a injeg@o de CO» inicia-se em 01 de agosto de 2013 e o pogo € fechado em 01 de janeiro
de 2020. Durante a injecdo e apos fechado o poco, € possivel observar o comportamento do CO, ao passar
dos anos. O ultimo ano em analise ¢ em 3013, totalizando 1000 anos apds o inicio da injegao.

Foram elaborados trés estudos de casos para esta analise. O estudo de Caso 1 ¢ a simulacdo do modelo
que serd comparado com os outros. No estudo de Caso 2, a permeabilidade ¢ variada com um aumento de
10% e uma redugdo de 10% em relagdo aos valores do Caso 1. Ja no estudo de Caso 3, a permeabilidade é
variada com um aumento de 50% e uma redugdo de 50%. Os resultados foram observados através do
comportamento de dois parametros: pressao no reservatorio e saturagdo do gas no reservatorio.

Os valores iniciais para a permeabilidade foram os ja considerados pelo arquivo exemplo do
software. A variagdo da permeabilidade para o modelo de comparagdo (Caso 1) pode ser observada pela
Tabela 3. Vale ressaltar que a permeabilidade no eixo X € a mesma para o eixo Y.

Tabela 3: Dados da permeabilidade para o estudo de Caso 1 (modelos de comparagio).

Permeabilidade, mD
Camada Eixo x Eixoy Eixo z
1 97,9 97,9 46,4
2 8,9 8,9 6,28
3 15,1 15,1 12,1
4 37,9 37,9 32,2
5 2,7 2,7 0,94
6 26,8 26,8 18,0
7 110 110 97,1
8 45,4 45,4 41,3
9 58,1 58,1 0,73
10 6,0 6,0 0,65
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Para a modelagem matematica de um aquifero salino podem ser consideradas as seguintes hipoteses
simplificadoras:

i. Escoamento tridimensional;
ii. Escoamento moderadamente compressivel;
iii. Regime transiente;
iv. Fluidos viscosos;
v. Reservatorio horizontal;
vi. Escoamento multifasico.

A modelagem matematica do presente estudo € apresentada detalhadamente por Zucatelli (2013).

As condic¢Oes iniciais sdo necessarias para inicializar a simulagdo. A partir das condi¢oes
especificadas para um tempo considerado inicial, os calculos de pressdo para as células da malha de
simula¢ao sao feitos através da marcha em passos de tempo, ou timesteps. Para os problemas de simulagao
de reservatorios, as condi¢des iniciais necessarias sdo a pressao inicial do reservatorio e a distribuigdo de
saturagoes. (MARSILI, 2008).

As condigdes de contorno usadas em simulacao de reservatorios podem ser bastante complexas, visto
que as equagdes diferenciais resolvidas pelo simulador necessitam que todas as fronteiras sejam
especificadas. Isto inclui as fronteiras externas (limites do reservatorio) e as fronteiras internas (pogos de
producdo e injecdo). Para as fronteiras externas ¢ assumido geralmente que ndo ha fluxo para algum ponto
distante do reservatério. (MARSILI, 2008).

A forma de solucao utilizada neste trabalho foi uma especificidade do software ECLIPSE 2010.2,
conhecida como AIM (Adaptive Implicit Method). Nesta forma de solugéo, as iteragdes sdo realizadas
utilizando o modo “Totalmente Implicito” para as c€lulas localizadas em regioes “dificeis” e IMPES em
regides “faceis”.

Em relag@o ao IMPES, a abordagem de pressdo implicita e de saturagdo explicita é visto como um
método IMEX (implicito — explicito), que emprega uma abordagem de divisdo com base na fisica. O IMPES
resolve a equagdo de pressdo implicitamente e atualiza a saturag@o explicitamente.

No IMPES, como exemplo para um fluxo bifasico, substituimos a limitagcdo de saturagdo e a lei de
Darcy para a soma das duas leis de conservagdo da massa para se obter a equagdo de pressdo, e
explicitamente tratar todas as outras variaveis na equacao da pressdo para eliminar a sua nao linearidade.
Depois que a pressdo € obtida, é calculado, explicitamente, a velocidade de Darcy e as saturagdes das duas
fases. (KOU, 2004).

J& no modo “Totalmente Implicito”, tanto as pressdes como saturagdes sdo calculadas
implicitamente. As satura¢Oes do timestep anterior sdo utilizadas para estimar uma satura¢do média para a
primeira iteragdo, que ocorre da mesma forma que o IMPES. No entanto, no final do timestep, atualiza-se
o valor das satura¢des médias com os valores de saturagdo obtidos no final do timestep.

O timestep ¢ entdo recalculado com o novo valor das saturagdes médias e permeabilidades relativas
médias e compara-se sua solu¢do com a solugdo anterior obtida para o mesmo timestep: se a diferenca for
menor que uma tolerancia, utiliza-se a Gltima solug¢do para o tempo ty+1, caso contrario, recalcula-se o
timestep até que haja a convergéncia. (CARLSON, 2006 apud COTIA, 2012).

3. Resultados e discussoes
3.1 Analise da pressio no aquifero salino

Com o aumento de 10% da permeabilidade, a pressdo ao longo do tempo apresentou-se semelhante a do
Caso 1. Percebeu-se um aumento de 2,83% na pressdo média do reservatdrio em relagdo ao Caso 1 ao final
da inje¢@o, em 31/12/2019. O principio foi inverso para a redugdo de 10%, acarretando numa redugdo de
3,07%. Através do aumento de 50%, observa-se um acréscimo mais acentuado na pressdo a medida que o
CO; ¢ injetado no meio poroso, cerca de 12,43% a mais do que no Caso 1 ao final da inje¢do. Com a redugao
de 50%, ocorre uma queda de 17,67% ao final da inje¢do (Fig. 4).
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Figura 4. a) Comportamento da pressdo ao final da inje¢ao de CO2 para o Caso 1; b) Comportamento da pressao ao final da injegao
de CO2 com o aumento de 50% da permeabilidade em relagdo ao Caso 1. ¢) Comportamento da pressdo ao final da injegdo de CO2
com redugao de 50% da permeabilidade em relagéo ao Caso 1.

Verifica-se que 15 anos ap6s o término da inje¢do, a pressdo se torna constante em todos os casos,
sendo mais elevada para o aumento da permeabilidade e o inverso para a reducdo, quando comparado com
o Caso 1. O comportamento da pressdo média do reservatorio pode ser observado na Fig. 5 para todos os
casos de variagdo da permeabilidade.
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Figura 5. Relagdo da pressdo média do reservatdrio com o tempo em escala logaritmica para cendrios com variagdo da
permeabilidade.
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3.2 Analise da saturacio do Diéxido de carbono injetado no aquifero salino

Em relagdo a saturagdo do CO, no aquifero, percebe-se que o aumento de 10% na permeabilidade
acarreta em um aumento da percolagdo dos gases pela formagdo, aumentando a saturagdo de gas no
reservatorio. Quando se tem uma redugdo da permeabilidade nesta proporg¢do, nota-se um sentido inverso,
ou seja, uma reducdo da percolagdo dos gases no sentido radial do reservatdrio. Ja em relagdo ao aumento
de 50% da permeabilidade, a saturacdo do gas é 28,68% superior do que o Caso 1, isto em relagdo ao ano
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de 3013. Nota-se que o parametro analisado tem uma elevada sensibilidade a redug¢do da permeabilidade.
Com a reducdo de 50%, percebe-se uma queda significativa de 42,02% na saturag@o do fluido em relacao
ao Caso 1, isto para o ano de 3013 (Fig. 6).

COZSTORE, k= 1, 01iAugi3013 [COZSTORE, k = 1, 01/AUg/3013

) .

COZSTORE, k= 1, 01Augi3013

c)

Figura 6. a) Saturacdo do gas no reservatorio em 3013 para o Caso 1; b) Saturacao do gas no reservatorio em 3013 com um aumento
de 50% da permeabilidade em relagdo ao Caso 1; c) Saturagdo do gas no reservatorio em 3013 com redugdo de 50% da
permeabilidade em relagdo ao Caso 1.

Com a redugdo da permeabilidade, percebe-se que a dispersdo do gas injetado com o passar do tempo
¢ baixissima, sendo que o fluido fica proximo ao pogo injetor. O comportamento da saturagdo do gas pode
ser observado na Fig. 7.
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Figura 7. Relac@o do valor médio da saturagdo de CO2 no reservatorio com o tempo em escala logaritmica para cenarios com
variagdo da permeabilidade.

4. Consideracdes finais

Conclui-se que a pressdo nao varia significativamente sob uma leve alteracdo na permeabilidade (aumento
e reducdo de 10% da permeabilidade). Para variagdes mais relevantes (50%), ¢ extremamente sensivel. E
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notavel que a pressdo ¢ mais vulneravel para a redugdo, tendo uma queda mais acentuada em relagdo ao
modelo comparativo. Ja para a saturagdo do gas, com o aumento da permeabilidade, tende-se a aumentar a
dispersdo do fluido injetado e, com o decorrer do tempo, o fluido tende a se espalhar mais na formacao
geoldgica. Este parametro também se apresenta mais sensivel a redug@o da permeabilidade. A saturagdo do
gas ¢ muito menor comparada ao Caso 1 e sua distribui¢do fica extremamente confinada ao redor do pogo
injetor.
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