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Resumo. Neste trabalho propomos o desenvolvimento de um novo modelo computacio-
nal para descrever o acoplamento hidro-geomecanico durante o processo de recuperagao de
petréleo por injecao de dgua nas formacgoes geoldgicas que compdem o pré-sal brasileiro. A
descricao do acoplamento entre hidrodinamica, transporte bifasico nao linear e geomecéanica
de rochas salinas viscoelasticas é construida no contexto de formulagoes iterativamente aco-
pladas, onde o problema é decomposto em varios subsistemas associados a cada fendmeno
fisico. Os subsistemas governantes do movimento dos fluidos sao discretizados por métodos
numéricos localmente conservativos e o subsistema da geomecanica nao linear pelo método
dos elementos finitos mistos em conjun¢ao com algoritmos de predi¢ao-correcao. Simulagoes
numéricas em geometrias fornecidas pela sismica do pré-sal sao realizadas ilustrando preci-
samente a influéncia dos efeitos geomecanicos sobre as curvas de produgao.
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1 Introducao

A recente descoberta de petroleo localizado abaixo de uma espessa camada de sal, co-
nhecida como formacao geoldgica do pré-sal brasileiro, representa um marco histérico para
a exploracao de petrdleo no Brasil. Esta reserva é a maior ja descoberta abrangendo cerca
de 800 quilometros ao longo da costa sudeste do pais, onde o dleo reside em rochas car-
bonaticas localizadas a 7.000 metros abaixo do nivel do mar subjacente a formagao salina
(evaporito). Por outro lado, a exploragao de petrdleo no pré-sal apresenta varios desafios.
Além da exploracao em aguas muito profundas, a camada de sal acima do reservatério
oferece baixa resolucao sismica, dificultando a obtencao de imagens nitidas. Tal fato, ali-
ado ao alto teor de heterogeneidade dos carbonatos, conduz & uma alta complexidade na
caracterizacao e avaliagao das formagoes.

Nuizer@ccet.ufrn.br
2murad@Ince.br

DOI: 10.5540/03.2018.006.01.0388 010388-1 © 2018 SBMAC


http://dx.doi.org/10.5540/03.2018.006.01.0388

Proceeding Series of the Brazilian Society of Applied and Computational Mathematics, v. 6, n. 1, 2018.

Com a descoberta do pré-sal em aguas profundas, o estudo detalhado para descrever
0 acoplamento entre mecanica e hidrodinamica de escoamentos multifasicos em meios po-
rosos deforméveis torna-se fundamental na andlise do processo de recuperagao secundaria
de hidrocarbonetos [1]. A modelagem do acoplamento hidro-geomecanico é usualmente
apresentada na literatura sob duas formas conhecidas como: formulagao totalmente aco-
plada e sequencial. Na formulacao totalmente acoplada o sistema de equagodes proveniente
do modelo hidro-geomecanico é resolvido simultaneamente impondo-se a mesma escala de
tempo para os dois subsistemas (hidrodindmico e geomecénico), envolvendo o armazena-
mento de matrizes maiores e demandando maior esforco computacional na resolugao do
sistema linear resultante [3]. Além disso, a formulacao completamente acoplada nao é
naturalmente estendida para descrever as rochas adjacentes impermeaveis, uma vez que
nestes sub-dominios necessita-se resolver somente a geomecéanica. Nos métodos sequenciais
o sistema de equagoes é dividido em subsistemas que sao resolvidos de maneira escalonada
em relagdo 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 formulacgoes iterativamente acopladas cuja estabilidade e convergéncia dos algoritmos
foram discutidas em [6].

No desenvolvimento deste trabalho, procuramos representar de forma mais realista
possivel as formagoes geoldgicas do pré-sal e as rochas capeadoras incorporadas no modelo
via camadas de sal e pds-sal. A camada de sal é tratada como um meio viscoelastico
nao-linear governado por uma lei de poténcia de Norton para a deformacao viscosa [7]. A
camada do pés-sal impermedvel e o reservatério sao considerados eldsticos lineares.

2 Modelagem Matematica do Acoplamento Hidro—Geome-
canico

Para a deducao do modelo matematico o dominio do problema foi subdividido em trés
regioes, conforme mostrado na Figura 1.

Figura 1: Particao do dominio €2 em trés subdominios 2pos, Qponvo € Qres-

Sejam Qres, Qpomo € Qpos € R? os dominios ocupados pelo carbonato, domo
salino viscoeldstico e o pds-sal elastico linear. Conhecidas as constantes C, py, po,

pfos, pfOMO, prS, &R, or, N, os campos de tensao e pressao iniciais ol p¥ e as
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fungdes Ay(Sw), Ao(Sw), At(Sw), K(¢), n(4), encontrar os campos de pressao p(x,t),
tensao efetiva o.r(x,t), deslocamentos u(x,t), saturacao da agua S, (x,t), porosidade
¢(x,t) e velocidade de Darcy vp.(x,t) com x € Q, t € [0,7T] satisfazendo
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com condicoes iniciais

div u(Xa )) =0, ¢(X¢ 0) = ¢O(X)>
ocf(x,0) = 0”(x), Sw(x,0) = SY (x),
e condigoes de contorno
u(x,t) = 0 sobre I'}y, orn = H(x) sobre I'},,
p(x,t) = 0 sobre '), vpt - = Q(x) sobre I'Y,,
vpt - n =0 sobre I' — (TR, UTY), Sw(x,t) = s(x) sobre I'y;,
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onde
I”?OFZV:Q), IU?UFZVZF’
ryNry =0, T'Hury =T.

Na resolucao numérica dos subsistemas de EDP’s, adotamos a formulacao iterativa-
mente acoplada, utilizando uma malha estendida para o mdédulo geomecanico, incluindo
o particionamento do dominio ocupado pelas rochas capeadoras. A formulacao iterativa-
mente acoplada dé origem a trés subsistemas que serao discretizados através de métodos
numéricos adequados. Para a evolugao temporal do modelo, utilizamos um esquema ba-
seado em IMPES (implicito na pressao e geomecanica e explicito na saturagdo com passo
de tempo limitado pela condicao CFL). Para a equagao hiperbdlica da saturagao, propo-
mos o método de volumes finitos de mais alta ordem baseado em esquemas centrais KT
desenvolvido por [8]. Para o subsistema hidrodinamico utilizamos os métodos de elemen-
tos finitos mistos fazendo uso dos elementos de Raviart-Thomas de mais baixa ordem [9].
Finalmente para discretizagao do problema geomecanico, o qual é resolvido na malha es-
tendida incluindo as rochas capeadoras, propomos a utilizacao de formulagoes mistas, mais
precisamente o método Bbar proposto por [10].

3 Simulagoes Numéricas

Nesta secao para validarmos a formulagao iterativamente acoplada iniciamos apresen-
tando o problema 1D de Terzaghi, o qual consiste de um meio poroso saturado por um
tnico fluido que ocupa o dominio €2 com fronteiras I'g, I';, I's impermedveis e uma condig¢ao
de Dirichlet homogénea prescrita para o deslocamento na direcao y nas fronteiras I'; e I',
e em ambas as diregoes x e y na fronteira I'y. Na fronteira I'c, o reservatorio é submetido
a uma condicao de carregamento de Neumann e, simultaneamente, uma condicao de Di-
richlet homogénea é imposta para a poro-pressao. O problema na forma variacional pode
ser visto como um caso particular da formulacdao hidro-geomecéanica proposta e nestas
condigdes o problema possuf solugao analitica [11].
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Figura 2: Comparagao entre as solugoes analitica (linha continua) e a numérica (linha
pontilhada) para deslocamento e pressao do problema de Terzaghi.
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Comparando as solucoes, analiticas e numéricas, observamos proximidade entre elas
na pressao e no deslocamento, demostrando a eficiéncia do método numérico adotado.

Procedemos agora rumo as simulagoes numéricas do processo de recuperacao secundaria
de petréleo através da injecao de dgua no carbonato residente no pré-sal brasileiro. Na
Figura 3 sao apresentadas as curvas de producao de éleo, comparando os casos de ma-
triz deformével e rigida. Podemos observar que para meio poroso rigido a producao de
6leo mantém-se contante e igual & quantidade de dgua injetada (100 m?3/dia), até a che-
gada da dgua no poco de producio, quando a producio de éleo decai abruptamente. Ao
considerarmos o meio deformavel, o movimento da fase sélida faz com que o volume do
Oleo produzido nao corresponda a mesma quantidade de dgua injetada. Neste cenario,
podemos observar a formacao de quatro regimes distintos. Inicialmente, ocorre um pico
de producao devido a abertura do pogo produtor, apds o inicio do processo de injecao de
agua, identificamos o segundo regime, onde a producao de 6leo é inferior a quantidade de
agua injetada. Por volta de 6000 dias, tem inicio o terceiro regime, onde a producao de
Oleo supera a quantidade de dgua injetada, devido ao efeito de compactacao da matriz
porosa. Quando a dgua chega ao poco de producgao Neste momento, inicia-se o quarto
regime, caracterizado pelo decrescimento abrupto da produgao de 6leo.
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Figura 3: Comparacao entre as curvas de produgdo para os casos rigido e deformével
(homogéneo e heterogéneo).

Ao compararmos as curvas de producao de dleo para os casos homogéneo e heterogéneo,
constatamos que a frente de dgua chega antecipadamente no pogo de produgéo no caso
heterogéneo, efeito advindo da formacao de fingers oriundos da heterogeneidade aliada a
razao de viscosidade entre a dgua e o dleo. A formagao dos fingers acarreta uma produgao
de 6leo, no caso heterogéneo, ligeiramente inferior do que no caso homogéneo.

Dando continuidade as simulacoes, na Figura 4 sao apresentados os perfis de saturacao
do fluido injetado e as tensoes de Von Mises na formagao salina para o caso tipico de
prospeccao secunddria, onde o reservatorio encontra-se inicialmente saturado por éleo e é
injetado dgua para forcar a percolagao do 6leo. Ao iniciar o processo de inje¢ao, observa-
mos que o efeito da heterogeneidade causa um espalhamento da frente de onda, este efeito é
fortemente influenciado pela razao de viscosidade, a qual tende a aumentar a instabilidade
da interface entre os dois fluidos. Observamos também que a razao entre as viscosidades
influéncia consideravelmente nas tensoes de Von Mises geradas pelo processo de injecao.
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Dado que o 6leo apresenta uma maior viscosidade quando comparado a dgua, a permeabi-
lidade relativa do fluido injetado é menor, gerando assim maior resisténcia a percolacao, e
com isso aumentando a pressao no poco de injecao e, consequentemente, gerando tensoes
mais elevadas na matriz porosa e na rocha capeadora adjacente ao reservatorio.

Ao evoluirmos no tempo, podemos observar que a medida que nos afastamos do pogo
de injecao, o efeito do empuxo torna-se mais expressivo, fazendo com que o fluido injetado
escoe pela parte superior do reservatério.

Tempo = 960 dias Tempo = 9120 dias

Von Mises (Pa)
[
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o

Figura 4: Evolugao da saturagao e da tensao de Von Mises.

4 Conclusoes

Neste trabalho, construimos um novo modelo computacional para descrever o acopla-
mento hidro-geomecanico em processos de recuperacao secundaria nas formacgoes geologicas
que compoem o pré-sal brasileiro. Ao contrario dos modelos hidro-geomecéanicos classicos,
baseados na formulagdo completamente acoplada, a abordagem proposta foi desenvolvida
no contexto da formulagao iterativamente acoplada, que exibe vantagem de explorar a
disparidade entre as escalas de tempo dos fendmenos envolvidos, obtendo redugao signi-
ficativa do esfor¢o computacional, além da flexibilidade de projetar métodos numéricos
adequados na discretizagao de cada subsistema.

Simulacoes numéricas mostraram regimes distintos de produgao caracterizados pelo
decréscimo da producao inicial, devido a expansao da rocha, seguido de um acréscimo
significativo, induzido pelo mecanismo de compaction drive e de uma queda abrupta no
tempo de chegada da dgua no pocgo de produgao.

Em suma, a formulacao iterativamente acoplada proposta neste trabalho mostrou-
se bastante promissora para descrever processos de recuperagao secunddaria no pré-sal
brasileiro.
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