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Resumo. Neste trabalho propomos o desenvolvimento de um novo modelo computacio-
nal para descrever o acoplamento hidro-geomecânico durante o processo de recuperação de
petróleo por injeção de água nas formações geológicas que compõem o pré-sal brasileiro. A
descrição do acoplamento entre hidrodinâmica, transporte bifásico não linear e geomecânica
de rochas salinas viscoelásticas é constrúıda no contexto de formulações iterativamente aco-
pladas, onde o problema é decomposto em vários subsistemas associados a cada fenômeno
f́ısico. Os subsistemas governantes do movimento dos fluidos são discretizados por métodos
numéricos localmente conservativos e o subsistema da geomecânica não linear pelo método
dos elementos finitos mistos em conjunção com algoritmos de predição-correção. Simulações
numéricas em geometrias fornecidas pela śısmica do pré-sal são realizadas ilustrando preci-
samente a influência dos efeitos geomecânicos sobre as curvas de produção.
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1 Introdução

A recente descoberta de petróleo localizado abaixo de uma espessa camada de sal, co-
nhecida como formação geológica do pré-sal brasileiro, representa um marco histórico para
a exploração de petróleo no Brasil. Esta reserva é a maior já descoberta abrangendo cerca
de 800 quilômetros ao longo da costa sudeste do páıs, onde o óleo reside em rochas car-
bonáticas localizadas a 7.000 metros abaixo do ńıvel do mar subjacente à formação salina
(evaporito). Por outro lado, a exploração de petróleo no pré-sal apresenta vários desafios.
Além da exploração em águas muito profundas, a camada de sal acima do reservatório
oferece baixa resolução śısmica, dificultando a obtenção de imagens ńıtidas. Tal fato, ali-
ado ao alto teor de heterogeneidade dos carbonatos, conduz à uma alta complexidade na
caracterização e avaliação das formações.
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Com a descoberta do pré-sal em águas profundas, o estudo detalhado para descrever
o acoplamento entre mecânica e hidrodinâmica de escoamentos multifásicos em meios po-
rosos deformáveis torna-se fundamental na análise do processo de recuperação secundária
de hidrocarbonetos [1]. A modelagem do acoplamento hidro-geomecânico é usualmente
apresentada na literatura sob duas formas conhecidas como: formulação totalmente aco-
plada e sequencial. Na formulação totalmente acoplada o sistema de equações proveniente
do modelo hidro-geomecânico é resolvido simultaneamente impondo-se a mesma escala de
tempo para os dois subsistemas (hidrodinâmico e geomecânico), envolvendo o armazena-
mento de matrizes maiores e demandando maior esforço computacional na resolução do
sistema linear resultante [3]. Além disso, a formulação completamente acoplada não é
naturalmente estendida para descrever as rochas adjacentes impermeáveis, uma vez que
nestes sub-domı́nios necessita-se resolver somente a geomecânica. Nos métodos sequenciais
o sistema de equações é dividido em subsistemas que são resolvidos de maneira escalonada
em relação ao tempo, onde o acoplamento é realizado da forma sequencial através dos ter-
mos de fonte tratados iterativamente entre os subsistemas. Neste contexto, destacam-se
as formulações iterativamente acopladas cuja estabilidade e convergência dos algoritmos
foram discutidas em [6].

No desenvolvimento deste trabalho, procuramos representar de forma mais realista
posśıvel as formações geológicas do pré-sal e as rochas capeadoras incorporadas no modelo
via camadas de sal e pós-sal. A camada de sal é tratada como um meio viscoelástico
não-linear governado por uma lei de potência de Norton para a deformação viscosa [7]. A
camada do pós-sal impermeável e o reservatório são considerados elásticos lineares.

2 Modelagem Matemática do Acoplamento Hidro–Geome-
cânico

Para a dedução do modelo matemático o domı́nio do problema foi subdividido em três
regiões, conforme mostrado na Figura 1.

Figura 1: Partição do domı́nio Ω em três subdomı́nios ΩPOS , ΩDOMO e ΩRES .

Sejam ΩRES , ΩDOMO e ΩPOS ∈ R2 os domı́nios ocupados pelo carbonato, domo
salino viscoelástico e o pós-sal elástico linear. Conhecidas as constantes C, ρw, ρo,
ρPOS
s , ρDOMO

s , ρRES
s , E∗R, σR, N , os campos de tensão e pressão iniciais σ0, p0 e as
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funções λw(Sw), λo(Sw), λt(Sw), K(φ), η(φ), encontrar os campos de pressão p(x, t),
tensão efetiva σef (x, t), deslocamentos u(x, t), saturação da água Sw(x, t), porosidade
φ(x, t) e velocidade de Darcy vDt(x, t) com x ∈ Ω, t ∈ [0, T ] satisfazendo

divσef + ρPOS
s g = 0

σef = CEe + σ0 em ΩPOS (1)

Ee =
1

2

(
∇u + (∇u)T

)


divσef + ρDOMO
s g = 0

σef = CEe + σ0

Ee =
1

2

(
∇u + (∇u)T

)
E = Ee + Ev em ΩDOMO (2)

σV =

√
3

2
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S = 2GP devEe
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∂σV
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= γ̇

√
3
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S

‖S‖

γ̇ = E∗R
(
σV
σR

)N



divσef +
(

(Swρw + (1− Sw)ρo)φ+ ρRES
s (1− φ)

)
g = ∇p

σef = CEe + σ0

Ee =
1

2

(
∇u + (∇u)T

)
∂φ

∂t
= div

(
(1− φ)

∂u

∂t

)
em ΩRES (3)

β
∂p

∂t
+ divvDt = −β∂σ̃

∂t
vDt = −λt(Sw)K(φ)

(
∇p−

(
λw(Sw)ρw + λo(Sw)ρo

)
g
)

∂(Swφ)

∂t
+ div

(
Swφ

∂u

∂t

)
+ div

(
λw(Sw)

(
vDt − ηkro

))
= 0

com condições iniciais

div (u(x, 0)) = 0, φ(x, 0) = φ0(x),
σef (x, 0) = σ0(x), Sw(x, 0) = S0

w(x),

e condições de contorno

u(x, t) = 0 sobre Γu
D, σTn = H(x) sobre Γu

N ,
p(x, t) = 0 sobre Γp

D, vDt · n = Q(x) sobre Γp
N ,

vDt · n = 0 sobre Γ− (Γp
N ∪ Γp

D), Sw(x, t) = s(x) sobre Γp
N ,
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onde
Γu
D ∩ Γu

N = ∅, Γu
D ∪ Γu

N = Γ,
Γp
D ∩ Γp

N = ∅, Γp
D ∪ Γp

N = Γ.

Na resolução numérica dos subsistemas de EDP’s, adotamos a formulação iterativa-
mente acoplada, utilizando uma malha estendida para o módulo geomecânico, incluindo
o particionamento do domı́nio ocupado pelas rochas capeadoras. A formulação iterativa-
mente acoplada dá origem a três subsistemas que serão discretizados através de métodos
numéricos adequados. Para a evolução temporal do modelo, utilizamos um esquema ba-
seado em IMPES (impĺıcito na pressão e geomecânica e explicito na saturação com passo
de tempo limitado pela condição CFL). Para a equação hiperbólica da saturação, propo-
mos o método de volumes finitos de mais alta ordem baseado em esquemas centrais KT
desenvolvido por [8]. Para o subsistema hidrodinâmico utilizamos os métodos de elemen-
tos finitos mistos fazendo uso dos elementos de Raviart-Thomas de mais baixa ordem [9].
Finalmente para discretização do problema geomecânico, o qual é resolvido na malha es-
tendida incluindo as rochas capeadoras, propomos a utilização de formulações mistas, mais
precisamente o método Bbar proposto por [10].

3 Simulações Numéricas

Nesta seção para validarmos a formulação iterativamente acoplada iniciamos apresen-
tando o problema 1D de Terzaghi, o qual consiste de um meio poroso saturado por um
único fluido que ocupa o domı́nio Ω com fronteiras Γd, Γi, Γs impermeáveis e uma condição
de Dirichlet homogênea prescrita para o deslocamento na direção y nas fronteiras Γi e Γs

e em ambas as direções x e y na fronteira Γd. Na fronteira Γe, o reservatório é submetido
a uma condição de carregamento de Neumann e, simultaneamente, uma condição de Di-
richlet homogênea é imposta para a poro-pressão. O problema na forma variacional pode
ser visto como um caso particular da formulação hidro-geomecânica proposta e nestas
condições o problema possúı solução anaĺıtica [11].

Figura 2: Comparação entre as soluções anaĺıtica (linha cont́ınua) e a numérica (linha
pontilhada) para deslocamento e pressão do problema de Terzaghi.
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Comparando as soluções, anaĺıticas e numéricas, observamos proximidade entre elas
na pressão e no deslocamento, demostrando a eficiência do método numérico adotado.

Procedemos agora rumo às simulações numéricas do processo de recuperação secundária
de petróleo através da injeção de água no carbonato residente no pré-sal brasileiro. Na
Figura 3 são apresentadas as curvas de produção de óleo, comparando os casos de ma-
triz deformável e ŕıgida. Podemos observar que para meio poroso ŕıgido a produção de
óleo mantém-se contante e igual à quantidade de água injetada (100 m3/dia), até a che-
gada da água no poço de produção, quando a produção de óleo decai abruptamente. Ao
considerarmos o meio deformável, o movimento da fase sólida faz com que o volume do
óleo produzido não corresponda à mesma quantidade de água injetada. Neste cenário,
podemos observar a formação de quatro regimes distintos. Inicialmente, ocorre um pico
de produção devido à abertura do poço produtor, após o ińıcio do processo de injeção de
água, identificamos o segundo regime, onde a produção de óleo é inferior à quantidade de
água injetada. Por volta de 6000 dias, tem ińıcio o terceiro regime, onde a produção de
óleo supera a quantidade de água injetada, devido ao efeito de compactação da matriz
porosa. Quando a água chega ao poço de produção Neste momento, inicia-se o quarto
regime, caracterizado pelo decrescimento abrupto da produção de óleo.

Figura 3: Comparação entre as curvas de produção para os casos ŕıgido e deformável
(homogêneo e heterogêneo).

Ao compararmos as curvas de produção de óleo para os casos homogêneo e heterogêneo,
constatamos que a frente de água chega antecipadamente no poço de produção no caso
heterogêneo, efeito advindo da formação de fingers oriundos da heterogeneidade aliada à
razão de viscosidade entre a água e o óleo. A formação dos fingers acarreta uma produção
de óleo, no caso heterogêneo, ligeiramente inferior do que no caso homogêneo.

Dando continuidade às simulações, na Figura 4 são apresentados os perfis de saturação
do fluido injetado e as tensões de Von Mises na formação salina para o caso t́ıpico de
prospecção secundária, onde o reservatório encontra-se inicialmente saturado por óleo e é
injetado água para forçar a percolação do óleo. Ao iniciar o processo de injeção, observa-
mos que o efeito da heterogeneidade causa um espalhamento da frente de onda, este efeito é
fortemente influenciado pela razão de viscosidade, a qual tende a aumentar a instabilidade
da interface entre os dois fluidos. Observamos também que a razão entre as viscosidades
influência consideravelmente nas tensões de Von Mises geradas pelo processo de injeção.
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Dado que o óleo apresenta uma maior viscosidade quando comparado à água, a permeabi-
lidade relativa do fluido injetado é menor, gerando assim maior resistência a percolação, e
com isso aumentando a pressão no poço de injeção e, consequentemente, gerando tensões
mais elevadas na matriz porosa e na rocha capeadora adjacente ao reservatório.

Ao evoluirmos no tempo, podemos observar que à medida que nos afastamos do poço
de injeção, o efeito do empuxo torna-se mais expressivo, fazendo com que o fluido injetado
escoe pela parte superior do reservatório.

Figura 4: Evolução da saturação e da tensão de Von Mises.

4 Conclusões

Neste trabalho, constrúımos um novo modelo computacional para descrever o acopla-
mento hidro-geomecânico em processos de recuperação secundária nas formações geológicas
que compõem o pré-sal brasileiro. Ao contrário dos modelos hidro-geomecânicos clássicos,
baseados na formulação completamente acoplada, a abordagem proposta foi desenvolvida
no contexto da formulação iterativamente acoplada, que exibe vantagem de explorar a
disparidade entre as escalas de tempo dos fenômenos envolvidos, obtendo redução signi-
ficativa do esforço computacional, além da flexibilidade de projetar métodos numéricos
adequados na discretização de cada subsistema.

Simulações numéricas mostraram regimes distintos de produção caracterizados pelo
decréscimo da produção inicial, devido à expansão da rocha, seguido de um acréscimo
significativo, induzido pelo mecanismo de compaction drive e de uma queda abrupta no
tempo de chegada da água no poço de produção.

Em suma, a formulação iterativamente acoplada proposta neste trabalho mostrou-
se bastante promissora para descrever processos de recuperação secundária no pré-sal
brasileiro.
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