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RESUMO

A densidade das fases oleosa, aquosa e gasosa em reservatorios de petréleo é uma
propriedade chave para compreender os fendmenos e mecanismos que regem a
recuperacdo do Oleo, além de outras propriedades relacionadas, como solubilidade do
CO. e viscosidade das fases. Nesta dissertacdo, foi avaliado o comportamento da
densidade, viscosidade e solubilidade de CO. nas fases através da simulagdo da
recuperacdo de 6leo por injecdo alternada, ou ndo, de CO>, 4gua de alta salinidade (HSW)
e baixa salinidade (LSW) (50.000 e 5.000 ppm de salinidade, respectivamente). Por meio
do médulo GEM, do simulador composicional da Computer Modeling Group (CMG,
Canada), fez-se a avaliacdo dos efeitos destas trés propriedades, com énfase na densidade,
sobre o fator de recuperacao de 6leo, ao longo do tempo e variando-se a posi¢ao na malha
de simulacdo, considerando-se apenas os efeitos fisicos, ou seja, os efeitos geoquimicos
foram ignorados. A simulacéo foi realizada utilizando dados da literatura tanto do 6leo
como do reservatério (sem falhas geoldgicas) com a equacdo de estado cubica de Peng-
Robinson (PR) para cada uma das inje¢des analisadas. A temperatura do reservatorio foi
mantida constante em 71,11°C e o periodo de simulacdo foi de 5 anos. Os resultados
obtidos no médulo GEM para a densidade da fase aquosa foram comparados com 0s
calculados por correlacGes empiricas. Observou-se que a injecdo alternada de CO; e 4gua
de alta salinidade (CO2HSWAG) e a injecéo alternada de CO> e dgua de baixa salinidade
(CO2LSWAG) apresentam os fatores de recuperagdo préximos (diferenca de 0,25% entre
as duas injecOes), e os mais elevados encontrados nesta dissertacdo: 53,07% e 52,84%,
respectivamente. Isto é devido a desconsideracdo dos efeitos geoquimicos bem como a
maior aproximacdo entre a densidade das fases (6leo, &gua e gas). A injecdo de CO;WAG
obteve um fator de recuperacéo de 52,82% e a de CO> foi 52,18%. J& as inje¢Oes de HSW,
LSW e H,0O apresentaram um fator de recuperacdo muito proximo (diferenca maxima

entre eles de 0,05%), sendo, aproximadamente, 39,60%.

Palavras-chave: densidade das fases, solubilidade do CO», viscosidade das fases, injecédo

de COy, injecéo de salmoura, recuperagdo avangada de petroleo.
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ABSTRACT

The density of the oil, water and gas phases in fluid reservoirs is a key property to
understanding the phenomena and mechanisms that govern oil recovery and other
correlated properties such as CO: solubility and phase viscosity. In this dissertation, the
behavior of density, viscosity and CO> solubility in the fluid phases were evaluated using
oil recovery methods alternating or not with COz, high salinity water (HSW), and low
salinity water (LSW) (50,000 and 5,000 ppm were used as salinity values, respectively).
Using the package GEM of the compositional simulator developed by Computer
Modeling Group (CMG, Canada), the effects of these three properties on the oil recovery
factor were evaluated, emphasizing density over time and by varying the position in the
simulation grid. Only the physical effects were considered, disregarding the geochemical
effects. The simulation was performed with oil and reservoir data from literature, and the
Peng-Robinson (PR) cubic equation of state for each injection analyzed. The reservoir
temperature was kept constant at 71.11°C, and the simulation period was five years. The
results obtained in the GEM for the water phase density were compared with those
calculated by empirical correlations. High salinity water alternating CO2 (CO2HSWAGQG)
and low salinity water alternating CO2 (CO.LSWAG) presented close oil recovery factors
(difference of 0.25 % between both injections) and the highest values for this property in
this dissertation: 53.07% and 52.84%, respectively. This should be due to neglecting
geochemical effects and the closer phase densities (oil, water and gas). CO.WAG
injection provided an oil recovery factor of 52.82% and CO injection obtained 52.18%.
HSW, LSW and H>0 injections were very close (maximum difference among them was

0.05%), the oil recovery factor was, approximately, 39.60%.

Keywords: phase densities, CO2 solubility, phase viscosities, CO> injection, brine

injection, enhanced oil recovery.
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LISTA ABREVIATURAS

AP Equacdo proposta por Anderko e Pitzer (1993)

CO2HSWAG Injecdo de agua de alta salinidade alternada a CO> (CO- high salinity
water alternating gas)

CO2LSWAG Injecdo de agua de baixa salinidade alternada a CO2 (CO2 low salinity
water alternating gas)

CO.WAG Injecdo de agua alternada a CO, (CO: water alternating gas)

CPA Cubic Plus Association

CPA-SRK Cubic Plus Association (CPA) em que a parte fisica € calculada com a
equacdo de estado cubica de Soave-Redlich-Kwong (SRK)

CPP Cubic Plus Polar

CSP Principio dos estados correspondentes

EDE Equacdes de estado cubicas

EDE-CG EDE para combustdo dos gases proposta por Gernert e Span (2016)

EOR Método de recuperacdo avancada de petréleo (enhanced oil recovery)

GERG-2008 Equacao proposta por Kunz e Wagner (2012)

GLP Gas liquefeito do petrdleo

HG Modelo de energia livre de Gibbs proposto por Helgeson para o
calculo de propriedades padrao

HGK Equacdo Haar-Gallagher-Kell

HKF Equacdo de Helgeson-Kirkham-Flowers

HSW Injecdo de &gua de alta salinidade (high salinity water)

HV Huron-Vidal

IG Injecdo de gas

LJ Potencial intermolecular de Lennard-Jones

LSW Injecdo de agua de baixa salinidade (low salinity water)

MSE Modelo eletrélitos misturado com solvente (Mixed-Solvent

Electrolyte), proposto por Wang et al. (2002), utiliza as equagdes
HFK, HGK e SRK

NRTL Non-random two-liquid

NRTL-HG Calculo do coeficiente de atividade realizado com NRTL e HG é
usada para o calculo do coeficiente de fugacidade da fase vapor

NRTL-RK Caélculo do coeficiente de atividade realizado com NRTL e RK é
usada para o calculo do coeficiente de fugacidade da fase vapor

PC-SAFT Perturbed-Chain Statistical Associating Fluid Theory

PITZER-HG Caélculo do coeficiente de atividade realizado com o modelo de Pitzer
e HG é usado para o célculo do coeficiente de fugacidade da fase

vapor

PMM Pressdo minima de miscibilidade

PR Peng-Robinson

PR-HV EDE Peng-Robinson com modelo de GE de Huron-Vidal

PR-HV- EDE Peng-Robinson com modelo de GE de Huron-Vidal e corregdo
Abudour do volume de Abudour
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PR-HV- EDE Peng-Robinson com modelo de GE de Huron-Vidal e corre¢édo

Péneloux do volume de Péneloux

PR-UNIFAC Equacéo Peng-Robinson com modelo de GE UNIFAC

PR- Equacéo Peng-Robinson com modelo de GE UNIFAC e corregéo do

UNIFAC- fator de volume de Péneloux

Péneloux

PT Patel-Teja

RK Redlich-Kwong

RK-BH Equacao Redlich-Kwong modificada por Bowers e Helgeson (1983)

SAFT Statistical Associating Fluid Theory

SAFT-LJ Statistical Associating Fluid Theory com potencial intermolecular de
Lennard-Jones

SAFT-VR Statistical Associating Fluid Theory com faixa variavel proposta por
Gill-Villegas et al. (1997)

SAFT1 SAFT-VR alterada por Adidharma e Radosz (1998)

SAFT1-RPM SAFT-VR alterada por Adidharma e Radosz (1998) com modelo
primitivo restrito (RPM), proposto por Tan et al. (2005)

SRK Soave-Redlich-Kwong

SRK-LIFAC Equacdo Soave-Redlich-Kwong associada ao modelo LIFAC,
proposto por Yan et al. (1999)

SRK/PR- Equacdes Soave-Redlich-Kwong ou Peng-Robinson com regra de

Quadratica mistura quadratica

tPC-SAFT Truncated Perturbed-Chain polar Statistical Associating Fluid
Theory

UNIFAC UNIQUAC Functional group activity coefficients

WAG Injecdo de &gua alternada ao gas (water alternating gas)

WS Wong-Sandler
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LISTA DE SIMBOLOS

a Parametro de atracéo

b Covolume

Cw Compressibilidade isotérmica da 4gua, valor utilizado 3,3.10° psia™!

comp_gas Numero de gases solubilizados na agua

comp_sal Numero de sais dissolvidos na agua

E Eficiéncia de recuperacdo

EV Eficiéncia de varrido

ED Eficiéncia de deslocamento

G Energia livre de Gibbs em excesso

GEC Energia livre de Gibbs em excesso derivada da mecanica estatistica

GEFH Energia livre de Gibbs em excesso calculada com o modelo de
Flory-Huggins (FH)

GESG Fator de corre¢do da energia livre de Gibbs em excesso calculada
com o modelo de Staverman-Guggenheim (SQG)

Gt Energia residual de Gibbs

Kij Parametro de interacdo binaria

m Molalidade, mol/kgH20

MM Massa molar, g/mol

NCA Numero capilar

P Presséo

Pref Pressdo de referéncia na Eq. 111.36 e 1VV.17, 14,696 psia

R Constante universal dos gases

RM Razédo de mobilidade

S Salinidade, percentagem em massa
Temperatura

Te Temperatura critica da dgua pura, 647,06 K

% Volume especifico, m®/kg

\ Volume molar aparente do componente em &gua pura, cm®/mol
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Subscrito 0
Subscrito oo
Subscrito aq
Subscrito b
Subscrito calc
Subscrito CO2
Subscrito exp
Subscrito g
Subscrito i

Subscrito inj

Volume da mistura de CO> e agua, L3

Volume parcial molar do componente, cm*/mol

Volume molar aparente do CO2 na mistura, cm®/mol

Fracdo molar do componente na fase aquosa

Fracdo massica do componente na fase aquosa

Modelo a presséo zero

Modelo a pressdo infinita

Propriedade da mistura de 4gua e CO>
Propriedade da 4gua com sal (salmoura)
Propriedade calculada com a correlagédo
Propriedade do CO;

Propriedade experimental, obtida na literatura
Fase gas

Tempo inicial / Componente ou fase genérica

Fluido injetado

Subscrito o Fase oleo
Subscrito S Propriedade da agua com sal (salmoura) e CO-
Subscrito w Fase agua
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LISTA DE SIMBOLOS GREGOS

A Mobilidade

v Viscosidade do fluido injetado

P Densidade

p° Densidade aparente do gas em solucéo, g/cm?

Pe Densidade critica da agua pura, 322 kg/m?®

Pref Densidade da dgua na pressio de referéncia, valor utilizado 1573 gmol/ft®
o Tensdo interfacial

v Velocidade de Darcy
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Capitulo I - Introducgéo

CAPITULO I - INTRODUCAO

I.1. Motivagéo e Justificativa

O petroleo é um fluido composto principalmente por hidrocarbonetos e é uma das
fontes de energia mais utilizadas atualmente. Destaca-se 0 seu uso na industria
petroquimica, onde se obtém os derivados de petréleo, tais como gasolina, querosene e
gas de cozinha, que possuem diversas aplicagfes. O grande nimero de reservatorios
maduros e o0 aumento do preco do barril de petréleo na década de 80 ocasionaram o
aumento de pesquisas sobre métodos de recuperacdo de petréleo (utilizacdo de meios
adicionais a energia original do reservatorio para aumentar a recuperacao de 6leo). Até o
ano de 2050, as demandas de dleo, gas natural, renovaveis e carvdo sdo as principais
fontes de energia e apresentam as maiores curvas de crescimento. Na Figura 1.1, pode-se
visualizar este comportamento bem como as demandas para energia nuclear. Percebe-se
que as energias renovaveis apresentam um crescimento mais rapido, porém sua demanda
permanece menor quando comparada as energias derivadas do petréleo no ano de 2050.
Visto que os reservatorios estdo sofrendo maturacdo e que, nos anos 2000, o prego do
barril de petréleo voltou a subir, conforme a Figura 1.2, métodos de recuperacdo avancada
de petréleo (Enhanced Oil Recovery - EOR) estdo sendo cada vez mais estudados a fim

de aumentar a recuperacdo de 6leo (Aladasani, 2012; Massarweh e Abushaikha, 2021).
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Figura I.1. Previsdo das demandas globais de diversos tipos de energia. Adaptado: EIA
(2022).
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Figura 1.2. Preco médio do barril de petréleo em délares americanos (US$/bbl) x Ano,
entre 1960 e 2021. Adaptado: S6nnichsen (2022).

Apo0s a deplecdo natural e uso de método de recuperacdo secundario (como a
injecdo de agua), cerca de 50 a 70% do 6leo nédo é recuperado, sendo assim necessario o
desenvolvimento de novas tecnologias que consigam extrair o 6leo remanescente devido
a fatores microscépicos e macroscopicos. Atualmente, existem indmeras técnicas de
recuperacdo avangada de petroleo. Porém, a técnica mais adequada deve ser examinada
detalhadamente para cada reservatorio e suas caracteristicas especificas, que alteram a
efetividade de cada técnica (Kumar e Mandal, 2017).

Os métodos avaliados nesta dissertacdo foram selecionados com base na sua maior
utilizacdo na literatura, maior beneficio ambiental (captura de CO2 nos reservatorios)
(Massarweh e Abushaikha, 2021) e aplicacdo nos reservatdrios do pré-sal brasileiro, cujo
6leo contém um alto teor de CO- na sua composigdo original: entre 20 e 44% (Carvalhal
etal., 2019).

Nos Ultimos anos, 0 uso do CO2 na recuperacao de petréleo tem se destacado
devido principalmente a sua aplicacdo ambiental, pois possibilita 0 seu armazenamento
parcial no reservatorio (parte do CO se solubiliza na agua presente no reservatorio),
retirando-o da atmosfera e reduzindo seus efeitos como um dos gases responsaveis pelo
efeito estufa. Além desta vantagem ambiental, o0 CO- injetado contribui para 0 aumento
do fator de recuperacéo do 6leo devido a sua interacdo com a fase rica em 6leo, 0 que
leva a0 aumento da densidade da fase gasosa, & vaporizagdo dos componentes leves
presentes na fase oleosa, a diminuicdo da viscosidade do 6leo e ao maior inchamento do
0leo (Ahmed et al., 2012; Mansour et al., 2019; Muggeridge et al., 2014).

Uma das desvantagens da injecdo de CO- é a segregacgdo por gravidade entre o

CO: injetado e o fluido do reservatdrio (Massarweh e Abushaikha, 2021). Uma forma de
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amenizar esta diferenca é utilizar a injecdo alternada de 4gua e gas (water alternating gas
- WAG) porque, usualmente, o CO> recupera o 06leo presente no topo do reservatdrio
enquanto a agua recupera o 6leo do fundo do reservatorio. Dessa forma, a segregacao por
gravidade é reduzida (Afzali et al., 2018; Kumar e Mandal, 2017).

Outro fator que pode alterar os resultados obtidos com a injecdo WAG diz respeito
ao processo de deslocamento no qual a agua injetada tem uma salinidade diferente da
agua de formacéo. A diferenca de salinidade provoca a interagdo entre 0s ions presentes
na rocha e os fluidos presentes no reservatério. As vantagens associadas a inje¢do de agua
de baixa salinidade sdo associadas principalmente a alteracdo da molhabilidade da rocha
para mais molhéavel a 4gua, o que garante um maior fator de recuperacéo de 6leo quando
comparada a injecdo de &gua de alta salinidade (para que isso ocorra é necessario

considerar os efeitos geoquimicos).

Para injecdes de agua de baixa/alta salinidade alternadas ao CO>, ha influéncia na
quantidade de CO> que se solubiliza nas fases aquosa e oleosa, pois com uma quantidade
maior de sais dissolvidos na &gua, menos CO; tende a ser solubilizado na fase aquosa e
mais CO; tende a se solubilizar no dleo (efeito salting-out). Além destes beneficios,
especialmente em reservatorios offshore, a injecdo de dgua de alta salinidade (dgua do
mar) ou de baixa salinidade (dgua do mar diluida) pode ser mais vidavel economicamente
devido a sua grande disponibilidade (Afzali et al., 2018; AlQuraishi et al., 2019). Por esta
razdo, os métodos avaliados foram as injecGes de agua (H20), agua de baixa salinidade
(low salinity water - LSW), agua de alta salinidade (high salinity water - HSW), gas
carbdnico (CO»), injecdo alternada de 4gua e CO> (water alternating alternating CO- -
CO2WAG), injecdo alternada de &gua de baixa salinidade e CO2 (low salinity water
alternating CO2 - CO.LSWAG) e injecdo alternada de dgua de alta salinidade e CO> (high
salinity water alternating CO2 - CO.HSWAG).

Geralmente, na literatura, as propriedades avaliadas durante o uso destes métodos
sdo o fator de recuperacao de Gleo, a tensdo interfacial entre as fases, a permeabilidade, a
saturacdes de Oleo/agua/gés no reservatorio, o fator de inchamento e a viscosidade.
Algumas destas propriedades, tais como viscosidade e tensdo interfacial, séo
correlacionadas a densidade das fases e suas alteracfes. Entretanto, na literatura, 0s
valores das densidades das fases presentes no reservatorio (6leo, &gua e gas) nao sé@o

encontrados com frequéncia, apesar de descreverem o comportamento de fases,
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fornecerem informac6es importantes sobre 0 escoamento das fases no reservatorio e de
influenciarem outras propriedades fisicas. Isto acontece devido a maior facilidade de
monitoramento e medigéo de outras propriedades em vez da densidade.

Outra lacuna na literatura € o estudo do escoamento de fluidos considerando
diversos tipos de métodos de recuperacdo nas mesmas condi¢bes (como nesta dissertacao)
e o reflexo das densidades das fases (6leo, &gua e gas) em outras propriedades e/ou no
fator de recuperagdo. Normalmente, na literatura os estudos analisam a densidade de
forma parcial, ou seja, apenas a fase aquosa ou a fase oleosa séo estudadas, ou as fases
gasosa e oleosa sdo estudadas, bem como a relacédo entre densidade e viscosidade para
apenas duas das fases. Destaca-se que um estudo da densidade de forma mais abrangente,
para as trés fases (oleosa, gasosa e aquosa) simultaneamente analisadas, e sua relagédo com
propriedades correlacionadas dessas trés fases, ndo foi encontrado. Durante o escoamento
de 6leo com as injecOes, as densidades das fases sao alteradas devido principalmente as
interacOes entre 0 CO- e as fases. Por este motivo, esta propriedade é selecionada para o
estudo nesta dissertacdo. Entre outros objetivos, essa dissertagdo tem como foco
contribuir para uma lacuna da literatura: a analise da densidade das fases presentes no
reservatorio (bem como de propriedades relevantes relacionadas, tais como a viscosidade
e a solubilidade do CO2 nas fases). A influéncia da densidade das fases durante o
escoamento de petroleo através da injecdo de fluidos (citados previamente) é analisada
ao longo do tempo, da posi¢do na malha de simulacdo e em funcéo da pressédo, visando

agregar conhecimento a literatura.

1.2. Objetivos

O objetivo geral desta dissertacdo € simular o comportamento da densidade das
fases gasosa, oleosa e aquosa ao longo do escoamento em fungdo do tempo, da presséo e
da posicdo na malha que discretiza o reservatorio. A simulacdo inclui também o
comportamento da viscosidade e solubilidade do COz nas fases presentes no reservatorio,
por serem propriedades relevantes relacionadas a densidade. Este estudo € realizado
durante a simulacdo composicional do deslocamento de Oleo através de diferentes
métodos de injecdo de fluidos (H20, LSW, HSW, CO;, CO.WAG, CO,LSWAG,
CO2HSWAG), observando-se o efeito da densidade no fator de recuperacdo. Para a
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simulacdo, o modulo composicional da CMG®, GEM, ¢ utilizado para descrever o

comportamento trifésico no reservatorio.

Destaca-se que, nesta dissertacdo, os efeitos geoquimicos ndo foram modelados
durante as simulac@es porque o objetivo foi avaliar apenas os efeitos fisicos. Ademais, na
literatura, as simulacdes normalmente consideram os efeitos geoquimicos, 0 que pode
encobrir os resultados devido aos efeitos fisicos, ou seja, esta dissertacdo visa explicitar
os efeitos fisicos e sua influéncia nas propriedades fisicas das fases e no fator de

recuperacao de 6leo.

No capitulo referente a injecdo com sal (Capitulo V), a agua injetada e a 4gua
conata sdo compostas apenas por NaCl, pois é o principal sal presente na &gua do mar e
a maior parte das correlagdes empiricas analisadas sao validas apenas para o NaCl. Além
disso, na literatura, as correlagdes empiricas para o calculo da densidade da fase aquosa
(composta por agua, sal e CO2) em sua maioria tem o NaCl como sal utilizado. Os

seguintes objetivos especificos foram determinados e cumpridos:

e Avaliacdo das correlacGes empiricas disponiveis na literatura para o célculo da
densidade da fase aquosa, composta por (a) apenas agua; (b) a&gua e CO:

dissolvido; (c) agua, NaCl e CO; dissolvidos;

e descricdo do comportamento da densidade das fases, da solubilidade do CO> nas
fases 6leo e &gua, da razdo gas-o0leo, da pressdo do reservatorio e da vazdo do
fluido injetado, ao longo do tempo, e com relacdo a variacdo de posicdo no
reservatorio (apenas para densidade e solubilidade de CO> nas fases), durante o
deslocamento de 6leo com as inje¢des de H20, COz considerando sua solubilidade

na fase aquosa e CO desconsiderando sua solubilidade na fase aquosa;

e avaliacdo do efeito da pressdo de injecdo para a injecdo de CO; e seus efeitos no
fator de recuperacdo e nas densidades das fases, solubilidade de CO> nas fases

o0leo e &gua, razéo gas-0leo, pressdo do reservatorio e vazédo de 0leo produzido;

e descricdo do comportamento da densidade, viscosidade e solubilidade do CO2 nas
fases, ao longo do tempo, durante o deslocamento de 6leo com as injecdes de H-O,
CO2, LSW, HSW, CO,WAG, CO2LSWAG e CO.HSWAG,;
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e analise comparativa da densidade, viscosidade e solubilidade de CO; nas fases em
funcdo da pressdo para as injegdes de H.O, COz, LSW, HSW, CO,WAG,
CO2LSWAG e CO2HSWAG,;

e avaliacdo comparativa do célculo da densidade da fase aquosa obtida usando (a)
correlagdo empirica, previamente definida; (b) moédulo composicional do
simulador GEM; (c) e modelo fenomenoldgico apenas para as injecGes que

contém sal.

Para facilitar a compreensédo dos objetivos selecionados nesta dissertacdo para 0s
capitulos 111 e IV (referentes as injecdes sem sal e com sal, respectivamente), as Figuras
1.3 e 1.4 foram elaboradas. Na Figura 1.3, considerando a densidade da fase aquosa,
correlagcdes empiricas para o célculo da densidade da dgua pura e da mistura de agua de
CO- sdo avaliadas no capitulo I11. Em seguida, simulacGes sdo realizadas para as inje¢des
de 4gua e de CO>, considerando ou ndo sua solubilidade na fase aquosa, bem como
simulacdes alterando a pressdo de injecdo (acima, abaixo e na pressdao de minima
miscibilidade, PMM). Os resultados da densidade e solubilidade do CO, nas fases sdo
apresentados em funcéo do tempo e da posicdo na malha de simulagédo. Finalmente, a
comparacdo do célculo da densidade da fase aquosa (composta por agua e CO») é

realizada, utilizando a correlacdo empirica mais acurada (definida previamente) e 0 GEM.

Na Figura 1.4, considerando a densidade da fase aquosa composta por agua, CO>
e NaCl, primeiramente, as correlacfes empiricas foram analisadas e as mais acuradas
selecionadas para etapa posterior. Em seguida, a descricdo do comportamento de fases no
reservatorio foi realizada, utilizando o médulo composicional da CMG (GEM); nesta
etapa, os resultados sdo apresentados tanto em funcdo do tempo quanto em fungdo da
pressdo no bloco em analise. As propriedades analisadas foram: densidade, viscosidade e
fragdo molar de CO2 nas fases presentes no reservatorio: aquosa, gasosa e oleosa. Por fim,
os resultados obtidos para a densidade da fase aquosa (GEM, correlagbes empiricas mais
acuradas - previamente selecionadas -, modelo fenomenolégico disponivel na literatura —

PSUCO2) sdo comparados, visando a definicdo do método mais acurado.
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Mistura Agua + CO,

=> Song et al. (2003)
=> Bachu e Adams (2003)
=> Teng et al. (1997)
= McBride-Wright et al. (2014)
=>» Duan et al. (2008) Avaliar
=> Hnedkovsky et al, (1996) correlagdes
= Enick e Klara (1990) empiricas
= Andersen et al. (1992)
-> Iglesias e Moya (1992)

- CMG (GEM)
= Correlagdes empiricas

Densidade
H,0-CO,

Avaliar a
densidade da

fase aquosa

Figura 1.3. Objetivos da dissertacdo, capitulo I11.

Avaliar
correlagtes
empiricas

> CMG (GEM),

= Correlages empiricas,
= Modelo fenomenoldgico
(PSUCO2)

Densidade

Avaliar a H20-N3C|-C02

densidade da
fase aquosa

Figura 1.4. Objetivos da dissertacdo, capitulo 1V.

1.3. Estrutura da Dissertacéo

Agua

=> Batzle e Wang (1992)
=> Wagner e Pruss (2002)
<>1slam e Carlson (2012)

Em fung¢do do:
= Tempo e
=> Posi¢do na malha

Descrever o

comportamento
no reservatorio

= Densidade,

= Viscosidade,

= Solubilidade do
CO, nas fases

= Densidade
= Solubilidade
do CO, nas fases

Em funcdo do:
= Tempo e
- Pressdo

Descrever o
comportamento
no reservatorio

Esta dissetacdo € dividida em cinco capitulos, incluindo este, além de dois

apéndices. O capitulo Il apresenta a fundamentacédo tedrica sobre os diversos métodos de

recuperacdo de petréleo analisados nesta dissertacdo: H>O, CO2, LSW, HSW, CO,WAG,

CO2LSWAG e COHSWAG.
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Os capitulos 111 e 1V apresentam uma estrutura semelhante sendo que o capitulo
Il se refere as injecBes sem sal (4gua e COg, considerando ou ndo sua solubilidade na
fase aquosa), enquanto o Capitulo IV estuda as inje¢cbes com sal (H20, CO2, LSW, HSW,
COWAG, CO.LSWAG e CO:HSWAG). A estrutura & composta pela reviséo
bibliografica de métodos empiricos e fenomenoldgicos para o célculo da densidade da
fase aquosa, comparacgdo entre correlacdes empiricas e dados experimentais, simulagéo
do comportamento de fases, seguido pela comparagdo do céalculo da densidade da fase

aquosa através do médulo composicional GEM e correlagfes empiricas.

No capitulo 111, a simulacdo é em funcdo do tempo e da posicdo na malha de
simulacdo. Também é avaliada a influéncia da pressdo de injecdo para a injecao de CO>
em funcdo do tempo e da posicao.

No capitulo 1V, a simulacdo é em funcdo do tempo e da pressdo, com énfase na
densidade das fases, na viscosidade e solubilidade do CO2 nas fases. Um modelo
fenomenologico para o calculo da densidade da fase aquosa também é utilizado para
comparacao com o modelo do médulo GEM.

O capitulo V apresenta as principais conclus@es desta dissertacéo e sugestdes para

trabalhos futuros.

O apéndice A explica alguns conceitos e defini¢des preliminares, que colaboram na

compreensdo do capitulo I1.

O apéndice B apresenta figuras complementares da simulacao realizada no capitulo
I11, sendo dividido em resultados em funcdo do tempo para as injecdes de H20 e CO>
(considerando ou ndo sua solubilidade na fase aquosa) e resultados para as simulagfes
alterando a pressao de injecdo (acima, abaixo e na pressdo minima de miscibilidade).

1.4. Referéncias
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Capitulo Il — Fundamentacao Tedrica

CAPITULO II - FUNDAMENTACAO
TEORICA

11.1. Métodos de Recuperacdo de Petroleo

Um reservatorio de petroleo é composto por agua, 6leo e gas em um meio poroso
e permedvel, que se constituiu de rocha com poros para o aprisionamento do fluido. A
utilizacdo de métodos de recupera¢do visa 0 aumento do gradiente de pressao para que 0s
fluidos escoem pelo meio poroso na dire¢cdo do poco produtor. Entretanto, devido as
diferentes caracteristicas de cada reservatorio (composicao; tipo de rocha — calcario,
arenito, conglomerados, etc.), os métodos de recuperacdo de petréleo ndo sao utilizados
de forma aleatoria, ou seja, existe um processo de escolha do método de recuperagdo mais
indicado para cada reservatorio. Esta escolha depende de caracteristicas dos fluidos e de
propriedades quimicas, ambientais, geoldgicas e petrofisicas (Donaldson, 1989;
Muggeridge et al., 2014).

A producdo de 6leo por deplecdo acontece quando a pressao na base do poco é
maior do que a pressdo hidrostatica exercida na cabeca da coluna de producdo. Ou seja,
a medida que a pressdo no reservatério diminui, a producdo de 6leo também diminui.
Visando o aumento da recuperacdo de 0Oleo, € necessario utilizar métodos que gerem
forcas adicionais, externas ao reservatorio, capazes de vencer este diferencial de presséo,
mantendo o fator de recuperacdo de 6leo elevado (Muggeridge et al., 2014; Silva, 2012).
InjecBes dos mais diversos tipos de fluido sdo utilizadas com esta finalidade. Neste
capitulo, alguns dos principais métodos de recuperacdo de petréleo sdo abordados,
focando nas injecOes utilizadas nesta dissertacao.

Para que este diferencial de pressdo seja alcancado, existem trés tipos de
recuperacdo de petroleo: primaria, secundéria e terciaria — esta tltima também chamada
de recuperacgéo avancada de petréleo (Enhanced Oil Recovery - EOR). Na recuperagéo
primaria, o aquifero e/ou gases presentes no reservatorio sdo responsaveis pela
manutencgdo da pressdo necesséria para retirada do 6leo do reservatorio, ou seja, a pressao

é fornecida pelo proprio reservatorio. Geralmente, apenas 10% do 6leo é extraido através
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da recuperacdo primaria (Afzali et al., 2018; Almeida, 2022; Ayoub et al., 2015; Derkani
et al., 2018; Donaldson, 1989). Na recuperacdo secundaria, ha a necessidade de injecdo
de gés ou agua para aumentar ou manter a pressao do reservatorio e assim extrair o 6leo
ainda presente nos poros do reservatorio. Através das recuperagdes primaria e secundaria,
cerca de 30 a 50% do 0leo sdo extraidos (Al-Shalabi e Sepehrnoori, 2016, Derkani et al.,
2018; Donaldson, 1989).

Para manter a pressdo necessaria no reservatorio e aumentar a eficiéncia total de
deslocamento de 6leo (vide Apéndice A), a recuperacéo terciaria envolve o0 uso de outros
fluidos, tais como polimeros, surfactantes, gas miscivel (Almeida, 2022; Donaldson,
1989; Kumar e Mandal, 2017). Diferentemente da recuperacéo secundaria, nos métodos
EOR, ocorrem interacbes moleculares e/ou trocas iénicas entre o fluido injetado, a rocha
e 0 6leo (Muggeridge et al., 2014). A Figura I1.1 apresenta um diagrama dos mecanismos
de extracdo de 6leo pelos métodos de recuperacao, com destaque para a injecdo de agua

de baixa salinidade e de CO. supercritico.

Recuperagao |« fiuxo natural

priméria * Elevagdo artificlial
Recuperacao * Injecdo de dgua
secundaria ¢ Manutengio da pressdo
~ * Inje¢do de dgua de baixa salinidade, CO,
e Recuperacao supercritico
S terciaria  Quimicos, Térmicos, gis miscivel,

microbiano, outros

Figura 11.1. Mecanismos de extracdo de 6leo pelos métodos de recuperacdo. Adaptado:
Almeida (2022).

A Figura 11.2 apresenta os metodos EOR mais utilizados na literatura. Nesta
dissertacdo, os métodos destacados em vermelho na Figura I1.2 sdo analisados: injecdes
de CO2 miscivel (considerando e desconsiderando sua solubilidade em agua), no capitulo
I11. No capitulo IV, sdo analisadas as injecdes de: 4gua de baixa salinidade (low salinity
water - LSW), agua de alta salinidade (high salinity water - HSW), agua de baixa
salinidade alternada com CO; (CO2LSWAG), agua de alta salinidade alternada com CO-
(CO2HSWAG), agua alternada com CO2 (CO.WAG) e CO2 miscivel. Nos Capitulos 11l
e IV, o método de recuperacdo secundaria de injecdo de 4&gua também & analisado.
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( Métodos EOR ]

EOR Gasosa EOR Gasosa EOR baseada a g Combinagio de
s P = EOR térmica
miscivel imiscivel em agua EOR
WAG
H Cco, H Cco, H Alcalino H Vapor - LSWAG
HSWAG
Hidrocarbonetos Hidrocarbonetos Combustdo CO,WAG
- - H Surfactante H
2850505 £350505 local H CO.LSWAG
CO;HSWAG
- i Polimero
' Nitrogénio H MNitrogénio - Polimero [-| Agua quente | surfactante
alcalino
L| Gasde H Micelar L Aquti:cimento Alcalino +
- ’t i —{
combustdo eletrico surfactante
LswW
HsW | | Espuma+
co,
L Embebigio

Figura 11.2. Diversos métodos EOR aplicados na literatura, com destaque em vermelho
aos métodos utilizados nesta dissertacdo. Adaptado: Aladasani (2012).

11.1.1. Injecéo de Agua

Conforme a Figura I1.1, a injecdo de agua pura (isenta de sais) corresponde ao
método de recuperacdo secundaria e é o fluido de injecdo mais barato. Por este motivo, a
industria petrolifera tende a utilizar inicialmente a injecdo de agua e a utiliza até que a
recuperacdo com este fluido ndo seja mais viavel economicamente, de acordo com o preco
do barril de petrdleo. Este método tem como vantagem diminuir a razdo de mobilidade
(vide Apéndice A), o que aumenta a eficiéncia de varrido macroscdpica (vide Apéndice
A), porgue existe uma diferenca de velocidades (e viscosidades) entre o fluido deslocante
(dgua) e o fluido deslocado (6leo) (Ayoub et al., 2015; Kokal e Al-Kaabi, 2010;
Muggeride et al., 2014; Silva, 2012).

A Figura 1.3 apresenta o desenho esquematico do reservatério de petroleo durante
a injecdo de 4gua. E possivel observar as fases 6leo e géas abaixo das camadas mais
externas de rocha. Também é possivel verificar que o reservatério é heterogéneo pois
apresenta irregularidades/sinuosidades nas camadas. Como a fase aquosa € mais densa do
que o 6leo, a mesma é representada abaixo do 6leo (mais préxima da rocha geradora)
(Nazari et al., 2016).
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T Produgio de oleo

Injegdo

Figura I1.3. Secdo reta de um reservatorio de petréleo durante injecdo de dgua. Adaptado:
Nazari et al. (2015).

A Figura I1.4 ilustra as eficiéncias microscopica (vide Apéndice A) da injecdo de
agua ((a) a (c)) e macroscépica ((d)). Como a agua e o 6leo sdo imisciveis, ndo ha
interagdo entre ambos e o deslocamento de 6leo ocorre de forma mecénica: apenas
retirando o 6leo dos poros e ocupando 0s poros que antes estavam preenchidos pelo 6leo
(Figura I1.4 (a) a (c)). Ja na representacdo macroscopica (Figura I1.4 (d)), percebe-se que,
apos a injecdo de agua, ainda existe uma grande quantidade de 6leo aprisionado no

reservatorio, sendo necessario o uso de outros métodos de recuperacao.

Goticulas de dleo

Grdo de Oleo preenche
presas nos poros

areia 0S poros
c d
( ) ( ) injetor Produtor
Mobmento ini’c!al Fim da injecdo
/10 reservatorio 5 i s de agua
Filme de 4gua Inicio da injecdo

reveste o grdo de agua
de areia

Figura 11.4. Injecdo de agua no reservatdrio, comportamento microscopico: (a) no
momento da descoberta do reservatorio, (b) no comeco da injecdo de &gua, (c) no final da
injecdo de agua e (d) macroscopico. Adaptado: Muggeridge et al., (2014) (figuras (a) a
(c)) e Rosa et al. (2016) (figura (d)).

Entre as desvantagens deste método, destacam-se uma possivel elevacdo da
saturacdo residual de 6leo devido a elevada tensdo interfacial (vide Apéndice A) entre a
agua e o 6leo (fluidos imisciveis); e a segregacao por gravidade, pois a agua € mais densa
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do que o 06leo, ou seja, ha uma maior tendéncia de deslocar o 6leo no fundo do reservatorio
(Muggeridge et al., 2014; Rosa et al., 2016).

Durante a injecdo de &gua, pode ocorrer o fenémeno denominado de breakthrough
(vide Apéndice A), isto é, a ruptura precoce da frente de agua devido a preferéncia deste
fluido por escoar em regides do reservatorio de elevada permeabilidade (vide Apéndice
A), evitando as regides de baixa permeabilidade que contem éleo em seus poros. Ou seja,
a injecdo de agua ndo pode ser utilizada por um periodo de tempo extremamente longo,
pois sua eficiéncia de recuperacdo diminui ap6s o breakthrough. Por este motivo, €
necessario determinar qual a quantidade 6tima de &gua a ser injetada no reservatorio,

maximizando a producdo de 6leo e minimizando a producéo de agua (Ayoub et al., 2015).

Outra desvantagem deste tipo de injecdo € a diferenca de velocidade entre o 6leo
e a agua devido a diferenca entre as viscosidades destes fluidos (a da &gua é menor), o
que pode impactar na eficiéncia de varrido macroscépica, ja que a agua injetada pode
formar caminhos preferenciais. Isto acontece devido & menor viscosidade da agua,
comparada a do 6leo, e a heterogeneidade do reservatorio: tendéncia da d&gua em varrer
regibes de alta permeabilidade. O descarte da &gua produzida também é uma
desvantagem, visto que € preciso reutilizar ou tratar esta dgua antes do seu descarte,

devido a questdes ambientais (Ayoub et al., 2015; Silva, 2012).

Este tipo de injecdo é pouco recomendado quando o reservatério é heterogéneo,
haja visto que pode ocorrer formacéo de caminhos preferenciais, impedindo a eficacia da
injecdo em todo o reservatorio. Entretanto, devido ao fator de recuperacdo maior quando
comparado a deplecdo natural e ao baixo custo de implementagdo dos equipamentos e de
obtencdo da &gua, a injecdo de agua geralmente é utilizada inicialmente nos reservatorios,

mesmo quando sdo heterogéneos (Ayoub et al., 2015; Silva, 2012).

11.1.2. Injecéo de CO;

A principal aplicagdo da injecdo de CO2 é em reservatdrios com o6leo leve ou
médio, pois ha uma maior fracdo molar de componentes leves que podem ser extraidos
do 6leo com o uso de CO.. Logo, os beneficios do CO» séo mais satisfatorios (maior fator
de recuperacao de 6leo comparado a injecao de 4gua ou deplecdo natural), tanto em rochas
carbonatadas quanto em arenitos. O uso de CO> propicia também o seu armazenamento

geoldgico, pois uma parte desse gas pode ser aprisionada no reservatorio, contribuindo

Setaro, L. L. O. Pag. 14



Capitulo Il — Fundamentacao Tedrica

para ndo aumentar o efeito estufa (Kokal e Al-Kaabi, 2010). Além desta vantagem,
destacam-se seu baixo custo frente a outros gases e outros métodos de recuperagdo bem
como o baixo custo de implementacao no reservatdrio em que ja foi realizada recuperagéo
secundaria (mesmo equipamento utilizado na injecdo de dgua pode ser utilizado). Outra
vantagem é a fécil obtengdo de CO, como no caso do pré-sal, quando ha CO; suficiente
na composicdo original de 6leo. Ademais, o uso do CO: apresenta elevada eficiéncia de
utilizacéo, ou seja, é viavel economicamente pois o custo devido & quantidade de CO>
utilizada na injecéo é inferior ao acréscimo financeiro gerado pelo aumento no fator de
recuperacdo do 6leo. Logo, a receita obtida é maior, além do fato da pressdao minima de
miscibilidade (definida a seguir) ser menor do que a de outros gases de inje¢do, como
nitrogénio e gas natural (Afzali et al., 2018; Saini, 2019).

A grande desvantagem do uso de gases na injecdo é a segregacdo por gravidade
entre 0 gas injetado e o reservatorio, devido a diferenca de densidade, pois o0 gas tende a
recuperar o Oleo no topo do reservatorio enquanto o Oleo presente no fundo do
reservatorio permanece nao varrido nos poros do reservatorio (Kokal e Al-Kaabi, 2010;
Massarweh e Abushaikha, 2021). Outra desvantagem é a maior razdo de mobilidade
alcangada pela injecdo de COg, causando a sua baixa eficiéncia de varrido macroscopica.
Isto acontece porque a diferenca entre as densidades e viscosidades do gas e do 6leo sdo
maiores do que quando o fluido injetado é a 4gua. Ou seja, a segregacao gravitacional
entre os fluidos ocasiona a formacéo de caminhos preferenciais (relacionados a diferencas
nas densidades) e a diferenca nas viscosidades do gas e do Oleo leva a diferentes
velocidades de escoamento destes fluidos. Consequentemente, ha preferéncia do gas em
percorrer regides do reservatorio de alta permeabilidade (Massarweh e Abushaikha, 2021;
Muggeridge et al., 2014; Zhang e Sarma, 2013).

Além disso, em reservatorios de elevada heterogeneidade, a injecdo de gases nao
é recomendada pois se torna invidvel economicamente devido a formacdo de caminhos
preferenciais nas camadas de permeabilidade mais alta, conforme descrito acima, e ao
breakthrough de gas precoce, 0 que ocasiona 0s mesmos problemas, descritos no
Apéndice A, para o breakthrough de agua. Ademais, pode ocorrer a corrosdao e/ou
desgaste dos equipamentos devido a acidez do CO- e/ou precipitagdo de asfaltenos (Afzali
et al., 2018; Massarweh e Abushaikha, 2021; Muggeridge et al., 2014).
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Como a injecdo de CO, é capaz de extrair 0os componentes leves do 0Oleo,
vaporizando-os, o 6leo se torna mais pesado, alterando sua densidade, sua viscosidade e
o fator de inchamento. Ou seja, a viscosidade do 6leo diminui ao longo da injecdo de CO-
enquanto o fator de inchamento do 6leo aumenta, porque, a medida que o CO: se
solubiliza, o volume aparente do 6leo também aumenta, elevando o fator de recuperacao.
Também, o breakthrough de CO em atraso € interessante porque, apos a sua ocorréncia,
h& uma queda de pressdo responsavel pela diminuicdo da produgdo de 6leo, situagdo
analoga ao breakthrough precoce de agua, descrito no Apéndice A (Ahmed et al., 2012;
Mansour et al., 2019; Muggeridge et al., 2014).

Durante a injecdo de CO», ocorre a solubilizacdo parcial do CO2 na dgua conata,
podendo também ocorrer a reacdo entre CO> e a 4gua conata. Como essa reagdo forma
acido carbénico, pode ocasionar a dissolucdo da rocha reservatorio do tipo carbonatica,
alterando algumas propriedades da rocha, tais como porosidade, molhabilidade (vide
Apéndice A), pressdo capilar e permeabilidade relativa (Massarweh e Abushaikha, 2021).
J4 os efeitos do CO; solubilizado no 6leo devem ser considerados, do contrério pode levar
ao breakthrough precoce de CO2 (Ahmed et al., 2012; Johnston, 1988).

A miscibilidade é definida como uma condicéo fisica em que dois fluidos estdo
completamente misturados, ndo havendo tensdo interfacial entre eles. A pressdo minima
miscibilidade (PMM) é definida como a menor pressdo em que um gas € um 6leo
desenvolvem uma miscibilidade dindmica. E nesta pressdo que a extracdo dos
componentes leves do 6leo pelo CO> ocorre até que a tenséo interfacial entre o 6leo e 0
gas seja reduzida e o CO2 consiga se miscibilizar completamente no 6leo. A PMM
depende da temperatura, pressdo do reservatorio, pressao de inje¢cdo, composi¢do do 6leo,
precipitacdo de asfaltenos e propriedades dos componentes pesados (densidade,

composicdo de asfaltenos, ponto de ebulicdo) (Holm e Josendal, 1982; Saini, 2019).

A injecdo de CO- pode ser dividida em dois tipos, miscivel ou imiscivel, conforme
a tensdo interfacial entre o CO> e 0 0leo, e depende da pressdo de injecdo e da PMM. Se
a injecdo ocorre acima da PMM, a inje¢do é considerada miscivel, caso a inje¢do ocorra

abaixo da PMM, é considerada imiscivel.

A miscibilidade em primeiro contato ocorre quando o gas injetado e o 6leo do
reservatorio se tornam misciveis (tensdo interfacial igual a zero) em seu primeiro contato,

logo que a injecdo de CO; ¢ realizada. Isto acontece quando a pressao de injecéo € igual
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ou maior do que a pressdo critica superior da mistura. Neste caso, ndo € possivel
determinar qual o mecanismo de miscibilizacdo (extracdo de componentes leves ou
condensacdo do CO2 no 6leo ou uma combinacdo de ambos) e, uma vez alcangada essa
miscibilidade, o sistema ndo retorna a condicdo de duas fases (Saini, 2019).
Normalmente, com a inje¢do de CO2 néo é possivel alcancar este tipo de miscibilidade,
porque na faixa de temperatura comum em reservatorios € pouco provavel que a pressao
necessaria para a miscibilidade em primeiro contato seja atingida. A miscibilidade em
primeiro contato geralmente é obtida em 6leo leves com injecdo de gas liquefeito do

petréleo (GLP), pois a pressdo requerida € inferior aquela do CO2 (Saini, 2019).

Dessa forma, para injecdo de CO-, a miscibilidade é obtida através de multiplos
contatos, ou seja, 0 CO: injetado continua se movendo na direcdo oposta ao injetor,
ocasionando uma repeticdo de contatos com a fase rica em CO2 que ja iniciou a extracdo
dos componentes leves do 0leo, o 6leo e a fase rica em éleo que ja comegou a condensar
0 CO:z. Isto acontece até que a miscibilidade total entre 0 CO; e 0 6leo seja obtida nos
poros do reservatdrio, em uma pressao inferior aquela necesséaria na miscibilidade em

primeiro contato (Holm e Josendal, 1982; Saini, 2019).

A otima eficiéncia de deslocamento (vide Apéndice A) de CO2 ocorre em pressdes
de deslocamento maiores do que a PMM, pois neste caso ocorre a miscibilidade de
maltiplos contatos entre o fluido do reservatorio e o CO2. Ou seja, a eficiéncia do
deslocamento microscopico € alterada porque ocorre o aumento do namero capilar (vide
Apéndice A) devido a reducdo da tensdo interfacial entre as fases Oleo e CO2. As
propriedades fisicas das fases presentes no reservatorio também sdo modificadas, a citar:
densidades, viscosidades (aumento da densidade do 6leo e reducdo da viscosidade do 6leo
devido a extracdao dos componentes leves do 6leo e condensacdo do CO2 no 6leo) e tenséo
interfacial entre as fases (é zero devido a miscibilidade). As subseces seguintes
descrevem estes dois tipos de injecdo (Holm e Josendal, 1974; Kulkarni e Rao, 2005;
Mansour et al., 2019; Namani e Kleppe, 2011; Saini, 2019; Zhou et al., 2019).

11.1.2.1. Injecdo de COz Imiscivel
Caso a pressao de injecdo seja inferior a PMM, a injecdo de CO é considerada
imiscivel ao Oleo e atua apenas empurrando o 6leo dos poros e tomando o seu lugar (ndo

héa transferéncia de massa entre 0 CO> e 0 6leo), pois a presséo de injecdo ndo é capaz de
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solubilizar o CO, em maior quantidade (apenas uma pequena parte do géas é solubilizado
em 0leo) (Saini, 2019; Silva, 2012).

Apesar da injecdo imiscivel de CO2 ocasionar uma menor recuperac¢éo de 6leo
(frente a injecdo miscivel), ha situacGes em que ndo é possivel ultrapassar a PMM devido
a caracteristicas inerentes do reservatorio (heterogeneidade, pressdo do reservatorio,
permeabilidade). Entretanto, algumas vantagens da injecdo de CO. também sdo
observadas para inje¢do imiscivel: armazenamento de carbono; aumento da recuperagao
de 6leo e baixo custo de implantacdo (Kokal e Al-Kaabi, 2010; Zhou et al., 2019).

11.1.2.2. Inje¢do de CO> Miscivel

A injecdo miscivel de CO2 ocorre quando a pressao de injecdo é superior a PMM.
Neste caso, ha trés fatores que contribuem positivamente para a recuperagao, como
consequéncia da sua solubilizacdo: a tensdo interfacial entre o gas e o 6leo é zero; a

reducdo na viscosidade do 6leo; e o seu inchamento (Saini, 2019).

A Figura 1.5 ilustra esquematicamente os mecanismos da injecdo de CO
miscivel: condensacdo do CO2 no 6leo e vaporizagdo dos componentes leves do 6leo.
Inicialmente, ha a fase de CO- injetado e, em seguida, ha a fase em que o CO> se solubiliza
no 6leo (ou “se condensa” no 6leo, terminologia usualmente utilizada) e/ou a fase em que
CO- atua como solvente e consegue extrair os componentes leves do 6leo (ou “vaporizar”
0s componentes leves do éleo, terminologia geralmente utilizada). Estas ressalvas sobre
a terminologia foram feitas pois, as injecoes de CO2 normalmente ocorrem acima da sua
temperatura critica (31°C), sendo inviavel sua condensacdo nessas condicdes pois, neste
caso, 0 CO- é considerado um gas denso. Sobre a vaporizagdo dos componentes leves,
como nenhuma substancia € capaz de vaporizar outra, 0 CO> age como um solvente e
ocorre a extragcdo dos componentes leves da fase oleosa para a fase gasosa. Ciente destas
ressalvas, nos demais capitulos e secdes desta dissertacdo, os termos utilizados sao

condensacdo e vaporizacao pois sdo 0s mais recorrentes na engenharia de reservatorios.

Por fim, existe a zona miscivel entre CO; e Gleo e a frente de dleo ainda ndo
contactado pelo CO- injetado. Conforme a Figura I1.5, ocorre a solubilizacdo do CO2 no
6leo, extraindo os componentes leves do 6leo (processo de solubiliza¢do do CO2 no 6leo
é responsavel pela reducédo de viscosidade do 6leo). Concomitantemente, a medida que o

CO: ¢ injetado, ocorre a vaporizacdo dos componentes leves do 6leo devido a parte do
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CO> injetado (processo responsavel pelo aumento do inchamento do 6leo). Estas duas
etapas compdem a zona miscivel em que ocorre a transferéncia de massa entre 0 CO2 e 0
6leo, e a tensdo interfacial entre as fases é zero. E através da transferéncia de massa entre
as fases que as suas propriedades fisicas no reservatorio sdo modificadas (Saini, 2019;
Verma, 2015). Outra vantagem da injecdo miscivel de CO. é contribuir para o
armazenamento do CO> (Afzali et al., 2018; Ataide, 2015; Bissakayev, 2016; Kumar e
Mandal, 2017; Rosa et al, 2016; Zhou et al., 2019).

Injetor Regido préxima da Produtor
critica (CO; e dleo 4
formam uma Unica
fase nesta regido) ’I

0

CO: se condensa no dleo
e extrai componentes
leves do dleo

CO2
puro

Oleo ndo
contatado

———) Diregdo do deslocamento

Figura 11.5. Mecanismos para a injecdo de CO2 miscivel: condensac¢éo do CO2 no 6leo e
vaporizacdo dos componentes leves do 6leo. Adaptado: Saini (2019).

Injecbes misciveis de CO: geralmente apresentam um breakthrough de géas
atrasado frente a injecdo imiscivel, conforme descrito na secéo 11.1.2, pois a densidade do
CO- é mais elevada durante as injec@es misciveis e, portanto, hd uma menor diferenca de
densidade entre as fases oleosa e gasosa, 0 que diminui a segregacao por gravidade entre

os fluidos e reduz a tensdo interfacial entre as fases (Kulkarni e Rao, 2005).

A injecdio WAG (descrita na préxima secdo) visa sanar o problema do
breakthrough, a reducdo da permeabilidade efetiva do géas injetado e maior estabilizacdo
da frente de deslocamento, o que aumenta a eficiéncia de varrido (Afzali et al., 2018).

11.1.3. Injec&o Alternada Agua e Gas (Water Alternating Gas - WAG)

Nas secOes anteriores, as injecdes de dgua e CO- separadamente foram descritas.
Nesta secdo, apresenta-se a injecdo alternada de &gua e gas (WAG). A injecdo WAG
busca agregar as vantagens das injecdes de agua (menor razdo de mobilidade e maior
eficiéncia de varrido macroscoépica) e de gas (eficiéncia de varrido microscopica maior)
através do seu uso combinado, eliminando suas principais desvantagens (Afzali et al.,
2018; Massarweh e Abushaikha, 2021; Namani e Kleppe, 2011; Rosa et al., 2016).
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A Figura 11.6 apresenta o esquema da injecdo WAG no reservatorio. Na regido
préxima ao poco injetor, tem-se a zona WAG, onde os fluidos séo injetados. Em seguida,
tem-se a formac&o de duas zonas bifasicas: a superior (g&s-6leo) e a inferior (dgua-06leo).
Isto acontece devido a diferenca de densidade entre as fases 6leo, gas e agua (segregacéo
por gravidade). Salienta-se que a segregacdo do gas é amenizada haja visto que a parte
inferior do reservatdrio sofre injecdo de &gua, o0 que aumenta a produc¢édo do 6leo. Na zona
miscivel, tem-se agua, 6leo e gas formando apenas uma fase miscivel e, finalmente, a

zona do 6leo ndo varrido proxima ao poco produtor.

l Segregagdo do gas no topo auxiliana '
obtencdo de um deslocamento miscivel

\ \
2 - v » ) 3 iu ~ » - \ - -~
Oleo residual apo s amjecao de agua Parte inferior da formagdo apresenta
€ reduzido com a injecdo de gas maior contato com a agua

Figura 11.6. Método de injecdo WAG. Adaptado: Afzali et al. (2018).

Um dos métodos de recuperacdo mais utilizados no mundo é a injecdo WAG
devido, principalmente, ao seu baixo custo de implantagdo e a0 aumento na recuperagdo
do 6leo, podendo chegar a 90% da eficiéncia de varrido (Afzali et al., 2018). Estudos
mostram que a injecdo WAG promove um maior fator de recuperacdo do que injecdes
continuas de gas (IG) ou agua separadamente (Namani e Kleppe, 2011), pois a WAG
envolve o fluxo de fluido trifasico (6leo, gas e dgua) para controlar a mobilidade do gas
(baixa viscosidade e alta velocidade levam a formacdo de caminhos preferenciais) e
estabilizar a frente de deslocamento do 6leo, j& que a segregacdo por gravidade e a

formacgédo de caminhos preferenciais sdo reduzidas.

Ao utilizar WAG, uma desvantagem da IG é eliminada: a segregacdo por
gravidade entre o gas injetado e o reservatério. Durante a WAG, 0 gas injetado tende a
varrer o Oleo localizado no topo do reservatério enquanto a agua tende a varrer o 6leo no
fundo do reservatdrio. Isto acontece devido a densidade do gas ser mais baixa do que a
do oleo e da agua de formacao enquanto a densidade da agua injetada é maior do que a

Setaro, L. L. O. Pag. 20



Capitulo Il — Fundamentacao Tedrica

do oleo e do gas. Dessa forma, aumenta-se a razdo de mobilidade e a questdo da
segregacdo por gravidade € sanada (Afzali et al., 2018; Ataide, 2015; Bissakayev, 2016;
Kulkarni e Rao, 2005; Kumar e Mandal, 2017; Rosa et al., 2016).

As vantagens da WAG séo as da injecdo continua de gas e da injecao continua de
agua combinadas: transferéncia de massa entre as fases injetadas e as presentes no
reservatorio, reducdo da viscosidade do 6leo, inchamento do 6leo, redugdo da tensdo
interfacial, menor razdo gas-6leo (a injecdo alternada com agua mantém a pressédo do
reservatorio mais elevada, produzindo uma maior quantidade de 6leo com uma menor
quantidade de gas comparando a injecdo continua de gas (IG); como consequéncia, tem-
se um menor custo de aquisicdo do géas injetado), e menor cut de agua: ha um menor custo
de tratamento da agua e do gas (Afzali et al., 2018; Kulkarni e Rao, 2005; Massarweh e
Abushaikha, 2021; Namani e Kleppe, 2011). Ao comparar as injecbes WAG e IG, tem-
se uma melhor eficiéncia de varrido, menor formacédo de caminhos preferenciais e menor

segregacéo por gravidade ao utilizar a WAG, conforme ilustra a Figura I1.7.
(a) (b)

Gas Oleo Agua Gis Oleo
WAG

Maior formacdo de caminhos preferenciais Melhor eficiéncia de varrido
Maior segregacdo do gas por gravidade Menor formacdo de caminhos preferenciais
Menor segregacdo do gas por gravidade

Figura I1.7. Comparacado da injecdo de gas (IG) e WAG. Adaptado: Afzali et al. (2018).

Algumas limitac6es deste método sdo o bloqueio por d4gua (aumento da saturacdo
de agua préximo ao poco produtor), a fuga de CO», o breakthrough precoce de gas, a
precipitacdo de asfaltenos, a formacéao de hidratos (a transferéncia de massa entre o CO>
e 0 0leo alteraa composicéo do 6leo e pode levar a precipitagdo de asfaltenos e a formacéo
de hidratos), a fadiga de colunas, danos a equipamentos e/ou corrosao, pois a acidez do
CO2 pode causar corrosao e desgaste da coluna de perfuracdo e dos demais equipamentos.
Kulkarni e Rao (2005) realizaram experimentos laboratoriais comparando WAG com |G,
encontrando resultados favoraveis a WAG, pois, apesar da producdo adicional de 6leo ter

sido superior para a IG, o volume de CO- necessario foi o dobro da requerida pela WAG,
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tornando a IG inviavel economicamente (Afzali et al., 2018; Chiang-li et al., 2004;
Christensen et al., 2001; Kulkarni e Rao, 2005; Rosa et al., 2016).

Propriedades do reservatorio, tal como a permeabilidade, devem ser consideradas
na escolha do método de injecdo. Por exemplo, ndo é interessante utilizar a WAG em
reservatorios de baixa permeabilidade, porque pode ocasionar uma baixa relevante da
injetividade dos fluidos injetados, aumentando a razdo de mobilidade, pois os fluidos
injetados escoam preferencialmente em regides de elevada permeabilidade devido a sua
viscosidade ser menor do que a do 6leo. J& em reservatdrio heterogéneos, o uso de WAG
é recomendado porque a injecdo de agua contribui na reducdo da mobilidade do CO;
(menor razdo de mobilidade, maior eficiéncia de varrido e o breakthrough de gas ocorre
mais lentamente) (Afzali et al., 2018; Chang-lin et al., 2013; Rosa et al., 2016).

Os tipos de gases geralmente utilizados na WAG séo hidrocarbonetos (C1-Ca);
COo; n&o hidrocarbonetos (nitrogénio, oxigénio e gas de exaustdo — flue gas). Entre os
gases de injecdo empregados no WAG, o gas carbbnico é um dos mais utilizados
principalmente devido ao carater ambiental (armazenamento de carbono), além de
contribuir no aumento do fator de recuperacdo do Oleo. Por exemplo, em alguns
reservatorios nos EUA, existem grandes reservas de CO> puro, 0 que torna a escolha deste
gas economicamente mais viavel nestes reservatdrios (Kulkarni e Rao, 2005; Rosa et al.,
2016). Apesar do CO> ser considerado um gas mais corrosivo do que o nitrogénio, estudos
comparativos entre 0 uso de CO.WAG e NWAG mostram que h4 um aumento na

producdo de 13% no fator de recuperacdo ao utilizar CO;WAG (Afzali et al., 2018).

Entretanto, deve-se ter cautela ao se utilizar a injecdo COWAG pois a
solubilidade do CO na agua pode ser dez vezes maior do que a solubilidade do metano
em agua (Chang et al., 1998; Yan e Stenby, 2010), ou seja, os efeitos da solubilidade do
CO2 na agua devem ser analisados, ja que uma menor quantidade do CO; injetado estara
em contato com o 6leo, o que pode diminuir a recuperacdo de 6leo. Diferentemente da
injecdo continua de CO2, na injecdo CO.WAG, injeta-se também &gua, 0 que aumenta a
quantidade de agua no reservatorio e, consequentemente, ha possibilidade de uma maior

quantidade de CO; ser dissolvida nesta agua.

Christensen et al. (2001) levantaram as informagdes relativas a 59 implantagoes
do método WAG disponiveis na literatura. As Figuras 11.8 (a) e (b) apresentam,

respectivamente, os tipos de formacdo encontrados nos 59 campos analisados e 0s tipos
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de gases injetados durante a WAG nestes campos. Na Figura 11.8 (a), percebe-se que a
rocha mais comum na utilizacdo de WAG é do tipo arenito e que o método j& foi utilizado
em reservatorios com formacOes de alta e baixa permeabilidade (arenito e carbonato,
respectivamente). Conforme a Figura 11.8 (b), o gas mais utilizado neste método é o COo,
seguido pelos hidrocarbonetos, como ja mencionado. Entre os 59 campos, apenas 6 deles
foram implantados offshore e todos injetaram hidrocarbonetos (produzidos pelo proprio
poco atraves da reinjecdo, devido a sua ampla disponibilidade offshore) durante a WAG.

- 33 _ 2
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Figura 11.8. (a) Tipos de rocha dos campos que utilizam WAG; (b) gases mais utilizados
no método WAG nos campos. Adaptado: Christensen et al. (2001).

A salinidade da &gua injetada durante a WAG pode alterar a composicao da dgua
conata presente no reservatorio, pois a agua injetada se mistura com a &gua conata,
podendo haver diluicdo da fase aquosa presente no reservatorio ou um aumento da
salinidade de sais presentes na agua. Ou seja, a agua injetada na WAG apresenta
sensibilidade a salinidade (Kulkarni e Rao, 2005). Por este motivo, as secdes seguintes

(11.1.4 e 11.1.5) abordam as injecOes de baixa e alta salinidade, respectivamente.

11.1.4. Injecdo de Agua de Baixa Salinidade (Low Salinity Water - LSW) e Injecéo de
Agua de Baixa Salinidade alternada com Gas (Low Salinity Water Alternating Gas -
LSWAG)

Nesta se¢do, aborda-se a injecdo de agua de baixa salinidade (LSW), que vem se
destacando na literatura ha alguns anos. Visando o aumento da recuperagdo de 0leo,
pesquisadores (AlQuraishi et al., 2019; Dang et al., 2014; Massarweh e Abushaikha,
2021; Ramanathan et al., 2015; Zolfaghari et al., 2013) sugerem a alteracéo da salinidade
da agua de injecao porque o 0Oleo e a rocha reservatorio possuem ions, proporcionando
uma interagdo molecular entre o fluido injetado e os fluidos presentes no reservatorio

(Massarweh e Abushaikha, 2021). Principalmente em reservatérios offshore, € mais
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viavel economicamente reinjetar &gua do mar (alta salinidade) ou agua do mar diluida
(&dgua de baixa salinidade), porém é importante avaliar os efeitos da salinidade da agua
injetada no reservatdrio e qual seria mais adequada economicamente para um dado
reservatorio (AlQuraishi et al., 2019).

Low Salinity Water (LSW) é um método de recuperacdo avancada (EOR) que tem
como objetivo injetar agua de baixa salinidade (entre 1000 a 3000 ppm em campo e até
5000 ppm para testes de laboratorio) para extrair o 6leo, ou seja, a concentracdo de ions
da agua injetada é reduzida ou alterada com relagdo a agua conata presente no reservatério
(Chavan et al., 2019; Morrow e Buckley, 2011). Testes laboratoriais com injecao de agua
de baixa salinidade realizados em testemunhos mostram que pode haver um aumento
entre 2% e 40% na recuperacdo do Oleo, dependendo da composicdo da &gua e do
reservatorio (Almeida, 2022; Lager et al., 2006; Zolfaghari et al., 2013). A utilizacao
deste método esta ligada, principalmente, a recuperacdo de Oleo mais répida e a
consequente economia financeira visto que o volume de agua a ser injetada se torna menor
quando comparado a injecao de agua conata (Almeida, 2022; Bartels et al., 2019; Chavan
et al., 2019; Derkani et al., 2018; Lager et al., 2006; Morrow e Buckley, 2011).

Na ultima década, o interesse académico em LSW e sua relacdo com o aumento
da recuperacdo de Oleo cresceu muito. A quantidade de trabalhos académicos
(laboratoriais e em campo) sobre LSW aumentou quase 10 vezes ao comparar 0s periodos
de 2005 a 2010 (38 trabalhos) e 2015 a 2018 (360 trabalhos) (Bartels et al., 2019; Chavan
et al., 2019). Entretanto, ainda ha muita controvérsia sobre como a LSW consegue
aumentar a recuperacao de 6leo e muitos mecanismos foram propostos para justificar este
aumento. Os principais mecanismos encontrados na literatura para rochas do tipo arenito

e carbonato est&o sintetizados nas Tabelas I1.1 e 11.2, respectivamente.
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Tabela 11.1. Principais caracteristicas dos mecanismos propostos para 0 aumento da
recuperacdo de dleo devido a LSW em rochas do tipo arenito.

Mecanismo

Principais caracteristicas

Aumento do pH
(Austad, 2013; Sheng,
2014)

- Injecdo LSW se assemelha a injecdo de solucdo alcalina,
aumentando o pH do sistema e reduzindo a tenséo interfacial;
- Ocorre dessorcao de material organico da superficie da rocha;
- Acidos orgénicos presentes no 6leo (componentes da
saponificacdo) podem reagir, formando o efeito tensoativo em
pH elevado, diminuindo a tenséo interfacial 6leo/agua.

Multipla troca i6nica
(Holter, 2012; Lager et
al., 2008; Teklu, 2016)

- Cétions divalentes (menos hidrataveis) sdo substituidos por
cations monovalentes (maior grau de hidratagdo) na superficie
da rocha, levando a dessorcdo de céations divalentes que
formavam a ligacéo do 6leo e a rocha, bem como expanséo da
dupla camada elétrica;

- Liberacdo de ions divalentes que carregam goticulas de éleo.

Efeito da dupla camada
(Holter, 2012; Lee et
al., 2010)

- Formagdo de camada difusa de maior espessura com cétions
monovalentes ao redor da rocha.

Salting-in (Bissakayev,
2016; Rezaeidoust et
al., 2009)

- Diminuic&o da salinidade do sistema através da remocéo de
sal ou aumento de agua;

- Aumento do material organico na fase aquosa e consequente
aumento na recuperagao;

- H& dessorcdo parcial do dleo adsorvido na superficie da
argila, aumentando a recuperacéao.

Alteracédo da
molhabilidade (Al-
Shalabi e Sepehmoori,
2016; Sheng, 2014)

- Principal fendmeno que suporta a injecdo LSW;,

- E causada pela dessorcdo do material organico da superficie
da argila, o que leva a alteragdo da molhabilidade para mais
molhavel a agua;

- Outros mecanismos citados anteriormente podem também
estar relacionados a alteracdo da molhabilidade.

Pressdo osmética
(Bissakayev, 2016;
Sheng, 2014)

- Goticulas de 6leo se movem sob efeito de um gradiente de
presséo;

- Melhores resultados para sistemas molhaveis ao éleo, com
temperatura e saturacdo elevadas e distribuicdo ampla dos
poros.

Para LSW, a concentracdo de sal 6tima depende das caracteristicas inerentes a

cada reservatério, tais como reacBes quimicas, facilidade de dissolucdo da rocha

reservatorio na agua conata, capacidade de troca i6bnica com a rocha, entre outras (Afzali
et al., 2018; Donaldson, 1989). Bartels et al. (2019) avaliaram o impacto do uso da LSW

durante as recuperacdes secundaria (apés deplecdo primaria) e terciaria (ap0s injecao de

agua de elevada salinidade); os beneficios da LSW foram observados de forma mais

intensa durante a recuperacdo secundaria, sendo mais indicado o uso de LSW na

recuperacgdo secundaria (em que o reservatorio ndo sofreu injecdo de alta salinidade). Isto

acontece pois a injecé@o de agua de alta salinidade tende a aumentar a salinidade da agua
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conata, tornando os efeitos da LSW menos significativos por haver mais sal dissolvido
na agua presente no reservatorio. Em escala de campo, o uso de LSW também ja foi
avaliado e bem estabelecido na literatura: Lager et al. (2006), Robertson (2007), Vledder
et al. (2010) e Webb et al. (2004). O acréscimo na producéo de 6leo foi observado tanto

em escala laboratorial como em campo (AlQuraishi et al., 2019; Bartels et al., 2019).

Tabela I1.2. Principais caracteristicas dos mecanismos para 0 aumento da recuperacgéo de
6leo devido a LSW em rochas carbonatadas.

Mecanismo Principais caracteristicas
Trocadeionsna - Presenca de ions divalentes alteram a molhabilidade se houver
superficie ions sulfato adsorvidos na rocha;
(Bissakayev, 2016; - [ons divalentes injetados através da LSW sdo adsorvidos na rocha,
Sheng, 2014; Zhang provocando a dessor¢éo dos ions divalentes que estavam adsorvidos
etal., 2007) anteriormente. Ou seja, 0s ions que estavam adsorvidos sdo
liberados, carregando goticulas de 6leo na direcdo do poco
produtor.
Dissolucdo da rocha - Ha colapso de alguns poros, o que aumenta a recuperacao de 6leo;
(Al-Shalabi e - Ha alteracdo da molhabilidade;
Sepehmoori, 2016; - Depende de fatores como pressdo, temperatura € composicao

Hiorth et al., 2010) quimica da agua e do o6leo.

O tipo de rocha do reservatorio é de extrema importancia ao se utilizar LSW, pois
afeta 0 aumento na recuperacdo do 6leo devido a composicdo da rocha e dos minerais
presentes na sua superficie. Para arenitos, o uso de LSW é mais consolidado na literatura,
pois um maior nimero de trabalhos tanto em campo como na escala laboratorial foi
realizado (Derkani et al., 2018). Nesse caso, a argila presente na superficie do arenito é

fundamental para 0 aumento da recuperacdo de 6leo durante a injecdo LSW.

Como rochas carbonéticas ndo contém argila significativamente na sua superficie,
menos trabalhos em campo e de laboratério foram realizados com este tipo de rocha
(Zahid et al., 2012). Além disso, a elevada heterogeneidade dos reservatdrios
carbonaticos (dificuldades na modelagem da permeabilidade, porosidade, presenca de
fraturas) e a ligacdo forte entre a sua superficie carbonética (carregada positivamente) e
0s componentes polares do 6leo (carregados negativamente), como resinas e asfaltenos
(que podem alterar a molhabilidade da rocha de molhavel a &gua para molhavel ao 6leo)
influenciam negativamente na troca iénica/alteracdo da molhabilidade promovidas pela
LSW (Derkani et al., 2018). Ainda assim, diversos trabalhos académicos laboratoriais
sobre rochas carbonaticas (Fathi et al., 2010; Strand et al., 2008; Puntervold et al., 2009;
Zhang et al., 2007) bem como em condic¢bes de campo (Austad et al., 2005; Webb et al.,
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2005; Yousef et al., 2010; Yousef et al., 2011; Yousef et al., 2012) relataram um aumento
na recuperacdo do 6leo em rochas do tipo carbonato, enquanto o estudo laboratorial de
Austad et al. (2012), os estudos em campo de Zahid et al. (2012) e Winoto et al. (2012)
afirmaram que o método néo € efetivo no aumento da producéo de 6leo ao utilizar agua
do mar diluida (LSW) (Al-Shalabi e Sepehrnoori, 2016; Derkani et al., 2018; Kilybay et
al., 2017; Zahid et al., 2012; Winoto et al., 2012).

Entre as vantagens da LSW, tem-se a alteracdo da molhabilidade da rocha para
mais molhavel a agua, o que promove o deslocamento do 6leo. Isto acontece devido as
diferentes composicdes da agua conata e da agua injetada (baixa salinidade), pois ha
interagdo quimica entre os ions presentes em ambas, inclusive na superficie da rocha, o
que pode ocasionar a alteracdo da sua molhabilidade. Salienta-se que este comportamento
é observado quando héa a consideracao dos efeitos geoquimicos entre a rocha e os fluidos
(ha troca ibnica entre a rocha e os fluidos do reservatério). Outra vantagem é o menor
custo de obtencdo da dgua de baixa salinidade (comparado ao custo de obtencdo da dgua
isenta de sais, especialmente em reservatdrios offshore) e o baixo custo de implementagao
nos campos. Além disso, sua utilizacdo tem beneficios ambientais, pois por conter menos

sais, e seu descarte € menos agressivo ao meio ambiente (Dang et al., 2014).

Como o uso de LSW geralmente garante um aumento de até 40% no fator de
recuperacdo do 6leo (Almeida, 2022; Lager et al., 2006; Zolfaghari et al., 2013), ainda ha
uma grande quantidade de 6leo no reservatorio apds a sua explora¢do com LSW. Por este
motivo, a injecdo de agua de baixa salinidade alternada com gas (low salinity water
alternating gas - LSWAG) surge de forma muito versatil e promissora, associando a LSW
a outros gases de injecdo, tal como CO». Assim como visto na se¢do 11.1.3 para a injecéo
CO2WAG, a CO.LSWAG tem como vantagens a combinagdo das vantagens das inje¢des

de CO2 e de LSW, detalhados nesta se¢do e nas se¢des 11.1.2 e 11.1.3.

As principais vantagens da CO.LSWAG sdo o aumento do nimero capilar e a
alteracdo da molhabilidade da rocha, que afetam a eficiéncia microscopica. Além disso,
a LSWAG apresenta vantagens frente a injecdo WAG com &gua conata (maior salinidade
do que a &gua utilizada na LSWAG), a citar: alteracdo da molhabilidade da rocha para
mais molhavel a agua, baixo custo de descarte e obtengéo e producédo de 6leo mais répida
do que na CO;WAG (AlQuiraishi et al., 2019).
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Um menor fator de recuperacdo durante a CO.LSWAG pode estar associado, entre
outras causas, a solubilizagdo do CO3, visto que uma parte do CO> se solubiliza na 4gua
conata e outra parte se solubiliza no 6leo. Como a concentracao de sais da agua injetada,
durante LSW ou CO2LSWAG, é menor do que a concentracdo de sais da dgua conata,
ocorre a diluicdo da dgua conata. Por exemplo, para reservatorios do pre-sal brasileiro, a
agua conata contém até cerca de 200.000 ppm (Dias et al., 2019) e a agua de baixa
salinidade utilizada nesta dissertagdo possui uma salinidade de 5.000 ppm, um valor
muito inferior ao da agua conata do pré-sal e a utilizada nesta dissertacdo (136.493 ppm,
conforme o capitulo 1V). Haja visto que a solubilidade do CO; e a salinidade da agua s&o
grandezas inversamente proporcionais (efeito salting-out), existe uma maior facilidade
do COz2 de se solubilizar na fase aquosa e ndo na fase oleosa, ou seja, 0 CO- realiza menos
interacdes quimicas com 6leo e a extracdo de componentes leves € menor, podendo
acarretar em um menor fator de recuperacao durante o ciclo de injecdo referente a injecdo
de CO.. Outro aspecto € a possibilidade de ocorrer migracdo de finos durante a
CO.LSWAG e/ou reducdo na permeabilidade relativa das fases 6leo e agua, o que
também pode levar a uma menor recuperacdo de 6leo (Afzali et al., 2018; Kulkarni e Rao,
2005). Resultados positivos no fator de recuperacao de éleo foram obtidos por AlQuraishi
et al. (2019), Dang et al. (2014) e Teklu et al. (2016) ao utilizar CO.LSWAG.

A injecdo CO.LSWAG combina as vantagens da injecdo de gas e de 4gua de baixa
salinidade, garantindo a sinergia entre 0s processos através das interacdes geoquimicas
dainjecéo de CO-, alteragdo da molhabilidade, reducdo da tensdo interfacial e capacidade
de troca idnica (Kumar e Mandal, 2017; Massarweh e Abushaikha, 2021). Assim como a
injecdo de agua de baixa salinidade afeta o deslocamento de 6leo, a injecdo de adgua de

alta salinidade também o faz, cujos efeitos sdo discutidos na secdo seguinte.

11.1.5. Injecdo de Agua de Alta Salinidade (High Salinity Water - HSW) e Injecdo de
Agua de Alta Salinidade e Gas (High Salinity Water Alternating Gas - HSWAG)

Como visto na se¢do anterior, a salinidade da &gua injetada afeta o fator de
recuperacdo do Oleo. Por este motivo, é importante a analise da salinidade da agua e seus
efeitos. Uma das maiores vantagens do uso da agua de alta salinidade (HSW) é sua facil
obtencdo em reservatorios offshore, pois ndo requer a dessaliniza¢do da agua do mar.

Entretanto, é preciso avaliar quais sdo os seus efeitos no reservatdrio e se seu uso alcanca
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um fator de recuperacdo semelhante ou superior ao da LSW, o que poderia tornar este

método mais atrativo economicamente do que a LSW.

A injecdo HSW apresentou um fator de recuperagéo cerca de 11% maior do que a
LSW para um testemunho analisado com baixo teor de argila em sua superficie
(AlQuraishi et al., 2019) e cerca de 1% para um testemunho que contém uma maior
quantidade de argila em sua superficie (AlQuraishi et al., 2019). Estes resultados foram
associados a composi¢do dos testemunhos, pois a injecdo LSW promove a alteragdo da
molhabilidade da rocha e a migracéo de finos, contribuindo para a recuperacéo de 6leo
quando existe argila na superficie da rocha, apresentando resultados proximos aos da
HSW. Por este motivo, para a injecdo LSW, a composi¢do da rocha do reservatério
influencia mais do que para a inje¢cdo HSW.

JaDang et al. (2014) e Dang et al. (2016) apresentaram resultados mais favoraveis
ao uso de LSW do que de HSW (fator de recuperacéo cerca de 6% maior para LSW para
Dang et al. (2014) e cerca de 14% para Dang et al. (2016)); isto foi atribuido a maior troca
ibnica e reacGes minerais (geoquimica) que ocorrem durante a LSW. Com a injecéo de
HSW néo ocorre a alteracdo da molhabilidade favoravel ao aumento da recuperacao de
o6leo, porque a composicao da dgua injetada é semelhante a da 4gua conata (explicacao a
seguir). J& com a injecdo LSW, ocorre a adsor¢do de ions na rocha, alterando a
molhabilidade para molhavel a 4gua, o que aumenta a recuperacdo de 6leo, conforme

visto na sec¢do 11.1.4 (Dang et al., 2014).

Ramanathan et al. (2015) afirmam que, durante a HSW, pode ocorrer a alteracéo
(ou manutencdo) da molhabilidade da rocha para molhavel ao dleo devido a forte ligacdo
ibnica entre os cations presentes na dgua de alta salinidade injetada, e a superficie da
rocha e os anions dos componentes polares do 6leo, o que reduz o fator de recuperacéao
do oleo. Na literatura, é dito que durante a LSW pode ocorrer breakthrough de agua
precoce devido a menor viscosidade da &gua injetada e, consequentemente, sua maior
mobilidade quando comparada a agua de alta salinidade, pois a salinidade da agua
aumenta a sua viscosidade. Entretanto, ao comparar as inje¢cdes LSW e HSW, Zolfaghari
et al. (2013) afirmam que, mesmo havendo o breakthrough de agua precoce, o uso de
LSW leva a um maior fator de recuperacdo (cerca de 7%) do que a HSW, tornando a
injecdo LSW mais vantajosa economicamente (Zolfaghari et al., 2013). Conforme
mencionado na se¢do 11.1.4, as vantagens da injecdo da agua de baixa salinidade estdo
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associados principalmente a alteracdo da molhabilidade da rocha para molhavel a 4gua, o

que ndo ocorre com a injecdo de gua de alta salinidade.

De forma analoga ao que acontece com a injecdo LSW, ap6s o uso da HSW ainda
ha 6leo no reservatdrio. Para aumentar a recuperacdo de 6leo, utiliza-se a injecao de agua
de alta salinidade alternada com gas (high salinity water alternating gas - HSWAG);
quando o gés utilizado é o COa, é chamada de CO.HSWAG (injecdo de agua de alta
salinidade alternada com CO,). A utilizacdo do CO2 como gés de injecdo € frequente

devido as vantagens descritas nas sec¢des 11.1.2 e I1.1.3.

Ao comparar as injecOes alternadas de agua de alta e baixa salinidades e COg,
alguns trabalhos da literatura (AlQuraishi et al., 2019; Dang et al., 2014; Dang et al.,
2016) afirmam que a eficiéncia destes métodos esta associada a considera¢do ou ndo dos
efeitos geoquimicos entre a rocha e os fluidos do reservatério, pois, como mencionado na
secdo I1.1.4, a agua injetada reage com a rocha reservatorio e altera a sua molhabilidade,
ocorrendo o aumento do fator de recuperacdo de 6leo (durante a injecdo de CO2.LSWAG).
Ou seja, quando estes efeitos geoquimicos sdo considerados, a maior recuperacao obtida
é a CO.LSWAG, enquanto que, sem considerar a geoquimica, a CO,HSWAG apresenta
um maior fator de recuperacgdo. Isto acontece porque normalmente a salinidade da dgua

de alta salinidade € mais proxima da salinidade da agua conata (Dang et al., 2016).

Outro fator que influencia no fator de recuperacéo € o efeito salting-out, pois uma
quantidade maior de CO> é solubilizada na fase aquosa durante a CO2LSWAG do que na
CO2HSWAG. Logo, uma menor quantidade de CO: se solubiliza no 6leo durante a
CO2LSWAG, diminuindo os efeitos do ciclo de inje¢do de CO> (AlQuraishi et al., 2019;
Al-Saedi et al., 2019; Ramanathan et al., 2015; Teklu et al., 2016; Zolfaghari et al., 2013).

A comparacdo das injecOes de alta e baixa salinidades, alternadas ou ndo com
COo, (LSW, HSW, CO,LSWAG, CO.HSWAG) foi realizada por Zolfaghari et al. (2013),
destacando a utilizacdo das inje¢bes CO.LSWAG e LSW devido as razdes ja
mencionadas nessa secdo. O ponto mais interessante do trabalho de Zolfaghari et al.
(2013) é que o fator de recuperacgdo de dleo para CO2LSWAG foi maior do que o obtido
com ainjecdo CO2HSWAG, salientando os beneficios alcangados com a injecéo de baixa

salinidade frente a de alta salinidade.
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Nesta dissertacédo, os efeitos geoquimicos nao foram considerados, para que 0s
efeitos fisicos pudessem ser avaliados separadamente, permitindo a determinacédo da sua
magnitude e importancia. Dessa forma, objetivou-se avaliar os efeitos da densidade,
solubilidade, viscosidade no fator de recuperacgdo do 6leo, ja que a literatura, em geral,

prioriza as propriedades geoquimicas em deterimento da avaliacao dos efeitos fisicos.

Ao longo da injecao de um fluido em um reservatdrio de petréleo, a transferéncia
de massa entre as fases e as variacOes de presséo provocam a alteragdo da composicéo e,
por consequéncia, das propriedades de fluidos envolvidos no processo, entre as quais a
densidade. Durante a injecéo de CO3, ocorre a solubilizagdo deste gas no 0leo e na agua,

alterando uma série de propriedades do dleo, o que resulta no aumento da recuperagéo.

A densidade e a solubilidade sdo propriedades intimamente relacionadas, pois
uma alteracdo na solubilidade causa modificacGes na densidade e vice-versa. A descricdo
adequada do comportamento da densidade das fases é essencial para uma melhor
compreensdo dos mecanismos de recuperacdo e a influéncia da densidade das fases no
aumento da recuperacgdo. Esta compreensdo auxilia na escolha do método de injecdo mais
adequado para um dado reservatorio, pois nos fornece detalhes do comportamento de
fases durante o deslocamento de 6leo. As propriedades analisadas nesta dissertacdo séo
complementares: a solubilidade do CO: nas fases provoca a alteragdo da densidade das
fases bem como a modificacdo da viscosidade das fases. A simulacdo da densidade é
necessaria porque permite avaliar a segregacdo gravitacional, comum durante o
escoamento de fluidos, através da diferenca de densidades das fases. A alteracdo das
densidades das fases provoca a mudanca na tenséo interfacial entre as fases, pois a tenséo
interfacial entre elas diminui. J& a simulacdo da viscosidade das fases € importante para
avaliar a qualidade do deslocamento de fluidos a partir da mobilidade dos fluidos do
reservatorio. A mobilidade do fluido deslocado (6leo) deve ser maior do que a do fluido
deslocante (injetado) para promover o deslocamento do 6leo para o pogo produtor (Afzali
et al., 2018). Haja visto que durante as injecdes alternadas de agua e gas (CO2WAG,
CO.LSWAG, CO.HSWAG) pode ocorrer a segregacdo por gravidade, é importante
simular o comportamento destas propriedades (densidade, viscosidade e solubilidade do

CO») para avaliar seus efeitos na recuperagéo de dleo.

Para injecOes de 4gua (de qualquer salinidade), é de extrema importancia a analise
e 0 estudo da solubilidade do CO- na &gua e a densidade desta mistura, pois a salinidade
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da agua afeta diretamente a quantidade de CO que se solubiliza em agua. Isto acontece
porque a quantidade de CO- dissolvido é proporcional a saturagdo de agua do reservatério
(Yang et al., 2019) e ao efeito salting-out: quanto maior a quantidade de sais dissolvidos
na agua, menor a quantidade de CO- solubilizado nesta 4gua. Ou seja, em agua de baixa
salinidade, tem-se uma maior quantidade de CO. dissolvida e, em agua de alta salinidade,

tem-se menos CO- dissolvido.

Como serd visto nos capitulos seguintes, este trabalho apresenta a simulacéo da
densidade e solubilidade do CO- nas fases 0leo, &gua e gas ao longo do tempo e da posi¢ao
com relacdo aos pocos injetor e produtor para injecdes de dgua e CO2 (considerando ou
n&o sua solubilidade na fase aquosa), utilizando um simulador composicional comercial.
E apresenta resultados para densidade, solubilidade do CO: e viscosidade das fases em
funcdo do tempo e da pressdo para as injecdes: agua, CO2, LSW, HSW, CO,WAG,
CO2LSWAG e COHSWAG. As simulagdes foram realizadas utilizando dados de um

6leo e um reservatorio obtidos da literatura (dados distintos para os capitulos Il e 1V).

Além disso, os resultados simulados para a densidade da fase aquosa foram
confrontados com os do calculo com outras correlacbes empiricas, a fim de avaliar
comparativamente os resultados das correlacbes empiricas com os resultados do

simulador e avaliar a acuracia do simulador no célculo desta propriedade.

Os calculos com correlagfes empiricas foram realizados apenas com a fase aquosa
porque o simulador utiliza equacdes de estado ja bem estabelecidas para o célculo das
propriedades nas fases gas e 6leo. Ademais, como as injecdes de CO. leva a sua
solubilizacdo nesta fase, considera-se que diferencas no célculo da fase aquosa podem ser
mais significativas do que nas fases éleo ou gas.

Como etapa inicial, correlacdes empiricas para o calculo da densidade da 4gua, da
mistura de 4gua e CO> e de agua-CO»-sal foram avaliadas e as mais acuradas foram
identificadas. Isto permite o acompanhamento do desempenho das variaveis principais
envolvidas no processo de deslocamento considerando somente os efeitos fisicos e

principalmente na densidade das fases envolvidas.

Na literatura, é possivel encontrar diversos autores que calculam a densidade e
solubilidade da mistura de CO> e &gua, seja através de correlagbes empiricas ou de

modelos fenomenologicos. Entretanto, ha controvérsia sobre qual a correlacdo empirica
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€ mais acurada para o célculo desta propriedade. Por este motivo, nos Capitulos Il e IV,

sdo apresentadas revisoes da literatura sobre estes modelos.

11.2. Conclusoes parciais

Este capitulo descreveu e discutiu os principais métodos que aumentam a
recuperacdo de Oleo em reservatorios de petroleo, ressaltando que ndo ha um consenso
sobre qual é o mais indicado. As decisGes dependem de propriedades especificas de cada
reservatorio, tais como permeabilidade, porosidade, tipo de rocha, composicao, presséo,

temperatura, composicao do 6leo e demais propriedades deste Oleo.

Em estudos de simulacdo do comportamento de fases no reservatorio, os efeitos
geoquimicos entre a rocha e os fluidos do reservatorio gralmente sdo considerados,
sobretudo quando se considera a injecdo de agua de baixa salinidade. Entretanto, nesta
dissertacdo, apenas os efeitos fisicos foram estudados para avaliar a influéncia dos efeitos
fisicos nas propriedades fisicas das fases. Entre os métodos mais citados na literatura,
destacam-se 0 método de injecdo alternada com gas, injecdo de CO; e a injecdo agua
(salinidades regular, baixa e alta). Nesta dissertacdo, estes métodos sdo analisados através
da simulacéo de propriedades cruciais para descricdo do comportamento das fases aquosa,

oleosa e gasosa: a densidade, a viscosidade e a solubilidade do COs..
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CAPITULO III - CALCULO DA
DENSIDADE DA AGUA PURA E DA
MISTURA H,0+CO»: EFEITOS NO
FATOR DE RECUPERACAO DO OLEO
POR INJECOES CONTINUAS DE AGUA
PURA OU CO»

No capitulo anterior, alguns dos principais métodos de recuperacdo de petroleo
foram apresentados, bem como suas vantagens e desvantagens. Neste capitulo, uma
revisdo da literatura dos modelos fenomenoldgicos e empiricos para o célculo da
densidade da &gua e da mistura de CO> e agua é apresentada. Além disso, alguns dos
modelos empiricos sdo testados e implementados, utilizando dados experimentais da
literatura, visando a posterior comparagdo com os resultados simulados no GEM (etapa
final deste capitulo). Em seguida, o efeito da densidade das fases nas inje¢des de CO- e
de agua (métodos de recuperacdo que ndo utilizam sal durante a injecdo) é discutido e
simulado no simulador composicional GEM, utilizando dados de dleo e de reservatério
da literatura. Por fim, a densidade da fase aquosa obtida no simulador GEM é comparada
com a correlacdo empirica mais acurada (definida em etapa prévia deste capitulo), nas

mesmas condicBes de temperatura, pressao e composi¢do de CO2 obtidas no simulador.

I11.1. Modelos Empiricos para o Calculo da Densidade: Agua Pura, H20+CO:2

Nesta secdo, sdo apresentadas as correlagbes mais citadas na literatura para o
calculo da densidade da agua pura e da agua com CO..

Em temperaturas normalmente encontradas em reservatorios e em pressoes iguais
ou acima da PMM (conforme apresentado no capitulo I1), 0 CO; € sollvel no 6leo e, em
menor quantidade, em agua (Mansour et al., 2019; Zhou et al., 2019). Como existe agua

presente no reservatorio, ao injetar CO», parte deste gas se solubiliza também na agua
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devido a miscibilidade do CO- nos dois fluidos (6leo e agua). Isto altera a densidade da
mistura de agua e CO; dentro do reservatario.

Simuladores composicionais (como 0 GEM utilizado neste trabalho) séo capazes
de calcular diversas propriedades do sistema trifasico agua, 6leo e gas, que compde o
reservatorio de petrdleo, e também descrevem como a recuperacao de 6leo se comporta
com os mais diversos métodos de recuperacdo de petrdleo: injecdo de agua (qualquer
salinidade), gases, WAG, polimeros, surfactantes, entre outros métodos disponiveis. No
GEM, as densidades das fases oleosa e gasosa sao calculadas por uma equacéo de estado.
Entretanto, a densidade da fase aquosa € calculada por uma correlag&o linear empiricaem
funcdo da pressao e da compressibilidade isotérmica da agua. Dessa forma, neste trabalho,
a densidade da fase aquosa presente no reservatorio foi calculada utilizando o0 GEM,
porém, para avaliar a acuracia dos resultados, é necessario estudar as correlacoes
empiricas para o calculo desta propriedade na literatura. A escolha da correlagdo €
importante pois necessita de uma elevada acuracia e a possibilidade de ser usada em uma
ampla faixa de aplicacdo. Estes modelos geralmente calculam a densidade através de
variaveis de simples obtencao, como, por exemplo, fragdo molar ou massica de COz na
agua, temperatura e pressao do sistema, tornando o calculo menos complexo quando
comparado ao uso dos modelos fenomenoldgicos.

A maior parte das correlacdes para o calculo da densidade da mistura de COz e
agua utiliza a densidade da agua pura como dado de entrada. Por este motivo, estas
correlagcbes também foram analisadas. Neste trabalho, o critério de selecdo das
correlacdes foi baseado nas mais citadas na literatura e que possuem dados de entrada de
simples obtencdo. A Tabela I11.1 apresenta de forma sintetizada as correlacGes, para o
calculo da densidade da agua pura e das misturas de H.O-CO» mais citadas na literatura.

As correlagdes para a mistura de H.O-CO»-sal sdo apresentadas no Capitulo V.

Tabela I11.1. Correlacdes para o célculo da densidade da &gua pura e da densidade da
mistura CO> e dgua e as faixas de temperatura e pressdo nas quais foram obtidas.

Célculo da densidade da &gua pura

Correlacéo Faixa de temperatura (K) Faixa de pressdo (MPa)
Batzle e Wang (1992) 293,15 - 623,15 Até 100
Wagner e Pruss (2002) 273,16 — 647,1
Islam e Carlson (2012) 293,15 373,15 0-60
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Tabela I11.1. Correlagdes para o célculo da densidade da agua pura e da densidade da
mistura CO, e agua e as faixas de temperatura e pressdo nas quais foram obtidas
(continuacao).

Calculo da densidade da mistura de CO> e dgua

Correlacédo Faixa de temperatura (K) Faixa de pressdo (MPa)

Enick e Klara (1990) 298 - 523 3-85

Andersen et al. (1992) 288,71 — 622,04 20 — 344,74

Iglesias e Moya (1992)

373,15-623,15

20 -35

Hnedkovsky et al. (1996) 298,15 - 573,15

Teng et al. (1997) 278,15 - 293,15 6,4-29,5
Plyasunov et al. (2000) 298 - 725 28 - 35
Sedlbauer et al. (2000) 298,15 - 716 0,1-35

Garcia (2001) 278,15 -573,15 1,96 - 29,5

Bachu e Adams (2003) 278,15 573,15
Song et al. (2003) 273,25 — 284,15 5-12,5
Hebach et al. (2004) 284 - 332 1-30

Duan et al. (2008) 273,15 -473,15 0-200
McBride-Wright et al. (2014) 274 - 449 Até 100
Hu et al. (2016) Até 573,15 Até 120

---: ndo informado.

111.1.1. Modelos Empiricos para Densidade da Agua Pura

A densidade da agua pura depende, principalmente, da temperatura (relacéo
inversamente proporcional), sendo menos dependente da pressdo (relacdo diretamente
proporcional) (Bachu e Adams, 2003). Duas correlagdes para o calculo da densidade da
agua pura (Batzle e Wang, 1992 e Gill, 1982) foram comparadas por Adams e Bachu
(2002). O modelo proposto por Batzle e Wang (1992) tem a pressdo e temperatura como
variaveis independentes enquanto a correlacdo de Gill (1982) considera apenas a
temperatura como variavel. Adams e Bachu (2002) relataram que a correlagdo mais
indicada para o célculo da densidade da agua pura é a proposta por Batzle e Wang (1992),

corroborado posteriormente por Bachu e Adams (2003).

Wagner e Pruss (2002) propuseram um modelo que desconsidera a influéncia da
pressdo no calculo da densidade da &gua pura, atingindo bons resultados com nivel de
incerteza de obtencgéo dos dados experimentais (860 dados experimentais foram utilizados

na obtencdo desta correlacdo e a incerteza média experimental foi de + 0,07%).
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Outra correlacdo para o célculo da densidade da &gua pura foi proposta por Islam
e Carlson (2012). Esta correlacéo foi obtida através da regressao de dados da literatura
(Mao e Duan, 2009) e necessita de um menor nimero de parametros quando comparada

a correlacdo de Wagner e Pruss (2002).

Na secdo 111.3, atraves de célculos com dados experimentais obtidos na literatura,
trés correlacOes para o calculo da densidade da &gua pura sdo comparadas: Batzle e Wang
(1992), Islam e Carlson (2012) e Wagner e Pruss (2002). Estas correlagdes foram
selecionadas por serem as correlagdes mais citadas na literatura e devido aos dados de
entrada necessarios para seu uso serem de facil acesso (Adams e Bachu, 2002).

Nesta secdo, é possivel entender que existem diferentes correlacdes disponiveis
na literatura para o calculo da densidade da &gua pura. Entretanto, cada uma tem o seu
grau de acuracia e a correlacdo mais acurada ndo € claramente definida na literatura, pois
um estudo comparativo destas correlagfes ndo foi encontrado na literatura. Por este
motivo, a analise destas correlacdes, buscando a determinacédo de qual é a mais acurada,
¢ importante, ja que esta propriedade é usada no calculo da densidade da mistura de agua
e CO2, conforme apresentado na sec¢ao seguinte, 0 que pode ocasionar erros sistémicos
no calculo da densidade da mistura de 4gua e COx.

111.1.2. Modelos Empiricos para Densidade da Mistura de Agua e CO>

Como a maior parte dos modelos empiricos para o calculo da densidade da mistura
de &gua e CO: requer como variavel de entrada a densidade da agua, é de suma
importancia a utilizagdo de correla¢Bes acuradas para evitar esta interferéncia nos célculos
da densidade da mistura. A densidade da mistura de agua e CO2 aumenta com 0 aumento

da pressdo e a diminuicdo da temperatura (Yuan et al., 2019; Amarasinghe et al., 2020).

A solucéo de 4gua e CO2 néo é ideal, pois os dois componentes s&o muito distintos
entre si: a agua é polar (ligagdes de hidrogénio), enquanto o CO, é apolar (forca
intermolecular de van der Waals, apresenta quadrupolo elevado, pode formar ligacéo de
hidrogénio cruzada e solvatacdo). Dessa forma, as moléculas de agua tendem a
permanecer juntas e 0 mesmo ocorre com as de CO> (Teng et al., 1997). Ao se solubilizar

na agua, o CO> reage com a agua em elevada temperatura e presséo, agindo como um

Setaro, L. L. O. Pag. 41



Capitulo 111 - Calculo da Densidade da Agua Pura e da Mistura H20+CO2: Efeitos no
Fator de Recuperacdo do Oleo por Injecdes Continuas de Agua Pura ou CO>

acido de Lewis e estabelecendo um equilibrio com &cido carbdnico, ion carbonato e CO>
aquoso (Bachu e Adams, 2003; Shukla et al., 2010; Teng et al., 1997). No reservatorio,
esta reacdo € desprezivel se ndo houver reacdo entre o CO: e a rocha reservatério ou se
ndo houver ions carbonato dissolvidos na &gua; ou seja, a quantidade de carbono aumenta

no reservatorio, mas nao ocorre solubilizagdo do CO2 na 4gua (Bachu e Adams, 2003).

Devido a néo idealidade da mistura de CO- e 4gua, algumas correlagdes empiricas
para o calculo da densidade da mistura de CO2 e agua utilizam o conceito do volume
molar aparente do CO (Silva et al., 2017). O volume molar aparente corresponde ao
volume aparente que um soluto (CO.) apresenta quando em solugéo, pois considera-se
que o solvente (dgua) mantém seu volume como se estivesse puro, apesar de haver CO>
solubilizado na &gua (Bachu e Adams, 2003; Crovetto et al., 1991; Duan et al., 2008;
Hnedkovsky et al., 1996). Como a relagéo entre o volume molar aparente e a fragdo molar
de CO> é desprezivel, a fracdo molar de CO2 pode ser desconsiderada no calculo do
volume molar aparente deste componente, pois, normalmente, o volume molar aparente

do CO; é calculado em funcéo apenas da temperatura do sistema (Garcia, 2001).

Hnedkovsky et al. (1996) afirmam que o volume molar aparente n&o é dependente
da presséo, informacéo corroborada por Crovetto et al. (1991) e Garcia (2001). Garcia
(2001) realizou um trabalho experimental de densidade da mistura de CO, e agua e
concluiu que para temperaturas menores do que 573,15 K, o volume molar aparente do
CO: é independente da pressdo. Hnedkovsky et al. (1996) mediram dados experimentais
do volume molar aparente do CO2 em &gua e propuseram uma correlacéo para o célculo
da densidade da mistura de CO> e agua a partir do volume molar aparente do CO,. Os
resultados obtidos por Hnedkovsky et al. (1996) foram considerados de boa qualidade
pelos autores, pois estdo de acordo com os dados experimentais de Crovetto et al. (1991),
cujos desvios sao baixos (entre 0,3 e 2%).

Teng et al. (1997) obtiveram experimentalmente a densidade da mistura CO; e
agua e, a partir destes dados e da lei de Henry modificada, propuseram uma boa correlacéo

para predicdo da densidade desta mistura, com pequeno desvio relativo médio (0,062%).

A adicdo do CO2 a gua ¢ responsavel pelo aumento, abaixo de 3%, da densidade
da &gua, na faixa de temperatura de 278,15 a 573,15 K (Bachu e Adams, 2003). Utilizando

a correlacdo de Garcia (2001) para calcular o volume molar aparente do CO», Bachu e

Setaro, L. L. O. Pag. 42



Capitulo 111 - Calculo da Densidade da Agua Pura e da Mistura H20+CO2: Efeitos no
Fator de Recuperacdo do Oleo por Injecdes Continuas de Agua Pura ou CO>

Adams (2003) propuseram uma correlacdo para o calculo da densidade da mistura de agua

e COz. O desvio relativo médio é de 0,5%, sendo satisfatorio (Bachu e Adams, 2003).

Através de dados experimentais, Song et al. (2003) desenvolveram uma relagéo
ndo linear entre a densidade da mistura de CO: e &gua e a fracdo massica de CO2 em
solucédo. Para tornar a correlagdo mais simples, os autores normalizaram a densidade da

mistura com a densidade da agua pura.

A correlacdo desenvolvida por Hebach et al. (2004) necessita apenas da
temperatura e pressdo como dados de entrada, pois considera que a 4gua esta saturada de
CO.. Ou seja, a fracdo molar/méssica de CO- dissolvida ndo é especificada nesta
correlacdo, porque uma condigdo para sua utilizacdo é a saturacdo da agua com CO,. O
desvio relativo médio foi 0,25%, sendo considerado satisfatério para as faixas de
temperatura e pressao analisadas. Os resultados comparativos entre 5 correlagdes para o
calculo da densidade da mistura de CO. e &gua e 6 modelos de calculo do volume
aparente, realizado por Duan et al. (2008), mostram que 0s menores desvios relativos
foram obtidos pelo modelo proposto por eles, além de Plyasunov et al. (2000) e Song et
al. (2003), enquanto os maiores desvios relativos foram calculados com Bachu e Adams
(2003), Iglesias e Moya (1992) e Enick e Klara (1990).

Duan et al. (2008) também desenvolveram um modelo empirico através de uma
regressdo do calculo do volume da solugdo de CO> e &gua a partir da fracdo molar de
CO», volume da agua e temperatura. Através do volume da mistura de CO- e agua, €
possivel obter a densidade da mistura ao dividir a massa molar da mistura pelo volume
calculado. Seus resultados foram satisfatorios pois 0s desvios experimentais foram muito

baixos (desvio relativo médio de 0,0078%).

McBride-Wright et al. (2014) apresentaram uma correlacdo baseada no volume
parcial molar do CO; e da agua para calcular a densidade da mistura. Salienta-se que para
utilizacdo desta equagdo ndo é necessario o célculo da densidade da agua pura. Os
resultados obtidos foram bons (desvio relativo médio de 0,04%), pois apresentaram uma

boa concordancia com dados experimentais oriundos de trés referéncias distintas.

Hu et al. (2016) realizaram uma revisdo bibliografica e comparacdo entre 8
modelos de calculo do volume molar aparente do CO, a citar: Enick e Klara (1990),
Andersen et al. (1992), Iglesias e Moya (1992), Plyasunov et al. (2000), Sedlbauer et al.
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(2000), Duan et al. (2008), Garcia (2001), Ennis-King (modelo obtido por Garcia (2001),
através de comunicacdo pessoal entre os autores, mas nao ha ano de publicacédo). Hu et
al. (2016) avaliaram o0 modelo de Enick e Klara (1990) como ndo confiavel, especialmente
para temperaturas superiores a 380 K, pois seus resultados ndo concordam com a maior
parte dos dados experimentais, sendo Sedlbauer et al. (2000), Garcia (2001) e Duan et al.

(2008) os melhores modelos indicados por Hu et al. (2016).

Hu et al. (2016) também avaliaram os modelos de calculo do volume molar
aparente do CO> de Iglesias e Moya (1992) e Andersen et al. (1992) e afirmam que estes
modelos, por serem mais antigos e ndo confirmarem os resultados de modelos mais
recentes, tais como Sedlbauer et al. (2000), Garcia (2001) e Duan et al. (2008), os dois
primeiros modelos sdo menos precisos do que os trés ultimos. Os modelos de Iglesias e
Moya (1992) e Andersen et al. (1992) apresentam erros sistematicos no célculo do volume
molar aparente do CO». Hu et al. (2016) justificam que quando os modelos mais antigos
foram desenvolvidos, ndo havia dados experimentais do volume molar aparente do CO;
em pressdes elevadas. Apenas em 1996 que Hnedkovsky et al. (1996) obtiveram dados
experimentais do volume molar aparente do CO2 em elevadas pressdes. Ainda assim, Hu
et al. (2016) afirmam que nenhum modelo de predicdo do célculo do volume molar
aparente do CO- pode descrever o comportamento de forma precisa além de 35 MPa. O
modelo de Duan et al. (2008) pode ser extrapolado até 100 MPa e uma analise deste
modelo mostra que somente acima de 470K a pressdo comeca a influenciar no calculo do
volume molar aparente do CO,. Dos modelos analisados, somente Duan et al. (2008)

considera o efeito da pressao nos célculos.

Hu et al. (2016) também propuseram um modelo de calculo do volume molar
aparente que considera a temperatura e pressdo como variaveis. Os resultados obtidos
com este modelo foram aceitiveis, com desvios em torno de 8%. Hu et al. (2016)
salientam que o modelo pode ser extrapolado para além de 120 MPa, mas com muita
cautela, visto que ndo existem dados experimentais em pressoes superiores a 120 MPa.

Este modelo deve ser usado para concentragdes molares de CO2 menores que 0,05.

Verifica-se que hd uma deficiéncia de dados experimentais de qualidade para o
volume molar aparente do CO2 em pressdes elevadas, o que causa dificuldade na
comparacdo dos resultados das correlagfes empiricas que utilizam esta propriedade e

dados experimentais. As revisdes da literatura estudadas mostram que as correlacoes de
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Enick e Klara (1990), Andersen et al. (1992), Iglesias e Moya (1992) e Bachu e Adams
(2003) ndo sdo confiaveis por apresentarem desvios elevados. Os modelos de Plyasunov
etal. (2000), Sedlbauer et al. (2000), Garcia (2001), Song et al. (2003) e Duan et al. (2008)
foram consideradas de boa qualidade devido aos baixos desvios. Neste trabalho, a escolha
das correlagdes analisadas foi realizada principalmente com base nas variaveis
necessarias para sua utilizacdo. Isto acontece devido aos dados experimentais utilizados

serem da literatura e algumas das variaveis necessarias ndo serem de facil obtencéo.

Existem muitas correlagdes empiricas para o célculo da densidade da agua e CO>
e modelos para o calculo do volume aparente disponiveis na literatura. Neste trabalho,
sdo comparadas 3 correlacBes empiricas para o calculo da densidade da 4gua e COz e 6
modelos para o célculo do volume aparente, visando a determinacdo da correlacdo ou
modelo mais acurado no célculo da densidade da mistura de agua e CO». Dessa forma, as
correlagOes selecionadas para calculo da densidade da agua pura foram: Batzle e Wang
(1992), Wagner e Pruss (2002) e Islam e Carlson (2012). J& para a densidade da mistura
de CO> e dgua foram selecionadas: Enick e Klara (1990), Andersen et al. (1992), Iglesias
e Moya (1992), Hnedkovsky et al. (1996), Teng et al. (1997), Bachu e Adams (2003),
Song et al. (2003), Duan et al. (2008), McBride-Wright et al. (2014). As faixas de
aplicacdo (temperatura e pressdo) para todas estas correlacdes estdo apresentadas na
Tabela I11.1, os dados de entrada necessarios para cada uma das correlacdes estdo
apresentados na Tabela 111.2 e as correlacGes estdo apresentadas na secéo 111.3. Apesar
das correlagGes de Enick e Klara (1990), Andersen et al. (1992), Iglesias e Moya (1992)
e Bachu e Adams (2003) ndo serem consideras confiaveis, neste trabalho elas foram
utilizadas na comparacdo com as outras correlacdes, a fim de avaliar sua acuracia com
uma base de dados experimentais mais extensa e diferente da que foi utilizada na
literatura. Uma dificuldade dos autores no desenvolvimento das correlagfes empiricas é
a disponibilidade de dados experimentais de qualidade da densidade da mistura de CO2 e

agua em uma ampla faixa de pressdo e temperatura.

Em uma etapa seguinte deste trabalho, a densidade da fase aquosa durante o
deslocamento de 6leo é calculada atraves do simulador composicional GEM. Salienta-se
que as equacoes utilizadas no GEM estdo descritas na secdo 111.4. No GEM, a densidade
da fase aquosa é calculada através de uma correlacdo empirica linear, onde a densidade

da fase aquosa e funcdo da densidade da agua pura (nas condi¢bGes do reservatorio),
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compressibilidade isotérmica e pressdo do reservatério. Em seguida, o volume molar
aquoso, referente a 4gua e aos componentes gasosos e/ou sais solubilizados, obtido
através da soma do volume parcial molar dos componentes da fase aquosa (CO: e agua)
e a massa molar da fase aquosa, sdo calculados. Finalmente, a densidade da fase aquosa
é obtida através da divisdo entre a massa molar da mistura e o volume molar da mistura.
Para avaliar a acuracia do resultado obtido pelo simulador, a correlacdo mais acurada é

utilizada para comparacao com o resultado do simulador.

Tabela 111.2. Dados de entrada para as correlagdes para o calculo da densidade da agua e
da mistura de agua e CO..

Correlacdo Dados de entrada
Enick e Klara (1990) pw, Wcoz, MMcoz, T
Andersen et al. (1992) pw, Wcoz, MMcoz, T
Iglesias e Moya (1992) pw, Wcoz, MMcoz, T
Hnedkovsky et al. (1996) pw, Xcoz, MMcoz, Mw, T
Teng et al. (1997) pw, Xcoz2
Bachu e Adams (2003) pw, Wcoz, MMcoz, T
Song et al. (2003) pw, Wcoz
Duan et al. (2008) T, Vdg, Vw, P, Xcoz2, MMag, MMcoz, Mw
McBride-Wright et al. (2014) pw, Xco2, MMco2, MMw20, Vco2, Vw, T, P

Onde pw € a densidade da &gua, wco2 € a fragdo massica de CO2 na mistura de &gua e
CO2, MMco2 é a massa molar de CO», T é a temperatura, Xco2 € a fracdo molar de CO>

na mistura de agua e CO2, MM é a massa molar de 4gua, V5, é o volume da mistura de

agua e CO2, Vw € 0 volume parcial molar da &gua, P é a pressdo, MMq € a massa molar
da mistura de CO2 e agua, Vcoz € 0 volume parcial molar do COs..

111.2. Modelos Fenomenoldgicos

Os modelos empiricos sdo obtidos a partir de regressdes entre dados
experimentais, ndo tendo em muitas vezes relacdo tedrica entre as variaveis, pois estas
relacBes se originam do que é observado experimentalmente. O ideal é desenvolver um
modelo empirico através de uma vasta base de dados experimentais, para ampla faixa de
aplicacdo, e observar o seu comportamento, visando a validacdo de uma correlagédo
empirica abrangente e acurada. Entre as vantagens de sua utilizacdo, destaca-se o baixo

esforgo computacional necessario.

Ja os modelos fenomenoldgicos sdo obtidos com base em fundamentos tedricos

sobre os fendmenos ou propriedades que se deseja estudar. Estes modelos representam o
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sistema de forma mais realista (Smith et al., 2007). Entre as desvantagens deste modelo
estd a necessidade de uma quantidade maior de dados de entrada (e/ou dados que néo séo
de facil acesso na literatura), em comparacdo aos modelos empiricos, que nem sempre
estdo disponiveis na literatura, o ajuste de pardmetros binarios e as regras de mistura dos

componentes e o esforco computacional maior para obtencéo dos resultados.

A densidade e a solubilidade estdo intimamente relacionadas. Nesta dissertacéo,
entende-se que a alteracdo na densidade € consequéncia da solubilidade e variagcdes de
pressdo e temperatura. A énfase é o estudo da densidade da fase liquida das misturas
analisadas (dgua pura, CO.-agua, CO»-4gua-sal), e, por este motivo, 0os modelos

fenomenoldgicos apresentados aqui sdo para o calculo da densidade.

Os modelos fenomenolodgicos para o célculo da densidade e solubilidade da
mistura de CO> e dgua podem ser descritos considerando duas abordagens: a y-¢, que
utiliza o coeficiente de atividade para descricdo da ndo-idealidade da fase liquida e o
coeficiente de fugacidade para o célculo da ndo-idealidade da fase vapor, e a abordagem
¢-d, que se baseia no calculo do coeficiente de fugacidade para ambas as fases. Diversos
trabalhos ja foram publicados sobre ambas as abordagens e entre as equacdes de estado
(EDEs) mais utilizadas destacam-se Peng-Robinson (PR), Redlich-Kwong (RK), Soave-
Redlich-Kwong (SRK), e Patel-Teja (PT). Na literatura, hd uma grande variedade de
estudos da densidade da mistura de agua e CO: utilizando equagdes de estado,
principalmente as clbicas, devido a sua simplicidade permitir facilmente sua aplicacdo
na indastria (Monteiro et al., 2020). Para auxiliar na compreensao do texto, a Lista de

Abreviaturas apresenta a nomenclatura das siglas utilizadas nesta se¢éo.

A Tabela I11.3 apresenta as regras de mistura mais utilizados na literatura para o
calculo da densidade da mistura de CO> e &gua, incluindo as expressdes para o calculo
dos parametros “a” e “b” das EDEs, a forma geral de uma EDE e as expressfes das
principais regras de mistura que incorporam os modelos de energia livre de Gibbs (G) e
Helmholtz (A).
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Tabela I11.3. As principais regras de mistura utilizados no calculo da densidade de COz e

agua (Prausnitz et al., 1999).

EDE generalizada

RT a
v—b (v+4,b)(v+ Ab)
(Eqg. 111.1)
ParaPR, A, =1+V2ed,=1-42
Para SRK, A, =1e A, =0

pP=

Regra de mistura quadratica

Regra de mistura que utiliza
modelos de energia livre de
Gibbs (pressao infinita)
Huron-Vidal (HV)

(Eq. 111.2)
a= EEXinaij
i
(Eq. 111.3)
a;; = \Ja;a;(1 = k;;)
(Eq. 111.4)
b = Zinijij
i
(Eq. 111.5)
[b + b
(Eq. 111.6)
a a; 1 GE
RTb ~ Zu"'RTb; ho RT
L
(Eq. 11.7)
1 1+,
Onde h, /12 P In W
(Eq. 111.8)

ParaPR, A, =1+V2ed,=1—-42
ParaSRK,/11= 1812 =0

(Eq. 111.9)
a a; 1 b GE
Regra de mistura que utiliza RTh L X RTh; hy i lnb_ TRT
modelos de energia livre de l (Eq. 111.10)
. x Para PR, hy, = —0,53
Gibbs (presséo zero) Para SRK, hy = —0,593
(Eq. 111.11)
a;
(b-2) = _(i—gp) + (5 —71)
RT/;; 2
Regra de mistura de Wong- (Eq. 111.12)
Sandler (WS) a
Li le xJ( RT)
b=
+4 ﬁ ~ LiXi (biRT)
(Eq. 111.13)
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Aasen et al. (2017) realizaram uma extensa revisdo dos modelos de célculo da
densidade e solubilidade do CO, na mistura de CO> e agua, além de realizarem o calculo
da densidade das fases liquida e vapor atraves das mais diversas combinac6es de equacdes
e regras de mistura e modelos de y (quadrética, Huron-Vidal, Wong-Sandler). Eles
afirmam que a EDE de PR costuma ser mais adequada para o calculo da densidade de
liquidos puros quando comparada a SRK devido principalmente ao valor de
compressibilidade critico de PR ser mais realista. Isto ocorre especialmente com
componentes apolares, como o CO2 (Yong e Awang, 2014). Aasen et al. (2017) ainda
afirmam que o célculo da densidade liquida é mais influenciado pelo uso (ou ndo) de um
fator de correcdo de volume, tal como a correcdo de Péneloux (Aasen et al., 2017;
Péneloux et al., 1982; Peng e Robinson, 1976; Soave, 1972; Yong e Awang, 2014). Como
SRK e PR foram originalmente criadas para hidrocarbonetos leves, Yong e Awang (2014)
sugerem o uso de equacdes mais complexas, tais como a Cubic Plus Association (CPA,
apresentada por Kontogeorgis et al. (1996)) e a Statistical Associating Fluid Theory
(SAFT, desenvolvida por Gross e Sadowski (2001)) em elevada temperatura e presséo,
sobretudo proximo ao ponto critico da mistura. Isto acontece pois as equagdes CPA e
SAFT consideram as ligagdes de hidrogénio presentes na agua.

As faixas de temperatura e pressdo para os modelos mais citadados na literatura
encontram-se na Tabela I11.4. Como as solubilidades do CO; na fase aquosa e da 4gua na
fase vapor sdo baixas, as densidades das fases aquosa e vapor da mistura de &gua e CO>
tendem a ser proximas das densidades da agua pura e do CO2 puro, respectivamente
(Aasen et al., 2017). Os resultados obtidos por Aasen et al. (2017) foram bons, sendo o
modelo PR-HV com correcdo do volume o mais acurado para densidade, pois obteve
2,8% de desvio relativo. Por outro lado, 0 modelo SRK-WS apresentou os resultados
menos acurados para a densidade, com desvio relativo de 15,8%. Para mais informacoes
sobre os outros modelos fenomenoldgicos utilizados, remete-se o leitor ao artigo original
(Aasen et al., 2017).

Para facilitar o entendimento, os tdpicos principais da revisao da literatura, bem
como as faixas de temperatura e pressao utilizadas por cada autor, estdo apresentados na

Tabela I11.4 e discutidos nas se¢des a seguir.
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Tabela I11.4. Caracteristicas dos principais modelos fenomenolégicos de célculo da
densidade da mistura agua e CO,.

A Faixa de Faixa de pressao .
Referéncia temperatura (K) (MPa) Tipo do modelo
EDE cubica
Aasen et al. 273 - 480 0-60 PR-UNIFAC, PR-UNIFAC-
(2017) Péneloux, PR-Quadratica,

SRK-Quadratica, PR-HV (2 e
4 parametros), PR-WS, SRK-
WS, SRK-HV-Péneloux (4
parametros), PR-HV-
Péneloux (4 pardmetros)

Cui e Li (2021) 178 — 478,35 0,25-129,11 PR-HV, PR-HV-Peneloux,
PR-HV-Abudour

EDE com associacao

Ji et al. (2005) 285 - 473 Até 60 SAFT1-RPM

Tabela 111.4. Caracteristicas dos principais modelos fenomenologicos de calculo da
densidade da mistura &gua e CO- (continuacéo).

Sun e Dubessy 323-1273 0-100 SAFT-LJ
(2010)
Tsivintzelis et 298 — 478 0-55 CPA-SRK
al. (2011)
Diamantonis e 298 - 533 0-60 PC-SAFT, tPC-PSAFT
Economou
(2012)
Aasen et al. 273 - 480 0-60 PC-SAFT, CPA-SRK,
(2017)
Monteiro et al. 260 - 500 0-120 CPA, PR
(2020)
Salmani et al. 415,36 — 699,30 5,85 34,58 CPP, CPA
(2020)
EquacBes multiparamétricas
Aasen et al. 273 - 480 0-60 GERG-2008, EDE-CG
(2017)
Principio dos estados correspondentes
Aasen et al. 273 - 480 0-60 CSPSRK, CSP+SRK
(2017)
Modelos y-¢
Yuanhui et al. 323,15 - 473,15 0-80 NRTL-RK, NRTL-HG,
(2007) PITZER-HG

Nas secdes seguintes (divididas conforme o tipo de equacédo de estado utilizada),

apresentam-se as equacgdes mais comuns no calculo da densidade da mistura de agua e
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CO.. Salienta-se que a Lista de Abreviaturas apresenta as definicdes de cada uma das

siglas utilizadas nestas seces.

[11.2.1. Equac0es de Estado Cubicas

Aasen et al. (2017) realizaram uma extensa analise do célculo da densidade da
mistura de COz e 4gua, com aproximadamente 29 combinacGes de EDE. Eles estudaram
as equagdes PR e SRK com uma grande variedade de regras de mistura (quadratica,
Huron-Vidal (HV), Wong-Sandler (WS)) e com ou sem o fator de correcéo do volume de
Péneloux. Eles também analisaram o calculo da densidade da mistura de CO; e agua com
equacOes com associacao (abordado na secgéo 111.2.2) (Aasen et al., 2017), e indicaram o
uso de PR-HV-Péneloux como a melhor opcéo para o célculo da densidade da mistura de
agua e CO- devido aos desvios relativos terem sido os menores calculados (3,5% para

densidade da fase aquosa).

Cui e Li (2021) estudaram a influéncia de dois fatores de corregédo do volume
(Péneloux e o proposto por Abudour et al. (2012, 2013)) no célculo das densidades da
mistura de agua e CO». Baseados nos resultados de Aasen et al. (2017), Cui e Li (2021)
selecionaram a EDE PR-HV para analise. Utilizando dados experimentais de incerteza
média 3,08%, Cui e Li (2021) compararam PR-HV (sem fator de correcdo do volume),
PR-HV-Péneloux e PR-HV-Abudour, para o calculo da densidade da fase aquosa da
mistura de CO2 e agua, e o0s desvios relativos foram 15,08%, 4,49% e 3,04%,
respectivamente. Desta forma, eles indicam o uso da EDE PR-HV-Abudour. Os
resultados de Cui e Li (2021) e Aasen et al. (2017) séo distintos, apesar de usarem a
mesma equacdo e a mesma regra de mistura (PR-HV-Péneloux), pois as faixas de

temperatura e pressdo utilizadas sao diferentes, conforme Tabela 111.4.

111.2.2. Equagbes com associacao

As equacOes com associacdo sdo baseadas na mecénica estatistica e sdo muito
utilizadas para sistemas polares e complexos. Este tipo de equacdo é formado por uma
parte fisica somada a uma parte associativa. Por exemplo, a equacdo CPA (Cubic Plus

Association) é formada pela combinacao entre uma equacao cubica (a exemplo da SRK),
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e um termo de associagdo que considera liga¢des de hidrogénio. Por isso, possui um bom
desempenho para sistemas com componentes polares. Quando ndo ha ligacGes de
hidrogénio entre os componentes de uma mistura, a CPA é reduzida a EDE cubica, pois
nesse caso seu termo associativo é zero. A vantagem das equacdes com associagao é que
elas consideram explicitamente interagdes moleculares como ligagdes de hidrogénio,
possibilitando a modelagem de misturas nao ideais ou assimétricas com uma maior
acuracia (Barbalho, 2017; Kontogeorgis et al., 2006; Ji et al., 2005).

Jietal. (2005) calcularam a densidade e a composicao do sistema agua e CO2 com
a equacdo SAFT1-RPM, obtendo bons resultados até 373K. Em elevadas temperaturas e
pressdes, este modelo ndo se mostrou adequado, pois apresentou incongruéncias com 0s

dados experimentais.

Sun e Dubessy (2010) utilizaram o potencial intermolecular de Lennard-Jones
(LJ), que descreve as interacdes de disperséo, juntamente com a equagdo SAFT (ou seja,
SAFT-LJ) para estudar o comportamento de fases e calculo da densidade da mistura CO>
e agua. Estes resultados foram comparados com as equacBes SAFT-VR (VR: faixa
variavel, proposta por Gill-Villegas et al. (1997)) e SAFT1, uma melhoria da SAFT-VR,
proposta por Adidharma e Radosz (1998). A equagcdo SAFT-LJ apresentou desvios
relativos para densidade em torno de 2% enquanto o0s desvios sdo superiores a 5% para
as equacdes SAFT1 e SAFT-VR em elevadas temperaturas e pressfes acima de 50 MPa.
Frente a complexidade e demanda de esfor¢o computacional desta equacdo, talvez utilizar
uma equagao mais simples, como PR ou SRK, ndo gere um erro maior. Alguns dados de
pressdo de orvalho, utilizados por Sun e Dubessy (2010), no ajuste da equacao SAFT-LJ
ndo sdo considerados de boa qualidade por Aasen et al. (2017). Sendo assim, 0 modelo
apresentado por Sun e Dubessy (2010) pode precisar de um novo ajuste de dados para
que seja mais confiavel e tenha uma maior acuracia (Aasen et al., 2017).

Tsivintzelis et al. (2011) afirmam que uma boa descricdo do comportamento de
fases e predigédo da densidade da fase aquosa do sistema &gua e CO> é obtida ao utilizar
CPA-SRK considerando a solvatagdo do CO> (solubilizagdo do CO2 na dgua sem formar
uma nova substancia, as moléculas de CO, ficam rodeadas pela &gua): modelo de
associacao cruzada. Isto é confirmado por Aasen et al. (2017) apesar de afirmarem (Aasen
et al. (2017)) que as equacdes CPA-PR e PC-SAFT reproduzem bem o comportamento

de fases deste sistema sem ter que utilizar o esquema da solvatacéo para o COx.
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Diamantonis e Economou (2012) analisaram as equag0es PC-SAFT e tPC-PSAFT
(tPC-SAFT: PC-SAFT considerando o termo polar do momento quadrupolo do CO; e
dipolo da agua) na obtencdo do ELV e densidades da fase liquida da mistura CO- e agua.
Os resultados do calculo da densidade da mistura de CO- e agua foram satisfatérios com
ambas as equagdes estudadas, apesar dos autores considerarem a equagdo PC-SAFT mais

adequada para esta mistura pois utiliza um parametro binario ajustavel.

Para o célculo da densidade, Aasen et al. (2017) também afirmam que a equacao
com associacdo mais precisa foi a PC-SAFT. Outro ponto destacado por eles € que este
tipo de equacdo requer mais esforgos computacionais e apresentam uma complexidade
maior quando comparada as equacdes cubicas. As maiores dificuldades ao utilizar
equacOes com associacdo sao a escolha de quantos elétrons serdo doadores ou receptores
em cada molécula (esquema de associacdo) e a descricdo do comportamento proximo ao
ponto critico pode ndo ser tdo acurada, comparada as equacdes cubicas. Em contrapartida,
o calculo de densidade de liquidos é mais preciso quando comparado ao das EDE cubicas
(Aasen et al., 2017)

Apos os célculos da densidade na faixa dos dados experimentais selecionados,
Aasen et al. (2017) realizaram uma extrapolagcdo com as equaces, utilizando faixa de
temperatura e pressao além da que havia sido utilizada na analise das equacdes. Para esta
situacdo, eles observaram que, mesmo com o fator de correcdo de volume, PR-HV
apresentou uma predicdo da densidade da mistura de CO2-agua menos acurada para a fase
aquosa do que a predicdo obtida com CPA-SRK. Todas as equacOes analisadas para a
extrapolacdo da densidade apresentam resultados compativeis com o0s ajustados
previamente, sendo o menor desvio relativo para densidade da fase aquosa obtido com
CPA-SRK (0,7%) (Aasen et al., 2017).

Monteiro et al. (2020) estudaram a equacdo CPA e compararam os resultados com
a EDE PR. Seus resultados mostram gque a CPA consegue calcular a densidade da mistura
de &gua e CO2 com uma maior acuracia, pois os desvios relativos foram de 0,5% e 9,82%,
para CPA e PR, respectivamente. Eles afirmam que em pressdes e temperaturas proximas
ao ponto critico, a CPA consegue descrever melhor o comportamento de fases e a

densidade da mistura do que a PR.
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Salmani et al. (2020) calcularam as densidades da mistura de CO- e agua obtidas
através da equacdo Cubic Plus Polar, CPP, (Salmani et al., 2020) e compararam seus
resultados com aqueles obtidos através da CPA por Tsivintzelis et al. (2011). Os
resultados de Salmani et al. (2020) mostram que a diferenca entre as duas equagdes é
muito pequena (desvios relativos da densidade iguais a 1,40% e 1,41% para CPP e CPA,
respectivamente). Apesar da pequena diferenca entre os desvios, 0s autores recomendam
0 uso da CPP por ser uma equacao de uso mais simples do que a CPA e apresentar uma

boa acuracia no célculo da densidade da mistura de 4gua e CO».

Cui e Li (2021) compararam seus resultados com os de Tabasinejad et al. (2010)
usando a EDE CPA nas mesmas condicdes de pressdo e temperatura. Eles afirmam que o
uso da CPA ¢ adequado para o célculo da densidade aquosa da mistura de CO; e agua.
Os desvios relativos obtidos por Cui e Li (2021) foram 0,25%; 1,77%; 4,57%; 16,15%
para, respectivamente, CPA, PR-HV-Péneloux, PR-HV-Abudour, PR-HV sem corre¢do
do volume. Dessa forma, a equacao mais indicada seria a CPA no caso das equacdes com

associacdo ou a EDE cubica PR-HV-Péneloux.

111.2.3. Equacbes Multiparamétricas

Aasen et al. (2017) afirmam que as duas equagdes multiparamétricas utilizadas
(GERG-2008, proposta por Kunz e Wagner (2012), e EDE-CG, proposta por Gernert e
Span (2016) para combustao dos gases) apresentam desvios relativos maiores do que PR-

HV. Portanto, o uso de PR-HV ¢é mais adequado para este sistema (Aasen et al., 2017).

I11.2.4. Modelos que Utilizam o Principio dos Estados Correspondentes

O principio dos estados correspondentes afirma que, nas mesmas temperatura e
pressdo reduzidas, os fluidos se comportam de forma semelhante. Utilizando este
principio, Michelsen e Mollerup (2007) propuseram o uso de uma EDE para o célculo
das propriedades de um componente puro (componente de referéncia) e, a partir deste
componente, calcular as propriedades de qualquer mistura em dadas pressédo e
temperatura, com base no componente puro selecionado. Os resultados para mistura de

CO- e agua observados por Aasen et al. (2017) para modelos que utilizam o principio dos
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estados correspondentes salientam a dificuldade da escolha do componente de referéncia
(testes feitos com metano e fluoroférmio). Os resultados para densidade foram mais
acurados utilizando fluoroférmio, enquanto o uso de metano prediz mais acuradamente a
solubilidade da mistura de 4gua e CO. A comparacao destes resultados com os da PR-
HV-Péneloux indica que a equacdo mais adequada para o calculo da densidade é PR-HV-
Péneloux, pois desvios relativos obtidos utilizando-se o principio dos estados

correspondentes foi até 5 vezes maior (Aasen et al., 2017).

111.2.5. Abordagem y-¢

Yuanhui et al. (2007) estudaram trés modelos para calcular o comportamento de
fase e densidades do sistema CO> e agua. Eles usaram dois modelos (NRTL e PITZER)
para o célculo do coeficiente de atividade e dois modelos para o calculo do coeficiente de
fugacidade (RK e HG), resultando em trés modelos: NRTL-RK, NRTL-HG e PITZER-
HG. HG é o modelo de Helgeson, que foi utilizado para o céalculo das propriedades
padrdo: entalpia, entropia, energia livre de Gibbs, e volume de componentes em solucdes
aquosas (Pitzer, 1991). Os resultados do célculo de solubilidade, tanto da fase rica em
agua quanto da fase rica em CO2, com os trés modelos propostos, foram de boa qualidade
(entre 0,31 e 0,63%) para pressbes até 10 MPa. Entretanto, apos este valor, ocorrem
grandes desvios relativos (entre 17 e 60%). Eles também observaram que a medida que a

temperatura aumenta, 0s desvios relativos também crescem.

Como visto, Aasen et al. (2017) realizaram uma extensa revisao bibliografica
sobre os modelos fenomenoldgicos mais utilizados no calculo da densidade da mistura de
CO- e agua. Além disso, eles também realizaram predicdes acuradas, extrapolando dados
experimentais. Entre os 29 modelos analisados, a EDE-CG (equagédo para combustao dos
gases, proposta por Gernert e Span (2016)), obteve acuracia de 0,6% para densidade da
fase aquosa de CO> e agua, seguido pela CPA-SRK (0,8%). Apesar da equacdo PR-HV-
Péneloux ter apresentado um desvio no calculo da densidade da fase aquosa um pouco
maior (3,5%), seus resultados médios entre as densidades das duas fases (fase rica em
agua e fase rica em CO,: fases aquosa e vapor) foi o menor (2,8%) entre as equacdes

estudadas por Aasen et al. (2017). Sendo assim, para o sistema agua-COz, as equages
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CPA-SRK ou EDE-CG séo mais adequadas ao calculo da densidade da fase aquosa da

mistura de dgua e CO2 (Aasen et al., 2017).

O uso da equacdo PR-UNIFAC-Péneloux é mais consolidado na literatura do que
0 da equacdo PR-UNIFAC sem correcao de volume e das equagdes cubicas associadas a
regras de mistura quadréaticas (SRK-Quadratica e PR-Quadréatica), conforme apresentado
por Aasen et al. (2017). Isto evidencia que, considerando as fases aquosa e vapor, 0
modelo PR-UNIFAC-Péneloux consegue se ajustar melhor ao sistema estudado,

demonstrando a sua ndo idealidade de forma mais acurada (Aasen et al., 2017).

Percebe-se que muitos estudos foram realizados para calcular a densidade da fase
aquosa da mistura de agua e CO> a partir de diferentes EDEs e regras de mistura. Deve-
se salientar que a acuracia destas equac6es depende se é considerada a densidade das duas
fases da mistura de CO- e agua (fase rica em &gua e rica em CO>: fases aquosa e vapor)
ou apenas a densidade da fase aquosa desta mistura, pois os desvios obtidos por cada
situacdo sdo diferentes. Considerando ambas as fases da mistura (fase rica em agua e rica
em CO2), o modelo mais indicado é PR-HV-Péneloux. Entretanto, o escopo desta
dissertacdo é focado no célculo da densidade da fase aquosa (fase rica em &gua) desta
mistura, pois € a fase deste sistema (dgua-COz) que mais influencia no reservatorio de
petrdleo. Sendo assim, a equacdo mais recomendada seria a CPA (Tsivintzelis etal., 2011;
Aasen et al., 2017; Cui e Li, 2021).

Existem muitas possibilidades ao utilizar modelos fenomenolégicos no célculo da
densidade da mistura de CO> e agua. Muitos estudos ja foram realizados na literatura e
algumas das principais conclusdes sdo: para calcular a densidade da mistura de agua e
CO- é mais importante utilizar a corre¢do do volume do que usar regras de mistura ou
modelos que utilizam a energia livre de Gibbs (WS, HV, quadrética, UNIFAC, NRTL) e
a EDE mais indicada para o calculo da densidade de liquidos é a PR.

Como visto neste capitulo, a densidade da mistura de agua e CO2 pode ser
calculada das mais diversas formas: EDE, correlacbes empiricas, regras de mistura
diferentes, entre outras. Na literatura, hd um extenso trabalho disponivel sobre a aplicagédo
das EDEs, de forma que neste capitulo serdo comparadas apenas as correlagdes empiricas
para o calculo da densidade da mistura de &gua e CO: e da &gua pura, visando sua analise

em secdo posterior (também neste capitulo) com os resultados da densidade da fase
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aquosa, obtidos usando o simulador comercial GEM. Para o calculo da densidade da fase

aquosa, 0 GEM utiliza uma correlacdo empirica que é apresentada na secao I11.4.

I11.3. Avaliagdo Comparativa de Correlacdes Empiricas para o Célculo da

Densidade de Misturas de Agua e CO2 em Elevadas Temperatura e Pressdo

Conforme visto na secdo I11.1, existem algumas correlagbes empiricas para o
calculo da densidade da &gua pura. Como a maior parte das correlacdes usadas para
calcular a densidade da mistura de CO2-H20 usa a densidade da &gua pura como variavel,
é muito importante verificar qual a correlacdo mais precisa para diminuir o desvio dos
dados experimentais. As correlacdes empiricas para o calculo da densidade da agua pura

foram discutidas na secdo I11.1 e suas equacOes estdo expressas na secéao 111.3.1.

111.3.1. Metodologia

Na literatura, existem algumas correlacGes para calcular a densidade da &gua pura.
Dentre elas, destacam-se as de Batzle e Wang (1992), Wagner e Pruss (2002) e Islam e
Carlson (2012). Neste trabalho, estas trés correlagdes foram testadas para analisar qual
delas prevé a densidade de forma mais proxima do valor experimental através da
comparacao de seus resultados com 784 dados experimentais da densidade da agua pura
(obtidos na literatura: Song et al., 2003; Li et al., 2004; Hebach et al., 2004; NIST, 2019).
Um resumo da metodologia aplicada e das correlagdes utilizadas neste capitulo é

visualizado na Figura I.3.

A densidade da agua pura tende a aumentar com a pressao e diminuir com a
temperatura, a literatura aponta que sua dependéncia é maior com relacdo a temperatura
do que com a pressao (Bachu e Adams, 2003). As correlacdes de Batzle e Wang (1992)

e Wagner e Pruss (2002) sdo apresentadas nas Eq. 111.14 e I11.15, respectivamente.
pw =1+ 107%(—=80T — 3,3T? + 0,00175T3 + 489P — 2TP + 0,016T?P — 1,3

-107°T3P — 0,333P2 — 0,002TP?)
(Eq. 111.14)
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1/3 2/3

Pw = Pe [1 +1,99274064 (1 - F) + 1,09965342 (1 - F)
(5

(o

5/3 T\16/3
— 0,510839303 (1 - —) — 1,75493479 (1 - —)
T, T,
T 4-3/3 T 110/3
— 45,5170352 (1 - —) — 674694,450 (1 - —) l
T, T,
(Eq. 111.15)

onde p,, é a densidade da agua pura (g/cm?® na Eq. 111.14 e em kg/m® na Eq. 111.15);
T é atemperatura (°C na Eq. 111.14 e em K na Eq. 111.15); P é a pressao do sistema (MPa);
p. € a densidade critica da agua (igual a 322 kg/m®) e T. é a temperatura critica da agua
pura: 647,096 K.

A correlacéo de Islam e Carlson (2012) é apresentada na Eq. 111.16.

pw = 134,136579 — 4077,438 - 10~000556126409T 4 16319 2756 - 1(~0.0107149234T
+1370,91355 - 10~ 0.000546294495T | () 445861703 - P
—0,000451029739 - P2
(Eq. 111.16)

onde p,, € a densidade da agua pura (kg/m?); T é a temperatura (K) e P é a pressio
(MPa).

Salienta-se que, dentre as correlacfes da dgua pura testadas, apenas a equacéo de
Wagner e Pruss (2002) é independente da pressdo. Para validacdo das correlacdes, a Eq.
I11.17 foi utilizada para expressar a diferenca entre os valores de densidade experimentais

e calculados com as correlages.

desvio (%) = 100 |Pep—Peate

exp
(Eq. 111.17)
onde p.,, € a densidade experimental (obtida na literatura), p.q;c € a densidade

calculada através da correlacéo.

E importante salientar a intima relacio da densidade com a solubilidade de CO-
na mistura. As faixas de temperatura e presséo em que as correlacfes apresentadas sao

validas estdo descritas na Tabela I11.1.
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Os calculos da densidade da agua pura foram efetuados com os dados obtidos em
quatro fontes distintas: Song et al. (2003), Li et al. (2004), Hebach et al. (2004) e da base
de dados do NIST (National Institute of Standards and Technology); a incerteza média
dos dados experimentais utilizados foi de 0,08%. Todas as fontes utilizadas forneceram
valores de temperatura, pressdo e densidade experimental da dgua pura nas condigdes do
sistema, totalizando 784 dados experimentais utilizados. A faixa de pressao testada variou
de 0,000612 a 30,66 MPa e a faixa de temperatura testada foi de 273,16 a 646,47K. Ou
seja, para Batzle e Wang (1992) alguns pontos testados neste trabalho estavam abaixo e
acima do recomendado para uso desta correlagdo enquanto para Wagner e Pruss (2002)
os dados estavam dentro das faixas de validade; ja para Islam e Carlson (2012), alguns
dados de temperatura estavam abaixo do recomendado e o limite supertior para
temperatura desta correlacdo é cerca de 300K a menos do que as temperaturas testadas
neste trabalho. Para as trés correlagdes empiricas de densidade da &gua testadas as

pressdes estavam dentro dos limites informados pelos autores.

As correlacbes apresentadas até aqui se referem a densidade da adgua pura. Em
seguida, as correlacbes para o célculo da densidade da mistura de CO2 e &gua sao
apresentadas. Conforme apresentado na secdo Il1l1.1, foram selecionadas as nove
correlagbes mais utilizadas para mistura de COz e agua e/ou consideradas mais precisas
por outros autores para analise neste trabalho (Bachu e Adams, 2003; Duan et al., 2008;
Hu et al., 2016). A correlacdo de Song et al. (2003) é representada pela Eq. 111.18 e é
valida para fracdes molares de CO de até 0,1370.

Paq = pw(1+ 0,275wcp,)
(Eq. 111.18)

onde p,, € a densidade da mistura de CO2 e agua (g/cm®); p,, € a densidade da

agua pura (g/cm?®) e wcy, € a fragio massica de CO, presente na mistura analisada.

AEq. 111.19 se refere a correlagdo de Bachu e Adams (2003), que utiliza o conceito
de volume molar aparente do CO.. Como mencionado na secdo Il11.1, para solugdes que
ndo sdo ideais, como agua e CO», considera-se que a agua apresenta 0 mesmo volume no
estado puro engquanto que o CO> apresenta apenas o volume molar aparente; este volume
ndo tem relagdo com a fracdo molar de CO: presente na mistura e € desconsiderado para

temperaturas até 300°C (Bachu e Adams, 2003; Garcia, 2001). Dessa forma, a correla¢éo
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de Bachu e Adams (2003) pode ser utilizada para testar diversas equacdes para o calculo
do volume molar aparente de CO.. Por exemplo, a Eq. 111.20 descreve a correlagdo de
Garcia (2001), valida para fracdo molar de CO; entre 0,02 e 0,05.

Py = Pw
aq —
1= Weoz (1 B MII;I(I;OZ pw)
(Eqg. 111.19)
V, = 37,51 — 0,09585T + 8,74 - 1074T2 — 5,044 - 10773
(Eg. 111.20)

onde p,, ¢ a densidade da mistura de CO2 e 4gua (g/cm?); p,, é a densidade da
agua pura (g/cm?®); wco, € a fragdo massica de CO, presente na mistura analisada; Vy €0
volume molar aparente do CO2; MMco. € a massa molar de CO (44 g/mol); T € a

temperatura do sistema (°C).

Outra correlagdo analisada foi a de Teng et al. (1997), Eq. 111.21. A faixa da

composic¢do de CO2 na qual a correlacédo é valida néo foi informada.

Pag = Pw + 196x0, + 15400x5),
(Eq. 111.21)

onde p,, ¢ a densidade da mistura de 4gua e CO2 (kg/m?); p,, é a densidade da

agua pura (kg/md) e xo, ¢ a fracio molar do CO:x.

As Egs. 111.22, 111.23 e 111.24 correspondem a correlagdo de McBride-Wright et
al. (2014), a faixa de composi¢do de CO- vélida ndo foi informada pelos autores.

_ Xc02MMcoz + (1 — xco2)MM,,

Pag = Xco2Veoz + (1 — xco2) Vi
(Eq. 111.22)
MM,
Y pw
(Eq. 111.23)

Veoz = 51,19 — 0,15575T + 3,2955 - 104T2 — 6,0708 - 10™2P + 5,5026 - 10 4TP
—1,2114-107T2P
(Eq. 111.24)

onde p,, € a densidade da mistura de agua e CO> (9/cm®); xc0, € a fragdo molar

do CO2; MM, é a massa molar do CO> (44 g/mol); MM,, é a massa molar da agua (18
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g/mol); Vo, € 0 volume parcial molar do CO, (cm*/mol); ¥, é o volume parcial molar da
agua (cm*/mol); p,, € a densidade da agua pura (g/cm?3); T é a temperatura do sistema (K);

P é a pressdo do sistema (MPa).

As Eqgs. 111.23 e 111.25 a 111.29 se referem a correlagdo de Duan et al. (2008); a
faixa de composicéo de CO2 em que é valida ndo foi informada.

A, = 0,3838402 - 1073T2 — 0,5595385T + 304,29268 — 72044,305T 1
+ 6300338,8T 2
(Eg. 111.25)
A, = —0,57709332 - 1075T2 + 0,82764653 - 1072T — 4,3813556 + 1014,4907T 1
— 86777,045T 2

(Eq. 111.26)
V:qu = Vy[1+ (A1 + A2P)xcoz]
(Eq. 111.27)
MMgq = MMcozXxco2 + MM, (1 — Xco2)
(Eq. 111.28)
B MMaq
(Eq. 111.29)

onde T é a temperatura (K); V; é o volume da mistura de CO e 4gua (L3:V, éo
volume parcial molar da 4gua obtido a partir da densidade da &gua pura através da Eq.
111.23 (cm3/mol); P é a pressdo (MPa); x, € a fragdo molar do CO; MM,, € a massa
molar da mistura de CO2 e agua (g/mol); MM.,, € a massa molar do CO, (44
g/mol); MM,, é a massa molar da agua (18 g/mol); p,, € a densidade da mistura de agua
e CO, (kg/m®). Os coeficientes das expressdes de A, e A, foram obtidos a partir de uma

regressao de dados experimentais.

A correlacdo de Hnedkovsky et al. (1996) esta representada pelas Eqgs. 111.20 e
111.30. A faixa aceita da composic¢éo de CO2 ndo foi informada.

_ Xco2MMcoz + (1 — xco2)MM,,

Paq 1—x.0,)MM
Xco2Vep + ( (;)0;) -

(Eq. 111.30)
onde pg, € a densidade da mistura de agua e CO> (g/cm®); x¢0, € a fragio molar

do CO2; MM, é a massa molar do COz (44 g/mol); MM,, é a massa molar da &gua (18
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g/mol); V4, € o volume molar aparente do CO> (obtido a partir da Eq. 111.20); p,, € a

densidade da agua pura (g/cmq).

As Eqgs. 111.31, 111.32 e 111.33 correspondem, respectivamente as correlacdes de
Enick e Klara (1990), Andersen et al. (1992) e Iglesias e Moya (1992). Assim como a
correlagéo de Garcia (2001), estas correlagdes calculam o volume molar aparente do CO>
que pode ser utilizado em outras correlagdes (como a de Bachu e Adams (2003)) para
obter a densidade da mistura de CO. e agua.

Vg = 1799,36 — 17,8218T + 0,0659297T2% — 0,00010579T3

+0,00000006200275T*
(Eq. 111.31)
Vs = 37,36 — 0,07109(T — 273,15) — 0,00003812(T — 273,15)?
+0,000003296(T — 273,15)3 — 0,000000003702(T — 273,15)*

(Eg. 111.32)
3582,452
Vip = exp |154,7881 — ———— — 26,7757773In () + 0,045234908T
(Eg. 111.33)

onde V4 € o volume molar aparente do COz; T € a temperatura (K).

Como visto anteriormente, a Tabela Ill.1 apresenta de forma resumida as
correlagdes relevantes na literatura e as faixas de temperatura e pressao em que sé@o

validas, inclusive das correlacGes utilizadas neste trabalho.

A validacdo destas nove correlacBes para o célculo da densidade da mistura de
agua e CO; também foi realizada através da Eq. 111.17, referente ao desvio percentual
entre os dados experimentais e calculados. Além desta validagdo, também foi realizado o
calculo do desvio entre a densidade da mistura de CO> e 4gua e a densidade da &gua pura.
Isto foi realizado no intuito de avaliar até que condicdes a densidade do CO> causa uma

grande alteracdo na densidade da agua, conforme a Eq. 111.34.

desviocp,,w (%) = 100 |M
Pw

(Eq. 111.34)

onde p,, é a densidade da agua, p,, € a densidade da mistura de CO: e agua

calculada através da correlacéo.
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Os célculos foram realizados utilizando dados experimentais da literatura de
quatro fontes distintas: McBride-Wright et al. (2014), Teng et al. (1997), Li et al. (2004)
e Nightswander et al. (1989), totalizando 170 dados experimentais de densidade da
mistura CO- e &gua; a incerteza média dos dados experimentais utilizados foi de 0,25%
(média dos valores informados na literatura). Todas as fontes utilizadas forneceram dados
da fracdo molar ou massica do CO2, temperatura, pressdo, densidade da mistura,

possibilitando o uso correto de todas as correlacdes apresentadas.

A faixa de presséo dos dados experimentais testada variou entre 2,04 e 100,81
MPa, a faixa de temperatura foi de 278 a 471,25K e a faixa de fracdo molar de CO: foi
entre 0,0022 e 0,0349. Sendo assim, percebe-se que a faixa valida de pressdo das
correlacdes de McBride-Wright et al. (2014) e Duan et al. (2008) foram respeitadas com
estes dados experimentais enquanto a faixa de presséo valida das outras correlagdes (Song
et al. (2003); Garcia (2001); Teng et al. (1997); Hnedkovsky et al. (1996); Andersen et
al. (1992); Iglesias e Moya (1992); Enick e Klara (1990)) foi testada para pressdes mais
elevadas e mais baixas. Ja as faixas de temperatura de Garcia (2001) e Duan et al. (2008)
estavam dentro dos valores experimentais testados. Para Song et al. (2003), Teng et al.
(1997), McBride-Wright et al. (2014), temperaturas mais elevadas foram testadas e para
Hnedkovsky et al. (1996), Enick e Klara (1990), Andersen et al. (1992) e Iglesias e Moya

(1992) temperaturas abaixo da faixa de validade foram testadas.

Visto que algumas correlagdes utilizam a fragdo molar de CO; e outras a fragéo
massica de CO», a Eq. 111.35 foi usada para conversdo da fracdo molar para fragdo massica
de CO..

W _ Xco2MMcoo
€027 Xc0aMMcoy + (1 — xco2)MM,,

(Eq. 111.35)
onde w¢o,, € a fragdo massica de COz; x.(, é a fracdo molar de CO2; MM, € a

massa molar do CO; (44 g/mol); MM,, € a massa molar da agua (18 g/mol).

Neste trabalho, duas correlagGes que utilizam o volume molar aparente do CO>
foram analisadas: Bachu e Adams (2003) e Hnedkovsky et al. (1996). Conforme a analise
apresentada a seguir, os resultados destas duas correlacGes sdo exatamente 0s mesmos,

conforme a secdo 111.3.2.2. Sendo assim, as correlagcdes do volume molar aparente do CO-
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foram testadas apenas em uma das correlagdes do célculo da densidade da mistura de
agua e COa..

111.3.2. Resultados e Discussao

111.3.2.1. Densidade da Agua Pura
Os resultados dos desvios obtidos, conforme a Eq. I11.17, para estas trés

correlagdes estdo resumidos na Tabela I11.5.

Tabela I11.5. Resultados dos desvios maximo, médio e minimo da densidade da &gua pura
utilizando as correlagcdes empiricas.

Desvio maximo Desvio médio Desvio minimo

Correlagéo (%) (%) (%)
Batzle e Wang (1992) 62,16 2,70 0,00
Wagner e Pruss (2002) 3,24 0,41 0,00
Islam e Carlson (2012) 93,46 6,20 0,00

Apesar da correlacdo de Wagner e Pruss (2002) ndo considerar a pressao no
calculo da densidade da agua, os erros mostrados na Tabela I11.5 apontam que os
resultados mais proximos dos dados experimentais sdo obtidos com esta correlacdo. Os
desvios minimos foram semelhantes para as trés correlacdes testadas; os desvios médios
foram relativamente proximos, sendo o de Wagner e Pruss (2002) os mais baixos, seguido
por Batzle e Wang (1992) e por ultimo Islam e Carlson (2012). Os menores desvios
méaximos também foram os de Wagner e Pruss (2002), neste caso, Batzle e Wang (1992)
e Islam e Carlson obtiveram desvios extremamente elevados. Dessa forma, percebe-se
que a influéncia da pressao no célculo da densidade da agua realmente é baixa e pode ser
desprezivel pois Wagner e Pruss (2002) ndo a consideram em sua correlacéo.

Quanto maior a quantidade de parametros utilizados em uma correlacao e quanto
maior a quantidade de casas decimais usadas em dado pardmetro, mais acurada a
correlagé@o deve ser porque apresenta mais parametros ajustados. Um ponto interessante
é que apesar da correlacdo de Islam e Carlson (2012) utilizar mais casas decimais nos
pardmetros, conforme a Eq. 111.16, do que as outras duas correla¢fes analisadas, sua
acurécia é inferior aos resultados obtidos com as correlaces de Batzle e Wang (1992) e

Wagner e Pruss (2002). Isto pode ser devido a utilizagdo da correlagdo de Islam e Carlson
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(2012) acima da sua faixa de validade para temperatura haja vista que 0s parametros sao

estimados especificamente para uma faixa de temperatura e pressao.

Os desvios obtidos para as trés correlacdes da densidade da &gua pura testadas
(Batzle e Wang (1992); Wagner e Pruss (2002) e Islam e Carlson (2012)) estdo
apresentados na Figura I111.1 em (a) fungéo da presséo e (b) em fungéo da temperatura. Na
Figura 111.1, percebe-se que os resultados obtidos com a correlacdo de Wagner e Pruss
(2002) foram mais préximos dos dados experimentais pois € a correlacdo que apresenta
0s menores desvios nas faixas de presséo e temperatura analisadas. A correlacdo de Batzle
e Wang (1992) apresentou desvios mais significativos (acima de 10%) para pressoes
acima de 10 MPa e temperaturas acima de 335°C. J& Islam e Carlson (2012) apresentaram
0s maiores desvios obtidos nesta analise. Isto acontece porque o0s desvios acima de 10%
foram calculados em pressdes abaixo de 7 MPa e temperaturas de até 292°C, menores do
que as faixas de Batzle e Wang (1992).

Salienta-se que os dados testados estdo dentro da faixa de temperatura de Wagner
e Pruss (2002) e um pouco acima da faixa de temperatura de Batzle e Wang (1992) e de
Islam e Carlson (2012). A faixa de pressdo experimental analisada esté dentro das faixas
de presséo de validade de cada correlacdo, conforme a Tabela 111.1. Uma extrapolacédo
das faixas de temperatura para as correlacdes de Batzle e Wang (1992) e Islam e Carlson
(2012) foram realizadas com sucesso neste trabalho para temperaturas até 335°C e 292°C,

respectivamente.

a) Desvios x Pressdo

Desvios

N =l Y T e —
m 10 i

Pressao (MPa)

Desvios

b) Desvios x Temperatura

100%
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Iy

LU5n

10%
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Temperatura (2C)

r Bazlee Wang (1932) = Wagner e Prus (2002) slam eCarkon (2012)

Figura 111.1. (a) Desvios x Pressdo e (b) Desvios x Temperatura, para as correlagdes de
agua pura.
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Nota-se que em pressdes e temperaturas mais baixas, 0s desvios com relagdo aos
pontos experimentais sdo menores. As correlacdes sao mais sensiveis a pressdes mais
elevadas do que temperaturas elevadas porgue até cerca de 292°C os desvios estao abaixo
de 10% para as trés correlacdes; ja para 0 mesmo desvio (10%) observa-se uma pressao
de aproximadamente 10 MPa, considerada uma baixa pressao.

Um ponto a ser observado € que para calculos em temperaturas iguais e pressoes
distintas, a correlacdo de Wagner e Pruss (2002) apresenta resultados de densidade da
agua pura também iguais visto que esta correlacdo é independente da pressdo. Por este
motivo, na Figura 111.1, aparecem alguns pontos sobrepostos referentes a esta correlagéo.

A Tabela I11.5 e a Figura I11.1 concluem que os resultados mais préximos dos

dados experimentais séo de fato obtidos com a correlacdo de Wagner e Pruss (2002).

111.3.2.2. Densidade da Mistura de Agua e CO;

A Tabela 111.6 apresenta os desvios maximos, médios e minimos, calculados com
a Eq. 111.17, para as nove correlagdes de densidade da mistura de CO- e agua, utilizando
as trés correlacdes para dgua pura. Conclui-se que os resultados foram satisfatorios para
todas as correlacdes testadas. Entretanto, os desvios foram ligeiramente inferiores com a
correlacdo para densidade da dgua pura de Batzle e Wang (1992), pois todos os desvios
médios calculados da densidade da fase aquosa (composta por a4gua e CO2) foram
menores para esta correlacdo. A partir dessa tabela, pode-se afirmar que o célculo da
densidade da dgua pura afeta o calculo da densidade da mistura de CO; e agua, visto que
0s desvios apresentados utilizando a correlagdo de Islam e Carlson (2012) foram
ligeiramente maiores do que os calculados com Batzle e Wang (1992) e os desvios de
Wagner e Pruss (2002) foram os mais elevados. Conforme observado na secéo 111.3.2.1,
a correlacdo de Wagner e Pruss (2002) apresentou 0s menores desvios no célculo da
densidade da &gua pura. Entretanto, ao utiliza-la com as correlaces da densidade da
mistura de agua e CO», seus resultados foram os menos acurados. Isto aconteceu porque
a correlacdo de Wagner e Pruss (2002) n&o considera a pressao do sistema como dado de
entrada, ou seja, a agua é considerada um fluido incompressivel. Todavia, para a mistura
de agua e COg, por haver um gas solubilizado, a presséo do sistema ndo pode ser ignorada.
A densidade da mistura de 4gua e CO- € mais sensivel a variacdo da pressao do sistema

e, portanto, a pressdo deve ser incluida nas correlacfes para densidade. Além disso, as
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faixas de temperatura e pressdo utilizadas para validacdo das correlagdes referentes a
densidade da &gua pura e da densidade da mistura de dgua e CO> foram distintas, o que

pode influenciar na acurécia das correlacdes.

Pode-se inferir que, ao utilizar a correlagdo de Wagner e Pruss (2002), a correlagdo
da densidade da mistura de 4gua e CO. mais acurada foi a de Song et al. (2003) ja que
seus desvios meédio e minimo foram os menores. O menor desvio maximo foi obtido por
Enick e Klara (1990). Ja para Islam e Carlson (2012), o menor desvio maximo foi de
McBride-Wright et al. (2014), o menor desvio médio foi calculado por Bachu e Adams
(2003) e Hnedkovsky et al. (1996), e 0 menor desvio minimo foi calculado por Duan et
al. (2008). Para a densidade da agua pura calculada com Batzle e Wang (1992), os
resultados mais acurados foram encontrados com Bachu e Adams (2003) e Hnedkovsky
et al. (1996), ambas utilizando Garcia (2001) para calculo do volume molar aparente do
COo, pois seus desvios medios foram 0s menores entre as correlacdes testadas. Observa-
se que, para estas duas correlacdes, todos os resultados foram idénticos, ou seja, apesar
da forma funcional distinta, seu arranjo é essencialmente o mesmo, gerando a mesma
equacdo. Isto pode ser observado pela anélise dos resultados apresentados na Tabela I11.6,
em que todos os desvios obtidos para estas duas correlacdes séo idénticos.

Algumas das correlaces para o calculo da densidade da fase agquosa composta
por 4gua e CO- analisadas utilizam muitos parametros e/ou os pardmetros contém uma
grande quantidade de casas decimais, a citar: Garcia (2001), Enick e Klara (1990), Duan
et al. (2008), McBride-Wright et al. (2014), Andersen et al. (1992) e Iglesias e Moya
(1992). Apesar da utilizacdo de muitas casa decimais (Enick e Klara (1990) utilizam até
14 casas decimais), o nivel de acuracia destas correlacdes ndo é bom haja vista que nao
sdo as mais acuradas avaliadas nesta dissertagdo. Nota-se que apenas as correlagdes de
Song et al. (2003), Bachu e Adams (2003), Teng et al. (1997) e Hnedkovsky et al. (1996)
utilizam uma menor quantidade de casas decimais e parametros. Além disso, conforme a
Tabela 111.6, as mais acuradas séo Bachu e Adams (2003) e Hnedkovsky et al. (1996), ou
seja, uma maior quantidade de parametros ajustados e a quantidade de casa decimais ndo

garantem resultados acurados.
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Tabela 111.6. Desvios maximos, médio e minimo para cada uma das nove correlacdes da &gua com COz e com as trés correlacdes para a densidade
da agua pura.

Densidade da &gua pura Batzle e Wang (1992) Wagner e Pruss (2002) Islam e Carlson (2012)
Desvios (%) Méximo Médio Minimo| Maximo Meédio Minimo|Maximo Médio Minimo
Correlacéo
Song et al. (2003) 4,55 0,90 0,02 5,30 1,73 0,00 5,68 0,96 0,00
Bachu e Adams (2003)* 3,78 0,66 0,00 5,70 1,99 0,18 531 0,70 0,00
Teng et al. (1997) 439 080 0,00 5,54 1,83 0,00 547 0,86 0,00
McBride-Wright et al. (2014) 3,69 0,66 0,00 5,54 1,87 0,13 523 0,74 0,00
Duan et al. (2008) 390 0,69 0,00 5,80 1,91 0,00 534 0,79 0,00
Hnedkovsky et al. (1996)* 3,78 0,66 0,00 5,70 1,99 0,18 5,31 0,70 0,00
Enick e Klara (1990)** 432 083 0,00 5,17 1,80 0,02 590 0,87 0,00
Andersen et al. (1992)** 4,25 0,77 0,00 5,39 1,88 0,13 5,52 0,80 0,00
Iglesias e Moya (1992)** 4,20 0,99 0,01 5,33 2,11 0,14 5,57 1,01 0,00

*As correlagdes de Bachu e Adam (2003) e Hnedkovsky et al. (1996) foram calculadas utilizando a equagio do volume molar aparente do CO», de Garcia (2001). **As
correlagbes de Enick e Klara (1990), Andersen et al. (1992) e Iglesias e Moya (1992) sdo para o calulo do volume molar aparente do CO,. Neste caso, foi utilizada a correlagéo
de Bachu e Adams (2003) para o célculo da densidade da mistura pois, ao comparar os resultados de Hnedkovsky et al. (1996) com Bachu e Adams (2003), ambas com Garcia

(2001) para o volume molar aparente do CO», os resultados foram idénticos.
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As Figuras 111.2 (a), (b) e (c) apresentam os desvios em func¢do da presséo para as
correlagOes da densidade da mistura de &gua e CO> utilizando a correlacdo para densidade
da &gua pura de Batzle e Wang (1992), Wagner e Pruss (2002) e Islam e Carlson (2012),
respectivamente. J& as Figuras 111.3 (a), (b) e (c) sdo analogas as Figuras I11.2 (a), (b) e
(c), embora apresentem os desvios em fungéo da temperatura. Salienta-se que os dados
experimentais utilizados para obtencdo destes resultados sdo 0s mesmos. Através destas
figuras, percebe-se que os resultados foram mais préximos dos dados experimentais
utilizando a correlacéo de Batzle e Wang (1992), pois os desvios calculados sdo menores
com esta correlacdo (desvios menores em até 2% ao comparar com as outras duas
correlagbes da agua pura). Salienta-se que, nesta secdo, altas/baixas temperaturas e
pressdes sdo avaliadas frente a faixa de temperatura e pressdo analisadas. Ou seja, apesar
de 30 MPa ser considerada uma alta pressdo, como a faixa de pressdo analisada vai até
100 MPa, foi considerada uma baixa pressao nesta secdo. O mesmo se aplica para a

analise em funcdo da temperatura.

As Figuras 111.2 (a), (b) e (c) indicam que as nove correlagdes da mistura de agua
e COy, utilizando as correlacdes da agua pura de Batzle e Wang (1992) e Wagner e Pruss
(2002), apresentam desvios semelhantes (abaixo de 4%) a baixas pressoes (até cerca de
30 MPa), enquanto a correlacdo de Islam e Carlson (2012) apresenta desvios de até 6%
nesta mesma faixa de pressdo. Ja para pressoes elevadas (100 MPa), observa-se que 0s
resultados obtidos na Figura I11.2 (c), referentes a correlacdo para 4gua pura de Islam e
Carlson (2012), apresentam os menores desvios (abaixo de 2%); os desvios de Batzle e
Wang (1992) em elevadas pressdes (100 MPa) foram menores do que 5% enquanto os de
Wagner e Pruss (2002) estdo abaixo de 6%.

As Figuras 111.3 (a), (b) e (c), referentes aos desvios em fungédo da temperatura,
mostram que 0s menores desvios (até 5%) foram obtidos com a correlacdo de Batzle e
Wang (1992) (Figura 111.3 (a)). Nesta se¢do, uma baixa temperatura é aquela de menor
valor quando comparada a faixa de temperatura analisada (de 0° até 200°C). Em baixas
temperaturas (até 23°C), os desvios de Batzle e Wang (1992) estdo abaixo de 2%,
enquanto em elevadas temperaturas (200°C) podem atingir 4,32%; de forma geral, 0s
desvios se mostraram baixos e sobrepostos para as nove correlagdes, utilizando a

correlagéo de Batzle e Wang (1992).
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(a) Batzle e Wang (1992) (b) Wagner e Pruss (2002)
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Figura I11.2. Desvios em func¢do da presséo para as correlacdes da densidade da mistura
de &gua e COy, utilizando para o célculo da densidade da agua pura a correlacdo de: (a)
Batzle e Wang (1992), (b) Wagner e Pruss (2002) e (c) Islam e Carlson (2012).
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Figura 111.3. Desvios em fungdo da temperatura para as correlacbes da densidade da
mistura de 4gua e COy, utilizando para o célculo da densidade da dgua pura a correlacéo
de: (a) Batzle e Wang (1992), (b) Wagner e Pruss (2002) e (c) Islam e Carlson (2012).
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Ja para a Figura 111.3 (b), os desvios estdo mais dispersos no grafico, ocasionando
em resultados medios menos acurados para o desvio. Conforme a Figura 111.3 (c), para a
correlacdo de Islam e Carlson (2012), verifica-se que em baixas temperaturas (até 23°C)
0 desvio maximo obtido foi abaixo de 2%, porém para elevadas temperaturas (200°C), 0s
desvios podem atingir cerca de 6%. Como a incerteza dos dados experimentais utilizados
é baixa (0,08% para a densidade da agua e 0,25% para a densidade da mistura de agua e
CO», dados informados nas referéncias experimentais usadas), o uso das correlagdes
analisadas fornece um desvio médio superior a incerteza experimental porém é inferior a
1% quando utiliza-se a correlacdo de Batzle e Wang (1992) para o calculo da densidade
da agua pura, o que é considerado satisfatorio. Obviamente, quanto menor o desvio da

correlacdo, mais acurado é o seu célculo.

O impacto da concentracdo de CO2 na densidade da agua foi avaliado através do
calculo do desvio da densidade da agua pura e da densidade da mistura de CO; e agua,
visando descobrir se a diferenca é muito alta. A Tabela I11.7 apresenta os resultados para
este desvio, conforme a Eq. 111.34. A comparacdo da densidade da agua pura com a
densidade da mistura do CO»-H-O foi realizada com as nove correlagdes de densidade da
mistura e para as trés correlagdes de densidade da dgua pura.

Com os resultados da Tabela I11.7, pode-se inferir que o CO2 solubilizado na
mistura de CO- e &gua ndo afeta muito o valor da densidade da &gua pura, visto que a
diferenca méaxima entre os dois valores é 2,95%. Os resultados semelhantes ocorrem
devido a fragdo molar de CO> dissolvida ser muito pequena. Os resultados mais proximos
ao da agua (menores desvios maximos e médios) foram obtidos com as correlacdes de
Duan et al. (2008), Iglesias e Moya (1992), Bachu e Adams (2003) e Hnedkovsky et al.
(1996), ambas usando Garcia (2001) para o célculo do volume molar aparente do COa.
Como resultado, pode-se analisar se € necessario calcular a densidade da mistura de CO>
e 4gua ou se a aproximacao da densidade da agua, em vez da densidade da mistura CO2
e agua, seria satisfatoria para as aplicages tipicas da industria petrolifera, considerando

as faixas de temperatura, pressao e fragdo molar de CO- utilizadas na comparacao.

Setaro, L. L. O. Pag. 71



Capitulo III - Calculo da Densidade da Agua Pura e da Mistura H,0+CO,: Efeitos no Fator de Recuperacio do Oleo por Injecdes Continuas de
Agua Pura ou CO3

Tabela 111.7. Desvios entre as correlacdes da densidade da mistura de CO; e agua e densidade da &gua.

Densidade da 4gua pura Batzle e Wang (1992) Wagner e Pruss (2002) Islam e Carlson (2012)
Desvio Desvio Desvio | Desvio Desvio Desvio | Desvio Desvio  Desvio
Correlacéo maximo médio minimo | maximo médio minimo | maximo médio  minimo
(%) (%) (%) (%) (%) (%) (%) (%) (%)
Song et al. (2003) 0,02 0,01 0,00 2,23 1,67 1,11 2,23 1,48 0,15
Bachu e Adams (2003)* 0,01 0,01 0,00 1,30 0,99 0,68 1,30 0,86 0,02
Teng et al. (1997) 0,03 0,01 0,00 2,53 1,14 0,15 2,53 1,12 0,06
McBride-Wright et al. (2014) 0,03 0,01 0,00 2,95 0,69 0,02 2,95 0,69 0,00
Duan et al. (2008) 0,02 0,01 0,00 2,53 0,94 0,06 2,53 0,92 0,02
Hnedkovsky et al. (1996)* 0,01 0,01 0,00 2,95 0,74 0,00 2,95 0,72 0,00
Enick e Klara (1990)** 0,02 0,01 0,00 2,28 0,77 0,02 2,28 0,77 0,02
Andersen et al. (1992)** 0,02 0,01 0,00 1,73 0,68 0,02 1,73 0,67 0,02
Iglesias e Moya (1992)** 0,02 0,01 0,00 2,04 1,01 0,19 2,04 1,01 0,02

*As correlages de Bachu e Adam (2003) e Hnedkovsky et al. (1996) foram calculadas utilizando a equagdo do volume molar aparente do CO, de Garcia (2001). **As
correlac@es de Enick e Klara (1990), Andersen et al. (1992) e Iglesias e Moya (1992) séo para o calulo do volume molar aparente do CO,. Neste caso, foi utilizada a correlagao
de Bachu e Adams (2003) para o célculo da densidade da mistura pois, ao comparar os resultados de Hnedkovsky et al. (1996) com Bachu e Adams (2003), ambas com Garcia
(2001) para o volume molar aparente do CO», os resultados foram idénticos.
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Outra forma de visualizar e avaliar o efeito da quantidade de CO2 na densidade da
mistura € utilizando a Figura 111.4, que apresenta a razdo entre a densidade das misturas
de CO- e 4gua e a densidade da agua pura. As correlagdes utilizadas foram Hnedkovsky
et al. (1996) e Batzle e Wang (1992), pois, conforme discussao prévia, é o conjunto de
correlagbes mais acuradas para o célculo da densidade da mistura de agua e CO- para

pressdo e temperatura constantes.

101,4 -
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Figura I11.4. Razdo entre as densidades da mistura de CO; e &gua e a densidade da agua

pura em fungéo da fracdo molar de CO>, a pressao e temperatura constantes.

100 MPz, 150,85C

A partir da Figura 111.4, é possivel determinar se ha a necessidade de calcular a
densidade das misturas de agua e CO ou se esta pode ser aproximada pela densidade da
agua pura. O ponto de 100% corresponde a densidade da dgua pura e 0s demais valores
correspondem aos desvios entre a densidade das misturas e a densidade da agua pura. O
maior desvio foi cerca de 1,3 % para as faixas de temperatura, presséo e fragdes molares
de CO; analisadas. A medida que a temperatura e a pressdo aumentam, o desvio com
relacdo a densidade da agua pura diminui. Dessa forma, para fragdes molares de CO>
entre 0 e 0,0349, temperatura entre 4,85 e 198°C, e pressdo entre 2,15 e 100,7 MPa, a
densidade da &gua pura pode ser usada em vez da densidade da mistura de agua e COa.

Observa-se ainda que a densidade da mistura varia mais com a pressdo e a
temperatura do que com a fracdo molar de CO., considerando apenas a faixa de fracdo
molar de CO. analisada (zero a 0,0349), o que compreende a faixa de CO> solubilizada
na dgua nesta dissertacdo pois a maxima fracdo molar de CO- solubilizada na fase aquosa
nesta dissertacdo foi de 0,027 (resultados das simulagdes realizadas nos capitulos 111 e
IV). Como ndo foram encontrados dados experimentais da fragdo molar de CO:

superiores a 0,0349, para avaliar seus efeitos na densidade da mistura de CO; e agua, as
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equacOes que representam cada uma das nove retas obtidas na Figura 111.4 foram obtidas
e extrapoladas para o valor da fracdo molar de CO> de 0,1. Os resultados, equacdes e 0
valor de R? obtidos estdo apresentados na Tabela I11.8. De forma anéloga ao visto na
Figura I11.4, os maiores desvios foram obtidos para pressdao de 28 MPa e 59°C de
temperatura: diferenca de 4,6% entre os resultados de 0,01 e 0,1 de fracdo molar de COx.
A diferenca média entre a fragdo molar de CO2 0,01 e 0,1 é, aproximadamente, 3%, sendo
maior do que os desvios médios obtidos na Tabela I11.6. Por este motivo, conclui-se que
a densidade da 4gua pode substituir a densidade da mistura de agua de CO- para fragdes
molares de CO; baixas (até 0,0349), utilizando a correlacdo de Hneskovsky et al. (1996)
para densidade da mistura de agua e CO- e a de Batzle e Wang (1992) para densidade da

agua pura.

Tabela 111.8. Extrapolagéo da fragdo molar de CO> para 0,1.

(MF;,a) T(eC)  Equacdo linear RZ  y(0,01) y(0.1) 33’/((%’;)1)
28 59 y=50777x + 100 1 1005 1051 46
70 503  y=4662x+100 09999 1005 1047 42
100 503  y=44578x+100 09999 1004 1045 40
70 752  y=46495x+10001 09997 1005 1047 42
50 125  y=38683x+100 09999 1004  103,9 35
50 1508  y=27.803x+100 09999 1003 1028 25
100 1761  y=85777x+100 09999 1001 1009 0.8
70 1761  y=11824x+100 09999 1001 1012 11
100 1508  y=2319x+100 09999 1002 1023 21

I11.4. Simulagdo da Recuperagcéo de Petroleo por Injecdes Continuas de Agua Pura
ou CO2

Na secdo anterior, trés correlacdes para o célculo da densidade da agua e nove
correlacdes para o célculo da densidade da mistura de &gua e CO, foram comparadas e as
mais acuradas foram escolhidas. Nesta secdo, tem-se a aplicacdo da densidade em
simulacdes, visando avaliar a sua influéncia na recuperacdo de petroleo. As injecdes
continuas de &gua pura ou CO2 (considerando ou ndo sua solubilidade na agua do
reservatorio) foram simuladas utilizando o médulo composicional GEM®, da Computer
Modelling Group Ltd. (CMG)®. Este simulador utiliza uma equagéo de estado cubica

para descrever o comportamento trifasico em um reservatério, entretanto algumas
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propriedades da fase aquosa séo calculadas com correlagbes empiricas, a exemplo da
densidade da fase aquosa. Por este motivo, comparou-se a correlacdo empirica mais

acurada, conforme a secéo 111.3.2.2, com os resultados obtidos no simulador.

O oleo utilizado foi o descrito por Sequeira (2006) e sua composicao é apresentada
na Tabela I11.9. As propriedades do reservatorio foram obtidas de um exemplo do
simulador composicional da CMG e estdo descritas na Tabela 111.10, enquanto as
restricdes dos poc¢os estdo apresentadas na Tabela 111.11. A temperatura do reservatorio é
de 114,44°C. Nao foi possivel utilizar um éleo com teor de CO2 mais préximo ao do pré-
sal brasileiro porque ndo foi encontrado na literatura 6leo com estas caracteristicas e que

fornecem dados de entrada necessarios para utilizagdo no GEM.

Tabela 111.9. Composicdo do 6leo.

Componente Composigéo molar (%)
N2 0,0226
CO; 0,0361
Cu 23,7355
C 0,0088
Cs 0,0638
iICs4 0,1171
nCy 0,3422
iCs 0,8217
nCs 0,7855
FCs 2,6438
Cr+ 71,4230
Massa molar do éleo (g/mol) 164,50
Massa molar da fragéo C7+ (g/mol) 218,73
Gravidade especifica da fracdo Cr+ 0,837
Tabela 111.10. Caracteristicas do reservatorio.
Propriedade Valor
Numero de blocos i, j, k 7X7x3

Dimenséo dos blocos i, j, k {camada

k=1: camada k=2: camada k=3} (m) 122" X 152:4 x{15,24;9,14; 6,1}

Profundidade (m) 297,18
Contato agua-6leo (m) 457,2
Permeabilidade horizontal i, j (mD) 200, 50, 500
Permeabilidade vertical k (mD) 25, 50, 50
Porosidade 0,30
Saturacdo da &gua conata 0,20
Saturacéo inicial de dleo 0,80
Presséo inicial (kPa) 46056,99
Temperatura do reservatério (°C) 114,44
Salinidade da agua conata Isenta de sais
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Tabela I11.11. Restri¢fes dos pocos, mesmas condicdes para as injecdes de CO; e de H20.

Propriedade Valor
Periodo de simulacéo (anos) 20
Localizacdo do injetor {1,1, 3}
Pressdo de fundo de po¢o méxima no injetor (kPa) 46022,52
Localizagéo do produtor {7,7,1}
Pressdo de fundo de poco minima no produtor (kPa) 37921,17

Para modelagem da densidade da fase aquosa foi utilizada a correlagdo linear em
funcdo da pressdo, disponivel no GEM (Egs. I1l. 36 a 111.40), enquanto que para as fases
gasosa e oleosa foi utilizada a equacéo de estado de Peng-Robinson com a correcao de
volume de Péneloux (PR-Péneloux).

Py = pref(l + Cy (P — Pref))

(Eq.111.36)
X
Vy = p—W
w
(Eq. 111.37)
Vag = Vw + Xc02Veo2
(Eq. 111.38)
MMaq = XWMMW + XCOZMMCOZ
(Eq. 1111.39)
MMaq
Paq = v
aq
(Eq. 111.40)

onde p,, ¢ a densidade da agua (gmol/ft3); p..¢ € a densidade da dgua na pressio de
referéncia (1573 gmol/ft®); C,, € a compressibilidade isotérmica da dgua (3,3.10° psia™);
P ¢é a pressdo (psi); P.er € a pressdo de referéncia (14,696 psi); V,, € o volume molar
aparente da agua (ft3/gmol); x,, é a fragdo molar de agua; Vaq € 0 volume molar da mistura
de &4gua e CO2; x¢o, é a fracdo molar de COz; V¢, é 0 volume molar do CO2 na mistura,
calculado pelo simulador com a equagdo PR-Péneloux (ft>/gmol); MM, € a massa molar
da mistura de 4gua e CO2; MM,, é a massa molar da agua (18 g/mol); MM¢q, € a massa
molar do CO; (44 g/mol); p,q € a densidade da mistura de agua e COs.

Conforme a Tabela 111.11, a presséo de injecdo do CO2 corresponde a sua PMM
(46022,52 kPa, dado informado por Sequeira (2006)). A malha 7x7x3 utilizada esta
apresentada na Figura Il1.5, bem como um esquematico dos blocos analisados nesta
dissertacdo (destacados em verde). A selecdo dos nove blocos para anélise foi realizada
considerando o plano intermediario entre 0s pocos (j =4 e i = 4), pontos proximos aos

dois pogos (i = 1 e i = 7) e todas as camadas da dire¢cdo k. Sendo assim, os blocos
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escolhidos foram: {1,4,k}, {4,4,k}, {7,4,k}, parak =1, 2, 3.

N
Injetor:
[1,1,3] \

Produtor:
[7,7,1]

Planoj=4

Figura 111.5. Reservatorio utilizado (esquerda) e blocos analisados em verde (direita).

Os resultados para os trés métodos de injecdo simulados (dgua, CO2 considerando
e ndo considerando sua solubilidade na fase aquosa) foram comparados em termos do
fator de recuperacdo de 6leo e pressdo média do reservatorio. Ao longo dos 20 anos
simulados, foram coletados dados da fragdo molar de CO2 nas fases aquosa, oleosa e
gasosa (presentes no reservatorio) e densidade das trés fases presentes no reservatério
(6leo, &gua e gés), para cada um dos nove blocos selecionados, que foram analisados
posteriormente relacionando-os entre si e com o efeito na recuperacéo de dleo.

Para avaliar a influéncia da pressdo de injecdo (acima, abaixo e na PMM) durante
a injecdo de CO2, foram realizadas duas simula¢fes adicionais: uma acima da PMM e
outra abaixo da PMM. Estes novos resultados foram comparados com os resultados
obtidos anteriormente, para a injecdo de CO2 na PMM, considerando a solubilidade do
CO2 na agua. O reservatorio, o 0leo e caracteristicas da simulagdo utilizadas foram os
mesmos apresentados previamente nas Tabelas 111.9, 111.10 e 111.11 , exceto pela pressao
de injec&o, que foi alterada para corresponder a pressdes acima e abaixo da PMM. Como
este reservatorio possui PMM igual a 46022,52 kPa (informado por Sequeira (2006)), as
pressdes acima e abaixo da PMM foram 41368,55 e 48263,31 kPa, respectivamente. Para
complementar os resultados obtidos nas simulacGes e manter a fluidez do texto, resultados

(gréficos e discussdes) adicionais estdo apresentados no Apéndice B desta dissertacao.

I11.4.1. Analise das injecbes de agua e CO., considerando e ndo considerando a
solubilidade do CO; na fase aquosa

A Figura 111.6 apresenta o fator de recuperacdo (razdo entre o volume de 6leo
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extraido e o volume total de 6leo no reservatorio) em fungdo do tempo para as trés
injecdes analisadas: agua, CO considerando e ndo considerando sua solubilidade na
agua. Na Figura I11.6, é possivel observar que ha uma diferenca no fator de recuperagéo
obtido conforme a solubilidade do CO2 em agua é considerada, ou n&o. Ao se compararem
ambos os resultados, observa-se que o fator de recuperacdo do 6leo é maior para o caso
que se desconsidera a solubilidade do CO: na fase aquosa, conforme esperado. Isto
porque, neste caso, todo o CO: injetado é solubilizado no ¢leo (situacdo ideal),
favorecendo sua recuperacdo. Ao se considerar a solubilidade do CO- na fase aquosa,
uma parte do CO> é solubilizada na agua e n&o no 6leo, diminuindo o fator de recuperagéo
do oleo, pois ha uma menor interacdo entre o0 CO2 e 0 Gleo, ou seja, menos CO, é
solubilizado no Oleo; esta situacdo se aproxima mais da realidade. Observa-se esse
comportamento na Figura 111.6, pois o fator de recuperagéo obtido (80,96%) foi maior
para a injecdo de CO- que desconsidera sua solubilidade em agua, seguido por 80,77%
para a injecdo de CO, que considera sua solubilidade na &gua. Além disso, a injecdo de
agua obteve 39,07%.

O fator de recuperacdo para injecdo de agua é bastante inferior ao fator de
recuperagéo para as injegdes de CO> (considerando ou néo a solubilidade do CO; na fase
aquosa presente no reservatério), cerca de 40% a menos. Isto esta de acordo com a
literatura, pois, ao injetar CO., ha interacdo quimica entre o fluido injetado e as fases
presentes no reservatorio, enquanto a injecdo de agua é imiscivel no dleo e a 4gua injetada
atua de forma mecanica, apenas deslocando o 6leo do poro e ocupando o seu lugar
(Muggeridge et al., 2014; Rosa et al., 2016). Dessa forma, a injecdo de H,O ocasiona uma
menor recuperacao de 6leo quando comparada a injecdo de CO.. As injecBes de CO>
analisadas promovem um fator de recuperagdo muito proximo (diferenca entre 1 e 1,5%)
entre os anos de 1991 e 1999. Inicialmente, para as injecbes de CO-, as diferencas no
fator de recuperacdo parecem irrelevantes mas, por se tratar de barris de petrdleo
produzidos, sua equivaléncia monetaria é consideravel e esta diferenga é importante para
a inddstria, haja visto que a simulacdo deve ser capaz de representar a realidade com
maior acuracia possivel. Apesar dos resultados para as injecbes de CO. serem
equivalentes (diferenca de cerca de 0,2% no final do periodo simulado), recomenda-se a
consideracdo da solubilidade do CO2 na fase aquosa por ser o comportamento mais

proximo da realidade.
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21CO2 considerando sua

solubilidade na agua: 80,77%

|CO2 desconsiderando sua

solubilidade na agua: 80,96% =
s H20: 39.07%

=
S

Fator de recuperacéo (%)

1986 1 BIES 1 BIBD 1 BIBZ 1 BIBd 19‘55 1 BIBS ZDIDD ZDIDZ ZDID4 2|)IDE
Tempo (anos)
— C0O2_ComSolubilidade --- CO2_SemSolubilidade - H20

Figura I11.6. Fator de recuperacdo versus tempo de simulagdo para injecdo de CO>
(considerando ou nédo a solubilidade do CO> na fase aquosa) e injecéo de dgua. Resultados
para presséo de injecdo 46022,52 kPa (para as trés injecoes).

Observa-se que, como a malha de simulagdo utilizada ndo é muito grande, pode ser
que ao utilizar um reservatdrio maior e 0 mesmo 6leo e caracteristicas, os resultados sejam
diferentes. Por exemplo, o fator de recuperacdo seja menor, nao atingindo um fator de

recuperacao superior a 80% para as injecoes de CO..

Na Figura 111.7 (a), observa-se que a injecdo de agua apresenta a razdo gas/oleo
(RGO) baixa e aproximadamente constante; isto acontece porque o fluido injetado é um
liquido (agua), a producédo de gas depende apenas da fase de componentes leves do 6leo
que podem ser liberados. Para o caso da injecdo de CO3, tem-se uma RGO mais elevada
e em movimento ascendente, pois parte do CO: injetado (gas) acaba sendo produzido
devido principalmente a segregacéo por gravidade e formacéo de caminhos preferenciais.
Pode-se afirmar que as injegdes de CO. analisadas, com e sem a consideracdo da
solubilidade na fase aquosa do reservatério, apresentam uma RGO parecida, sendo a
injecdo sem a consideracdo da solubilidade em agua um pouco maior do que a injecao
que considera a solubilidade do CO: pois, neste caso, 0 CO2 n&o se solubiliza na agua e
mais gas é produzido no reservatorio. O comportamento ascendente observado para as
injecBes de CO- ocorre porgque a producdo de gas se torna superior a de 6leo apds o
breakthrough (em torno do ano de 1998, quando o movimento ascendente se inicia). Na
Figura 111.7 (b), referente a pressdo média do reservatorio em funcdo do tempo, had uma

queda na pressdo em torno de 1998, indicando o comeco do breakthrough de gas.
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(a) Razdo Gas/Oleo (b) Pressdo média no reservatério
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Figura I11.7. (a) Razdo Gés/Oleo (RGO) versus tempo de simulacéo e (b) pressdo média
do reservatorio versus tempo simulado; ambas para injecdo de CO- (considerando ou nao
a solubilidade do CO- na fase aquosa) e injecdo de agua.

Para as duas injecbes de CO> analisadas, observa-se um comportamento muito
parecido na Figura I11.7 (b), que descreve o comportamento da pressdo média do
reservatorio em funcdo do tempo. A queda da pressdo no inicio da simulacdo esta
associada ao inicio da producdo de 6leo, pois a pressdo inicial do reservatério € muito
elevada. Ao iniciar a producdo natural de 6leo, ocorre uma rapida queda na pressdo média
do reservatério. Salienta-se que a restricdo de injecdo do pogo injetor é a pressdo de
injecdo. Dessa forma, o simulador altera a vazdo de injecdo do fluido visando a
manutencdo da pressao de injecdo fixada. Sendo assim, para a injecdo de agua, a vazao
injetada é inferior a quantidade de CO> injetado devido ao CO2 ser um fluido mais
compressivel, havendo a necessidade de uma maior quantidade deste fluido para alcancar
a mesma pressdo, ao comparar com um liquido como a agua. Por este motivo, a queda na
pressao média € mais brusca para a injecdo de agua do que para as inje¢cdes de CO>
analisadas. Quando se considera a solubilidade do CO2 em &gua, h4d um certo “atraso” na
variacdo da pressao meédia quando comparada a injecdo de CO2 que desconsidera sua
solubilidade em &gua, pois, no Gltimo caso, uma maior quantidade de CO: se solubiliza
no oleo mais rapidamente, tornando o deslocamento de 6leo mais efetivo devido a
vaporizacdo dos componentes leves do 6leo mais rapidamente, ocasionando o aumento
da pressdao de forma mais célere. Outro ponto observado € que, em aproximadamente
1998, ocorre 0 comecgo do breakthrough de CO., haja visto que a pressao comeca a
diminuir; este ponto € corroborado pelo grafico da RGO (Figura 111.7 (2)), onde a curva
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ascendente se inicia. Para as injecOes de CO2, ocorre um aumento da presséo entre 0s
anos de 1999 e 2001, seguido pela queda da pressdo em, aproximadamente, 2001. Isto
porque ocorre uma diminuicdo significativa na producéo de 6leo, enquanto a producéo de

gas aumenta consideravelmente, conforme a Figura 111.8 (a).

Na Figura I11.8 (a), as vazGes de producdo do 6leo estdo apresentadas para as trés
injecOes analisadas. Percebe-se que, para a injecdo de agua, esta vazdo é
aproximadamente constante e é a menor das trés injecdes estudadas. Como a vazéo de
injecdo é variavel (restricdo do pogo injetor € a pressdo de injecdo, conforme a Figura
I11.8 (b)), a injecdo de dgua ndo possui uma vazdo de injecdo suficientemente elevada
para conseguir aumentar a pressdo média do reservatorio e, consequentemente, a
producéo de oleo. Para as injecdes de CO., observa-se um comportamento semelhante,
porém ligeiramente em atraso para a injecdo de CO> que considera sua solubilidade na
fase aquosa. Isto acontece porque no caso que em se desconsidera a solubilidade do CO>
na &gua, todo o CO; injetado esta disponivel para se solubilizar no 6leo. Ja para a injegdo
em que se considera a solubilidade do CO- na fase aquosa, uma parte do CO: injetado se
solubiliza na agua, mas isto ndo contribui para o aumento da producdo de Oleo. Para
ambas as injecdes de CO2, observa-se uma queda brusca na producao de 6leo no ano de
1998, indicando o comeco do breakthough de CO..

(a) Vazéo de dleo produzido (b) Vazéo de injecéo
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Figura 111.8. (a) Vazéo de 6leo no poco produtor e (b) vaz6es de injegdo no poco injetor,
amabas para injecBes de CO> e de agua.
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Para injecdo de agua, percebe-se que a queda de pressdo é mais brusca quando

comparada a injecdo de CO,. Como mencionado anteriormente, esta queda da pressao
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estd associada a producdo natural de 6leo. Para as injecdes de COa, a vazdo de injecao
deste fluido € suficiente para aumentar a pressdo do reservatorio, porém a vazdo de
injecdo de agua ndo é suficiente para aumentar a pressdo do reservatorio ap6s um
determinado periodo de tempo. Isto porque a vazdo de inje¢do do gas é muito maior do
que a de agua. Esta queda brusca de pressdo também esta relacionada a producao inicial
de 6leo ser bastante rapida e elevada (aproximadamente 953 m®/dia apds um ano de
simulacdo, vide Figura I11.8 (a)), pois a pressdo diminui quando a quantidade de 6leo
produzido aumenta. Apesar dos fatores de recuperacdo das injecdes de CO> serem muito
superiores ao da injecdo de &gua, a vazdo de injecdo do CO, também é muito maior do
gue a da agua, consequentemente, ndo é possivel aumentar a pressao do reservatério com

a injecdo de agua.

Conforme a Figura 111.8 (b), a injecdo de &gua é constante a partir do segundo ano
de exploragdo do poco (1988), para a injecdo de agua. Em 1987, hd um pico e em seguida
uma gueda na injecdo de agua, isto também ocorre na producéo de 6leo para este tipo de
injecdo e no mesmo periodo analisado (Figura 111.8 (2)). Isto esté relacionado a pressao
média do reservatorio (Figura I11.7 (b)) pois, até 1987, ocorre uma queda na pressdo média
e, a partir desse ano, nota-se um aumento da pressdo média até 1988, quando a mesma se

torna aproximadamente constante.

A producéo de 06leo para a inje¢do de CO- considerando a solubilidade do COz na
fase aquosa do reservatorio apresenta 0 mesmo padrdo comportamental da injecdo de CO>
que desconsidera sua solubilidade na dgua, porém, com um certo atraso na producéo. Isto
porque para que a quantidade de CO:z solubilizada no 6leo seja equivalente nas duas
simulacOes de injecdo de CO, é necessario um maior tempo de simulacéo para a injecéo
de CO- que considera sua solubilizagdo em agua, pois, neste caso, uma parte do CO-
injetado é solubilizada na &gua, havendo uma diminui¢do nas vantagens obtidas com a

injecdo de CO2 devido a menor quantidade de CO2 solubilizado em 6leo.

Na Figura 111.8 (b), tem-se a comparagdo das vazdes de injecdo de cada fluido
injetado, salienta-se que a leitura da vazéo de injecdo da agua € no eixo direito enquanto
a vazdo de injecdo do CO: ¢ lida no eixo esquerdo do gréafico, pois a ordem de grandeza
das duas vazbes é distinta. Como ndo ha variacdo significativa da pressdo durante a
injecdo de &gua (Figura I11.7 (b)), a vazdo deste fluido permanece aproximadamente

constante. A vazao de injecéo para agua é muito inferior a de CO> (aproximadamente 450
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me/dia para agua, enquanto injeta-se entre 500.000 e 800.000 m®/dia de CO2). Como
discutido a seguir, a queda de pressao durante as injecGes de CO2 acontece porque a
restricdo do poco injetor € a pressdo de injecdo. Dessa forma, a vazdo de injecdo é
calculada pelo simulador, visando a manutencdo da presséo de injecdo. Como visto na
Figura 111.8 (b), em 1998, existem picos de vazdo de injecdo para as injecoes de CO> e,
conforme a Figura 111.7 (b), neste mesmo ano ocorrem as quedas de pressdo. A vazdo de
fluido injetada é importante, pois pode interferir no valor de investimento e tornar o

projeto vidvel (ou ndo). A analise econdmica ndo faz parte do escopo deste trabalho.

Como a restricdo do poco injetor utilizada foi a presséo de injecdo, a vazao de
injecdo foi calculada pelo simulador para cada momento da injecdo. Sendo assim, a vazao
de injecdo é variavel, causando uma variacdo oposta na pressdo (vazdo de injecdo do
fluido e pressdo média do reservatdrio apresentam um comportamento inversamente
proporcional). Isto acontece porque o simulador tenta manter a pressédo de injecdo
selecionada ao longo do deslocamento de dleo. Na Figura 111.9, a pressdo média em
funcdo do tempo para cada um dos nove blocos analisados esta apresentada, bem como a
vazdo de injecdo em fungdo do tempo para as trés injecOes estudadas nesta dissertacao.
Por exemplo, para a injecdo de CO> que considera a solubilidade, tem-se um pico de
injecdo em 1998, e, neste mesmo ano, tem-se uma gueda na presséo para todos os blocos
analisados. Comportamento semelhante € observado para a injecdo de CO, que
desconsidera sua solubilidade em agua. Como mencionado anteriormente, para a injecao
de &gua, a vazao de injecdo deste fluido ndo € suficiente para aumentar a pressdo média
do reservatorio. Salienta-se que em 1998 a producéo de 6leo comeca a diminuir de forma
mais acentuada (Figura I11.8 (a) ou Figura 111.6) e por isso a pressdo do reservatorio
diminui neste ano. A pressao comeca a diminuir em 1998 (apds o breakthrough) porque
muito gas comeca a ser produzido no poco produtor, liberando a pressdo do reservatorio.

Ja a vazao de injecdo aumenta na tentativa de manter a pressdo de injecdo constante.
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Figura I11.9. Vazéo de fluido injetado no poco injetor para: (a) e (b) injecdes de CO- considerando e desconsiderando a solubilidade na agua,
respectivamente, e (¢) injecdo de agua, bem como pressdo no bloco analisado em funcdo do tempo.
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O comportamento inversamente proporcional destas propriedades (pressao e vazédo
de injecdo) é esperado, pois, quando ocorre alguma queda na pressdo, o simulador ajusta
a vazdo de injecdo para manter a pressdo de injecdo constante e vice-versa. E importante
frisar que a Figura I11.9 (c), referente a injecdo de &gua, apresenta escala da vazdo de
injecdo diferente das injecdes de CO2, pois a vazdo de injecdo de CO2 é muito maior do

que a da &gua.

Como visto no grafico da pressdo media (Figura 111.7 (b)), a injecdo de agua
apresenta uma pressdo muito abaixo das pressdes obtidas para injecdo de CO devido a
vazdo de injecdo da agua ser muito menor do que a de CO2, como explicado em detalhe
anteriormente. A oscilacdo na pressdo para as injecdes de CO. sdo decorrentes da
solubilizacdo do CO. nas fases Oleo e agua, principalmente na fase 0leo, pois a
solubilizacdo do CO: leva a extracdo e condensacdo dos componentes leves, tendo um
impacto direto na pressdo. Como a injecdo de &gua nao ocasiona CO: solubilizado no

6leo nem na fase aquosa, ndo existem oscilacfes nesta propriedade.

Outra forma de analisar os resultados obtidos € comparando as injec¢6es por bloco,
conforme as Figuras 111.10, 111.11 e 111.12 (referentes as densidades do gés, do dleo e da
agua, respectivamente, e considerando as trés injecdes analisadas). Como também
explicado no Apéndice B, a densidade da fase gas para a injecdo de adgua esta em zero
para todos os blocos na Figura 111.10, pois ndo ha alteracdo nesta fase com esta injecéo,
ou seja, ndo hé gés livre durante esta injecdo, mas apenas 6leo e agua no reservatorio.
Para as injecBes de COa, percebe-se que o comportamento é semelhante. Porém, em
alguns blocos, apresenta-se um deslocamento no tempo: normalmente a injecdo que
desconsidera a solubilidade do CO> na fase aquosa aumenta sua densidade mais
rapidamente. Neste caso, como o CO; ndo se solubiliza na agua, todo o gas injetado
interage com o Aleo e se solubiliza nele, vaporizando os hidrocarbonetos leves mais
rapidamente e, desta forma, aumenta a densidade da fase gas mais rapido do que a injecao
que considera a solubilidade do CO2 na fase aquosa (parte do CO: injetado é solubilizado

na &gua, diminuindo a quantidade de CO> que se solubiliza no 6leo).
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Figura 111.10. Densidade da fase gasosa em funcdo do tempo separado por blocos

analisados considerando as trés injecOes estudadas.
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Figura 111.11. Densidade da fase oleosa em func¢do do tempo separado por blocos

analisados considerando as trés injecoes estudadas.
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Figura 111.12. Densidade da fase aquosa em funcdo do tempo separado por blocos
analisados considerando as trés injecOes estudadas.

Como visto anteriormente, na Figura 111.11 a densidade do 6leo durante a injecédo
de &gua € constante e mais baixa do que para as injecdes de CO., porque a solubilizacdo
do CO; injetado no 6leo vaporiza os hidrocarbonetos leves, alterando a composicao do
6leo que permanece no reservatorio, que se torna mais pesado. Além deste motivo, ocorre
o inchamento do 6leo devido a solubilizagdo do CO- na fase 6leo, levando ao aumento da

densidade do 6leo durante a injecdo de COa.

Para a maior parte dos blocos analisados, a densidade do éleo é maior para a
injecdo de CO2 que desconsidera sua solubilidade na fase aquosa. Como também
mencionado no Apéndice B, nesta inje¢éo, todo o CO; injetado é solubilizado no 6leo e

vaporiza 0s componentes leves.

Na Figura 111.12, é facil visualizar o efeito do CO; solubilizado na dgua, pois, para
as injecOes de agua e de CO> desconsiderando sua solubilidade em &gua, a densidade da
fase aquosa é praticamente constante e ndo apresenta alteracdo significativa. Isto ndo
acontece para a inje¢do de CO2 que considera sua solubilidade em agua pois, & medida
que a solubilizacdo ocorre, a densidade da &gua aumenta até se tornar constante (formacéo
do patamar). Ou seja, é 0 ponto onde se alcanga 0 maximo de solubilidade do CO> na fase

aquosa; isto também é observado na Figura 111.13.

Salienta-se em todos os graficos analisados (Figuras 111.10, 111.11 e 111.12), o
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aumento da propriedade estudada ocorre de forma mais intensa na camada k =3,2,1ei =

1,4,7, nesta ordem, devido a posi¢cdo do pogo injetor e da permeabilidade do reservatorio.

CO2 Com Solubikdade CO2 Sem Solubilidade

Fracdo molar de

CO2 na fase aquosa co2 na_fase aguosa

Frac&o molar de
C0OZ2 na fase aquosa

Tempo (anos)

H20

Fracdo molar de

Tempo (anos)

Figura 111.13. Fragdo molar de CO> solubilizado na fase aquosa em fungéo do tempo para
as injecdes de CO, considerando sua solubilidade em agua (topo esquerdo); de CO:
desconsiderando sua solubilidade em agua (topo direito) e de agua (inferior esquerda).

Na Figura I11.13 estéo apresentadas as fracdes molares de CO> na fase aquosa para
as trés injecGes analisadas. As injecdes de agua e a de CO2 que desconsidera sua
solubilidade apresentam todas as curvas constantes em zero, pois ndo ha CO; na fase
aquosa neste caso. De forma analoga ao que foi visto na analise dos resultados para
densidades, o CO- varre o reservatdrio seguindo o padrdo na camada k = 3, 2, 1, nesta
ordem devido a ordem em que o aumento da fracdo molar de CO; solubilizado na agua
ocorre (igual). Outro motivo é que 0 pogo injetor se encontra na camada k = 3 e, em
reservatorios com elevadas permeabilidades, o deslocamento do 6leo ocorre inicialmente

na camada horizontal e posteriormente na camada vertical (Yang et al., 2019).

Para melhor compreender a solubilizagdo do CO- nas fases 0leo e &gua, a fracéo
molar de CO> nestas fases também foi estudada separadamente por blocos, conforme as
Figuras 111.14 e 111.15 (respectivamente, para o Oleo e agua). Na Figura 111.14, como
esperado, a fragcdo molar de CO2 no dleo para injecdo de CO2 que desconsidera sua
solubilidade na fase aquosa é superior ao da injecdo de CO. que considera sua
solubilidade. Para a injegdo de &gua, ndo hd CO: injetado e a escala utilizada ndo permite
a visualizacdo do pouco CO> presente na composicdo original do 6leo (fracdo molar
original do oleo de, aproximadamente, 0,0004), sendo aproximadamente zero nestes

Setaro, L. L. O. Pag. 88



Capitulo 111 - Calculo da Densidade da Agua Pura e da Mistura H20+CO2: Efeitos no
Fator de Recuperacdo do Oleo por Injecdes Continuas de Agua Pura ou CO>

gréaficos. Salienta-se que alguns blocos apresentam a fragdo molar de CO2 no o6leo

tendendo a zero porque todo o 6leo daquele bloco foi produzido. Logo, ndo ha mais 6leo.
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Figura 111.14. Fracdo molar de CO: solubilizada no 6leo em funcdo do tempo separado
por blocos analisados considerando as trés injecdes estudadas.
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Figura 111.15. Fracdo molar de CO> solubilizada na agua em funcéo do tempo separado
por blocos analisados considerando as trés injecdes estudadas.
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Como a Unica injecéo estudada que permite a solubilizagdo do CO» na fase aquosa
é a de CO2 que considera sua solubilidade em agua, a Figura I11.15 apresenta apenas uma
curva de fracdo molar de CO. na agua. Apesar da densidade da &gua ser praticamente

constante, existem alteracdes pequenas (nos blocos analisados, as variagdes sao em torno
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de 13 kg/mq), sendo assim a densidade da fase aquosa aumenta porém muito pouco
quando comparado a fase gas e 6leo. Uma anélise detalhada entre a fracdo molar de CO-
na fase aquosa e a densidade desta fase indicam, como esperado, uma relacéo entre estas
duas propriedades (fracdo molar de CO, solubilizada na fase e densidade da fase) pois,
nos blocos analisados, o patamar € atingido ao mesmo tempo para as duas propriedades
(o mesmo ocorre para as fases 6leo e gas, como ja mencionado previamente). Este

patamar corresponde ao ponto maximo de solubilizacdo do CO2 na fase aquosa.

Como ainjecdo de CO, promove a liberagdo de hidrocarbonetos leves, tem-se que,
nas injecdes de CO> analisadas, ha o aumento da composi¢do de metano (CHa) na fase
gas e sua diminuicdo na fase 6leo. A producdo de CH4 aumenta e em seguida diminui,
pois, como visto na Figura 111.16, a fracdo molar de C7+ (componente pesado) se estabiliza
em 0,2 ou em zero, quando o CO injetado ocupa todos os poros do bloco. N&o foi
observado nenhum outro hidrocarboneto leve sendo vaporizado, com exce¢do do metano,
pois, na composic¢do original do 6leo, entre os hidrocarbonetos leves, 0 metano é o que
possui maior fracdo molar (composicéo original de metano no 6leo é, aproximadamente,

0,24, cerca de 2700 vezes maior do que a composigéo original para etano).

CO2 Com Solubilidade CO2 Sem Solubilidade

Fracéo molar de
7+ nafase oleosa

Fracio molar de
C7+ na fase oleosa

)
Tempo (anos) Tempo (anos)

Figura 111.16. Fragdo molar de C7+ na fase 6leo em fungdo do tempo para as injecGes de
CO: considerando sua solubilidade em agua (esquerda); de CO desconsiderando sua
solubilidade em agua (direita).

A producéo total de 6leo pode ser observada na Figura 111.16, que apresenta o
gréafico da fracdo molar do componente pesado na fase 6leo (Cv+), onde se percebe que
nos blocos {1,4,3}, {1,4,1}, {4,4,3}, {4,4,1} a fracdo molar de C7+ também diminui para
zero nos mesmos anos em que a fracdo molar de CO: (o que indica a producéo total de

Setaro, L. L. O. Pag. 90



Capitulo 111 - Calculo da Densidade da Agua Pura e da Mistura H20+CO2: Efeitos no
Fator de Recuperacdo do Oleo por Injecdes Continuas de Agua Pura ou CO>

6leo naquele bloco). J& os outros blocos apresentam a fracdo molar de C7+ estaveis em

aproximadamente 0,2, indicando que é a saturacdo residual de oOleo.

Para a injecédo de agua, em que nao ha solubilizacdo do CO2 no 6leo, a vaporizacao
dos componentes leves do 6leo (CH4) ocorre de forma natural ap6s alguns anos de
simulacdo (cerca de trés anos) devido a queda de pressao do reservatério. Isto acontece
apenas no bloco {1,4,3}, porque é o bloco mais préximo do poco injetor, sofrendo os
efeitos da injecdo antes dos outros blocos. Nos demais blocos analisados, a composi¢éo
de CHa4 no 6leo ndo foi alterada de forma significativa, sendo aproximadamente constante
para a composi¢do original de CHas no 6leo (0,24).

A solubilizacéo do CO- na fase aquosa € muito superior & do metano, pois a fracéo
molar de CO, em &gua chega a, aproximadamente, 0,027, enquanto a do metano é de
0,0015. Ou seja, a fracdo molar de CO, em &gua é cerca de 18 vezes maior do que a do
metano, nas mesmas condicOes de pressdo e temperatura. Por este motivo, na literatura,
geralmente a solubilidade de hidrocarbonetos em agua € desconsiderada durante a

recuperacéo de oleo, enquanto a de CO- é considerada (Yan e Stenby, 2010).

I11.4.2. Anélise da pressdo de injecdo no deslocamento de 6leo através da injecéo de

CO: (acima, abaixo e na PMM)

Conforme Holm e Josendal (1974), a injecdo de CO2 recupera mais 6leo se o
deslocamento for do tipo miscivel, ou seja, em uma pressdo acima da pressdo de minima
miscibilidade (PMM), podendo atingir uma recuperacdo proxima a 100%. Isto é
observado nesta dissertacdo, pois a injecdo de CO. acima da PMM obteve um fator de
recuperacdo de, aproximadamente, 90% apds 20 anos. Holm e Josendal (1974) afirmam
que uma das principais caracteristicas e vantagens da injecdo de CO> é sua habilidade de
vaporizar hidrocarbonetos leves do 6leo, além do aumento da densidade do 6leo ao
utilizar a injecdo de CO», enquanto a densidade da fase aquosa diminui devido a
solubilizagéo parcial do CO2 (2 a 7% do CO: injetado). Esta aproximacao das densidades
das fases 6leo e 4gua diminuem o efeito da segregacdo por gravidade entre os fluidos do

reservatorio, aumentando a recuperacgéo de oleo.

As simulagOes desta secdo foram realizadas com a consideracdo da solubilizagéo
do CO- na fase aquosa. Sequeira (2006) informou que a PMM do 6leo é 46022,52 kPa.
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Escolheram-se entdo as pressdes de injecdo acima (48263,31 kPa) e abaixo (41368,55
kPa) para serem testadas no simulador. O resultado obtido para o fator de recuperacdo do
6leo em funcdo do tempo (Figura 111.17) indica que, quando a pressdo de injecdo é
superior a PMM, a recuperacéo do dleo apds 20 anos de produgdo é maior (com maximo
de aproximadamente 88%), seguido pela injecdo na PMM (maximo em torno de 81%) e
por fim abaixo da PMM (méximo em torno de 45%). Estes resultados estdo de acordo

com o esperado porque, quanto mais CO> solubilizado no 6leo, maior a producdo de dleo.
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Figura I11.17. Fator de recuperacéo versus tempo de simulacdo para as pressoes analisadas
(acima, abaixo e na PMM).

Na Figura 111.18 (a), pode-se visualizar que a RGO para pressao de injecdo acima
da PMM é muito maior do que para a injecdo na PMM e do que para a injecdo abaixo da
PMM. Na injecdo acima da PMM, mais CO: é solubilizado no 6leo do que nas outras
injecOes estudadas e, consequentemente, ha uma maior producdo de CO2 quando ocorre
0 breakthrough (aproximadamente em 1996). Além disso, a restricdo do poco injetor é a
pressao de injecdo e a vazdo de injecdo é varidvel, sendo alterada pelo simulador para
manter a pressao de injecdo mais elevada (de forma analoga ao que foi explicado na secao
anterior). Dessa forma, para a injecdo acima da PMM, a vazao de injecdo do CO» é maior
do que para as outras injecdes analisadas e, como consequéncia, quando ocorre o
breakthrough de CO2, uma maior quantidade de CO> é produzida. Um comportamento
semelhante € visto para a injecdo de CO2 na PMM e o breakthrough de CO2 acontece em
torno do ano 1998. Ja para a injecdo abaixo da PMM, a RGO é considerada constante,
pois, devido a baixa pressao, pouco CO> consegue se solubilizar no 6leo e, para o periodo

de tempo simulado, o breakthrough de gas ainda ndo ocorreu.
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Figura 111.18. (a) Razdo Gas/Oleo (RGO) versus tempo de simulacio e (b) pressdo média
do reservatorio versus tempo simulado, ambas para as injecGes analisadas (acima, abaixo
e na PMM).

A Figura 111.18 (b) apresenta o comportamento da pressao meédia do reservatorio
ao longo do tempo simulado. Assim como foi explicado na sec¢do anterior, a queda brusca
da pressdo nos primeiros anos de simulacdo, para as trés injeces analisadas, ocorre
devido a producdo rapida e natural de 6leo (conforme a Figura 111.19 (b)), associada ao
fato da pressdo inicial do reservatorio ser muito elevada. Observa-se que quanto maior a
pressao de injecdo, menor a queda de pressao, porque a vazdo de injecdo de CO> é variavel
e é calculada pelo simulador a cada momento, visando a manutencdo da pressao de
injecdo fixada. Sendo assim, quanto maior a pressao de injecao, maior a vazao de injecao

de CO>, 0 que possibilita o posterior aumento da pressao média do reservatorio.

Conforme a Figura 111.18 (b), a queda de presséo para as inje¢des acima e na PMM
(em 1996 e 1998, aproximadamente) também confirmam o comeco do breakthrough de
gas nestes anos, apesar de haver um aumento posterior na pressao, seguido por uma queda
de pressdo em torno de 2000 e 2004 (acima e na PMM, respectivamente). Conforme a
Figura 111.19 (a) , a vazéo de injecdo do CO; para a inje¢do acima da PMM aumenta
bruscamente neste periodo enquanto a producao de 6leo diminui significativamente (vide
Figura 111.19 (b)) no mesmo periodo. Para a inje¢do abaixo da PMM, a pressao diminui
de forma acentuada no primeiro ano de simulacéo e se estabiliza apos este ano, ndo sendo
atingido o breakthrough no periodo simulado. A pressdo média mais elevada foi a da
injecdo acima da PMM, pois hd uma maior quantidade de gas injetado (a restricdo do

pogo injetor € apenas a pressdo de injecdo, sendo a vazdo de entrada variavel e calculada
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a cada momento pelo simulador). Logo, uma maior quantidade de gas é comprimida no

reservatorio, aumentando assim a sua pressao media.

Na Figura 111.19 (a), estdo apresentadas as vazOes de injecdo de CO; para as trés
injecdes analisadas. Haja visto que a restricdo do pogo injetor é a pressdo de inje¢do, a
vazdo de injecdo é variavel, pois o simulador a calcula visando a manutencdo da pressao
de injecdo constante. Conforme estes resultados, para a injecao abaixo da PMM, a vazéo
é aproximadamente constante, porque ndo ha solubilizacdo do CO; injetado no 6leo, ou
seja, 0 CO2 apenas mantém a pressao do reservatdrio. Para as inje¢des acima e na PMM,
observa-se 0 aumento da vazéo de injecdo do CO2 aproximadamente no mesmo periodo

em que ocorre o breakthrough (conforme Figuras 111.18 (a) e (b) e 111.19 (b)).
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Figura 111.19. (a) Vazdo de injecdo do COz e (b) vazao de 6leo no pogo produtor, ambas
para as trés pressdes de injecdo analisadas (acima, abaixo e na PMM).

Na Figura 111.19 (b), estdo apresentadas as vaz@es de producdo do 6leo para as
injecOes analisadas. Com estes resultados, € possivel confirmar as datas em que o
breakthrough acontece para as inje¢des acima e na PMM: 1996 e 1998, confirmando o
que foi visto nas Figuras 111.18 (a) e (b). A injecdo abaixo da PMM apresentou uma
producdo de Oleo praticamente constante e muito inferior & quantidade de dleo produzido

pelas outras injecoes.

A Figura 111.20 apresenta uma comparacdo entre as densidades da fase gasosa
para as trés injecGes analisadas nesta secdo. A maior diferenca entre as densidades dessas

fases ocorre entre a injecdo na pressao abaixo da PMM e as injecGes na PMM ou acima
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da PMM, pois, para a injecdo abaixo da PMM, o aumento da densidade da fase gasosa
ocorre sempre “com atraso” quando comparada as outras injecoes. Isto é devido ao maior
tempo requerido para solubilizacdo do CO2 no dleo em pressdes menores, conforme a
Figura I11.21 (fracdo molar do CO2 no 6leo em fungdo do tempo). Ao diminuir a pressdo
de injecdo, mais tempo é necessario para solubilizar o CO2 no 6leo, “atrasando” o

aumento da densidade da fase gas e da producdo de 6leo.
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Figura 111.20. Densidade da fase gasosa em funcdo do tempo separado por blocos
analisados considerando as trés pressdes de injecdo analisadas.

Como a temperatura do reservatdrio é constante, a solubilidade do CO; é variavel
com a pressdo: em pressdes mais elevadas, tem-se uma maior quantidade de CO:
solubilizada na fase oleosa e 0 inverso ocorre em pressdes mais baixas. Em pressdes mais
baixas, uma menor quantidade de CO: é solubilizada na fase oleosa no mesmo periodo
de tempo. Portanto, para a injecdo acima da PMM, tem-se uma alteracdo nas densidades
das fases em um menor periodo, pois para as injecdes na PMM e abaixo da PMM, ¢
necessario um maior tempo de injecdo para alcancar uma mesma quantidade de CO>
solubilizada nas fases (ou uma quantidade capaz de alterar a densidade). Visto que a
densidade das fases e a solubilidade do CO> nas fases sdo propriedades relacionadas,
quando ocorre uma modificagdo na fragdo molar de CO> solubilizada em uma dada fase,
a densidade desta fase também ¢ alterada. Dessa forma, para a inje¢do acima da PMM,
ocorreu 0 aumento da densidade do gas em um menor periodo quando comparado as

injecbes abaixo da PMM e na PMM, pois ja& havia a quantidade necessaria de CO>
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solubilizado que possibilita a alteracdo da densidade. Para as injecOes acima da PMM e
na PMM, para os blocos {1,4,2} e {1,4,3}, mais préximos do pogo injetor, os resultados
foram praticamente iguais, pois 0 CO; forma a frente de deslocamento e consegue

alcancar estes blocos rapidamente.

Na Figura 111.21, verifica-se que para todas as injecdes estudadas, a fragdo molar
de COz2 no 6leo aumentou com o tempo, se estabilizando em torno de 0,77. Alguns blocos
apresentam uma queda brusca para zero da fracdo molar de CO na fase 6leo: bloco
{1,4,3} para a injecdo abaixo da PMM; blocos {1,4,3}, {1,4,1}, {4,4,3} e {4,4,1} para
injecdo na PMM e blocos {1,4,3}, {1,4,1}, {4,4,3}, {4,4,1} e {1,4,2} para injecdo acima
da PMM. Isto ocorre devido a producéo total de 6leo naquele bloco pois também ha uma

diminuicéo brusca na composigdo de C7+ no mesmo periodo e no mesmo bloco.
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Figura 111.21. Fracdo molar de CO- solubilizado na fase 6leo em fun¢do do tempo para
cada uma das pressdes analisadas (acima, abaixo e na PMM).

A Figura I11.22 mostra os resultados para densidade da fase 6leo em fun¢édo do
tempo separado por blocos. Enquanto a variacdo da densidade da fase gasosa varia entre
0 kg/m3 (quando ndo ha gas livre no reservatdrio, a densidade é zero, até que o CO>
alcance o bloco) e 800 kg/m?, a variagio da densidade do 6leo é entre 690 e 750 kg/m?®.
Por este motivo, as densidades da fase oleosa séo consideradas constantes quando
comparadas a densidade da fase gasosa, haja visto que, na escala da Figura 111.23, as
variacdes na densidade da fase oleosa sdo insignificantes quando comparadas as da fase

gasosa. Entretanto, percebe-se que ha variacdo na densidade do 6leo devido & injecdo de
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COo, porque o CO> leva a liberacdo dos componentes leves do 6leo, tornando-o mais

denso e viscoso.
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Figura 111.22. Densidade da fase oleosa em funcdo do tempo separado por blocos
analisados considerando as trés pressoes de injecdo analisadas.
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Figura 111.23. Densidades das fases gés, 6leo e agua em funcéo do tempo para cada uma
das pressOes analisadas (acima, abaixo e na PMM).

Conforme Mansour et al. (2019), para temperaturas entre 71,46 e 119,07°C e
pressdes entre 0 e 34473,8 kPa, a densidade da fase gas durante a injecdo de CO2 miscivel
esta entre 600 e 800 kg/m? (préxima a da fase 6leo), conforme observado na Figura 111.23.
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Eles afirmam que essa aproximac&o entre as densidades das fases 6leo e gas causa uma
diminuicdo na segregacdo por gravidade entre os fluidos do reservatdrio, aumentando sua

interacdo e a recuperacdo de 6leo (Mansour et al, 2019; Holm e Josendal, 1974).

Para todas as injecdes estudadas, 0 aumento das densidades da fase gas seguem a
ordem de k = 3,2,1, nesta ordem, ou sdo aproximadamente iguais em k =1 e 2. Esta ordem
segue a proximidade do bloco do poco injetor e distanciamento do pog¢o produtor, ou seja,
quanto mais proximo o bloco do injetor, mais rapido sua densidade aumenta. O aumento
da densidade da fase 6leo ocorre de forma quase imperceptivel na escala da Figura 111.23
quando comparado a fase géas (apenas cerca de 50 kg/m?®). Este aumento é devido a

extracdo dos componentes leves do 6leo, tornando-o mais pesado e espesso.

Na Figura 111.24, tem-se os resultados da densidade da agua em funcdo do tempo
separados por blocos. Para a injecdo abaixo da PMM, observa-se que o aumento da
densidade da dgua ocorre com atraso em relacdo a outras injecdes. Este comportamento
¢ visto também com outros parametros ja estudados neste trabalho, devido a menor
pressdo de injecdo, que ocasiona uma menor solubilizacdo do CO; nas fases presentes no

reservatorio e, portanto, uma menor producéo de 6leo.
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Figura 111.24. Densidade da fase aquosa em funcdo do tempo separado por blocos
analisados considerando as trés pressdes de injecdo analisadas.
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A densidade da &gua foi maior para a inje¢do acima da PMM, na PMM e abaixo
da PMM, nesta ordem. Isto era esperado, pois 0 aumento da densidade esta relacionado

com a quantidade de CO> que se solubiliza na &gua. Com uma menor presséo de injecao,
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a pressdo do reservatorio € mais baixa quando comparada as simulages com a pressao
de injecdo mais elevada. Como a solubilizagdo do CO> no fluido depende da pressao do
sistema, uma menor quantidade ¢é solubilizada e, portanto, ha uma menor variacdo na

densidade do fluido quando a pressao de injecdo é abaixo da PMM.

Assim como para a densidade do Gleo, a densidade da agua parece constante
quando comparada a densidade da fase gasosa, porém apresenta uma pequena
variagio (1016 a 1031 kg/m®).

Como ja visto na Figura 111.17, a maior producdo de 6leo ocorre com a pressao
acima da PMM e a menor foi para injecdo abaixo da PMM. Nas Figuras 111.25 e 111.26,
observa-se que a fragcdo molar de CO- na agua e no 6leo, respectivamente, para a injecao
abaixo da PMM aumenta com certo atraso, ao compara-la as outras simulacdes. Salienta-
se a relacdo entre a fracdo molar de CO: solubilizada no 6leo e 0 aumento da producéao
de 6leo, pois a quantidade de CO; solubilizada em cada fase causa altera¢fes na densidade

dessa fase.
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Figura 111.25. Fracdo molar de CO- solubilizada na agua em funcéo do tempo separado
por blocos analisados considerando as trés pressdes de injecdo analisadas.

Observa-se a relagdo entre a densidade da dgua (Figura I11.24) e a fracdo molar de
CO: solubilizada nesta fase (Figura 111.25), pois a maxima fragdo molar de CO:
solubilizada é em torno de 0,027, ocasionando uma diferenga maxima nas densidades da

agua de 15 kg/m?.

Setaro, L. L. O. Pag. 99



Capitulo 111 - Calculo da Densidade da Agua Pura e da Mistura H,0+CO,: Efeitos no
Fator de Recuperacdo do Oleo por Injecdes Continuas de Agua Pura ou CO>
{1.4,2) {1.4,3}
0.3+ 0.3+ - 0,34 ;:" “E'; ““
1 2001 2006 1886 1991 1956 2001 2006 1986 1891 1996 2001 2006

Fragdo molar de COz na fase ocleosa

0.5

0.2+

1881 1956
Tempo (anos)

(4.4 1}

3
o
1

Tempo (anos)
7.4, 1}

Fragcdo molar de CO: na fase oleosa

Tempo (anos)
{4.4.2}

Tempo (anos)
7.4,2)

Fracdo molar de COz na fase oleosa

Tempo (anos)
{44 3}

0.6

1581 1556
Tempo (anos)

T 1
2001 2006

{7. 4,3}

0.3 4 0.3 i

L@
I
&

N

T T 1 T T T 1
1981 1586 2001 2006 1986 1591 1596 2001 2006

1981 1355 2001 2006 1556
Tempo (anos) Tempo (anos)

Tempo (anos)

— Abaixo da PMM --- Na PMM - Acima da PMM

Figura 111.26. Fracdo molar de CO; solubilizada no 6leo em funcdo do tempo separado
por blocos analisados considerando as trés pressdes de injecdo analisadas.

Conforme a Figura 111.26, verifica-se que o aumento da pressao de injecéo leva a
uma maior fragdo molar de CO- na fase oleosa. Em alguns blocos, observa-se que a fracéo
molar de CO2 aumenta e depois é reduzida a zero porque, nestes blocos, ocorre a produgao
total de 6leo. Este cenario € hipotético e ideal pois em uma situacao real existe a saturacao

residual de 6leo.

Para as injecdes analisadas, observa-se que a fase de componentes leves liberados
pelo dleo é composta apenas por metano (CHa). Isto é esperado porque a composi¢éo
original de CH4 no dleo é 0,24 enquanto outros componentes leves apresentam
composicdo na ordem de 107, conforme Tabela 111.9. Outro ponto interessante é que 0
pico da composicdo de CH4 ocorre quando ha estabilizacdo da densidade do gas, pois é

quando o CHa ¢é liberado do 6leo, formando entéo a fase gasosa do reservatorio.

Como esperado, a medida que CHa é vaporizado, sua composicao na fase 6leo
diminui. A fragdo molar de metano remanescente no final da injecéo abaixo da PMM é
superior ao das injecoes na PMM e acima da PMM, pois menos CO: se solubiliza no

6leo e, portanto, menos CHa é liberado do 6leo ao longo do periodo de simulacéo.

Assim como visto no item 111.4.1, comparando a quantidade de CO, e de CHa
solubilizadas na agua (fracdo molar de CO2 em torno de 0,027 e fracdo molar méxima de

CH4 em torno de 0,0014), observa-se que esta &€ muito inferior (aproximadamente 19

Setaro, L. L. O. Pag. 100



Capitulo 111 - Calculo da Densidade da Agua Pura e da Mistura H20+CO2: Efeitos no
Fator de Recuperacdo do Oleo por Injecdes Continuas de Agua Pura ou CO>

vezes menor) do que a capacidade de solubilizacdo do CO2 na agua, conforme revelou a
simulacéo. Ao comparar a quantidade de CH4 que se solubiliza na agua (fragdo molar de
aproximadamente 0,005) com quantidade solubilizada no 6leo (a fracdo em torno de
0,24), a quantidade solubilizada no 6leo é cerca de 240 vezes maior, podendo ser

desprezada sua solubilidade na agua.

111.4.3. Comparacéao entre os resultados do GEM e as correlacdes empiricas

As correlacbes empiricas mais indicadas para o calculo da densidade da 4gua e da
mistura de &gua e CO. foram, respectivamente, a de Batzle e Wang (1992) e a de
Hnedkovsky et al. (1996) ou Bachu e Adams (2003), conforme visto na secdo 111.3. O
modulo GEM, utilizado na secdo 111.4, calcula a densidade da fase aquosa com a
correlacdo empirica apresentada pelas Eqgs. 111.36 a 111.40. Como néo foi possivel obter
dados experimentais na literatura nas mesmas condi¢des do reservatdrio, a comparagao
entre os resultados da densidade foi realizada entre as correlagcbes empiricas e 0s
resultados calculados no GEM. A Tabela I11.12 apresenta os desvios maximos, médios e
minimos para as trés injecdes analisadas neste capitulo. Para cada uma das trés injecdes,
189 pontos foram utilizados (obtidos nas simulagdes realizadas na segéo 111.4.1). As
faixas de temperatura, presséo e fragdo molar de CO» foram obtidas nas simulagdes. A
temperatura foi fixada na temperatura do reservatério: 114,44°C. A faixa de pressdo foi
entre 39.980 e 46.160 kPa e a faixa de fracdo molar de CO; foi entre zero e 0,0273.

Tabela 111.12. Desvios (méaximo, médio e minimo) da densidade da fase aquosa entre as
correlagbes empiricas e 0 GEM.

Injecéo Desvio maximo (%) Desvio médio (%) Desvio minimo (%)
CO2 com solubilidade 4,84 4,80 4,76
CO2 sem solubilidade 5,07 5,07 5,06
H>O 4,87 4,82 4,82

Salienta-se que a correlagdo de Hnedkovsky et al. (1996) foi utilizada para a injecéo
de CO2 que considera sua solubilidade em agua, porque parte do CO: injetado €
solubilizado na agua. J& para as injecdes de agua e a de CO2 que desconsidera sua
solubilidade em &gua, a correlacdo utilizada foi a de Batzle e Wang (1992), porque a agua

conata ndo apresenta sais em sua composicao e ndo ha CO; se solubilizando na agua.
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De acordo com a Tabela 111.12, a densidade da fase aquosa, para as trés injecdes
analisadas, € em torno de 5% maior quando calculada pelo simulador GEM. Ou seja, 0s
resultados obtidos com as correlacdes de Batzle e Wang (1992) ou Hnedkovsky et al.

(1996), conforme a necessidade de cada injecdo, sdo proximos.

Como visto na se¢éo 111.3, os desvios experimentais obtidos para as correlagdes de
Batzle e Wang (1992) ou Hnedkovsky et al. (1996) foram inferiores a 5% (para Batzle e
Wang (1992), o desvio médio é 2,70% e para Hnedkovsky et al. (1996) ¢é 0,66%). Ou
seja, as correlacBes empiricas disponiveis na literatura sdo mais acuradas do que a
correlagdo utilizada pelo GEM. Dessa forma, pode-se inferir que a densidade da fase
aquosa calculada pelo GEM deve ser a mais acurada possivel, pois uma densidade muito
diferente da real pode impactar no resultado obtido do fator de recuperacédo de 6leo, bem
como em outras propriedades fisicas das fases. Recomenda-se 0 uso das correlacdes
empiricas de Batzle e Wang (1992) ou Hnedkovsky et al. (1996) por serem mais acuradas

do que a correlacao utilizada no GEM.

I11.5. Conclusdes parciais

Entre as trés correlacBes testadas para agua pura, 0s menores desvios foram obtidos
com a correlacdo de Wagner e Pruss (2002). Destaca-se que esta correlagdo ndo considera
a pressdo do sistema no calculo da densidade da dgua pura, ou seja, os efeitos da pressdo
do sistema na densidade da agua pura séo pequenos e podem ser desprezados, conforme
Wagner e Pruss (2002). Os resultados desta dissertacdo mostram que, para a densidade
da &gua pura, esta consideracédo € adequada. Entretanto, conforme os resultados do célculo
da densidade da mistura de &gua e CO>, a correlacdo de Wagner e Pruss (2002) néo é
adequada, porque seus desvios foram maiores quando comparados a correlacdo de Batzle
e Wang (1992). Isto porque a mistura de dgua e CO> contém CO- solubilizado (um gas),
como gases sdo fluidos mais compressiveis do que liquidos, a pressdo € uma variavel

importante e que deve ser considerada nos calculos.

Os desvios obtidos para as nove correlagdes do célculo da densidade da mistura de
agua e CO, foram mais acurados para as correlacdes de Bachu e Adams (2003) ou
Hnedkovsky et al. (1996), ambas utilizando a correlacdo de Batzle e Wang (1992) no

calculo da densidade da agua pura. Dessa forma, nota-se que a densidade da mistura de
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CO- e agua é mais sensivel a variagdes na pressdo do sistema (diferente da agua pura) e

deve ser considerada no calculo da densidade.

A densidade da dgua pura pode substituir a densidade da mistura de CO> e agua nas
seguintes faixas de temperatura, presséo e fracdo molar de CO.: entre 4,85 e 198°C, entre
2,15 e 100,7 MPa e entre 0 e 0,039. Isto pode ser feito porque o desvio maximo entre as

densidades da agua pura e da mistura de &gua e CO> foi em torno de 1,3%.

As simulacdes realizadas neste capitulo utilizaram como base um exemplo de
reservatorio da CMG e os dados do 6leo utilizado foram fornecidos por Sequeira (2006).
A andlise dos resultados para injecdo de agua mostra que ndo houve variagOes
significativas na densidade das fases estudadas, pois a agua injetada nao se mistura com
0 Oleo. Consequentemente, o fator de recuperacdo de Oleo obtido para este método foi
menor quando comparado aos resultados da injecdo de COo. Ja para a injecdo de CO3, a
densidade da fase gasosa aumentou consideravelmente. Logo, o fator de recuperagéo
também foi maior. Entre as injecOes de CO; estudadas, verificou-se que os fatores de

recuperacdo obtidos no final do periodo de simulacdo foram praticamente idénticos.

O aumento da fracdo molar de CO. dissolvida em 4&gua (de zero ate,
aproximadamente, 0,026 neste trabalho) é responsavel pela menor solubiliza¢do do CO>
em oOleo. Isto resulta em um maior fator de recuperacdo do 6leo quando a solubilidade do
CO; é desconsiderada. Dessa forma, conclui-se que a solubilidade do CO, em agua deve
ser considerada na simulacdo do deslocamento de dleo através da injecdo de CO> para
que os resultados obtidos na simulacdo tenham a maior acuracia possivel. O aumento da
densidade e da fragdo molar de CO2 nos blocos analisados acontece em funcdo da
distdncia do poco injetor (primeiro nos blocos mais préximos até alcancar os mais
distantes), ou seja, as posi¢es dos pocos injetor e produtor também afetam a producéo
de dleo.

Sobre a pressdo de inje¢do, conforme esperado, o fator de recuperagcdo foi maior
para a pressdo acima da PMM, seguido pelas injecdes na PMM e abaixo da PMM. Isto
acontece porque como a pressdo de injecdo é mais elevada, uma maior quantidade de CO>
consegue se solubilizar na fase dleo e, consequentemente, uma maior quantidade de

componentes leves é vaporizada do 6leo, aumentando assim o fator de recuperagao.

Considerando as injecOes acima, abaixo e na PMM, nota-se que a densidade da fase
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gasosa aumenta com o tempo. Contudo, de forma an&loga ao que foi visto ha comparagao
das injecOes de CO> (considerando ou ndo sua solubilidade em agua) com a inje¢éo de
agua, a densidade da fase aquosa nao apresenta alteracao significativa. Salienta-se que o
método de calculo do GEM para a densidade da fase aquosa (mistura de agua e CO>) é
em funcgdo da pressdo do sistema e da compressibilidade isotérmica da agua.

Ao aumentar a pressao de injecdo, verifica-se que a fracdo molar de CO- na fase
0leo aumenta mais rapidamente, havendo blocos em que a producdo de o6leo é total

(situacdo hipotética, que ndo ocorre na realidade devido a saturacéo residual de 6leo).

A comparagdo entre a densidade da fase aquosa calculada com correlages
empiricas e com o simulador GEM revela que o simulador GEM calcula a densidade da
fase aquosa cerca de 5% maior do que os resultados com correlaces empiricas. Como 0s
desvios experimentais entre as correlagbes empiricas utilizadas foi menor que 5% (vide
secao 111.3), pode-se afirmar que a correlacdo utilizada pelo GEM é menos acurada do
que correlacdes empiricas disponiveis na literatura. Salienta-se que 0 GEM ndo permite
a utilizacdo de outra correlacdo para o calculo da densidade da fase aquosa, exceto a que
ja estd implementada no simulador. Outro ponto importante € que, ao superestimar o valor
da densidade da fase aquosa, 0 GEM pode afetar os resultados de outras propriedades

fisicas e até mesmo do fator de recuperacédo do 6leo.
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CAPITULO IV - CALCULO DA
DENSIDADE DAS FASES: EFEITOS DA
MISTURA DE SALMOURA E CO, NO
FATOR DE RECUPERACAO DO OLEO

IV.1. Introducéo

Os principais métodos de recuperacdo de 6leo apresentados no capitulo 11 (injecdo
de CO., H20, CO;WAG, LSW, HSW, CO:LSWAG, CO,HSWAG) sdo simulados
(GEM) neste capitulo a fim de avaliar qual deles apresenta o maior fator de recuperacao
sob o efeito da densidade das fases. Durante o escoamento de fluidos, ocorre a alteracédo
da densidade das fases, ou seja, a aproximacao das densidades das fases leva a uma menor
segregacdo gravitacional. Consequentemente, ha uma modificacdo na tensao interfacial

entre as fases (que diminui) e no fator de recuperacdo de 6leo (que aumenta).

Os resultados deste capitulo foram obtidos de forma analoga ao capitulo I11, porém
com a diferenca da composicao da fase aquosa analisada pois, além do CO: dissolvido na
agua, também ha NaCl. Apresenta-se a revisao dos métodos empiricos e fenomenoldgicos
para o célculo da densidade da fase aquosa da mistura de agua, sal e CO2, bem como a
comparacao de oito correlacdes empiricas da literatura para esta mistura e sua aplicacédo
durante o escoamento de fluidos em reservatdrio utilizando o médulo composicional
GEM da CMG. Por fim, a comparacéo entre a densidade da fase aquosa, calculada pelo
GEM utilizando uma correlacdo linear (vide se¢des 111.1.2 e 111.4), e pelas correlacdes

empiricas mais acuradas. Além de um modelo fenomenoldgico, foi realizada.

IVV.2. Modelos Empiricos para o calculo da densidade da fase aquosa de salmoura
(NaCl) e CO2

Como mencionado na secédo 111.2, a grande vantagem da utilizagdo de modelos
empiricos é o baixo esforco computacional necessario para sua aplicacdo, além das
variaveis de entrada normalmente serem mais simples, quando comparados aos modelos

fenomenoldgicos. Geralmente, modelos empiricos sdo obtidos a partir de uma regresséo

Setaro, L. L. O. Pag. 109



Capitulo 1V - Calculo da Densidade das Fases: Efeitos da Mistura de Salmoura e CO2 no
Fator de Recuperacédo do Oleo

de dados experimentais, possuindo determinadas condi¢des de validade, de acordo com
as faixas de temperatura, pressao, e composi¢do em que foram obtidos. Uma limitagéo
destes modelos sdo as faixas de validade muito estreitas, sendo necessario avaliar a
possibilidade de extrapolagéo destas faixas ou procurar outra correlagcdo que possua faixas
de validade mais adequadas.

O NacCl foi selecionado para compor a agua conata do reservatério e a agua de
injecdo porque é o principal componente da agua do mar, além de ser o sal mais utilizado
na avaliagdo dos métodos empiricos e fenomenolodgicos da literatura. Nesta se¢do, as
correlacBes empiricas mais citadas na literatura para o célculo da densidade da mistura
agua-sal-CO, sdo apresentadas. Conforme a disponibilidade dos dados de entrada
requeridos para aplicacdo, oito correlaces empiricas foram selecionadas para

comparagéo na secdo 1V.4.

Conforme explicado na se¢do 111.1.2, a mistura de 4gua e CO2 ndo é ideal e pode
ser simplificadamente representada pelo conceito de volume molar aparente. Dessa
forma, Andersen et al. (1992) propuseram uma correlacdo para calcular o volume molar
aparente da mistura agua-NaCl-COa. Eles consideraram o volume molar aparente do CO>
igual ao da &gua, exceto proximos a temperaturas e pressdes criticas. Os resultados
encontrados apresentaram uma boa concordancia com os dados experimentais e uma boa

precisdo (desvio relativo abaixo de 1%).

Adams e Bachu (2002) compararam 7 correlagdes para o calculo da densidade da
mistura de dgua-NaCl ou de agua conata de composi¢ao ndo especificada, e determinaram
que a correlacdo proposta por Batzle e Wang (1992) € a mais indicada (desvio relativo
médio menor que 1%) além de possuir uma faixa de aplicacdo maior quando comparada
as outras correlacdes. A restricdo da equacdo de Batzle e Wang (1992) é o uso exclusivo
com NaCl. Para considerar o CO2 em solucéo, Bachu e Adams (2003) apresentaram um
fator de correcdo na correlacdo de Batzle e Wang (1992) para o célculo da densidade de
H>0O-NaCl, o que tornou a correlacéo aplicavel ao sistema CO2-H>0-NaCl. Os resultados
obtidos por Bachu e Adams (2003) foram satisfatorios quando comparados aos dados

experimentais, com desvio relativo médio de 0,5%.

Lins et al. (2022) realizou uma comparagao entre nove correlagdes empiricas bem

estabelecidas na literatura para o calculo da densidade de salmoura saturada com CO..
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Foram comparadas as correlagdes propostas por Li et al. (2011) e Song et al. (2013) para
a mistura de agua, CO e NaCl, utilizando 339 dados experimentais com incerteza menor
que 0,07% (em Song et al. (2013)) e 847 dados experimentais (em Li et al. (2011)). Seus
resultados mostram que a correlacéo de Song et al. (2013) é mais indicada, por apresentar
um desvio relativo médio menor (0,34%) do que a de Li et al. (2011), necessitando de
uma menor quantidade de parametros, mas aplicavel para faixas de temperatura e pressdo
mais estreitas. Além destas correlacGes, os resultados de Lins et al. (2022) indicam que
as correlagOes propostas por Teng e Yamasaki (1998), Song et al. (2005) e Bando et al.
(2004) apresentaram desvios relativos, respectivamente, de 0,25%, 0,50% e 0,75%. A
correlagdo de Teng e Yamasaki (1998) foi mais eficiente em elevada temperatura
(148,85°C) e baixa fracdo molar de CO- (zero a 0,01). Ja a correlacdo de Song et al. (2005)
apresentou um desempenho mais acurado para baixa temperatura (1,85°C) e fracdo molar
de CO- (zero a 0,02), assim como a correlagcdo de Bando et al. (2004) (temperaturas de
1,85°C e 59,85°C, e fracdo molar de CO2 de 0,004 a 0,016).

Apesar de algumas correlacdes serem aceitas para agua do mar e/ou agua salina
de composicdo ndo conhecida (Bachu e Adams, 2003; Song et al., 2005; Teng e
Yamasaki, 1998) ou indicar o uso da correla¢do também para CaCl, (Bastami et al., 2018;
Calabrese et al., 2019)), nesta dissertacdo, todas as correlacdes foram testadas apenas para
NaCl, haja visto que é o sal que comp®e a 4gua conata e a agua de injecdo. As principais
correlagdes presentes na literatura para o sistema H,O-CO»-sal sdo apresentadas na
Tabela IV.1.

Observa-se que ndo existe um consenso na literatura sobre qual a correlacdo mais
indicada para o célculo da densidade do sistema CO.-salmoura, especialmente em
elevadas temperaturas, pressdes e tipo de sal. Além disso, é necessario ter cautela na
escolha da correlacédo a ser utilizada devido a sua aplicabilidade com respeito ao sal que
pode ser utilizado. Neste trabalho, as oito correlagdes testadas para o calculo da densidade
do sistema COz-salmoura (Bachu e Adams (2003), Bando et al. (2004), Calabrese et al.
(2019), Li et al. (2011), Song et al. (2005), Song et al. (2013), Teng e Yamasaki (1998),
Yan et al. (2011)) estdo apresentadas na Tabela IV.1.
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Tabela I1V.1. CorrelagBes empiricas mais citadas na literatura para o calculo da densidade
da mistura salmoura-CO;, testadas apenas com NacCl.

Referéncia Faixa de Faixa de Molalidade de sal
temperatura (K)  pressdo (MPa) (mol/kgH20)
Andersen et al. (1992) 297,04 — 588,71 0,1-34,47 Até 0,51
Teng e Yamasaki (1998) 278 - 293 6,44 — 29,49 Até 0,60
Bachu e Adams (2003) 293,15 - 623,15 5-100 Até 5,48
Bando et al. (2004) 303,15 - 333,15 10-10 0-1,11
Song et al. (2005) 276,15 — 283,15 4,0-12 Até 3,99
Li et al. (2011) 273 - 573 10*- 100 1-6
Yan et al. (2011) 323,2-413,2 5,0-40 1-5
Song et al. (2013) 333,15 393,15 10-18 1-4
Bastami et al. (2018) 328,15-375,15 6,89 20,68 4,11-10,43
Calabrese etal. (2019) 274,81 44897 1,27 -100,12 0,77-25

1VV.3. Modelos Fenomenoldgicos para o calculo da densidade da fase aquosa de
salmoura (NaCl) e CO2

Como visto na segéo I11.2, existem diversas formas de calcular a densidade da
mistura de H.O-CO; através de diversas EDEs e regras de mistura. Nesta se¢do, 0 mesmo
tipo de abordagem é empregado para salmoura contendo CO,. Como a agua conata
utilizada neste trabalho é composta apenas por NaCl (ions presentes na agua conata: Na",

CI"), o célculo da densidade da salmoura com CO; é apresentado apenas para este sal.

Na dissolucdo de um sal em agua, séo formadas liga¢des idnicas entre os ions que
compdem o sal e a 4gua. Isto leva a uma menor solubilizacdo do CO, na mistura, pois as
forgas intermoleculares das moléculas de CO. sé&o do tipo de van der Waals (Teng et al.,
1997). Devido a presenca das forcas ibnicas entre 0s sais e a agua, a modelagem da
mistura de CO2-agua-sal é mais complexa do que a da mistura de CO»-agua, necessitando
a utilizacdo de modelos y-¢ ou de uma adaptacdo dos modelos ¢—¢. Ou seja, para a
utilizacdo dos modelos @—¢ € necessaria a incorporacdo na regra de mistura de um termo
que descreva as interagGes eletroliticas ou utiliza-se um modelo de GE combinado a uma
EDE (Springer et al., 2012).

Para facilitar o entendimento, os modelos principais de uma reviséo da literatura,
bem como as faixas de temperatura e pressdo utilizadas por cada autor, estdo apresentados

na Tabela IV.2 e discutidos no texto a seguir.
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Tabela IV.2. Caracteristicas dos principais modelos fenomenoldgicos de céalculo da
densidade de salmoura com COs..
Faixa de Faixade  Sal (Molalidade

Referéncia temperatura  presséo de sal -rl;:gge?g
(K) (MPa) (mol/kgH20))
Bowers e Helgeson 273,15 - i i
(1983) 873 15 0-300 NaCl (---) RK-BH
RK-BH
573,15 - NaCl (0,34 - ’
Duan et al. (1995) 127315 0 - 600 0,86) An(_jerko-
Pitzer
Ji et al. (2005) 298 - 373 Até 20 NaCl (---) SAFT1

Akinfiev e Diamond 251,15 - 0,1-20 NaCl (Qualquer) Pitzer, Duan

(2010) 373,15
_ 273,15 - , MSE (HKF-
Springer etal. 2012) 57445 At 4053 NaCl(0-4.82) |5y spiy
273,15 - 0,02 - NaCl (Até PSUCO2:
Zhao (2014) 523.15 200 saturaco) RK, Pitzer

---: ndo informado.

A modelagem de solugdes aquosas de CO, com NaCl tem sido amplamente
discutida na literatura. Diversos autores estudaram a solubilidade do CO2 na mistura de
agua e NaCl ou o comportamento de fases deste sistema: Zuo e Guo (1992) (PT: Patel-
Teja); Gu (1998) (EDE PT); Kiepe et al. (2002) (SRK-LIFAC: equacdo de Soave-
Redlich-Kwong associada ao modelo LIFAC); Ji et al. (2005) (SAFT1: equagdo SAFT
com a modificagdo proposta por Adidharma e Radosz (1998)); Portier e Rochelle (2005)
(PR: Peng-Robinson); Yuanhui et al. (2007) (NRTL-HG; NRTL-RK: calculo do
coeficiente de atividade com NRTL e modelo de Hengelson (HG) e equacdo de Redlich-
Kwong (RK) para o calculo do coeficiente de fugacidade da fase vapor; PITZER-HG:
calculo do coeficiente de atividade com o modelo de Pitzer e modelo de Hengelson para
o0 célculo do coeficiente de fugacidade da fase vapor), Yan e Chen (2010) (PC-SAFT-
NRTL: equacdo PC-SAFT associado ao modelo NRTL), Hou et al. (2013b) (PR-NRTL.:
Peng-Robinson associado ao modelo NRTL). As siglas utilizadas nesta dissertacao estao

descritas na Lista de Abreviaturas.

Bowers e Helgeson (1983) propuseram uma modificacdo na EDE RK (RK-BH:
equacdo de Redlich-Kwong com as modificagbes propostas por Bowers e Helgeson
(1983)) para o célculo da densidade da mistura de CO2-NaCl-H-O. Eles afirmam que esta

equacdo apresenta uma boa acuracia e pode ser utilizada com outros sais encontrados
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normalmente nos deslocamentos de 6leo em reservatérios de petréleo, como KCI, MgCl,

e CaCly. A avaliagdo com outros sais esté fora do escopo desta dissertacéao.

Duan et al. (1995) estudaram as solubilidades do sal (NaCl) e do CO; e
propriedades do equilibrio PVTx do sistema H20-CO.-NaCl atraves de uma modifica¢do
da EDE AP (Anderko-Pitzer), obtendo um desvio relativo para densidade do sistema
H>O-CO.-NaCl entre 4 e 7%. Eles compararam os resultados obtidos com a EDE
modificada de Anderko-Pitzer com os da EDE RK-BH. Segundo os autores, a EDE RK-
BH é muito limitada, haja visto que ndo consegue predizer o comportamento de fases de
forma acurada e sua extrapolacéo de dados de densidade ndo € satisfatoria. Ao comparar
os resultados obtidos com as duas EDEs, percebe-se que 0s erros obtidos na comparagéo
com os dados experimentais de fato sdo cerca de cinco vezes menores ao utilizar a EDE
de Anderko-Pitzer modificada por Duan et al. (1995) frente a EDE RK-BH.

Ji et al. (2005) utilizaram a equacdo SAFT1 (abordagem ¢-¢) para calcular a
densidade da mistura de CO,-H>O-NaCl. Para pressdes abaixo de 10,5 MPa, os resultados
ndo apresentam desvios relativos significativos (abaixo de 1%), sendo menores do que a

incerteza dos dados experimentais.

Akinfiev e Diamond (2010) propuseram um modelo de abordagem y-¢, em que 0
coeficiente de atividade é baseado no modelo de Pitzer (Pitzer, 1991), enquanto o
coeficiente de Setchenow (Kiepe et al, 2002) é utilizado no calculo do coeficiente de
fugacidade da fase vapor. Foram obtidos bons resultados de densidade da mistura de H>O-
NaCl-CO,. Devido as elevadas condicbes de temperatura e pressao avaliadas por
Akinfiev e Diamond (2010) para validar o modelo proposto, eles utilizaram a equacéo de
Duan et al. (2008) (baseada no modelo de Rogers e Pitzer (1982)) para compara¢ao com
seus resultados, pois ndo encontraram dados experimentais disponiveis na literatura (a
elevadas condigdes de temperatura e pressao) para a densidade da mistura de H.O-NaCl-
CO.. As duas equaces apresentam grandes divergéncias em pressdes elevadas. O modelo
de Ankifiev e Diamond (2010) tem uma elevada acuracia para o calculo de densidades
entre 273,15K e 373,15K, a até 10 MPa. Para temperaturas entre 251,15 e 273,15K e
pressdes entre 10 e 20 MPa, foram realizados menos testes pelos autores, mas 0 modelo

também é considerado satisfatorio nessa faixa de temperatura e pressao.
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Springer et al. (2012) desenvolveram um modelo baseado no modelo MSE
(mixed-solvent electrolyte: modelo eletrolitos misturados com solvente), proposto por
Wang et al. (2002). O modelo MSE é baseado na EDE HKF (EDE Helgeson-Kirkham-
Flowers) para o calculo do potencial quimico de estado padréo do sal. AEDE HGK (EDE
Haar-Gallagher-Kell) é usada para o céalculo do potencial quimico de estado padréo da
agua e a EDE SRK para o calculo do coeficiente de fugacidade; o coeficiente de atividade
é calculado utilizando a equacdo de Pitzer (1991). A alteracdo proposta por Springer et
al. (2012) se da através da adi¢do de um termo dependente da pressdo em parametros de
interagdo binaria durante o célculo do coeficiente de atividade do modelo MSE. Esta
alteracdo permite predizer o equilibrio termodinamico de solugdes aquosas de ions cloro
com CO.. Para a solucdo de H.0-NaCl-CO., foi possivel observar o efeito salting-out,
como esperado: 0 aumento de NaCl na solugéo diminui a solubilidade do CO2 em todas
as temperaturas analisadas. Os autores afirmam que o modelo proposto por eles é capaz

de calcular as propriedades da mistura H.O-COz-cloretos com acurécia.

Algumas das EDEs apresentadas permitem sua utilizacdo com outros sais de
cloreto. Isto é interessante para aguas conatas que tem mais de um sal de cloreto em sua
composi¢do, como MgCls, CaClz, NaCl e KCI. Porém, a anélise da densidade da salmoura

com COz de outros sais que ndo o NaCl néo faz parte do escopo desta dissertacao.

Ao comparar 0os modelos fenomenoldgicos disponiveis na literatura para a mistura
de H20-CO- (apresentado no capitulo I11) e H2O-COz-sal, nota-se que ha uma maior
quantidade e variedade de EDEs e regras de mistura para o primeiro tipo de mistura. Isto
acontece pois H.O-CO, é uma mistura mais simples e hd uma maior gama de aplicacdes,

0 que a torna mais estudada.

A comparacdo das faixas de temperatura, pressdo e concentracdo de sal entre os
modelos empiricos e fenomenoldgicos mostra que as correlagcBes empiricas apresentam
faixas mais estreitas para estas trés propriedades. Dessa forma, caso o sistema analisado
ndo esteja dentro das faixas cobertas pelos modelos empiricos, recomenda-se o uso de

EDEs por ja serem validadas nestas faixas de temperatura, pressdo e concentracao de sal.

Neste trabalho, a densidade da mistura de agua, sal (NaCl) e CO- é calculada com
0 modelo PSUCO2, proposto por Zhao (2014), e disponivel gratuitamente no website:

http://www.pvtlab.com/gas_brine/psuco2/psuco2_main.php. Este modelo calcula o
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equilibrio de fases do sistema salmoura-CO. e é baseado na EDE de Redlich-Kwong
(modificada por Spycher e Pruess (2003)) e no modelo do coeficiente de atividade de
Pitzer para avaliacdo do efeito da salinidade na solubilidade do gas na fase aquosa. O
modelo PSUCO?2 apresenta uma interface amigavel, de facil acesso e o modelo de célculo
¢ acurado (desvio médio de 3,9%). E possivel selecionar o(s) sal(is) presente(s) na
mistura, conforme a necessidade: NaCl, CaClz, MgCl,, KCI e/ou Na;SO4. As faixas de
temperatura, pressdo e concentracao de sal aceitas por este modelo séo, respectivamente,
273,15a 523,15 K, 0,02 a 200 MPa e a quantidade limite de sais dissolvidos é a saturacdo
da fase aquosa. Zhao (2014) sugere cautela ao utilizar este modelo em elevadas pressoes
e temperaturas, pois a convergéncia ndo é garantida nessas condi¢Ges. Zhao (2014)
comparou 0s resultados com outros cinco modelos fenomenoldgicos: Akinfiev e
Diamond (2010), Mao et al. (2013), Spycher e Pruess (2010), Duan et al. (2006) e o
software comercial OLI Studio 9.0.6 e os resultados comparativos mostram que 0 modelo

PSUCO?2 é satisfatorio e acurado frente aos modelos comparados.

IV.4. Avaliacdo Comparativa de Correlacbes Empiricas para o Célculo da
Densidade de Salmoura Saturada com CO:2

Inicialmente, oito correlacdes para o calculo da densidade da salmoura de NaCl e
CO- séo avaliadas e, em seguida, a mais acurada é selecionada para comparagao com 0s
resultados obtidos no GEM (discutidos detalhadamente nesta se¢do) e com o modelo
fenomenoldgico PSUCO2 (apresentado na secdo 1V.3). A avaliacdo das oito correlacdes
foi realizada com dados experimentais da literatura e as correlacbes analisadas foram:
Bachu e Adams (2003), Bando et al. (2004), Calabrese et al. (2019), Li et al. (2011), Song
et al. (2005), Song et al. (2013), Teng e Yamasaki (1998), Yan et al. (2011). As faixas de
temperatura, pressao, concentracao de sal e concentracdo de CO, em que as correlagdes
sdo validas, conforme seus autores, estdo apresentadas na Tabela 1V.3.

A avaliacdo comparativa dos modelos fenomenoldgicos ndo foi realizada nesta
dissertacdo porque o modelo PSUCO?2 selecionado ja foi previamente comparado com
outros cinco modelos fenomenoldgicos, incluindo um software comercial (OLI Studio
9.0.6), conforme descricdo na sec¢do anterior. Como resultado, Zhao (2014) mostrou que,
entre os seis modelos fenomenol6gicos comparados por ele, 0 modelo PSUCO2 apresenta

0s menores desvios médios, sendo 0 mais acurado e indicado para uso.
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Tabela IV.3. Correlagbes empiricas utilizadas nesta dissertacdo para o célculo da
densidade da mistura de agua, NaCl e CO: e suas faixas de aplicacdo. NaCl foi o Unico
sal testado nesta dissertacéo.

. Presséo Molalidade Fracdo molar de
Referéncia Temperatura (K) (MPa) do sal co
(mol/kgH:0) 2
Teng flgg‘é;‘asak' 278-293  644-2949  At0,60 0 - saturago
Bachu e Adams . «
(2003) 293,15 - 623,15 5-100 Ate 5,48 0 - saturagéo
Bando et al. x
(2004) 303,15 - 333,15 10-20 0-05 0 - saturagéo
Lietal. (2011) 273 - 573 10*#-100 1-6 0 - saturacéo
Yanetal (2011)  323,2-413,2 5,0-40 1-5 0,0034 - 0,0257
Song et al. (2005) 276,15 — 283,15 4,0-12 Até 3,99 0-0,0343
Song et al. (2013) 333,15 393,15 10-18 1-4 0-0,0125
Calabrese etal. - 57, g1 44897 1,27-100,12  0,77-25 0-0,0159

(2019)

IV.4.1. Metodologia

A selecdo destas correlagdes foi feita com base na literatura, que indicou as mais
utilizadas. A validacdo das correlacdes apresentadas na Tabela V.3 foi realizada com
dados experimentais disponiveis na literatura, porém a quantidade de dados utilizados em
cada correlagdo foi distinta para cada uma delas devido aos dados necessarios para a
implementacdo de cada correlacdo. Dessa forma, a Tabela IV.4 apresenta a relacdo entre
a quantidade de dados experimentais utilizados na validacdo, sua respectiva referéncia e

faixas de temperatura e pressdo, além do detalhamento das fontes de dados experimentais.

Para as correlacdes empiricas do calculo da densidade da salmoura de NaCl com

CO- dissolvido que ndo determinaram uma correlagdo especifica para o célculo da

densidade da salmoura livre de CO>, foi necessario utilizar uma correlacdo empirica para

o célculo da densidade da salmoura de NaCl (sem CO: dissolvido). A correlagdo empirica

proposta por Batzle e Wang (1992) foi utilizada para o célculo da densidade da salmoura
de NaCl e é apresentada na Eq. 1V.1.

pp = 478 + 7,4162S + 0,00052158p2,
(Eq. IV.1)
onde p, ¢ a densidade da salmoura de NaCl (sem CO; dissolvido) (kg/m®); S é a

fracio massica de NaCl (ppm/10°); p,, é a densidade da agua pura (kg/m?3).
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J& a densidade da &gua pura foi calculada com a correlacdo de Batzle e Wang
(1992), conforme identificado na Eq. 111.14.

Tabela IV.4. Quantidade de dados experimentais, e suas referéncias, utilizados nas
correlac@es para salmoura de NaCl e CO..

Quantidade Faixas de temperatura

Correlacéo de dados (K) e presséo (MPa) Referéncia
utilizados  experimentais testadas
Teng e Yamasaki 01 T:275,12 - 422,98 McBride-Wright et al.
(1998) P: 15,16 - 99,79 (2014): 91
T: 275,15 - 422,93 Lietal. (2011): 37
Bachu e Adams 267 McBride-Wright et al.
(2003) P: 15,16 - 99,79 (2014): 133
Zhang et al. (2011): 97
Bando et al. 507 T:274,81 -473,14 Calabrese et al. (2019): 207
(2004) P: 9,945 - 100,12 Song et al. (2013): 300
Calabrese et al. (2019): 207
T:274,81 -473,14 McBride-Wright et al.
Lietal. (2011) 846 (2014): 303

Song et al. (2013): 300

P: 1,29 -100,12
29 - 100, Yan et al. (2011): 36

T:274,81-47314  Calabrese et al. (2019): 207
Yanetal. (2001) 507 alabrese et al. (2019)

P: 9,945 - 100,12 Song et al. (2013): 300

Song et al. o1 T:275,12 - 422,98 McBride-Wright et al.
(2005) P: 15,16 - 99,79 (2014): 91

) McBride-Wright et al.
Soggfé al. 339 T: 274,82 - 448,98 (2014): 303

( ) P: 1,29 - 100,12 Yan et al. (2011): 36
Calabrese et al. T: 332,26 - 473,14
l. (2013):
(2019) 300 P: 9,045 - 18 014 Song et al. (2013): 300

A correlacdo proposta por Teng e Yamasaki (1998) é apresentada na Eq. IV.2.
Salienta-se que a descricdo de todas as variaveis é apresentada na Lista de Simbolos.
pS = pb - 42,2xcoz + 3320()ng2
(Eq. IV.2)
onde ps € a densidade da salmoura de NaCl e CO2 (kg/m®); p,, ¢ a densidade da

salmoura de NaCl (sem CO2 dissolvido) (kg/m3); x.o, € a fragdo molar do COs.

A correlacdo proposta por Bachu e Adams (2003) necessita do calculo prévio da

densidade da agua pura. Como visto no capitulo 111, a correlacdo empirica mais acurada
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para esta propriedade é a proposta por Batzle e Wang (1992), vista na Eq. 111.14. A
correlacdo para o célculo da densidade da salmoura com COg, proposta por Bachu e
Adams, € apresentada nas Egs. IV.3 a IV.6.

Py = pw + S{0,668 + 0,44S + 1
-1076[300P — 2400PS + T(80 — 3T — 3300S — 13P + 47PS)]}

(Eq. IV.3)
Veoz = 37,51 —9,585-1072T + 8,74 - 107*T% — 5,044 - 1077T3
(Eq. IV.4)
v,
v, = co2Pw

Pb
(Eq. IV.5)

ps = Pb

S 7,
(1)

(Eq. IV.6)

onde p,, € a densidade da salmoura de NaCl (sem COz dissolvido) (g/cm®); p,, € a
densidade da agua pura (g/cm?®); S é a fracdo massica de NaCl (ppm/10°); P ¢ a pressio
do sistema (MPa); T é a temperatura do sistema (°C); V¢ € 0 volume molar aparente do
CO2 na mistura de H,0-CO; (cm®/mol); V,, é o volume molar aparente do CO2 na mistura
de H20-NaCl-CO; (cm®/mol); ps é a densidade da mistura de H20-NaCl-CO; (g/cmq);

Wco2 € a fracdo massica do CO2; M, € a massa molar do COz (44,01 g/mol).

Bando et al. (2004) sugeriram o uso da Eq. IV.7, enquanto Song et al. (2005)
sugerem o uso da Eg. V.8 para o célculo da densidade da salmoura com COz:
ps = pb + 196x(302 + 15400.7(.'502
(Eq. IV.7)

ps = pp + 0,273wco;
(Eq. IV.8)

onde ps é a densidade da salmoura de NaCl e CO2 (kg/m®); p, € a densidade da
salmoura de NaCl (sem COz dissolvido) (kg/m®); x.0, é a fragdo molar do CO2; w¢q, é

a fracdo massica do CO..

A correlacdo apresentada por Li et al. (2011) e apresentada na Eq. IV.9 e 0
parametro K é calculado através da Eg. 1V.10. Assim como a correlacdo de Bachu e

Adams (2003), a correlacao de Li et al. (2011) também requer a densidade da agua pura
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como dado de entrada. Entdo, a correlacdo de Batzle e Wang (1992) foi utilizada para o
calculo desta propriedade, conforme resultados do capitulo I11 (Eq. 111.14).
1000 + 58,4428myqc; + 44,0098m o,

Ps = 1000 + 58,4428myae; _ 180153(1 + K)meo
Pp Pw

(Eq. IV.9)

72044,305 6300338,8
+ T2
+P (—0,57709332 -107°T2 + 0,00082764653T — 0,43813556
101,44907 8677,7045)

K = 0,0003838402T2 — 0,5595385T + 304,29268 —

T T?
(Eq. 1V.10)

onde ps € a densidade da salmoura de NaCl e CO; (g/cm®); myqc; € a molalidade
do NaCl na mistura (mol/kg); mco, € a molalidade do CO> na mistura (mol/kg); p, é a
densidade da salmoura de NaCl (sem CO dissolvido) (g/cm®); p,, € a densidade da gua

pura (g/cmq); T é a temperatura do sistema (K); P € a pressdo do sistema (bar).

A correlagdo proposta por Yan et al. (2011) utiliza o volume molar aparente do
CO2 (é a mesma utilizada por Bachu e Adams (2003), conforme a Eq. 1V.4), para calcular
a densidade aparente do gas na solucdo (Eq. 1V.11) e a densidade da mistura de salmoura
e COz (Eq. IV.12).

_ 44,01
Pco2 Veos
(Eq. IV.11)
Pp -
Ps = [1+Wcoz< 5 —1>l Pb
Pcoz
(Eq. IV.12)

onde p2,, é a densidade aparente do gas em solucdo (g/cm?®); Vo, é 0 volume
molar aparente do CO na mistura de H,O-CO, calculado com a Eq. IV.4 (cm®mol); ps
é a densidade da salmoura de NaCl e CO2 (g/cm?®); w,,, € a fragio massica do COz; p,, é

a densidade da salmoura de NaCl (sem CO; dissolvido) (g/cm?).

Song et al. (2013) sugerem o uso da correlacdo apresentada na Eq. 1VV.13 para o

calculo da densidade da salmoura com CO».
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ps = (0,8868 + 4,612 - 107*P + 5,0708 - 10 3myqq, + 0,14891my >, + 1,1711

- 1072w /% — 7,4335 - 1073w L3) + (1,5789 - 1073 — 1,9575 - 1076P
+3,3686 - 10 *myqc, — 2,0919 - 1073my.>, — 5,3 - 10 5w,
+1,8936 - 1075w 02T + (—1,1438 - 1075 + 1,3304 - 1078P
—1,5925 - 10 5 myqc; + 1,0504 - 1075mpy>, — 1,1061 - 10~ 7w2l2

+1,5172 - 1077w} )T?

(Eq. IV.13)
onde pg é a densidade da salmoura de NaCl e CO (g/cm®); P é a pressdo do
sistema (MPa); w¢o, é a fragdo massica do COz; my,; € @ molalidade do NaCl na

mistura (mol/kg); T é a temperatura do sistema (°C).

A correlacdo mais atual analisada neste trabalho foi a de Calabrese et al. (2019).
Estes autores modificaram a correlagdo de McBride-Wright et al. (2014), apresentada no
capitulo 111 para a mistura de agua e CO-, tornando-a adequada para o sistema de salmoura
com CO,. Calabrese et al. (2019) utilizam a mesma equagéo do volume parcial molar do
CO2 utilizado por McBride-Wright et al. (2014), a Eq. 111.24, além das Egs. IV.14 a 1V.16

_ My, (1 + myaciMyact)
by =

1+ mNaCle
(Eq. IV.14)
M
Vb — NacCl
Pp
(Eq. IV.15)
pg = Xco2Mcoz + (1 — Xco2)Mpaci
s Xco2Veoz + (1 — xco2)Vp
(Eq. IV.16)

onde M, é a massa molar da salmoura de NaCl (sem CO2 dissolvido) (g/mol); M,,
¢ a massa molar da agua (18,01 g/mol); my,c; € a molalidade do NaCl na mistura
(mol/kg); Myqc; € @ massa molar o NaCl (58,44 g/mol); V,, é o volume molar do CO2 na
salmoura (cm®mol); p, é a densidade da salmoura de NaCl (sem CO: dissolvido)
(g/cmd); ps é a densidade da salmoura de NaCl e CO2 (g/cm?®); xo, € a fragdo molar de
COg2; Mo, € a massa molar do COz (44,01 g/mol); V.o, € 0 volume molar aparente do
CO; na mistura de H,0-CO> (cm*/mol).

A validacéo das oito correlagdes citadas foi realizada com os dados experimentais,

conforme a Tabela IV.4, e os resultados calculados com as correlagdes foram comparados
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com os dados experimentais da densidade da salmoura com CO,. Os desvios foram
calculados com a Eq. 111.17. Entre as oito correlagbes para o calculo da densidade da
mistura de H.O-NaCl-CO. analisadas, a mais acurada foi selecionada apds comparagéo
com dados experimentais da literatura. Em uma etapa posterior, esta correlacdo €
comparada com os resultados obtidos no simulador composicional da CMG (GEM),

apresentados a seguir, na secao 1V.5.

O simulador composicional GEM considera a fase aquosa composta pela agua
conata, CO- solubilizado na agua e &gua injetada no reservatorio. Os calculos séo
realizados nas condicdes de temperatura e pressdo do reservatorio. Conforme explicitado
no capitulo 111, o simulador composicional da CMG (GEM) utiliza equacao de estado
para o calculo das densidades das fases 6leo e gas. Entretanto, para o calculo da densidade
da fase aquosa, uma correlacdo linear em funcdo da pressdo e da compressibilidade
isotérmica da &gua é utilizada, conforme Egs. 1V.17 a IV.21.

Pw = Pref (1 + CW(P - P?‘ef))

(Eq. IV.17)

_*w

Y pw
(Eq. IV.18)

Vs = Vi + XnaciVnact + Xco2Vco2
(Eq. IV.19)
Mg = x,My, + XnaciMnact + Xco2Mco2

(Eq. IV.20)

Ps = Vs
(Eq. IV.21)

onde p,, € a densidade da agua pura (kg/m4); Prer € a densidade de referéncia da
agua em 15°C e 14,7 psi (1571,1 gmol/ft3); C,, € a compressibilidade isotérmica da agua
(3,3-107°psi~*); P é a pressao (psi); P..r é a pressdo de referéncia (14,7 psi); V,, é o
volume parcial molar da agua; x,, € a fracdo molar da agua na fase aquosa; Vs é o volume
molar da fase aquosa; xy.c; € a fragdo molar do NaCl na fase aquosa; Vy,c; € 0 volume
molar do NaCl na fase aquosa; x.,, é a fracdo molar de CO> na fase aquosa; Vg, € 0
volume molar do CO; na fase aquosa; M é a massa molar da fase aquosa; M,, é a massa
molar da agua (18,01 g/gmol); My ,c; € a massa molar do NaCl (58,44 g/gmol); M., é a

massa molar do CO> (44,01 g/gmol); ps é a densidade da fase aquosa (kg/m?3).
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Outra comparacao foi realizada entre o simulador composicional da CMG (GEM)
e 0 modelo fenomenoldgico PSUCO2, descrito na secdo V.3, através da insercdo dos
dados de entrada necessarios para 0 uso do PSUCO2: temperatura, pressao e composi¢do
da salmoura. Estes dados foram obtidos no GEM, em cada ano de simulacéo, e inseridos
manualmente no software do modelo PSUCO2. Neste caso, a compara¢do com dados
experimentais foi inviavel pois ndo foram encontrados dados da densidade da mistura de

agua, CO2 e NaCl nas condigdes de temperatura e pressao do reservatorio.

Em seguida, a andlise dos resultados obtidos no simulador composicional GEM,
com o modelo fenomenolégico PSUCO2 e com o uso da correlagdo empirica de maior
acuracia foi realizada comparando-se a diferenca entre as densidades da salmoura com
COo, pois, nas condigdes de temperatura e pressao simuladas no reservatdrio, ndo havia
dados experimentais disponiveis para uma comparacdo mais acurada, ou seja, com

relacdo ao desvio experimental.

IV.4.2. Resultados e Discussao

Comparando as faixas de temperatura e pressédo das Tabelas 1VV.3 e IV.4, percebe-
se que a maior parte das correlacfes foram testadas para temperatura e pressao fora das
faixas recomendadas pelos autores, sendo uma extrapolacdo destas correlacdes. Isto
aconteceu devido a dificuldade de encontrar os dados experimentais necessarios para a

utilizagdo das correlagOes analisadas dentro das faixas recomendadas.

Dessa forma, as correlagdes de Bachu e Adams (2003) e Calabrese et al. (2019)
estdo dentro dos limites de pressdo recomendados pelos autores enquanto Bando et al.
(20014), Yan et al. (20111), Song et al. (2005) e Song et al. (2013) foram testadas em
pressdes fora dos limites superior e inferior indicados pelos respectivos autores. As
correlagdes propostas por Teng e Yamazaki (1998) e Li et al. (2011) foram testadas em

pressdes acima do limite superior indicado.

Com relacgdo aos limites de temperatura, apenas a correlagdo de Li et al. (2011) foi
testada em temperaturas dentro da faixa recomendada, pois a faixa de aceitagdo é mais
extensa quando comparada a das outras correlagcdes. As correlacdes de Bando et al.
(2004), Yan et al. (2011), Teng e Yamasaki (1998), Song et al. (2005) e Song et al. (2013)

foram testadas em temperaturas fora dos limites superior e inferior de temperatura
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indicados por seus autores. Ja a correlagdo de Bachu e Adams (2003) foi testada fora do
limite inferior de temperatura enquanto a correlacao de Calabrese et al. (2019) foi testada

fora do limite superior de temperatura.

E necessario ter cautela na extrapolaco das correlagbes pois ndo se pode afirmar
que uma faixa de dados se comportard da mesma forma que outra faixa analisada
previamente, ou seja, a correlacdo pode néo ser confiavel fora da sua faixa de aplicacéo.
Portanto, a analise das faixas de validade das correlacdes e os dados experimentais
utilizados no estudo destas correla¢fes é importante porque pode ser que determinadas
correlagfes sejam validas em uma faixa de temperatura e/ou pressdo maior do que 0s

autores analisaram.

Na Tabela V.5 é possivel verificar os desvios entre a densidade da salmoura e CO>
calculados com cada correlacdo e o valor experimental. Pode-se observar que 0s maiores
desvios maximo e médio foram apresentados pela correlacdo proposta por Li et al. (2011),
7,15% e 1,43%, respectivamente. J& 0s menores desvios maximo e médio foram obtidos
com a correlacdo de Teng e Yamasaki (1998): 0,33% e 0,07%, respectivamente. Com as
outras correlac@es, os desvios obtidos foram satisfatérios, pois o desvio médio é menor
que 1%. Entdo, a escolha da correlagdo mais adequada depende da faixa de presséo e
temperatura de validade da correlacdo e dos dados de entrada necessarios para utiliza¢éo

de cada correlacéo.

Neste trabalho, a correlacdo de Teng e Yamasaki (1998) foi utilizada na
comparagao com os resultados obtidos no simulador composicional da CMG (GEM) para
a densidade da salmoura com CO.. Como os dados calculados pelo GEM estavam fora
das faixas de temperatura e pressdo de validade da correlacdo de Teng e Yamasaki (1998),
a correlacdo de Calabrese et al. (2019) também foi selecionada para avaliar a influéncia
destas faixas no uso das correlacfes. Dessa forma, duas correlacbes empiricas foram
utilizadas na comparacdo com o simulador composicional da CMG (GEM): Teng e
Yamasaki (1998) e Calabrese et al. (2019).
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Tabela 1V.5. Desvios maximo, médio e minimo para as correla¢cbes do calculo da
densidade da salmoura com COa,.
Desvio maximo Desvio médio Desvio minimo

Correlacéo

(%) (%) (%)

Teng e Yamasaki (1998) 0,33 0,07 0,00
Yan et al. (2001) 0,71 0,12 0,00
Bachu e Adams (2003) 2,45 0,41 0,00
Bando et al. (2004) 0,73 0,14 0,00
Song et al. (2005) 0,44 0,21 0,00
Lietal. (2011) 7,15 1,43 0,00
Song et al. (2013) 1,21 0,34 0,00
Calabrese et al. (2019) 0,69 0,18 0,00

Outro ponto avaliado para as correla¢fes do calculo da densidade do sistema H20-
NaCl-CO, € a quantidade de parametros e a quantidade de casas decimais destes
parametros. As correlacdes que utilizam muitos parametros e/ou muitas casas decimais
nos parametros sdo: Bachu e Adams (2003), Li et al. (2011) e Song et al. (2013), sendo
que a correlacdo de Li et al. (2011) atinge até 11 casas decimais. J& as correlacdes de Teng
e Yamasaki (1998), Bando et al. (2004), Song et al. (2005), Yan et al. (2011) e Calabrese
et al. (2019) utilizam poucos parametros e seus parametros apresentam poucas casas
decimais. As correlagdes mais acuradas sdo as que utilizam uma menor quantidade de
parametros. Ou seja, de forma analoga ao visto no capitulo 111, uma maior quantidade de
parametros e/ou maior quantidade de casas decimais ndo significam, necessariamente,
uma maior acuracia. Por vezes, uma correlacdo mais simples é capaz de descrever bem o

comportamento dos dados.

As Figuras 1V.1 (a) e (b) mostram a dispersdo dos desvios de densidade da
salmoura com CO, em funcao da presséo e temperatura, respectivamente. Nota-se que 0
melhor ajuste de dados foi obtido com a correlacdo de Teng e Yamasaki (1998),
corroborando o que foi observado na Tabela I1V.5. Os maiores desvios foram obtidos com
as correlagdes de Li et al. (2011), Bachu e Adams (2003) e Song et al. (2013), pois
apresentam uma maior dispersdo dos desvios, tanto para a faixa de pressdo quanto para
de temperatura. As correlacGes de Bando et al. (2004), Yan et al. (2011), Calabrese et al.
(2019) e Li et al. (2011) apresentam uma concentragdo de desvios na faixa de pressao
entre 10 e 20 MPa, o que pode indicar erros sistematicos experimentais nos dados
experimentais de Song et al. (2013) (referéncia comum utilizada na validagdo destas
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correlagfes), haja visto que estas correlagbes sdo validas entre 10 e 20 MPa, conforme

Seus respectivos autores.

(a) Desvios x Pressao (b)Desvios x Temperatura

8% 8%

7% 7%

6% 6%
g% g
a 4% a A%
4] 4]
0O 3% 0O 3%

2% ( ! : 2% . t

1% f§oprgty 4 i : 6 1% 43 S |

0% "’3‘3 Biﬁjiimm ‘ L‘ 1L iILJ 0% E 0o L’E -'iji L vl 86§ 0

0 20 40 60 80 100 250 300 350 400 450 500
Pressdo (MPa) Temperatura (K)

* Bachu e Adams (2003) = Calabrese et al. (2019) Bando et al. (2004) + Yan et al. (2011)
* Teng e Yamasaki (1998) = Song et al. (2005) + Song et al. (2013) Lietal. (2011)

Figura IV.1. Desvios entre as correlac@es para o calculo da densidade da mistura de H20-
NaCl-CO e os dados experimentais em funcédo da (a) presséo (MPa), (b) temperatura (K).

IV.5. Monitoramento do Deslocamento do Oleo devido & Injecéo Alternada de Agua
de Baixa e Alta Salinidade e CO2 (CO2LSWAG e CO2HSWAG) ao longo do tempo

e em posicao fixa

Conforme abordado no capitulo 11, duas das inje¢cGes mais utilizadas atualmente
sdo as injecOes alternadas de CO. e agua de alta salinidade (CO.HSWAG) e baixa
salinidade (CO,LSWAG). Normalmente, o uso da agua de alta salinidade ocorre em
plataformas offshore devido a grande disponibilidade da agua do mar (alta salinidade),
que ndo requer tratamento prévio de dessalinizacdo para 0 seu uso. Ja 0 uso da agua de
baixa salinidade esta associado a alteracdo da molhabilidade da rocha para molhavel a
agua, o que aumenta o fator de recuperacao de 6leo, tornando a recuperacao de petréleo
viavel economicamente (atrelado ao valor do barril de petréleo) mesmo com a
necessidade de dessalinizar a &gua do mar (para o caso de plataformas offshore). Dessa
forma, a analise destes métodos de recuperacéao de petroleo é importante para avaliar qual
injecdo € mais adequada (maior fator de recuperacdo) e quais 0S impactos nas
propriedades fisicas das fases presentes no reservatdrio (agua, éleo e gas), tal como a

densidade destas fases.

Um novo cenario de simulacdo foi utilizado neste capitulo (6leo, reservatério e
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caracteristicas de simulacdo distintos do capitulo I11). Isto aconteceu porque, ao utilizar
sal na agua conata e nas injecdes, 0s resultados ndo foram satisfatorios devido a malha de
simulacdo do capitulo Il ser menor porque a rodada de simulacdo terminou muito
rapidamente. Por este motivo, neste capitulo, o 6leo utilizado foi obtido na literatura, em
Killough e Kossack (1987), e sua composicdo € apresentada na Tabela IV.6. J& as
propriedades do reservatorio carbonatico foram obtidas em Carvalhal et al. (2019), sendo
apresentadas, na Tabela IV.7. A malha 21 x 21 x 8 utilizada esta apresentada na Figura
IV.2, o bloco selecionado para anélise dos resultados foi 0 {11,11,4} devido a sua posicao
central na malha de simulagdo. O tempo total de simulag&o corresponde a 5 anos.

Tabela 1V.6. Composicao e propriedades do 0Oleo. Pressdo de bolha 15857,95 kPa. A
densidade dos fluidos foi calculada com a equacéo de estado PR, durante a simulacao.

Componente Fracéo P_resséo Tem_peratura Massa molar Fato_r
molar  critica (kPa) critica (°C) acéntrico
Ci 0,5 4604,32 -82,59 16,04 0,0130
Cs 0,03 4249,24 96,68 44,10 0,1524
Ce 0,07 3012,32 234,29 86,18 0,3007
Cio 0,2 2096,01 344,52 142,29 0,4885
Cis 0,15 1378,95 432,41 206,00 0,6500
C2o 0,05 1116,95 493,52 282,00 0,8500
CO» 0

---: ndo h& CO; presente na composi¢éo original do dleo.

Tabela IV.7. Caracteristicas do reservatorio.

Propriedade Valor
NUmero de blocos i, j, k 21x21x8
Dimenséo dos blocos i, j, k (m) 7,62 X 7,62 X 7,62
Profundidade (m) 1371,60
Contato agua-6leo (m) 1424,94
Permeabilidade horizontal (mD) 200
Permeabilidade vertical (mD) 20
Porosidade 0,20
Saturacdo da &gua conata 0,46
Saturacdo inicial de 6leo 0,54
Pressdo inicial (kPa) 55158,07
Temperatura do reservatério (°C) 71,11
Salinidade (composicdo apenas NacCl)
Agua conata (ppm) 136493
Agua de baixa salinidade (ppm) 5000
Agua de alta salinidade (ppm) 50000

As restricfes dos pocos injetor e produtor estdo descritas na Tabela 1V.8: no

injetor, a restricdo foi a vaz&o de entrada de fluido (dgua ou gés) fixa e no produtor foi a
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pressdao minima de fundo do pogo. Conforme a Tabela V.7, para todas as simulacdes, a
salinidade e composicao inicial da &gua conata foi a mesma: 136493 ppm e composta por
apenas NaCl. Para a agua de injecdo, apenas o NaCl foi selecionado por ser o sal presente
na dgua conata (mais informacdes sobre a escolha do sal sdo dadas posteriormente).
Entretanto, a salinidade da &gua de injecdo foi variavel conforme a injecdo: para &gua,
considerou-se que ndo existiam sais dissolvidos (apenas agua); a agua de baixa salinidade
tem concentracdo de 5000 ppm de sais enquanto a de alta salinidade apresenta uma
concentra¢do de 50000 ppm (10 vezes a da &gua de baixa salinidade). A Unica reacao
considerada foi a de dissociacdo do NaCl, pois esta dissertagdo considera apenas 0s
efeitos fisicos entre a rocha e o 6leo, ou seja, a geoquimica é desconsiderada (mais

informagdes a seguir). A solubilidade do CO> na fase aquosa foi considerada.

Figura 1V.2. Reservatdrio utilizado.

Tabela 1V.8. Restri¢cGes dos pocos, mesmas condicdes para as injecdes de CO- e de H20
(qualquer salinidade). Parametros da WAG foram utilizados para as inje¢Ges pertinentes.

Propriedade Valor
Raz&o volumétrica WAG 1:1
Periodo de simulacéo (anos) 5
Ciclo WAG (anos) 1
1 Injetor
Localizacédo {1,1,3}
Vazdo de entrada (m®/dia) 159
1 Produtor
Localizacéo {21,21,5}
Pressdao minima (kPa) 6894,76

A escolha do sal foi realizada através de uma analise da literatura (AlQuraishi et
al., 2019; Dang et al., 2014; Kulkarni e Rao, 2005; Skrettingland et al., 2010), pois a

maior parte dos trabalhos considera apenas NaCl. Este sal € o mais representativo nas
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injecdes, na dgua do mar (muitas vezes usada como fluido de inje¢éo) e na agua conata e,

por este motivo, foi selecionado nesta dissertacéo.

Como na literatura normalmente consideram-se os efeitos geoquimicos, nesta
dissertacéo, estes efeitos foram desconsiderados, para avaliar a influéncia dos efeitos
fisicos nas propriedades das fases presentes no reservatorio. Ou seja, para as injecdes
analisadas, foi ignorada a troca iénica entre o sal (NaCl) e a rocha, sendo possivel estudar
a alteracdo das propriedades fisicas com maior detalhe. Outro ponto importante € que,
principalmente nas injecdes de agua de baixa salinidade, a geoquimica tem um papel
significativo no aumento da recuperacéo de petréleo. Porém, nesta dissertacdo, deseja-se
também avaliar o desempenho das injecdes de agua de baixa salinidade analisadas (LSW
e CO.LSWAG) quando os efeitos geoquimicos sdo negligenciados. Esta consideracdo é
feita sabendo que em aplicacfes em campo (reais) a geogquimica € considerada pois as

interacOes entre os fluidos e a rocha ocorrem.

Nesta se¢do (IV.5), o fator de recuperacdo, a densidade e a viscosidade das fases
presentes no reservatorio sdo monitoradas em funcéo do tempo para as inje¢oes de H-0O,
LSW, HSW, CO2, CO,WAG, CO2LSWAG e CO2HSWAG. Na secéo seguinte (1V.6), 0s
resultados em fungéo da pressdo sdo apresentados para as mesmas injecoes analisadas
nesta secdo. A salinidade da agua de alta salinidade utilizada é dez vezes maior do que a
salinidade da &gua de baixa salinidade (50000 e 5000 ppm, respectivamente), ambas as

salmouras sédo compostas apenas por NaCl, conforme explicado previamente.

IV.5.1. Comparacéo entre Inje¢do de H20, LSW e HSW em um reservatdrio

Os resultados para o fator de recuperacéo do 6leo para todas as injecdes analisadas
estdo apresentados na Figura 1VV.3 e na Tabela IV.9. Salienta-se que os menores fatores
de recuperacdo foram alcancados para as injecGes de HSW, LSW e H>O (as trés estdo
sobrepostas), seguido pela injecdo de CO: e as injegdes alternadas (COWAG,
CO2LSWAG e CO2HSWAG, nesta ordem), conforme discutido mais detalhadamente a

sequir.
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Figura IV.3. Comparacdo entre os fatores de recuperacdo obtidos para todas as injecoes
analisadas.

Tabela 1V.9. Resultados finais para o fator de recuperacdo para todas as injecOes
analisadas.

Injecdo Fator de recuperacao final (%)

H20 39,63
LSW 39,58
HSW 39,60
CO, 52,18
CO2WAG 52,82
CO2LSWAG 52,84
CO2HSWAG 53,07

Nesta secdo, sdo comparados os resultados obtidos em fun¢édo do tempo para as
simulacdes de trés injecBes de agua com diferentes salinidades: H20O, LSW e HSW. A
Figura IV.4 apresenta o fator de recuperagédo para as injecdes de H.O, LSW e HSW.
Como a saturacdo de agua no reservatorio é elevada (0,46) e os efeitos geoquimicos ndo
foram considerados, as curvas do fator de recuperacdo estdo sobrepostas em
aproximadamente 39% (as diferencas estdo nas casas decimais) na Figura IV.4. Isto
acontece devido principalmente a desconsideracdo dos efeitos geoquimicos, haja visto
que as interacBes quimicas entre a rocha e os ions dissolvidos na agua (conata e injetada)
ndo sdo consideradas; ou seja, para que os efeitos da LSW sejam observados no fator de
recuperacgdo, deve-se considerar a geoquimica. Outro ponto relevante € a salinidade da
agua injetada, que pode néo ter sido suficiente para impactar o fator de recuperacdo. Ao
observar os resultados com maior detalhe, percebe-se que a injecdo de agua (H20) foi
0,03% maior do que a injecdo HSW, indicando que os resultados s&o equivalentes para

estas trés injecoes.
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Figura IV.4. Fator de recuperacdo para as injeces de H,O, LSW e HSW.

AlQuraishi et al. (2019) realizaram experimentos em dois testemunhos de arenito
diferentes e comparam o fator de recuperacdo obtido com HSW (64,20% no primeiro e
48,76% no segundo testemunho) e LSW (53,42% no primeiro testemunho e 47,3% no
segundo). Dessa forma, a HSW apresentou uma recuperagdo maior em ambos 0s casos.
Isto foi devido a uma baixa quantidade de minerais de argila na rocha, o que diminui os
efeitos favoraveis a recuperacdo durante a LSW. Como a salinidade da agua de alta
salinidade é mais proxima da salinidade da agua conata, a troca idnica com a rocha é
menos favorecida neste tipo de injecdo. Consequentemente, a alteracdo da molhabilidade

da rocha para mais molhavel a agua é menos favorecida.

Dang et al. (2016) também realizaram experimentos comparativos entre LSW e
HSW e seus resultados e justificativas foram analogos aos obtidos por AlQuraishi et al.
(2019). Nesta dissertacéo, os resultados comparativos entre as injecdes de LSW e HSW
apresentaram um maior fator de recuperacdo de 6leo para a inje¢do de HSW, resultados
condizentes ao observado por AlQuraishi et al. (2019) e Dang et al. (2016). Ademais, a
agua conata utilizada neste trabalho ¢ mais salina do que as aguas de alta e de baixa
salinidade utilizadas nas injecGes (agua conata € 2,7 vezes mais salina do que a dgua de
alta salinidade e 27,3 vezes mais do que a dgua de baixa salinidade). Dessa forma, ha uma

menor troca ibnica entre a 4gua conata e a dgua injetada durante a injecdo HSW.

O estudo da viscosidade ao longo do escoamento é importante porque € possivel
monitorar o deslocamento atraves desta propriedade, haja visto que a razdo de mobilidade
deve ser sempre inferior a 1 (para que o 6leo saia, sua mobilidade sempre deve ser maior
do que a do fluido injetado) (Afzali et al., 2018; Muggeridge et al., 2014). Ja o

Setaro, L. L. O. Pag. 131



Capitulo 1V - Calculo da Densidade das Fases: Efeitos da Mistura de Salmoura e CO2 no
Fator de Recuperacédo do Oleo

acompanhamento da densidade das fases é necessario, pois esta propriedade influencia
na segregacao por gravidade (Kokal e Al-Kaabi, 2010; Massarweh e Abushaikha, 2021).
Além disso, quanto menor a diferenca entre as densidades das fases, menor a tenséo

interfacial e, portanto, maior a recuperacdo (Kulkarni e Rao, 2005).

Na Figura IV.5 (a), tem-se as densidades, salinidade da &gua e a pressao no bloco
analisado ({11,11,4}) e na Figura IV.5 (b) estdo as viscosidades das fases para as injecdes
de H20O, LSW e HSW. O impacto de uma maior salinidade da agua é visivel na densidade
e viscosidade da fase aquosa pois estas propriedades também se alteram com
modificagdes na salinidade. Por exemplo, para a injecdo HSW, verifica-se que a
densidade e a viscosidade sdo mais elevadas devido a maior quantidade de sal (NaCl)
dissolvido na fase aquosa, quando comparada as injecdes LSW e H20. Isto acontece
devido a dissociacdo do sal no meio aquoso, pois ocorre a formacao de ligagdes do tipo
ion-dipolo com as moléculas de agua. Como este tipo de ligacdo € forte, ha 0 aumento da
viscosidade da fase aquosa, porque a resisténcia do fluido ao escoamento é maior. As
densidades e viscosidades das outras fases (6leo e gas) ndo apresentaram alteracGes
significativas, porque a agua injetada ndo é solGvel no 6leo nem no gas (para as trés
injecdes analisadas, a fase gas é composta apenas por metano) e, portanto, ndo existem
modificagdes significativas nestas fases, ou seja, as trés injecdes permanecem sobrepostas

nos graficos analisados.

Considerando apenas as propriedades da fase aquosa, que se alteraram na Figura
IV.5, percebe-se que as alteracfes na densidade e viscosidade da agua ndo sdo suficientes
para alterar o fator de recuperacdo. Isto é, a diminuicdo da variacdo entre as viscosidades
das fases 6leo e agua contribuem na mobilidade. Entretanto, o fator de recuperacdo nédo
se altera. A relacdo entre salinidade, viscosidade da agua e densidade da agua é
proporcional, ou seja, quanto maior a salinidade, maiores seréo estas propriedades da fase
aquosa. Considerando apenas os efeitos fisicos no deslocamento de éleo, o aumento
destas propriedades resulta em um fator de recuperacdo de 6leo ligeiramente maior com

0 aumento da salinidade da &4gua injetada.
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Figura IV.5. Comportamento da pressdo no bloco {11,11,4}, salinidade da agua e (a)
densidades e (b) viscosidades em funcéo do tempo para as injecoes de H.O, LSW e HSW.

Uma simulagéo complementar foi realizada com os mesmos parametros utilizados
na HSW, exceto pela salinidade da 4gua conata (definida como a metade da 4gua conata
da injecdo HSW: 68246,5 ppm), a titulo de verificar o efeito da salinidade da &gua conata
nas propriedades analisadas nesta dissertacdo. A Figura IV.6 apresenta (a) o fator de
recuperacdo de 6leo, (b) a densidade da fase aquosa, (c) viscosidade da fase aquosa e (d)
salinidade da fase aquosa. Conforme a Figura IV.6, o fator de recuperacdo € menor para
a rodada complementar com a agua conata de menor salinidade, bem como menores
variacdes na viscosidade e densidade da fase aquosa. Ou seja, a densidade e viscosidade
da fase aquosa se alteram de forma mais sutil, ndo impactando no fator de recuperacéo.
Isto acontece porque, para HSW, a densidade e viscosidade da fase aquosa sdo mais
elevadas no inicio da recuperacdo quando comparadas a da rodada complementar de
HSW com a &gua conata definida como a metade daquela utilizada na injecdo HSW.
Dessa forma, a aproximacdo entre as densidades das fases, bem como entre as
viscosidades das fases, & maior no final da simulagdo para HSW, o que leva a uma menor

tensdo interfacial entre as fases (maior numero capilar) e aum maior fator de recuperagéo.
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Figura 1V.6. Comparacdo entre as injecdes HSW e HSW_2 (mesmos parametros da
HSW, exceto pela agua conata que foi definida como a metade da utilizada na HSW). (a)
Fator de recuperagéo; (b) densidade da fase aquosa; (c) viscosidade da fase aquosa e (d)
salinidade da fase aquosa. Propriedades analisadas no bloco {11,11,4}.

IV.5.2. Comparacéo entre Injecéo de CO, e CO.WAG

De forma analoga ao realizado para as injecdes de H.O, LSW e HSW na secdo
IV.5.1, nesta secdo, a analise das propriedades das fases e do fator de recuperacao é
realizada para as injecdes de CO2 e CO,WAG. Observa-se que, para todas as injecoes
WAG analisadas neste capitulo (CO2WAG, CO2LSWAG e CO:HSWAG), o ciclo de
injecdo comeca com a injecdo de CO», sendo cada ciclo composto pelo periodo de 1 ano.
Devido a temperatura e pressdo média do reservatério ao longo da simulagdo serem
superiores as condi¢des de temperatura e pressao criticas do CO3, as inje¢fes que utilizam

CO2 ocorrem nas condicdes supercritcas.

Analisando os resultados para o fator de recuperacdo da injecdo de CO: e
CO2WAG, na Figura IV.7, nota-se que ndo ha uma diferenca significativa no fator de
recuperacdo entre elas (apenas nas casas decimais, menor do que 1%) e que, no Gltimo
ano de simulacdo, CO.WAG ultrapassa sutilmente a producdo obtida com a inje¢éo de
CO.. E importante salientar que a 4gua conata presente no reservatorio estudado contém
NaCl dissolvido. Como a injecdo de CO2 é continua, a agua conata permanece com a
mesma salinidade inicial. Entretanto, isto ndo ocorre para a injecdo CO2WAG, pois, a
medida que a injecdo de &gua é realizada, a agua conata vai sendo diluida. E provavel
que, por este motivo, a inje¢cdo CO2WAG ndo tenha apresentado um fator de recuperagéo

maior do que para a inje¢éo de COx.
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Figura IV.7. Fator de recuperacéo para as injecoes de CO2 e CO,WAG.

Conforme visto no capitulo I, a literatura relata que os resultados comparativos
entre os fatores de recuperagéo nas injecGes de CO2 e CO,WAG costumam ser maiores
para o segundo método (Afzali et al., 2018; Kulkarni e Rao, 2010; Massarweh e
Abushaika, 2021). Um dos maiores beneficios da injecdo CO,WAG é 0 menor consumo
de COz durante a injecdo (comparado a injecdo continua), havendo uma maior viabilidade
econémica (Kulkarni e Rao, 2010; Massarweh e Abushaika, 2021).

Como ja mencionado, a injegdo CO.WAG se inicia com o ciclo de inje¢do do
CO». Portanto, o comportamento da densidade e viscosidade s&o idénticos no primeiro
ano de simulagdo para ambas as injecdes, conforme a Figura IV.8 (a) e (b). H& um leve
aumento da densidade da fase 6leo devido a solubilizacdo do CO> nesta fase. Como no
primeiro ano de simulacdo aproximadamente 40% do 6leo é recuperado, durante este
periodo ocorrem as maiores alteracdes nas propriedades fisicas das fases. Logo, apds um
ano de simulagéo, para injecdo de CO, as densidades e viscosidades das fases estdo
aproximadamente constantes, pois a maior parte do 6leo ja foi produzida. Isto é atribuido

a alteracdo na composicédo da fase 6leo, conforme a Figura IV.9 (a).

Na Figura IV.9 (a), a medida que a injecdo de CO; ocorre no primeiro ano, para
as duas injecOes analisadas, uma grande quantidade do componente leve (metano) é
extraida da fase oleosa para a fase gasosa (a composicao original de CH4 na fase oleosa é
0,5 e, no final do primeiro ano simulado, é, aproximadamente, 0,07) e o CO; é
solubilizado no 6leo (quantidade de CO- presente na fase oleosa no final do primeiro ano
€ 0,55). Dessa forma, hd 0 aumento do fator de recuperacgéo apds o primeiro ano simulado.

No segundo ano de simulacéo, para a injecdo de CO», 0 metano é vaporizado em

sua totalidade (zero ap6s dois anos de simulagdo) e, a partir dai, ocorre um decréscimo

Setaro, L. L. O. Pag. 135



Capitulo 1V - Calculo da Densidade das Fases: Efeitos da Mistura de Salmoura e CO2 no
Fator de Recuperacédo do Oleo

sutil na fragdo molar de CO- solubilizada em dleo, pois parte deste CO- retorna ao estado
gasoso e é produzido. Para a injecdo CO2WAG, o segundo ano de simulagdo consiste em
injecdo de agua, entdo a composicéo da fase 6leo permanece aproximadamente constante.
Entretanto, ocorre a solubilizagdo do CO. na fase aquosa presente no reservatorio
(conforme Figura 1V.9 (b)). No terceiro ano, CO2 é novamente injetado, aumentando sua
composicdo no 6leo (em menor propor¢do do que no primeiro ano) e na fase aquosa.
Neste ano, ainda ha CH4 na composicéo do 6leo (0,06), pois a quantidade de CO injetada
ndo foi o suficiente para vaporiza-lo completamente. O metano volta a ser vaporizado no
terceiro ciclo de injecdo de CO- (Gltimo ano de simulacdo), pois uma quantidade maior
de CO: é solubilizada no Oleo neste ano. Na se¢do IV.6, o comportamento das

propriedades analisadas é estudado em funcao da presséo.

(a) Densidade - CO2, CO2ZWAG (b) Viscosidades - CO2, CO2WAG
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Figura IV.8. (a) Densidades e (b) viscosidades das fases 6leo, agua e gas para as injecdes
de CO2 e CO.WAG no bloco {11,11,4}. A salinidade da fase aquosa e presséo no bloco
analisado ({11,11,4}) estdo apresentadas nas figuras (a) e (b).

Apesar do CO> injetado ap6s o primeiro ano de simulacdo ainda se solubilizar no
Oleo, esse acréscimo ndo € o suficiente para provocar alteracBes significativas na
densidade da fase oleosa (cerca de 11,35 kg/m® de diferenca entre a densidade da fase
oleosa no comeco do segundo ano de simulacdo e no final da simulacdo, e mesma
diferenga para as inje¢cbes de CO, e CO,WAG). J& as propriedades da fase aquosa
apresentam uma diminuicdo, pois, como ha alguns ciclos de injecdo de agua na
CO2WAG, a agua conata do reservatorio (uma salmoura) é diluida e o0 CO> injetado se
solubiliza mais facilmente quando ha menos sal presente na agua. Dessa forma, ocorre

uma diminuicdo na densidade e viscosidade da fase aquosa, ou seja, a diferenca entre as
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densidades e viscosidades das fases presentes no reservatorio diminuem, promovendo
uma maior recuperacao de 6leo devido a maior mobilidade do 6leo e menor segregacéo

gravitacional entre as fases.

(a) Fragdo molar de CO2 e de C1 (b) Fragdo molar de CO2
na fase o6leo - CO2, CO2WAG na agua - CO2, CO2WAG
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Figura IV.9. (a) Fragdo molar de C1 e de COz2 na fase dleo e (b) fragdo molar de CO: na
fase aquosa, ambas no bloco {(11,11,4)} para as inje¢cdes de CO,WAG e CO..

A solubilizagdo do CO2 no oleo promove a vaporizagdo dos componentes leves do
6leo (Verma, 2015). Por este motivo, a densidade da fase gasosa aumenta & medida que
0 CO2 chega nos blocos do reservatério (ndo ha gés livre antes da injecdo de CO2) e a

viscosidade do 6leo diminui nos ultimos dois anos de simulacao.

O aumento da solubilidade do CO2 no 6leo ocasiona 0 aumento da densidade do
6leo (Ahmed et al., 2012; Lansangan e Smith, 1993). Nas Figuras IV.8 (a) e IV.9 (a), é
possivel observar o aumento sutil da densidade da fase 6leo devido a solubilizacdo do
COz na fase 6leo. Mansour et al. (2019) informam que, em injecBes de CO2 em elevadas
pressdes, a densidade da fase gasosa aumenta, pois pode atingir as condigdes criticas do
CO.. Portanto, a diferenca entre as densidades das fases oleosa e gasosa é reduzida
(reducdo também da tensdo interfacial), conforme observado nos graficos, e de forma

mais pronunciada durante a injecdo de CO>;WAG, isto aumenta o fator de recuperagéo.

A reducgdo da viscosidade do 6leo (Lansangan e Smith, 1993) ocorre devido a
solubilizacdo do CO- na fase oleosa, pois 0 CO2 € menos viscoso do que 0s componentes
leves do 0Oleo. Este comportamento da viscosidade e densidade também sdo observados
por Grigg (1995), que ainda afirma que a densidade do 6leo aumenta em torno de 2%
apos a solubilizacdo do CO2 no 6leo. Os principais mecanismos da injecdo de CO> séo a

reducéo da viscosidade do 6leo o e aumento do inchamento do dleo (Chung et al., 1988).
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IV.5.3. Comparacéao entre Injecdo de CO2LSWAG e CO2HSWAG

Assim como visto nas secdes 1V.5.1 e IV.5.2, nesta secdo os resultados para as
injecGes de CO.LSWAG e CO,HSWAG séo apresentados em fungdo do tempo. De forma
anéloga ao que foi realizado para a injegdo de CO2WAG (se¢do 1V.5.2), os ciclos WAG
nesta secdo também sdo compostos por 1 ano cada, a razdo WAG utilizada é 1:1 e CO>
foi o fluido injetado no comeco da simulacdo. Conforme mencionado na secéo 1V.5.2, as

injecBes que utilizam CO2 ocorrem acima das condi¢des supercriticas do CO».

Na literatura, geralmente a injecdo CO.LSWAG apresenta um fator de
recuperagdo maior do que a COHSWAG. Isto ocorre ao se considerarem os efeitos
geoquimicos (AlQuraishi et al., 2019; Dang et al., 2016), porém, o presente trabalho
considerou apenas os efeitos fisicos. Por este motivo, as curvas do fator de recuperacao

estédo sobrepostas na Figura 1V.10, sendo sutilmente maiores para a CO,HSWAG.

COHSWAG: 53,07%
=mmmssm= COLSWAG: 52 84%

Fator de recuperacéo (%)
5 B 8 5 B
*,

&

20‘2‘ raer g
Tempo (anos)
COZLEWAG == COZHSWAG

Figura 1V.10. Fator de recuperacdo para as injecdes de CO2.LSWAG e CO,HSWAG.

Duas rodadas complementares foram realizadas para a injecdo CO.LSWAG,
conforme a Figura 1V.11, alterando a razdo de injecdo WAG para 2:1 e 3:1 (na Figura
IV.10, a razdo WAG é 1:1). Ao aumentar a razdo de injecdo WAG, tem-se um fator de
recuperacdo maior devido a uma maior pressdo no reservatorio, obtida gracas ao maior
volume de agua injetada no reservatorio. Com o aumento da pressdo, mais Oleo é
deslocado ao poc¢o produtor e, consequentemente, um maior fator de recuperacao € obtido.
Além disso, existe uma menor diferenca entre a maior densidade das fases (agua) e a
menor densidade entre as fases (gas) para as rodadas complementares, comparando com
a CO2LSWAG. Isto porque, no segundo ano de simulagdo (injecdo de agua), a fracdo
molar de CO- na fase gas diminui, ja que ocorre a solubilizagdo do COz na fase aquosa
(maior presséo), de acordo com o aumento da razdo WAG. Isto leva ao aumento da

densidade da fase gasosa e a reducdo da densidade da fase aquosa, aproximando as
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densidades das fases, e favorecendo o aumento do fator de recuperagéo de dleo.

- 11 /1 I s COILEWAG,
2w p et S razio WAG:
] — T e 1:1: 52, 82%
W o e 2:1:64,34%
o 31: B4,65%
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200 0E3 24

021 2032
Tempo (anos)
COLSWAG, razho WAG 1:1 - COZLSWAG, razdo WAG 21 - COZLSWAG, razio WAG 3:1

Figura IV.11. Fator de recuperacdo para a injecdo CO.LSWAG considerando trés razdes
WAG distintas: 1:1; 2:1; 3:1.

Conforme a Figura 1V.12, referentes a (a) densidades, salinidade da fase aquosa,
pressao no bloco analisado ({11,11,4}) e (b) viscosidades das fases, o estudo grafico €
semelhante ao realizado para a injecdo de COWAG, pois, como analisado
detalhadamente na secdo 1V.5.2, no final da simulacdo ocorre a aproximacdo entre a
maior e menor densidades (dgua e gas, respectivamente), bem como entre as viscosidades
das fases 6leo e &gua, 0 que aumenta o fator de recuperacgéo de 6leo devido a consequente

reducdo da tensdo interfacial. A densidade da fase 6leo permanece constante.

(a) Densidade - CO2LSWAG, CO2HSWAG (b) Viscosidade - CO2LSWAG, CO2HSWAG
1200
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g 800 S i 2| & So05-
o v b L e 0
5 600- ) 238 o4
= 1 I 30000 -, = @
® \ 3,8 So3
L L w7
T 400 ! | 2, =
"E \ - 20000 c 8 0,2 -
s ‘~ -1 @ 2z
S 200 - = ® = 0,1 -
ind ———m - 10000
0 T T T T -0 0 T T T T 1
2019 2020 2021 2022 2023 2024 2019 2020 2021 2022 2023 2024
Tempo (anos) Tempo (anos)
— Propriedade da fase gas, CO2HSWAG — Propriedade da fase oleo, CO2HSWAG — Propriedade da fase aquosa, COZHSWAG
== Propriedade da fase gas, CO2LSWAG == Propriedade da fase dleo, CO2LSWAG == Propriedade da fase aquosa, CO2LSWAG
— Pressdo, COZHSWAG == Pressdo, CO2LSWAG — Salinidade da fase aquosa, COZHSWAG

—— Salinidade da fase aquosa, CO2LSWAG
Figura 1V.12. (a) Densidades e (b) viscosidades das fases 6leo, 4gua e gas no bloco
{11,11,4} para as injecdes de CO,LSWAG e COHSWAG. A salinidade da fase aquosa
e pressao no bloco analisado ({11,11,4}) estdo apresentadas nas figuras (a) e (b) para
facilitar a compreenséo.

Haja visto que as injecBes CO2LSWAG e CO.HSWAG séo idénticas, exceto pela
salinidade da &gua injetada, tem-se que, para estas duas injecdes, apenas as propriedades

da fase aquosa sdo distintas: densidade, viscosidade e salinidade da fase aquosa; as demais
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fases analisadas apresentam resultados sobrepostos nas Figuras 1V.12 (a) e (b). Isto é
devido a quantidade de CO; dissolvido na fase aquosa, conforme a Figura IV.13 (a).
Gracas a maior salinidade da fase aquosa durante a inje¢do CO,HSWAG, uma menor
quantidade de CO; se dissolve na fase aquosa, ou seja, ha mais CO- disponivel para
solubilizacdo na fase 6leo, o que contribui para o aumento sutil do fator de recuperacao.

Na Figura IV.13 (b), as composi¢Ges molares de CO2 e metano na fase 6leo estéo
apresentadas. De forma analoga ao visto para a injecao de CO;WAG (secéo 1V.5.2), tem-
se a vaporizacdo do metano quando CO: é solubilizado na fase dleo para ambas as
injegdes (CO.LSWAG e CO,HSWAG), resultando em um aumento sutil (aumento de
cerca de 51,09 kg/m?, comparac&o entre o inicio e o final da simulagdo) da densidade do
6leo. Na Figura 1V.13 (b), observa-se também que, no final da simulacdo, a composi¢édo
de COz na fase 6leo é diferente para as inje¢cfes CO.LSWAG e CO,HSWAG. Como visto
previamente, uma maior quantidade de sal na fase aquosa reduz a quantidade de CO>
dissolvido na &gua devido principalmente a grande forca intermolecular entre as
moléculas de sal e 4gua. Isto é observado na Figura IV.13 (b), visto que existe mais CO-

dissolvido na fase 6leo, assim como hd menos CH4 nesta fase (foi vaporizado) para a

injecdo de CO2HSWAG.
(a) Fragd@o molar de CO2 na agua (b) Fragdo molar de CO2 e de C1 na
- CO2LSWAG, CO2HSWAG fase dleo - CO2LSWAG, CO2HSWAG
N D D D T e o 0,7 ==
p 0,014 - /‘,— o "/—
& 0,012 /,/ 0.6
@ 0,01 -~ S 05
u— ’I g
0,008 a e 044
= ’
'S 0,006 - A2 £03
E o
= 0,004 - 502
£ 0,002 “ 0.1
0 i I ) ! . 0 ] i ) H—
2019 2020 2021 2022 2023 2024 2019 2020 2021 2022 2023 2024
Tempa (anos) Tempo (anos)
— Fragédo molar de CO2 na fase, CO2HSWAG — Fracéo molar de C1 na fase éleo, CO2ZHSWAG
== Fragao molar de CO2 na fase, CO2LSWAG =- Fragdo molar de C1 na fase oleo, CO2LSWAG

Figura IV.13. (a) Fragdo molar de CO na fase aquosa e (b) fragdo molar de CO. e de C.
na fase 6leo, ambas no bloco {11,11,4} para as inje¢cGes CO2.LSWAG e COHSWAG.

Novamente, destaca-se que as mudangas na densidade e viscosidade das fases ndo
sdo suficientes para alterarem significativamente o fator de recuperacdo. Isto é devido a
salinidade da agua conata, que € cerca de 2,5 vezes maior do que a da injecdo de agua de
alta salinidade, dificultando a alteracdo das propriedades fisicas estudadas nesta

dissertacéo e, consequentemente, o aumento do fator de recuperacéo.
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O comportamento das viscosidades das fases (Figura IV.12 (b)) é idéntico (curvas
sobrepostas) para as fases oleosa e gasosa, ou seja, a alteracdo apenas da composicédo da
agua de injecdo ndo foi o suficiente para diferenciar os resultados das injecbes de
CO.LSWAG e COHSWAG. A viscosidade da fase aquosa é diferente para as duas
injecdes analisadas, porque uma maior salinidade da &gua de injecdo (CO.HSWAG)
resulta em uma maior viscosidade e vice-versa, porque quando ha mais sais dissolvidos
na fase aquosa, existe uma maior resisténcia de escoamento das fases. Para ambas as
injecdes (CO.LSWAG e CO2HSWAG), constata-se que ha o aumento da viscosidade da
fase gasosa e reducédo da viscosidade da fase aquosa, havendo a diminui¢do da tenséo

interfacial e consequente aumento do fator de recuperacéo.

AlQuraishi et al. (2019) realizaram estudos experimentais com as injecGes de
CO2LSWAG e CO,HSWAG em dois testemunhos (ambos de arenitos) distintos: no
primeiro, os resultados foram equivalentes (aumento no fator de recuperagéo de 20,98%
para CO2HSWAG e de 19,23% para CO.LSWAG); ja& no segundo, a CO2LSWAG
apresentou um fator de recuperacdo maior (35,1% de acréscimo) do que a CO,HSWAG
(16,44% de acréscimo). Os resultados do primeiro testemunho utilizado por AlQuraishi
et al. (2019) foram devidos a baixa composi¢do de minerais em sua superficie, o que
influencia negativamente a injecao de baixa salinidade. Como nesta dissertacéo os efeitos
geoquimicos de troca idnica com a rocha ndo foram considerados, espera-se que 0S
resultados de CO,LSWAG e COHSWAG sejam muito proximos (equivalentes) ou
melhores para CO;HSWAG. AlQuraishi et al. (2019) concluiram que a maior
recuperacdo obtida com CO.LSWAG e COHSWAG, quando comparadas a LSW e
HSW, respectivamente, € atribuida aos efeitos da injecdo de CO- e sua capacidade de se
solubilizar menos na 4gua de maior salinidade e ndo a salinidade da &agua injetada. Outro
ponto apontado por AlQuraishi et al. (2019) e Dang et al. (2016) é a necessidade da
consideracdo da troca idnica entre os fluidos do reservatério e a rocha durante injecdes

com agua de baixa salinidade.
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IV.6. Monitoramento do Deslocamento do Oleo devido & Injecio Alternada de Agua
de Baixa e Alta Salinidade e CO2 (CO2LSWAG e CO2HSWAG) em funcéo da

pressdo e em posicao fixa

Na secdo anterior (IV.5), as propriedades fisicas analisadas nesta dissertacdo
foram estudadas em funcdo do tempo para as inje¢cbes de H.O, LSW, HSW, COg,
CO2WAG, CO2:LSWAG, CO2HSWAG. Nesta secéo, estas propriedades sdo analisadas
em funcdo da pressdéo no bloco analisado ({11,11,4}). Essa analise durante o
deslocamento de 6leo deve ser feita porque ocorre a variacdo da pressdo ao longo do
reservatorio e ao longo do tempo, e estas propriedades sdo dependentes da pressao.

No inicio da secdo IV.5, para todas as injecGes analisadas, informou-se que a
restricdo do poco injetor é a vazdo maxima de injecdo do fluido, ou seja, o simulador
GEM calcula a pressdo necessaria para manter a vazao de injecdo abaixo ou igual ao valor
fixado. Por este motivo, a pressdo de injecdo (consequentemente, a pressao do bloco

analisado) pode sofrer oscilacdes durante o deslocamento de 6leo.

A Figura V.14 apresenta os resultados da pressdo no bloco analisado ({11,11,4})
em funcdo do tempo para todas as injecOes analisadas nesta secdo (H20, LSW, HSW,
CO2, CO2WAG, CO.LSWAG, CO2HSWAG). Conforme visto na se¢éo V.5, cerca de 35
a 40% do fator de recuperacdo de 6leo é obtido no primeiro ano de simulacdo para todas
as injecdes analisadas (Figura 1V.3). Haja visto que a pressdo inicial do reservatorio é
muito elevada (aproximadamente 4,5 vezes maior do que a pressdo estabilizada no
segundo ano de simulacéo) e por haver uma grande producéo de 6leo no primeiro ano de
simulacdo, ocorre uma gqueda de pressdo, porque o fluido injetado (agua ou gas) nao é o
suficiente para manter a pressdo do bloco analisado tdo elevada como no inicio da
simulacdo. Salienta-se que a temperatura do reservatério é constante e superior a
temperatura critica do CO». Além disso, conforme a Figura 1V.14, a pressdo média ao
longo da simulacdo também é superior a pressdo critica do CO2, ou seja, as inje¢des que
utilizam o CO- ocorrem nas condic¢des supercriticas deste gas. A seguir, a densidade, a

viscosidade e a fracdo molar de CO> sdo analisadas em fungéo da pressao.
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Pressde no bleco analisade ({11,11.4})

Presséo (kPa)

2020 1 2022 2023 2004
Tempe (anos)
— H20 — LSW -- CO2WAG -- CO2LSWAG — CO2 — HSW -- CO2HSWAG

Figura 1V.14. Pressdao no bloco analisado ({11,11,4}) em funcdo do tempo, para as
injecdes de H20, LSW, HSW, CO., CO;WAG, CO.LSWAG, CO,HSWAG.

IV.6.1. Injecéo de CO,

Conforme a Figura V.15, a salinidade da agua é constante, pois a injecdo de CO>
ndo contém sais dissolvidos no fluido injetado, mantendo a salinidade inicial da &gua do
reservatorio constante. Conforme visto na se¢do 1V.5.2 (resultados ao longo do tempo),
apos o primeiro ano de simulacédo, as densidades e viscosidades das fases permanecem
aproximadamente constantes. A grande quantidade de 6leo recuperada no primeiro ano
de simulacéo ¢ atribuida ao aumento da fracdo molar de CO> nas fases oleosa e aquosa,

responsaveis pelo aumento da densidade da fase agua.

Fator de recuperacéao (%)
Salinidade da fase aquosa

780513 12000 18000 18500 21000 24000 27000 30000 39000 36000 39000 42000 48000 4800 B1e00 86300
Presséao (kPa)
- Fator de recuperacéo — Salinidade da fase aquosa

Figura IV.15. Fator de recuperacéo e salinidade da 4gua em fung&o da presséo no bloco
analisado ({11,11,4}) para a injecdo de CO..

O fator de recuperagdo do Oleo decresce com 0 aumento da pressdo porque a
pressdo inicial do reservatorio € a pressdo mais alta, haja visto que ocorre uma queda na
pressédo logo no primeiro ano simulado (a analise cronoldgica € da direita para a esquerda
na Figura 1V.15). Ou seja, ao longo do tempo, a pressdo do reservatorio diminui
(grandezas inversamente proporcionais), conforme visto anteriormente nas analises em

funcdo do tempo (secdo 1V.5.2), devido a grande producédo de 6leo (cerca de 40%) no
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primeiro ano de simulagdo. Por este motivo, h4& um aumento brusco no fator de
recuperacdo em elevada pressao (pressdo inicial do reservatorio), a direita do grafico, pois
€ 0 ponto em que a producao de Gleo se inicia no reservatorio. Salienta-se que esta pressdo
é a pressdo no bloco intermediario analisado ({11,11,4}) e ndo a pressdo média do
reservatorio, enquanto o fator de recuperacdo observado é o valor médio do reservatério

porque o simulador ndo apresenta esta propriedade por blocos.

Em termos da saturacdo de 6leo no bloco analisado, tem-se um aumento da
saturacdo de 6leo com o aumento da pressdo no bloco. Isto acontece porque, conforme
explicado acima, a anélise cronolégica ocorre da direita para a esquerda na Figura IV.15.
Portanto, hd uma maior quantidade de 6leo (maior saturacdo) no comeco da simulacao,
quando a pressdo é mais elevada. A medida que o 6leo é produzido e sua saturaco
diminui, ocorre a reducéo da pressdo devido a prdpria producdo de 6leo. E importante
ressaltar que, nos gréaficos em funcdo do tempo, a estabilizacdo da pressdo no bloco
{11,11,4} ocorre em torno de 9000 kPa no primeiro ano de simulacdo (até 2020), vide

Figura 1V.14. Apds este periodo, a pressao € aproximadamente constante.

Conforme a Figura 1V.16, as propriedades analisadas (densidade, viscosidade e
fracdo molar de CO2) na fase aquosa sdo aproximadamente constantes com o aumento da
pressdo (variagcBes muito sutis: a densidade da agua aumentou 2,15% e a viscosidade da
agua aumentou 3,15%, a fracdo molar de CO. na fase aquosa foi de zero para 0,0047),
porque a solubilidade do CO2 na agua é muito baixa. Em elevada pressdo, ocorre o
comego da simulacdo, em que ndo ha ainda CO> disponivel (esta sendo injetado), seguido
por uma gueda na pressao. Por este motivo, a solubilizacdo do CO; na fase 6leo ocorre
em pressdes mais baixas. Dessa forma, em elevadas presses, uma alteracdo significativa
nas propriedades analisadas ndo é observada. A fracdo molar do CO2 no 6leo apresenta
um pico antes de 9000 kPa devido a vaporizacdo do componente leve (CH4) presente no
6leo (vide Figura 1V.16). O comportamento decrescente também é observado para a

densidade do 6leo, porém de forma mais sutil (reducdo de 7,17%).

De acordo com Chung et al. (1988), a densidade da fase aquosa aumenta entre
1,23% e 2,23% com o0 aumento da pressdo (faixa analisada: 99,56 a 28161,44 kPa) em
trés temperaturas fixas (23,89, 60 e 93,33°C), como é observado nesta dissertacao
(aumento de 2,15%). Chung et al. (1988) ainda afirmam que ha o aumento da viscosidade

do 6leo com o aumento da pressé@o, conforme visto nesta dissertagéo. Isto esta associado
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a transferéncia de massa entre a fase injetada (CO2) e 6leo até que o equilibrio entre as
fases seja atingido. Em seguida, ocorre a vaporizacdo dos componentes leves do 6leo para

a fase gas, enquanto o CO- se solubiliza no dleo (Chung et al., 1988).
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Figura IV.16. Densidade, viscosidade, fracdo molar de CO2 nas fases 0leo, dgua e gés e
fracdo molar de C1 na fase 6leo em funcdo da pressdo no bloco {11,11,4} para injecdo de
CO2 no reservatorio.

A densidade da fase gas aumenta a medida que o fluido injetado (CO3) chega no
bloco intermediario analisado, pois ndo ha gas livre no reservatério antes da injecédo de
CO.. A densidade do dleo apresenta um pico um pouco antes de 9000 kPa e, nesta mesma
pressdo, observa-se uma mudanca de comportamento da densidade da fase gasosa, que
comeca a diminuir. Ou seja, 0 gas injetado esta sendo solubilizado no éleo nesta pressao,
alterando as densidades das fases. Salienta-se também que ndo ha CO2 na composicdo
original do 6leo (conforme a Tabela IV.6), ou seja, a fragdo molar de CO2 observada é
totalmente proveniente da injecdo de CO>. Por este motivo, a fracdo molar de CO> das
fases Oleo e gas diminuem com o aumento da pressdo. Cronologicamente, o deslocamento
de 6leo ocorre da pressdo mais elevada para a mais baixa, visto que o fluido injetado ndo
é o suficiente para manter a pressao tao alta. Ou seja, quando o CO: se solubiliza no 6leo,
estd ocorrendo uma diminuicdo da pressdo do reservatorio, pois parte do gas e
solubilizada no éleo. De forma anéloga, a fracdo molar de CO2 no gas diminui com o
aumento da presséo, pois parte do CO> injetado é solubilizado no 6leo e na dgua e também

ocorre a vaporizacdo do metano, que é liberado da fase oleosa para fase gasosa.

Como ha liberagdo do componente leve do oleo, a viscosidade do 6leo aumenta
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porque 0 mesmo se torna mais pesado com o aumento da pressdo. A viscosidade da fase
gasosa € aproximadamente constante, pois a quantidade de componentes leves liberada
do éleo ndo € suficiente para alterar esta propriedade. Vale ressaltar que, como a pressdo
no reservatorio diminui ao longo do tempo, ha uma menor diferenca entre as densidades
das fases oleosa e gasosa, bem como entre as viscosidades das fases 6leo e gés, resultando
em uma maior recuperacao de 6leo devido a menor diferenca na segregacéo gravitacional,

a aproximacao das tensoes interfaciais destas fases e ao aumento da mobilidade do 6leo.

IV.6.2. Injecdo de dgua

Na Figura 1V.17, o aumento do fator de recuperacdo em elevadas pressdes
corresponde ao comeco da simulacdo, pois 0 tempo e a pressao sdo inversamente
proporcionais. Conforme visto na se¢do 1V.5.1, ao longo da injecdo de agua, observa-se
que a salinidade da agua presente no reservatorio diminui, pois 0s sais que compdem a
agua conata séo diluidos a medida que agua é injetada. Como a pressdo diminui ao longo
do tempo de simulacdo e a salinidade da agua também diminui com o tempo, 0
comportamento observado para a salinidade da agua em funcdo da pressdo também é
diretamente proporcional: a salinidade da &gua presente no reservatorio aumenta com o
aumento da pressao.

9

B 8 R 8
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e

Fator de recuperacao (%)
Salinidade da fase aquosa
8

e

e -

16000 18000 21000 24000 27000 30000 33000 36000 30000 42000 45000 48000 51000 58000
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Fator de recuperacéo — Salinidade da fase aquosa

Figura IV.17. Fator de recuperacdo e salinidade da agua em funcéo da presséo no bloco
analisado ({11,11,4}) para a injecéo de H>O.

;

Durante o deslocamento de 6leo por injecdo de agua ndo ha interacdo entre as
fases presentes no reservatorio, sendo um processo fisico. Por este motivo, muitas vezes
o resultado do fator de recuperacéo de 6leo obtido com a injecdo de 4gua néo ¢é atrativo,
ao compara-lo com outros tipos de deslocamento (Zhang e Sarma, 2013), inclusive com

a injecdo de CO- vista na secdo 1V.6.1. As simulacOes realizadas por Zhang e Sarma
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(2013) mostram que a injecdo de CO2 obteve um fator de recuperagéo em torno de 95%,
enquanto o da injecdo de agua foi aproximadamente 45%. Nos resultados desta
dissertacéo, a injecdo de CO> levou a um fator de recuperagéo cerca de 13% maior do que

a injecdo de agua.

Na Figura 1V.18, é possivel observar que as fragdes molares de CO2 nas fases
oleosa, aquosa e gasosa séo zero, porque ndo had CO2 na composigédo original do oleo e
ndo ha injecdo deste componente. Entre as propriedades analisadas, a densidade e a
viscosidade da fase aquosa sdo as que se alteram de forma mais significativa devido a
diluicdo da &gua conata, o que reduz salinidade da agua em func&o do tempo, responséavel
por alterar as propriedades da fase aquosa. Como mencionado anteriormente, a relacao
entre a pressdo e 0 tempo € inversamente proporcional, ou seja, a salinidade da agua
aumenta com o aumento da press@o. Por este motivo, a densidade e viscosidade da fase
aquosa aumentam com o aumento da pressdo. Conforme explicado na se¢éo 1V.5, a razéo
para isso € a maior forca intermolecular entre o sal e a agua do que entre as moléculas de
agua, resultando em uma maior resisténcia ao escoamento de fluidos no reservatorio e,
consequentemente, levando a um menor fator de recuperagdo quando comparada as outras

injecOes analisadas nesta dissertacdo (vide secbes IV.5 e 1V.6).
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Figura 1V.18. Densidade, viscosidade e fracdo molar de CO- nas fases 6leo, agua e gas
em funcdo da presséo no bloco {11,11,4} para inje¢do de H20 no reservatorio.

A viscosidade do éleo aumenta com o aumento da pressao porgque uma parte dos
componentes leves presentes no 6leo é vaporizada (em menor quantidade do que durante

a injecdo de COy). Por ndo haver gas livre no reservatorio no inicio da simulagdo, a
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densidade da fase gas diminui com o aumento da pressdo: a medida que 0s componentes
leves sdo vaporizados, ocorre a formacao da fase gas no reservatorio. Como a pressao
inicial do reservatorio € a mais elevada, ocorre a diminuicdo da densidade da fase gas
com 0 aumento da pressdo, ja que esta fase esta sendo criada (em pressdo mais baixas) a
medida que os componentes leves sdo vaporizados. A densidade do 6leo e a viscosidade
do gas permanecem aproximadamente constantes, pois a vaporizacdo dos componentes

leves ndo é suficiente para alterar estas propriedades.

IV.6.3. Injecdo COWAG

Como a restricdo do poco injetor é a vazdo de injecdo de fluido, a pressdo do
reservatorio sofre variacbes ao longo do tempo, visando a manutencdo da vazao
determinada previamente. Sendo assim, a pressdo mais elevada € a pressao inicial do
reservatorio, o que resulta em uma relagdo inversamente proporcional entre o tempo e a
pressdo. Conforme visto para injecdo de dgua em funcdo da pressdo (secdo 1V.6.2), a
salinidade da agua do reservatorio durante a CO.WAG também aumenta com o aumento
da pressdo pois, ao longo do tempo, a 4&gua conata esta sendo diluida com a agua injetada,
diminuindo assim sua composi¢édo de sais, vide Figura 1V.19. O fator de recuperagédo do
6leo durante a injecdo CO,WAG diminui com 0 aumento da pressdo, porque a pressao

inicial do reservatdrio é a mais elevada, diminuindo com o tempo.

O escoamento de fluidos ndo € uniforme porque a pressdo do bloco oscila,
principalmente em deslocamentos alternados, devido a alteracdo do fluido injetado, que
também altera a pressdo do bloco analisado ({11,11,4}). Por este motivo, em pressdes em
torno de 10000 kPa, existem linhas mais curtas que divergem do comportamento geral
das curvas. E importante ressaltar que, nos resultados da pressao no bloco em funcéo do
tempo (Figura 1V.14), observa-se que as maiores diferengas no comportamento de fases
ocorrem até em torno de 9000 kPa e, ap0s esta pressdo, os resultados tendem a ser
constantes, pois o fator de recuperagdo do 6leo aumenta de forma mais discreta. Este
aumento rapido na producdo é responsavel também pelo comportamento das curvas até
10000 kPa, em que ocorre aumento das propriedades fora do padrdo comportamental
observado de forma geral.
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Figura IV.19. Fator de recuperacdo e salinidade da agua em funcéo da pressao no bloco
analisado para a injegdo COWAG.

Na Figura 1V.20, observa-se que a densidade da fase aquosa apresenta um
aumento rapido até 9500 kPa e, em seguida, é aproximadamente constante, pois parte do
CO: injetado se solubiliza na &gua conata e é responsavel pelo aumento da sua densidade.
Entretanto, a quantidade de CO> solubilizada na dgua ndo é suficiente para alterar a
densidade da &gua de forma significativa. A densidade da fase gasosa também apresenta
um aumento rapido até cerca de 10500 kPa. Porém, apds esta pressao, comeca a diminuir
com o aumento da pressdo. Conforme explicado previamente, isto é esperado, pois é o

comportamento oposto ao observado com relagcdo ao tempo de simulagéo.
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Figura IV.20. Densidade, viscosidade e fracdo molar de CO> nas fases dleo, agua e gas
em funcdo da presséo no bloco {11,11,4} para injegdo de CO2WAG no reservatorio.

A viscosidade da fase gasosa, a densidade do 6leo e a fragdo molar de CO- na fase

aquosa sdo alteradas de forma muito sutil com o aumento da pressdo, podendo ser
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consideradas constantes. A fracdo molar de CO2 que se solubiliza na &gua conata é muito
pequena (maximo de 0,016 no final do periodo de tempo simulado) devido a presenca de
sais na dgua (efeito salting-out). Apesar da viscosidade da fase gas reduzir com 0 aumento
da pressao, esta propriedade é considerada constante (no periodo simulado a variacéo foi
cerca de 0,025 cP). Isto acontece porque a fase gasosa € composta majoritariamente por

CO., mesmo apos a vaporizagao dos componentes leves.

As fracdes molares de CO- nas fases gasosa e oleosa diminuem com o aumento
da pressdo, pois, conforme explicado para injecdo de CO3, os graficos em funcdo da
pressdo correspondem ao comportamento oposto com relagio ao tempo de simulagéo. A
medida que CO- é injetado e solubilizado nas fases oleosa e gasosa, sua fracdo molar
naquela fase aumenta e a pressdo diminui (analise com relacdo ao tempo de simulacéo),
pois a fragcdo solubilizada ndo compde mais a fase gasosa, havendo menos CO; disponivel
na fase gasosa do reservatorio e, consequentemente, diminuindo a pressdo. Entéo, a fragdo
molar de CO> nas fases oleosa, aquosa e gasosa diminui com relagdo a pressao, pois a

quantidade de gas no reservatorio diminui quando o gas se solubiliza nas fases.

A viscosidade da dgua apresenta um aumento rapido em baixas pressoes (até 9400
kPa) e depois se mantém constante. O aumento da viscosidade desta fase esta atrelado a
solubilizacdo de CO2 na agua conata presente no reservatorio. Ja a viscosidade do 6leo
diminui em baixas pressoes (até aproximadamente 10500 kPa) e aumenta com o aumento
da pressdao. Ou seja, a viscosidade do 6leo diminui ao longo do tempo devido a
solubilizacdo do CO e vaporizagdo dos componentes leves, diminuindo a diferenca entre
as viscosidades do 6leo e gas. Entdo, 0 comportamento da viscosidade do 6leo em funcéo

da presséo no bloco aumenta com o aumento da pressao.

IV.6.4. Injegcdes com sal: LSW, HSW, CO,LSWAG e CO2HSWAG

Como visto para as injecBes sem sal, a pressdo no bloco é inversamente
proporcional ao tempo e apresenta pequenas oscilacbes ao longo do tempo. Por este
motivo, na Figura V.21, os graficos do fator de recuperacdo do 6leo e da salinidade da
agua para as inje¢des com sal (LSW, HSW, CO.LSWAG e CO;HSWAG) podem
apresentar mais de um ponto em uma determinada pressdo (um ponto no eixo x

corresponde a mais de um ponto no eixo y). A queda brusca do fator de recuperacéo,
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observada em elevadas pressfes, ocorre devido ao inicio da producdo, ou seja,

corresponde ao tempo zero de producdo que acontece nesta pressao.

a) LSW: Fator de recuperacdo x Pressdo b} HSW: Fator de recuperacio x Pressdo
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Figura I1V.21. Fator de recuperacdo e salinidade da agua em fungéo da pressdo no bloco
analisado ({11,11,4}) para as injecOes: (a) LSW; (b) HSW; (c) CO.LSWAG; (d)
COHSWAG.

Considerando os pares da Figura IV.21 (a) + (b) e (c) + (d), referentes a LSW +
HSW e CO,LSWAG + CO.HSWAG, respectivamente, nota-se um comportamento muito
semelhante tanto para o fator de recuperacdo quanto para a salinidade da &gua. Isto
também € visto nos graficos em funcéo do tempo (Figuras 1V.4, IV.5, IV.10e IV.12 e
1V.12), sendo muito pequena a diferenca entre os fatores de recuperacéao obtidas para cada
par de injecdo (entre 0,02% para LSW + HSW e 0,25% para CO,LSWAG e
CO2HSWAQG).

Sobre a salinidade da dgua, como esperado, ocorre 0 aumentando com a pressao.
Nas injecdes de baixa salinidade, ocorre uma maior dilui¢do dos sais presentes na agua
conata do reservatorio devido & menor concentragcdo de sais na agua de injecdo. O
aumento da salinidade com o aumento da pressao esta associado a pressao inicial do
reservatorio ser a mais elevada e a salinidade da agua conata ser muito superior (cerca de
2,7 vezes maior do que a salinidade utilizada na injecdo de agua de alta salinidade) e, a
medida que ocorre a injecdo de agua, a agua conata é diluida. Além disso, em pressdes
mais elevadas, a forga entre as moléculas de sal e da agua aumentam por causa da menor
distancia entre as mesmas, 0 que torna a sua separacdo mais dificil. Apesar das injecoes
WAG possuirem menos ciclos de injecdo de agua do que as injecBes continuas, os valores
finais de salinidade da fase aquosa para as injecdes de HSW e CO,HSWAG foram iguais,

assim como os valores finais desta propriedade para as inje¢coes LSW e CO,LSWAG. As
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injecdes de alta salinidade apresentaram uma salinidade da agua no final da simulacéo

1,64 vezes maior do que as injecOes de baixa salinidade.

O comportamento da densidade, viscosidade e fracdo molar de CO2 nas fases para
as injecdes LSW e HSW sé&o essencialmente iguais, conforme a Figura 1V.22. As fragdes
molares de CO> nas fases aquosa, oleosa e gasosa sao nulas porque ndo ha fonte de CO-
nestas injecdes e a composicao original de 6leo também ndo possui CO>. A densidade e
viscosidade das fases oleosa e gasosa podem ser consideradas iguais para HSW e LSW,
havendo uma diminuicdo da densidade da fase gasosa (cerca de 69 kg/m® para ambas as
injecBes) e um leve aumento para fase oleosa (em torno de 17 kg/m® para ambas as
injecBes) devido a vaporizacdo dos componentes leves. A maior diferenca entre as duas
injecOes estd na densidade e viscosidade da fase aquosa devido a composicao de sal que

é alterada em cada uma das injecoes.
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Figura 1V.22. Densidade, viscosidade e fracdo molar de CO2 nas fases 6leo, dgua e gas
em funcdo da pressdo no bloco {11,11,4} para injecdo de (a) LSW e (b) HSW no
reservatorio

De forma anéloga ao observado nas injeces LSW e HSW, para as injegdes
CO2LSWAG e CO2HSWAG, os comportamentos das propriedades sdo semelhantes,
conforme a Figura IV.23. Ha a diminuicdo da densidade do gas com o aumento da presséo
devido a pressdo do comeco da simulacdo ser a maior obtida durante o periodo simulado,
ou seja, como as densidades do géas e do 0leo estdo mais proximas em baixas pressoes, 0

deslocamento do 6leo é favorecido em pressées menos elevadas, pois ha uma menor
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segregacdo gravitacional entre os fluidos e a tensdo interfacial neste caso também é
menor. Outro ponto observado é uma aproximacao entre as viscosidades das fases oleosa
e gasosa em baixas pressdes, 0 que contribui para o deslocamento de fluidos no

reservatorio, pois diminui a raz&o de mobilidade.
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Figura 1V.23. Densidade, viscosidade e fracdo molar de CO2 nas fases 6leo, &gua e gas
em funcdo da pressdo no bloco {11,11,4} para injecdo de (a) CO.LSWAG e (b)
CO2HSWAG. reservatorio.

IV.7. Comparacdo entre os resultados do simulador composicional GEM, as

correlacBes empiricas e 0 modelo fenomenoldgico PSUCO2

A fim de comparar as correlacdes empiricas de Teng e Yamasaki (1998) e
Calabrese et al. (2019), 0 modelo fenomenol6gico PSUCO2 e o simulador composicional
GEM, a cada ano de simulacdo um valor da densidade da fase aquosa (H20-NaCl-CO,)
e demais dados de entrada necessarios foram coletados, resultando em seis pontos (cinco
anos simulados e 0 momento zero: periodo 2019 a 2024). A comparacao foi feita para
cada uma das injecBes simuladas apresentadas neste capitulo. A temperatura do
reservatorio € fixa em 71,11°C. Como explicado previamente, o Unico sal considerado é
o NaCl pois a 4gua conata e de injecdo sdo compostas apenas por este sal. As faixas de
pressdo, salinidade e fracdo molar de CO- estdo apresentados na Tabela 1V.10.
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Tabela 1V.10. Faixas de pressdo, salinidade e fracdo molar de CO utilizadas na
comparacdo dos resultados das correlacdes empiricas, modelo PSUCO2 e o simulador
composicional GEM. A temperatura utilizada é constante em 71,11°C.,

Salinidade (fracédo

Fracdo molar de

Injegdo Pressdo (MPa) massica de NaCl) COz
H20 10,03 — 55,25 4.10° - 30,69 0-0*
CO2 7,54 — 55,25 30,69 — 30,69** 0-0,0048
LSW 10,07 — 55,25 1,05 - 30,69 0-0*
HSW 10,10 — 55,25 10,55 — 30,69 0-0*

COWAG 8,74 — 55,25 0,13 -30,69 0-0,0158
CO,LSWAG 8,74 — 55,25 1,17 - 30,69 0-0,0152
CO:HSWAG 8,74 — 55,25 10,63 — 30,69 0-0,0111

*Simulagbes ndo contém CO; dissolvido na fase aquosa porque ndo hé injecdo de COo.
**Simulacdo ndo tem injecdo de 4gua de qualquer salinidade portanto a salinidade da fase

aguosa é constante.

Os resultados para a densidade da salmoura com CO; obtidos no GEM (detalhados

na secdo 1V.5) com as correlagOes de Teng e Yamasaki (1998) e Calabrese et al. (2019),

bem como com o modelo fenomenolégico PSUCO?2,

estdo apresentados,

respectivamente, nas Tabelas I1V.11, IV.12 e 1V.13. A comparac¢do destes resultados foi

feita com relacdo aos resultados do GEM, pois dados experimentais nas mesmas

condic@es de reservatorio (temperatura e pressdo) nao foram encontrados na literatura.

Tabela 1V.11. Desvios maximo, médio e minimo (com relacdo aos resultados do GEM)

para a correlacdo de Teng e Yamasaki (1998).

Comparacdo entre a correlacdo do simulador composicional GEM e a correlacdo
de Teng e Yamasaki (1998)

Injecdo Desvio M&ximo (%) Desvio Médio (%) Desvio Minimo (%)
H20 3,67 2,39 1,54
CO: 4,33 4,22 3,67
LSW 3,67 2,14 1,15
HSW 3,67 1,01 0,35
CO2WAG 4,31 2,60 1,14
CO.LSWAG 4,31 2,43 0,91
CO:HSWAG 4,31 1,70 0,32
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Tabela IV.12. Desvios maximo, médio e minimo (com relagéo aos resultados do GEM)
para a correlacdo de Calabrese et al. (2019).
Comparacdo entre a correlacdo do simulador composicional GEM e a
correlacdo de Calabrese et al. (2019)
Injecao Desvio Maximo (%) Desvio Médio (%) Desvio Minimo (%)

H20 3,67 2,39 1,54
CO2 4,29 4,18 3,67
LSW 3,67 2,14 1,15
HSW 3,67 1,01 0,35
COWAG 4,27 2,78 1,32
CO2LSWAG 4,27 2,64 1,07
CO2HSWAG 4,27 1,58 0,10

Tabela IV.13. Desvios maximo, médio e minimo (com relacdo aos resultados do GEM)
para 0 modelo fenomenoldgico PSUCO?2.
Comparacao entre a correlacdo do simulador composicional GEM e 0 modelo
fenomenoldgico PSUCO2

Injecdo Desvio M&ximo (%) Desvio Médio (%) Desvio Minimo (%)
H20 *
CO: 0,26 0,26 0,25
LSW *
HSW *
COWAG 2,82 1,75 0,25
CO2:LSWAG 2,61 1,62 0,25
COHSWAG 1,04 0,67 0,25

*N&o possui CO, presente no reservatorio nem na agua injetada.

Nas Tabelas IV.11 e 1V.12, nota-se que o0s resultados para o desvio médio das
duas correlagdes com os resultados do GEM sdo muito proximos, sendo o maior desvio
maximo de 4,33% para Teng e Yamasaki (1998) assim como o maior desvio médio
(4,22%). Os maiores desvios foram obtidos para a injecdo de CO.. Nesta injecdo, a
salinidade da &gua é constante durante todo o periodo simulado, porque ndo héa injecdo de
agua de qualquer salinidade. Ou seja, a salinidade da fase aquosa é a maior, considerando
as injecOes analisadas, vide a Tabela 1V.10. Além disso, na temperatura do reservatério
(71,11°C), as pressdes do reservatorio sdo mais baixas para a injecdo de CO2 do que para
as outras injecOes analisadas, conforme a Tabela 1V.10.

Como visto na analise das correlacfes (se¢do 1V.4.2), a correlagdo de Calabrese
et al. (2019) nao foi muito eficaz no célculo das densidades entre 10 e 20 MPa, valores
proximos da pressdo do reservatorio. Por este motivo, 0os maiores desvios observados para
ainjecdo de CO2 podem estar atrelados a uma faixa de pressdo e/ou de salinidade em que

as correlagGes empiricas utilizadas ndo alcancam uma boa acuracia. De forma geral, 0s
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desvios medios entre as correlagdes empiricas selecionadas com relagdo ao simulador
composicional GEM foram superiores aos desvios médios calculados com relacdo aos
dados experimentais (Tabela 1V.5). Entre as duas correlagdes comparadas com o0 GEM,
as duas podem ser utilizadas no célculo da densidade da salmoura com CO., pois a
diferenca entre os desvios estd na segunda casa decimal, indicando que seus resultados
estdo muito proximos. Outro ponto observado é que a correlacdo de Teng e Yamasaki
(1998) pode ter a faixa de temperatura valida extrapolada, haja visto que seus resultados
foram acurados em uma temperatura cerca de 50 K maior que o valor de validade, que é

de 293 K, ou seja, esta correlagcdo pode ser extrapolada para 344,26 K.

Salienta-se que ndo foi possivel utilizar o modelo PSUCO2 com as injecdes de
H2.0, LSW nem HSW, pois, para utilizar este modelo, é necessario que exista CO2 no
sistema estudado (restricdo do software PSUCO2), o que ndo ocorre para estas trés
injecdes. Como nestas injecbes ndao havia CO2 e 0 6leo ndo possui CO2 em sua

composicgdo original, ndo hd CO> presente no reservatorio nestes casos.

Os resultados obtidos no GEM e com 0 modelo PSUCO2 mostram que 0s desvios
sdo aproximadamente a metade quando comparados com as correlacbes empiricas,
conforme as Tabelas 1V.11, IV.12 e 1V.13. Como visto na sec¢do 1V.3, usualmente os
modelos fenomenoldgicos sdo mais acurados do que correla¢bes empiricas. Contudo, sdo
modelos mais robustos e requerem uma maior quantidade de dados de entrada. Um ponto
interessante € que os menores desvios entre 0 modelo PSUCO2 e o simulador
composicional GEM ocorreram para a injecdo de CO> que possui a maior salinidade entre
as injecdes analisadas, conforme mostrado na Tabela 1V.10. Portanto, para salmouras de
maior salinidade, indica-se o0 uso do modelo fenomenoldgico PSUCO2 ou GEM por
serem mais acurados do que as correlacfes empiricas nestas condi¢des (para 0 modelo
PSUCO2, é necessario que CO: seja injetado). Para os demais cendrios analisados,

recomenda-se o0 uso das duas correlacdes utilizadas.

Outra observagdo é que Zhao (2014) comparou 0 modelo PSUCO2 com dados
experimentais, obtendo um desvio médio de 3,9%. Como os desvios médios entre o
modelo PSUCO2 e 0 GEM foram mais proximos do que entre as correlagdes empiricas e
0 GEM, tem-se que as correlacdes empiricas sdo mais acuradas, ja que o desvio médio

experimental das correlagBes empiricas avaliadas nesta dissertagdo é menor.

Setaro, L. L. O. Pag. 156



Capitulo 1V - Calculo da Densidade das Fases: Efeitos da Mistura de Salmoura e CO2 no
Fator de Recuperacédo do Oleo

IV.8. Conclus6es parciais

A correlacdo mais indicada para o célculo da densidade da salmoura (NaCl) com
CO. é a de Teng e Yamasaki (1998), devido aos menores desvios maximo e médio
obtidos. Apesar do bom desempenho, esta correlacdo ndo é vélida na faixa de temperatura
e pressao do reservatério utilizado no simulador composicional da CMG. Por este motivo,
a correlacdo de Calabrese et al. (2019) também foi utilizada, j& que suas faixas de
temperatura e pressdo contemplam as faixas de temperatura e pressdo simuladas no

reservatorio com o software GEM.

A comparacdo das correlacdes de Teng e Yamasaki (1998) e Calabrese et al.
(2019) com o software GEM, para o calculo das densidades da salmoura com COa,
indicam que ambas apresentam desvios semelhantes com relacdo ao GEM (a média dos
desvios médios para Teng e Yamasaki (1998) foi 2,36%, enquanto para Calabrese et al.
(2019) foi 2,39%). Dessa forma, qualquer uma das duas € considerada acurada para o
calculo da densidade da mistura de salmoura e CO». Quando comparada com as outras
injecdes analisadas, a injecdo de CO> € a que apresenta a maior salinidade da fase aquosa
e também é a que apresenta os maiores desvios. Por este motivo, infere-se que a salinidade

da salmoura influencia mais do que as faixas de temperatura e pressao do sistema.

A comparacao do modelo fenomenol6gico PSUCO2 com os resultados obtidos no
GEM indicam que seus desvios sdo menores do que quando as correlacbes empiricas
foram utilizadas, conforme esperado, pois modelos fenomenol6gicos costumam ser mais
robustos e acurados do que correlagdes empiricas. E importante salientar que os menores
desvios no célculo da densidade da salmoura com CO2 com relagdo aos resultados do
GEM ocorreram para a injecdo de CO. e o oposto foi observado para as correlagdes
empiricas devido a maior salinidade da fase aquosa nesta inje¢do. Portanto, conclui-se
que para salmouras de salinidade mais elevada (cerca de 136493 ppm), o célculo da
densidade da fase aquosa com o modelo PSUCO2 ou 0 GEM sdo os mais indicados.
Como os desvios médios experimentais das duas correlacdes analisadas é menor do que
0 desvio médio experimental para o0 modelo fenomenologico PSUCO2, o uso das

correlagdes € mais indicado, exceto para salinidades muito elevadas.

Os maiores fatores de recuperacdo foram observados para COHSWAG ou

CO.LSWAG, pois os efeitos geoquimicos ndo foram considerados, objetivando-se
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apenas a investigacao dos efeitos fisico-quimicos no fator de recuperacao de 6leo. Dessa
forma, nota-se que, para alteracdes significativas no fator de recuperacao, a consideracdo

da geoquimica € necessaria.

Visto que existe uma relacdo diretamente proporcional entre a salinidade da dgua
e as propriedades fisicas da fase aquosa (densidade e viscosidade), a inje¢do de salmoura
fornece uma densidade maior do que a injecdo de agua pura. O comportamento da
viscosidade da fase aquosa é analogo ao da densidade da fase aquosa. Observa-se que
essas alteracOes da densidade e viscosidade da fase aquosa ndo séo suficientes para
modificar o fator de recuperacdo de forma significativa.

A pressdo inicial do reservatorio utilizada é a pressdo mais elevada durante as
simulacdes realizadas (para todas as injecGes). Por esta razdo, tem-se uma queda de
pressao apos o inicio da simulagdo em decorréncia da producdo de 6leo e da vazdo de
fluido injetado ndo ser o suficiente para manter a pressao inicial. Outro ponto observado
€ que ocorre uma reducdo entre as densidades/viscosidades das fases oleosa e gasosa, 0
que leva a uma menor tensao interfacial entre estas fases e uma menor segregacédo por

gravidade. Consequentemente, h4 um acréscimo na producéo de 6leo.
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CAPITULO V - CONCLUSOES E
RECOMENDACOES PARA TRABALHOS
FUTUROS

Neste capitulo, as principais conclusdes obtidas nesta dissertagdo séo sintetizadas e
sugestdes para trabalhos futuros nesta area de estudo sdo apresentadas.

V.1. Conclusoes

Esta dissertacdo teve como objetivo geral estudar o comportamento da densidade
das fases e outras propriedades relevantes relacionadas (viscosidade das fases e
solubilidade do COz nas fases presentes no reservatorio) com o fator de recuperacéo do
6leo, para varios métodos de injecdo, usando dados da literatura, tanto do éleo como do
reservatorio. Com esta finalidade, simula¢6es foram realizadas no médulo composicional
GEM ao longo do tempo, pressdo e posicdo no reservatorio, durante o deslocamento de
6leo com as inje¢des de H20, CO2, LSW, HSW, CO.WAG, CO,LSWAG e CO:HSWAG.
O GEM utiliza uma correlacdo empirica para o calculo da densidade da fase aquosa,
enquanto a densidade das fases oleosa e gasosa sdo calculadas com uma equacdo de
estado cubica. Por este motivo, uma avaliacdo da acuracia da correlacdo utilizada pelo

GEM no célculo da densidade da fase aquosa é importante.

A revisdo da literatura indica que ndo ha um consenso sobre qual o método de
injecdo mais indicado, devido as propriedades inerentes a cada reservatorio e a cada 6leo.
O mesmo pode ser afirmado sobre a revisdo bibliografica das correlacdes empiricas
disponiveis na literatura para o célculo da densidade da fase aquosa, composta por (a)
agua e CO> dissolvido; e (b) agua, NaCl e CO; dissolvidos. Com base nos menores
desvios relativos e utilizando dados experimentais da literatura, esta dissertagdo concluiu
que as seguintes correlagdes séo as mais acuradas: Wagner e Pruss (2002), para densidade
da agua sem CO; dissolvido; Bachu e Adams (2003) ou Hnedkovsky et al. (1996), para
denidade da agua com CO- dissolvido, associada a correlagdo de Batzle e Wang (1992),
para a densidade da &gua sem CO- dissolvido; e Teng e Yamasaki (1998), para a

densidade da &gua com CO> e NaCl dissolvidos.
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Para a injecdo de agua (neste caso, a agua conata ndo possui sais em sua
composic¢do, conforme o capitulo I11), ndo foi observada uma variacdo significativa na
densidade das fases, pois ndo ha interacGes quimicas entre a agua injetada e os fluidos
presentes no reservatorio, 0 que leva a uma menor alteracdo das propriedades fisicas
analisadas nesta dissertacdo, quando comparada a injecdo de CO. ou as injecdes
alternadas estudadas nesta dissertacdo. Para a injecdo de COg, tanto considerando ou ndo
sua solubilidade na fase aquosa, houve um aumento da densidade da fase gés, o que levou
ao aumento do fator de recuperacéo de 6leo, devido a interacéo fisica entre o0 CO: injetado
e a fase oleosa, 0 que leva a vaporizacdo dos componentes leves presentes no 0leo e o
consequente aumento da densidade da fase gasosa. O fator de recuperacéo obtido para as
duas injecbes de CO2, considerando ou ndo sua solubilidade na fase aquosa, foi
praticamente 0 mesmo, pois, mesmo na injecdo que considera a solubilidade do COz na
fase aquosa, 0 maximo atingido para a fracdo molar de CO> na fase aquosa foi de apenas
0,026, ndo sendo suficientemente elevado para impactar de forma significativa o fator de

recuperacao.

A avaliacdo da pressao de injecdo para a injecdo de CO, mostra que o fator de
recuperacdo obtido com a injecdo acima da PMM, na PMM e abaixo da PMM foi de
aproximadamente 88%, 81% e 45%, respectivamente. Verifica-se que a densidade da fase

gasosa aumenta na mesma ordem observada para o fator de recuperagéo.

Também conclui-se que hd uma relacdo entre o aumento da densidade da fase gas
e o fator de recuperacdo de 6leo, visto que a segregacdo por gravidade diminui e,
consequentemente, o fator de recuperacdo aumenta. Como os efeitos geoquimicos nao
foram considerados nesta dissertacdo, visando a analise apenas dos efeitos fisicos no fator
de recuperacdo do Oleo, as inje¢cbes de CO.HSWAG e CO.LSWAG forneceram o0s
maiores fatores de recuperacdo. A relacdo entre a densidade, a viscosidade e a
solubilidade do CO- na fase aquosa é analisada, observando-se uma relagdo diretamente
proporcional entre estas propriedades, bem como entre estas propriedades em funcdo da
salinidade da &gua injetada. Apesar disso, ao comparar as injecOes de agua de baixa
salinidade com a de alta salinidade, a alteracdo nas propriedades fisicas citadas nao foi o
suficiente para ocasionar um aumento significativo no fator de recuperacgéo (entre 0,02%
e 0,25%).
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Sobre a comparagéo entre a correlagdo empirica para o calculo da densidade da fase
aquosa e os resultados em condi¢des de reservatorio obtidos no GEM, tem-se as seguintes
conclusdes: para a injecdo sem sal, a correlacdo de Hnedkovsky et al. (1996) e de Batzle
e Wang (1992) foram utilizadas para o calculo da densidade da fase aquosa e da agua
pura (respectivamente). Considerando que os desvios relativos experimentais (média de
0,66%) foram menores do que os desvio entre 0 GEM e a correlacdo empirica (desvio
médio em torno de 5%) , conclui-se que a correlacdo empirica € mais acurada do que o
GEM. Resultados semelhantes foram observados para a injecdo com NaCl, pois, apesar
das correlacdes empiricas de Teng e Yamasaki (1998) e Calabrese et al. (2019)
apresentarem maiores desvios com relacdo ao GEM (maior desvio médio de 4,22 para
Teng e Yamasaki (1998) e de 4,18% para Calabrese et al. (2019)) do que o modelo
fenomenoldgico (maior desvio médio de 1,75%), as correlacdes empiricas sdo mais
acuradas do que o GEM e 0 modelo fenomenoldgico, porgue a analise prévia com dados
experimentais revelou desvios relativos aos dados experimentais menores (desvio médio
de 0,07% para Teng e Yamasaki (1998) e de 0,18% para Calabrese et al. (2019)) do que
0s obtidos entre 0 GEM e as correlacbes empiricas. Salienta-se que o modelo
fenomenoldgico apresentou desvio médio experimental de 3,9%, sendo superior aos

resultados das correlagfes empiricas.

V.2. Recomendagdes para trabalhos futuros

Para trabalhos futuros nesta area de estudo, recomenda-se:

e Avaliar os efeitos geoquimicos para os diferentes métodos de recuperacdo

terciaria de 6leo, com analise do comportamento da densidade das fases;

e analisar o efeito da composicdo da salmoura, para as injecdes com agua de
salinidade diferente, incluindo a agua conata: outras salinidades de NaCl, uso

de outros sais e mistura de sais;

e analisar o efeito da composicdo da rocha, contendo carbonato de calcio pois
pode causar a dissolucdo da rocha, influenciando na recuperacéo;

e utilizar uma malha de simulacdo que contenha falhas geoldgicas e avaliar seus

efeitos nos resultados;
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e otimizar o fator de recuperacéo de dleo, para os dois cenarios apresentados nos
capitulos 11 e IV, considerando a influéncia das seguintes restricdes dos pocos:
razdo volumétrica WAG, ciclo WAG, utilizar agua como primeiro fluido
injetado na WAG, vazdo do fluido de entrada no pogo injetor, presséo de fundo
minima no po¢o produtor, pressdo de fundo maxima no pocgo injetor,

localizacdo dos pocos injetor e produtor, entre outras;

e determinar experimentalmente a densidade da fase aquosa, composta por (a)
agua e CO; dissolvido, e (b) 4gua, NaCl e CO> dissolvidos, em condicfes de
reservatorio, para melhor comparacdo entre 0 GEM, as correlagcdes empiricas
e 0 modelo fenomenoldgico, pois dados experimentais desta propriedade ndo

foram encontrados na literatura.
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APENDICE A - CONCEITOS
INTRODUTORIOS DO CAPITULO II

Para facilitar a compreensédo do Capitulo Il e discussdo dos resultados apresentados
nos capitulos Il e IV, este Apéndice foi elaborado para explicar alguns conceitos e
definicdes introdutdrios.

A.l. Introducéo

Para um melhor entendimento do que acontece no reservatorio durante a utilizacao
dos métodos de recuperacdo avancada (Enhanced Oil Recovery - EOR), alguns conceitos
basicos sdo apresentados a seguir.

A mobilidade de um fluido é a sua capacidade de se mover no reservatorio,
definida como a razdo entre a permeabilidade relativa do fluido e sua viscosidade (Fanchi
e Christiansen, 2017). A mobilidade do éleo sempre deve ser maior do que a mobilidade
do fluido injetado. Por isso, a razdo de mobilidade deve ser mantida menor do que 1. Esta
propriedade afeta as eficiéncias de varrido macroscopicas (escala volumétrica) e
microscopicas (escala de poro) (Afzali et al., 2018; Muggeridge et al., 2014)

Ainj
RM = /1_0
(Eq. A-1)
onde RM ¢ a razdo de mobilidade; A;,; € a mobilidade do fluido injetado e 4, € a

mobilidade do é6leo.

O ntmero capilar é um nimero adimensional que relaciona as for¢as viscosas com
as forcas capilares, porque ha uma relacdo entre a tensdo interfacial, viscosidade e

velocidade do fluido (Dandekar, 2013). O namero capilar é definido por:

v
NCA=—H
o

(Eq. A-2)
onde NCA é o numero capilar; v é a velocidade de Darcy (velocidade
instersticial); u é a viscosidade do fluido injetado e ¢ é a tensao interfacial entre os fluidos

deslocado e deslocante.
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Este numero deve ser o maior possivel durante o deslocamento de fluidos. Isto
pode ser alcancado atraves da reducdo da tensdo interfacial (uso de surfactantes e/ou
energia térmica). A alteracdo da tensdo interfacial afeta outras propriedades, tais como as
densidades e viscosidades das fases presentes no reservatorio. Ou seja, a reducdo da
tensdo interfacial leva a aproximacdo das densidades e das viscosidades das fases,
aumentando a recuperagdo de 6leo. Quando a injecdo de fluidos € miscivel, o nimero
capilar tende ao infinito, porque a tensdo interfacial entre as fases é zero. Além disso, a
saturacdo de Oleo tende a zero nestas condicdes (Afzali et al., 2018; Muggeridge et al.,
2014). O meio mais utilizado para aumentar o nimero capilar € a reducdo da tensao
interfacial entre o 6leo e o fluido deslocante pois o diferencial de pressdao normalmente
ndo é suficiente para manter a velocidade intersticial elevada durante a injecdo de um

fluido viscoso.

Uma elevada razdo de mobilidade, como nas injecdes de gases, leva a formacéo
de caminhos preferenciais, o que reduz a eficiéncia de varrido. Isto ocorre mais facilmente
quando a permeabilidade do reservatorio € elevada (Afzali et al., 2018). Dessa forma, a
permeabilidade do reservatorio afeta o escoamento do 6leo, pois, em permeabilidades
mais elevadas, os efeitos da densidade das fases sdo mais pronunciados do que em
reservatorios de baixa permeabilidade. Ahmed et al. (2012) estudaram os efeitos da
densidade das fases na formacéo de caminhos preferenciais durante a inje¢édo de CO- e
afirmam que, ao desconsiderar os efeitos do aumento da densidade do 6leo, ndo ha
formacdo de caminhos preferenciais. Entretanto, ao considerar os efeitos do aumento da
densidade do dleo, ocorre formacdo de caminhos preferenciais. O aumento no fator de
recuperacao, observado por Ahmed et al. (2012), considerando os efeitos do aumento da
densidade da fase dleo foi de 5% em comparacdo com a desconsideracdo da densidade

(45 e 40%, respectivamente).

A molhabilidade descreve a preferéncia da rocha de estar em contato com o 6leo
ou com a agua (Almeida, 2022; Bruin, 2012). A determinacao da molhabilidade de uma
rocha é dificil ja que os diferentes tipos de rocha, suas moforlogias e estruturas fisicas
afetam essa propriedade. Na literatura, a teoria mais aceita € que 0s grandes poros sdo
molhaveis a 6leo enguanto que 0s pequenos poros e intersticios dentro dos poros sao
molhaveis a agua, devido ao tamanho das moléculas de 6leo e de &4gua, haja visto que as

moléculas presentes no 6leo sdo maiores do que as de dgua. A molhabilidade da rocha
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pode ser alterada por modificacdes em algumas propriedades, tais como porosidade,
composic¢do da rocha, composicéo da dgua conata e do 6leo. Uma outra forma de alterar
a molhabilidade da rocha € através de interagdes entre fluidos e a rocha: interagdo acido-
base na superficie da rocha, precipitacdo de asfaltenos, interagcdes entre 0s componentes
polares do 0leo e o fluido injetado (a exemplo da injecdo de 4gua de baixa salinidade)
(Muggeridge et al., 2014).

Quando a rocha é molhavel a agua, a superficie da rocha fica recoberta com agua,
0 que facilita o escoamento do 6leo pelo reservatorio, porque ndo ha interagcdo quimica
entre o Gleo e a rocha. Entretanto, a quantidade de 6leo armazenada na escala de poro
(6leo residual devido aos efeitos capilares) pode ser alta, haja visto que a pressdo
necessaria para retirar este 6leo é muito elevada e, usualmente, ndo é alcancada apds o
breakthrough de agua. Apds o breakthrough de &gua, ndo é possivel recuperar uma
quantidade satisfatoria de 6leo devido a queda de pressdo associada, pois uma grande
quantidade de agua é produzida. Ja para rocha molhavel ao 6leo, ha mais 6leo residual
nos poros do reservatorio, porque o filme de 4gua na superficie da rocha é mais fino ou
inexistente. Todavia, o breakthrough de agua ocorre de forma precoce, porque a &gua nao
fica retida nos poros (como na rocha molhavel a dgua) e escoa mais rapidamente em
diregdo ao pogo produtor. Isto leva a uma producdo de 6leo mais baixa (devido & queda
de presséo associada ao breakthrough) mais rapidamente (Muggeridge et al., 2014).

A eficiéncia de recuperacdo consiste da eficiéncia de varrido (macroscopica) e da
eficiéncia de deslocamento (microscépica). A eficiéncia de varrido designa a capacidade
do fluido injetado atingir as diversas regides do reservatorio, ou seja, € a parte do
reservatorio que consegue ser varrida pelo fluido injetado. Ela depende de fatores como
malha de drenagem, heterogeneidade e permeabilidade do reservatorio, importancia
relativa entre efeitos viscosos e gravitacionais, razdo de mobilidade, entre outros
(Muggeridge et al., 2014; Pegoraro, 2012).

Ja a eficiéncia de deslocamento (microscépica) representa 0 quanto se pode
recuperar de 6leo microscopicamente a partir de uma por¢do de rocha por onde passou 0
fluido deslocante, ou seja, quanto de 0leo foi deslocado dos poros pela injegdo de fluido
deslocante. Ela esta relacionada com a saturagdo do 6leo residual, aos efeitos capilares
(numero capilar) responsaveis por manter o Oleo aprisionado nos poros e a

permeabilidade relativa da rocha. Em suma, a eficiéncia de deslocamento pode ser
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aumentada através da alteracdo da molhabilidade da rocha para molhavel a 4gua e do
aumento do numero capilar, ou seja, minimizacdo da tensdo interfacial entre o dleo e o
fluido injetado (Muggeridge et al., 2014; Pegoraro, 2012). Matematicamente, a eficiéncia
de recuperacdo é expressa por:
E = EV-ED
(Eq. A-3)
onde E ¢ a eficiéncia de recuperacdo; EV € a eficiéncia de varrido e ED é a

eficiéncia de deslocamento.
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APENDICE B - FIGURAS
COMPLEMENTARES DO CAPITULO III

Este apéndice apresenta algumas figuras complementares as simulacdes realizadas
no capitulo 1ll. Os resultados deste Apéndice foram obtidos nas mesmas condi¢des
(propriedades e caracteristicas do 0leo e do reservatdrio) apresentadas no capitulo Ill.
Este Apéndice ¢ dividido em duas partes, a primeira para as simulacdes comparando as
injecdes de agua e de CO> (considerando e desconsiderando sua solubilidade na agua); e
a segunda referente aos resultados das simulagdes em que se alterou a pressdo de inje¢éo
para acima, abaixo e na PMM.

B.1. Simulacdo da Recuperacao de Petrdleo por Injecéo de Fluidos

A Figura B.1 apresenta a variacdo da pressdo em cada um dos nove blocos
analisados em funcdo do tempo. Mais uma vez, observa-se que o comportamento da
pressao em funcdo do tempo para as injecdes de CO, é semelhante. Nestes dois casos,
tem-se a queda da pressao em 1998, conforme visto e explicado nas Figuras 111.7 (a) e (b)
e I11.8 (a), e o breakthrough de CO>. A solubilizagdo do CO2 no 6leo ocasiona a
vaporizacao dos componentes leves do 6leo, causando a oscilacdo da pressdo. Como néo
ha CO2 para se solubilizar no éleo na injecdo de agua, ndo ha oscilacdo na pressdo e um

comportamento mais uniforme da pressdo ao longo de todo o reservatorio é observado.
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Figura B.1. Pressdo do bloco em funcao do tempo para as trés injec6es analisadas.
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Na Figura B.2, conforme esperado, percebe-se que as saturacdes de gas e agua
aumentam respectivamente para as inje¢des de COz e de agua, enquanto a saturagdo de
6leo diminui (de forma mais acentuada para as injecGes de CO», pois produzem mais
0leo). No caso da saturacdo de gas para injecdo de dgua, nota-se que esta propriedade é
nula para esta injecdo porque com a queda de pressao, ocasionada pela injecdo de agua,
0 Unico gés vaporizado é o metano (CHa). Contudo, o CH4 vaporizado é logo produzido,
ndo permanecendo no reservatdrio. Ou seja, ndo ha gas livre durante a injecdo de &gua.
Este comportamento é previsto, pois, a medida que se injeta o fluido no reservatdrio,
espera-se gque sua saturacdo aumente, ja que o 6leo produzido € retirado do poro pelo

fluido injetado, que toma o seu lugar e assim aumenta a sua saturag&o.
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Figura B.2. SaturacBes médias de gas, 6leo e agua para as trés injecbes analisadas.

g

Na Figura B.3, tém-se as densidades das fases oleosa, gasosa e aquosa, em funcéo
do tempo, para as injecbes de CO> e de agua. Para injecdo de agua, todas as curvas
referentes a densidade da fase gasosa estdo sobrepostas em zero pois ndo ha gas livre no
reservatorio. As densidades das fases 6leo e agua permanecem constantes e sobrepostas
para os blocos analisados, pois ndo ha interacédo entre as fases oleosa e aquosa presentes
no reservatorio, devido a caracteristica imiscivel da agua com relacéo ao 6leo. Isto ndo é
observado para injecdo de CO», pois, além de formar a fase gas e aumentar a densidade
dessa fase, ha interacdo do CO- e 0 0leo presente no reservatério. Como a injecdo de CO-

leva a vaporizacdo dos componentes leves do 0leo, ha a liberacdo destes componentes.
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Figura B.3. Densidades das trés fases em funcdo do tempo para as injecdes de CO- e &gua.

Para injecdo de CO> considerando sua solubilidade na fase aquosa do reservatorio,
observa-se que o aumento da densidade da fase gas ocorre conforme a proximidade do
bloco analisado do poco injetor (para os blocos com i =1, 7 e j = 4, primeiro aumentou
em k = 3, 2, 1, nesta ordem). Os blocos {4,4,1}, {4,4,2} e {7,4,3} apresentaram-se
sobrepostos e o0 bloco {4,4,3} apresentou 0 aumento da densidade da fase géas antes destas
curvas sobrepostas. Para a inje¢do de CO> que desconsidera sua solubilidade em &gua, o
comportamento obtido foi semelhante ao analisado previamente, sendo que as curvas
sobrepostas correspondem aos blocos {1,4,2} e {4,4,3}; {7,4,3} e {4,4,2}.

De forma geral, a densidade da fase gas para a injecdo de CO2 que desconsidera
sua solubilidade na fase aquosa ocorreu mais cedo do que para a injecdo de CO2 que
considera sua solubilidade. Isto acontece porque, na injecdo que desconsidera a
solubilidade do CO; na fase aquosa, uma maior quantidade de CO- é solubilizada no éleo
mais rapidamente pois todo o CO- injetado esta disponivel para solubilizagcdo no 6leo;
isto acelera os efeitos dos mecanismos associados a injecdo de COy, inclusive alteracao
das densidades das fases. Para a inje¢do de CO2 que considera sua solubilidade em agua,
uma parte do CO; injetado é solubilizada na agua (e ndo no 6leo), ou seja, a parte
solubilizada na agua néo contribui com o aumento da recuperacdo de 6leo nem com 0s
efeitos causados pela injecdo de CO,. Dessa forma, um periodo maior de simulacéo é
necessario para que as quantidades de CO> solubilizadas no 6leo sejam equivalentes nas
duas injecdes de CO2. Como o fator de recuperacao obtido é ligeiramente superior para o

caso que n&o é considerada a solubilidade do CO., este comportamento é o esperado.
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Na Figura B.3, observa-se que no ano em que ocorre o breakthrough de CO>
(1998), foi observado um aumento sutil (1,09% e 1,34%) na densidade da fase gas no
bloco {7,4,3}, respctivamente, para as inje¢Oes de CO que considera e que desconsidera
sua solubilidade em agua. Ja a densidade do 6leo apresentou um aumento de 0,67% e
0,98%, ambos no bloco {7,4,2}, para a injecdo que considera a solubilidade do CO2 em
agua e a que desconsidera, respectivamente. Conforme explicado previamente, a inje¢éo
que desconsidera a solubilidade do CO. em &gua apresenta maiores alteracBes nas
propriedades fisicas devido a maior quantidade de CO: solubilizado em dleo.
Possivelmente, este aumento nas densidades é devido a formacdo de caminhos
preferenciais durante o breakthrough de CO.. Isto acontece porque no breakthrough
existe um rapido escoamento do CO> ao poco produtor (localizado no bloco {7,7,1}), ndo
havendo intera¢fes quimicas entre o 6leo e o CO: injetado. Por este motivo, os blocos

que apresentam alteracdes nas densidades sdo os mais proximos do po¢o produtor.

Na Figura B.4, referente a fracdo molar de CO- na fase 6leo, a escala do gréafico
da injecdo de agua foi a mesma utilizada para as injecdes de CO2 para uma base de
comparacao mais facil. Como nédo ha fonte de CO> na injecdo de &gua, todos os blocos

analisados estdo sobrepostos em zero.

CO2 Com Solubilidade

CO2 Sem Solunhdade

Fracéo molar de
C0O2 na fase cleosa

Fracéo molar de
C0O2 na fase oleosa

Tempo (anos)

H20

Fracéo molar de
CQO2 na fase oleosa

Tempo (anos)

Figura B.4. Fracdo molar de CO- solubilizado na fase 6leo em funcéo do tempo para as
injecbes de CO> considerando (topo esquerdo) e desconsiderando (topo direito) sua
solubilidade em &gua e de agua (inferior esquerda).

Na Figura B.4, os resultados para as inje¢des de CO> sdo semelhantes e seguem o
padrdo de proximidade ao poco injetor pois 0 aumento da fracdo molar de CO2 no 6leo
ocorre primeiro na camada k = 3,2,1, nesta ordem, conforme ja indicado anteriormente.

Alguns blocos apresentam uma queda brusca na fragdo molar de CO2 no 6leo ({1,4,3};
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{1,4,1}; {4,4,3}; {4,4,1} paras duas injecOes de CO; estudadas). Isto acontece pois nestes
blocos ocorreu a producdo total de 6leo, ou seja, 0 CO: injetado agora ocupa todos 0s
poros destes blocos. Isto também € visto na Figura 111.16.

Um ponto interessante, observado por Duchenne et al. (2015), que também é
destacado nesta dissertacdo, é que, quando a fracdo molar de CO2 no 6leo forma um
patamar, € 0 momento em que as densidades das fases 6leo e gas formam também um
patamar. Isto acontece pois hé libera¢do dos hidrocarbonetos leves do 6leo, ou seja, estes
componentes se desprendem do 6leo e se integram a fase gas.Os graficos da densidade
das fases em fungéo do tempo também foram obtidos separadamente por bloco analisado,
conforme a Figura B.5 (para a injecdo de CO- considerando sua solubilidade em agua).
Na Figura B.5, fica mais claro que o aumento da densidade da fase gas ocorre mais
rapidamente da camada k = 3,2,1 e i =1,4,7, nesta ordem, devido a posic¢do do pogo injetor
no bloco {1,1,3} pois o fluido injetado escoa mais facilmente na direcdo horizontal
seguida pela vertical. A injecdo de CO, que desconsidera sua solubilidade na fase aquosa
apresenta um comportamento analogo e, visando uma leitura mais fluida, seus graficos
ndo foram incluidos nesta dissertacdo. Os resultados para injecao de 4gua sdo sobrepostos

e constantes (ndo ha alteracdo das fases) e também ndo foram incluidos nesta dissertacao.
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Figura B.5. Densidade das fases agua, 0leo e gas em fungdo do tempo para a injecao de
CO- considerando sua solubilidade na fase aquosa.
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Como visto na Figura 1.7 (b), a pressdo no reservatorio ndao aumenta
homogeneamente. Haja vista que o simulador fornece os resultados em fungéo da pressao

vinculados ao tempo de simulagdo (respeitando a cronologia também) e as variacfes na
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pressdo ja explicadas anteriormente, € natural que na Figura B.6 existam alguns “zigue-
zagues” nas densidades. Estes “zigue-zagues” ocorrem porque o comportamento da
pressdo ndo é linear com o tempo e o simulador constroi estes graficos vinculados ao
tempo de simulagdo. Por exemplo, para o bloco {1,4,1}, em 1990 (4 anos de simulacéo),
a pressdo era 45235,50 kPa e a densidade da fase gas era zero; 45286,35 kPa e 45216,90
kPa séo as pressdes para 0s anos consecutivos (1991 e 1992), observa-se que a pressao
esta oscilando. Os resultados para a densidade da fase gas para os anos de 1991 e 1992,
respectivamente, sio: 697,30 e 704,35 kg/m®. Ou seja, os resultados em fungdo da presséo
sdo apresentados pelo simulador também cronologicamente. De forma analoga ao que foi
visto para os graficos de densidade ao longo do tempo por bloco (Figura B.5), nota-se que
a densidade da fase gas também aumenta com 0 aumento da pressao enquanto que a
densidade das fases 6leo e agua permanecem praticamente constantes (exceto para 0s
“zigue-zagues” ja mencionados). O comportamento para a injecdo de CO2 que
desconsidera sua solubilidade em &gua é analogo a este e por este motivo sua
representacdo grafica ndo foi apresentada. Para a injecdo de A&gua, os graficos
apresentaram resultados considerados constantes e por este motivo ndo foram
apresentados nesta dissertacao.
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Figura B.6. Densidade das trés fases em funcao da presséo do bloco separado por blocos
analisados para injecdo de CO considerando sua solubilidade na agua.
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B.2. Analise da pressdo de injecdo no deslocamento de 6leo através da injecdo de
CO2 (acima, abaixo e na PMM)

Na Figura B.7, observa-se uma relacdo inversamente proporcional entre a vazéo
de CO: injetada e a presséo no bloco. Isto ocorre porque o simulador tenta manter a
pressdo de injecdo constante no valor definido (acima, abaixo ou na PMM) para manter
a vazdo de injecdo definida (restricdo do injetor). Sendo assim, quando ha um pico na
vazdo de injecdo ocorre uma queda na pressdo e vice-versa. Para a injecdo abaixo da
PMM, néo ocorre breakthrough de gas pois a pressao é constante ao longo dos 20 anos
de simulacdo e a vazdo de injecdo esta em movimento ascendente no final do periodo
simulado. Ja as injecBes na PMM e acima da PMM apresentam breakthrough em torno
de 1998 e 1996, respectivamente. Observa-se que quanto maior a pressao de injecao, mais
rapido ocorre o breakthrough porque mais COz se dissolve no 6leo em um menor periodo
de tempo. Entéo, o 0leo se satura de CO2 mais rapidamente, sendo produzido também
mais rapido. Por este motivo, deve-se ter muita cautela ao selecionar a pressdo de injecdo
utilizada em um dado reservatério pois a vida Gtil de producdo pode ser mais longa ou

curta, conforme a pressao de injecdo utilizada.
Abaixo da PMM

ZOA

Pressdo (kPa)
(epyw) seb ap opzep
Pressdo (kPa)

(eprw) seb ap op.

Tempo (anos)

Acima da PMM

BA

Pressdo (kPa)

(espaw) seb ap og

Tempo (anos)

Figura B.7. Vazdo de géas injetado no poco injetor para as pressées analisadas (acima,
abaixo e na PMM) bem como pressédo média do reservatorio em fungédo do tempo.

Outro ponto observado na Figura B.7 é que as pressdes nos nove blocos analisados
sdo semelhantes, porém, a medida que o poco injetor (localizado na camada k = 1) esta
mais distante na camada k, a pressdo € mais baixa. Isto acontece porque, como a

permeabilidade da camada k (25, 50, 50 mD) é menor do que as permeabilidades das
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camadas i e j (200, 50, 500 mD), o CO: injetado escoa preferencialmente entre as camadas
I e ] (escoamento horizontal), sendo o escoamento entre a camada k (escoamento vertical)

mais dificultado.

Na Figura B.8, tem-se que o comportamento das saturacdes das fases oleosa,
aquosa e gasosa seguem o esperado, pois ha diminuicdo da saturacdo de 6leo e aumento
da saturacdo de gas enquanto a saturacdo de 4gua permanece constante ao longo do tempo
simulado, conforme explicado na segéo B.1.
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Figura B.8. SaturacGes médias de géas, 6leo e agua para cada uma das pressdes analisadas
(acima, abaixo e na PMM).

Conforme a Figura B.8, a maior saturacdo de gas ocorre na injecdo acima da
PMM, seguida pelas inje¢cdes na PMM e abaixo da PMM. Como na injecdo acima da
PMM tem-se uma maior quantidade de CO: injetado, é natural que sua saturacéo de gas
seja maor quando comparada as outras pressdes de injecdo analisadas. Espera-se que a
saturacdo de 6leo diminua com o tempo. Logo, para a injecdo acima da PMM, tem-se a

menor saturacdo de 6leo, pois € a pressao que produziu uma maior quantidade de 6leo.

Para todas as pressdes de injecdo estudadas, tem-se que a densidade da fase dgua
é praticamente constante, pois ndo existem alteracGes significativas na composicdo da
fase aquosa durante a injecdo de CO». Para a inje¢do de CO> abaixo da PMM, nota-se que
0 aumento da densidade da fase gas ocorre de forma mais lenta quando comparado as
injecbes na PMM e acima da PMM. Isto porque, abaixo da PMM, a injecéo € considerada
imiscivel e, portanto, o CO2 néo se solubiliza no 6leo, demorando um tempo maior para
gue o escoamento do reservatorio ocorra de forma mais efetiva, chegando a todos os

blocos analisados. Ainda sobre a inje¢do abaixo da PMM, observa-se que o CO- injetado
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(fase gas) nao consegue chegar em dois blocos ({7,4,1} e {7,4,2}) mais proximos do poco
produtor, e por este motivo a densidade da fase gas nestes blocos é mantida constante em
zero pois ndo ha gas livre nestes blocos. Salienta-se que o CO: injetado escoa no
reservatorio de forma gradual, ou seja, 0 CO2 néo alcanga todos os blocos no momento
em que € injetado. Por este motivo, pode existir blocos que ndo séo atingidos pelo CO-

durante a sua injegéo.

Para estas simulagOes, com as trés pressoes de injecdo analisadas, a solubilizagdo
do CO; na fase aquosa foi considerada para que os resultados apresentados sejam mais
préximos dos resultados reais. Sendo assim, parte do CO; injetado se solubiliza na dgua
e ndo no 6leo. Conforme a Figura B.9, para a injecdo abaixo da PMM e na PMM, a
maxima fracdo de CO> solubilizado na &gua foi de 0,026 enquanto que para inje¢do acima
da PMM foi de 0,027. Apesar das fragdes de CO> solubilizadas em agua serem muito
préximas para as trés pressdes de injecdo estudadas, observa-se que para a injecdo abaixo
da PMM, nos blocos mais préximos do poc¢o produtor ({7,4,1} e {7,4,2}), a fracdo molar
de CO> solubilizado na &gua foi de 0,0031 (cerca de 8 vezes menor do que o valor médio
dos outros blocos). Estes blocos ({7,4,1} e {7,4,2}) sd0 0s mesmos que nao apresentaram
modificacdo na densidade da fase gasosa porgque o CO: injetado ndo consegue alcanca-
los durante a injecdo de CO2, conforme a Figura 111.23. Observa-se que ao aumentar a
pressédo de injecdo, mais blocos apresentam uma queda na composicédo de CO2 ou de C7+

devido a maior miscibilidade do CO> e consequente producéo de 6leo mais rapida.

Fracdo molar de
CO2 na fase aguosa
Fracdo molar de
C0O2 na fase aguosa

Fracdo molar de
CO2 na fase aguosa

Tempo (anos)

Figura B.9. Fracdo molar de CO> solubilizado na fase aquosa em fungdo do tempo para
cada uma das pressoes analisadas (acima, abaixo e na PMM).
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Assim como na secdo

comportamento da densidade das fases, a densidade das fases 6leo, agua e gas foram
analisadas também separadas por bloco nas Figuras B.10, B.11 e B.12 (abaixo da PMM,
na PMM e acima da PMM, respectivamente). Na Figura B.10, fica mais facil visualizar
que as densidades das fases agua e 0leo sdo praticamente constantes em todos os blocos
analisados para a inje¢do abaixo da PMM. Para as pressdes na PMM e acima da PMM,
h& um aumento muito sutil na densidade do 6leo enquanto que a densidade da fase aquosa
também permanece praticamente constante em todos os blocos. Isto acontece pois, como

a pressdo de injecdo é maior nestes casos, uma maior quantidade de CO; se dissolve no

I11.4.1, visando uma melhor compreensdo do

6leo, tornando a producao de 6leo maior.
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Figura B.10. Densidade das fases agua, 0leo e gas
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Figura B.12. Densidade das fases agua, 6leo e gas em funcdo do tempo para pressdo de
injecdo acima da PMM.
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