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(por solicitação via e-mail à secretaria do programa) e em formato impresso somente para

consulta.

Ressalta-se que o formato proposto considera diversos itens das normas da Associação

Brasileira de Normas Técnicas (ABNT), entretanto opta-se, em alguns aspectos, seguir um
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Resumo

Esta pesquisa tem por objetivo estudar e desenvolver, utilizando a ferramenta Open-

FOAM de código aberto, um simulador, o qual utilizando um modelo tipo sandbox, possa

aproximar apropriadamente e representar o escoamento que ocorre em um reservatório

de petróleo. A ferramenta OpenFOAM é um software desenvolvido em linguagem C++

, e implementado com os operadores matemáticos clássicos necessários para a resolução

numérica, através do método dos Volumes Finitos, dos complexos e não lineares sistemas

de equações diferenciais que são necessários para descrever esse tipo de escoamento. O

reservatório de petróleo é então aproximado a um meio poroso, onde são conhecidos seus

parâmetros geof́ısicos médios, como por exemplo, permeabilidades relativas e pressões ca-

pilares. As técnicas de Dinâmica de Fluidos Computacional (CFD na sigla em inglês -

Computational Fluid Dynamics) fornecem o embasamento necessário para a elaboração

das equações que governam o fenômeno, enquanto o OpenFOAM, por ser de código aberto,

oferece a oportunidade de se customizar, realizar ajustes e aproximações adequadas, pro-

porcionando um melhor entendimento no sentido de se buscar melhorar a precisão dos

resultados e a otimização dos recursos computacionais. Considerando a complexidade do

domı́nio estudado, foi necessário realizar a simulação em um sistema de maior capacidade

computacional do tipo High Processing Computing (HPC). Nossos resultados obtidos não

podem ser diretamente comparados com aqueles obtidos através de reservatórios reais en-

contrados na literatura. Dentro do posśıvel, estudos podem ser realizados empregando a

ferramenta desenvolvida e, guardadas as devidas proporções, respeitando o ńıvel de apro-

ximação implementado, alguma base de comparação pode ser estabelecida, indicando em

linhas gerais e predizendo o que ocorre em um reservatório real.

Palavras-chave: reservatório de petróleo, meio poroso, escoamento multifásico, Open-

FOAM, simulação
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Abstract

This research aims to study and develop, using the open source OpenFOAM tool, a simu-

lator that can represent the flow that occurs in an oil reservoir. The OpenFOAM tool is

a software developed in C++ language, and implemented with the classical mathematical

operators necessary for the numerical resolution, through the finite volumes method, the

complex and nonlinear differentials equations systems that are needed to describe the

flow. The oil reservoir is approximated to a porous medium where its average geophysical

parameters are known. Computational fluid dynamics (CFD-Computational fluid dyna-

mics) techniques provide the necessary foundations for the elaboration of the equations

that govern the phenomenon, while OpenFOAM, because it is an open source, offers the

opportunity to customize, make adjustments and appropriate approximations, providing

a better understanding in the sense of seeking to improve the accuracy of the results

and the optimization of computational resources. Considering the the complexity of the

studied domain, it was needed to perform the simulation in a environment with bigger

capacity as High Process Computing (HPC). Our obtained results cannot be directly

compared with others that have been obtained from real reservoirs that can be found on

literature. As far as possible, studies can be carried out using the developed tool and,

keeping the proper proportions, respecting the level of approximation implemented, some

basis of comparison can be established, indicating in general lines and predicting what

happens in a real reservoir.

Keywords: oil reservoir, porous medium, multiphase flow, OpenFOAM, simulation
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Referências Bibliográficas 99
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4.9 Perfil de saturação da água no dominio unidimensional. . . . . . . . . . . . 72
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pc, Tc . . . . . . . . . . . . . . pressão e temperatura cŕıtica
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Introdução

A alta no preço do petróleo no ińıcio da década passada foi a grande responsável por

viabilizar tecnologias alternativas de produção, assim como o retorno da exploração de

campos com elevado grau de depletação, além da busca pelo petróleo em locais pouco

convencionais. A queda no preço do óleo que se seguiu demonstrou um cenário volátil

diante do aumento da oferta de óleo e fatores geopoĺıticos, ganhando importância a ne-

cessidade de se desenvolver uma metodologia que maximizasse e otimizasse a operação

dos campos de produção.

A modelagem matemática de fenômenos da natureza requer o emprego de equações di-

ferenciais parciais na sua representação. A dinâmica de fluidos é a principal área de

conhecimento a que se recorre para descrever os fenômenos envolvidos no escoamento

do petróleo dentro de um reservatório. Dada a multidisciplinaridade necessária na abor-

dagem desse fenômeno, a dinãmica de fluidos se apoia em outras importantes áreas de

conhecimento, como a termodinãmica, envolvendo as propriedades f́ısico-qúımicas dos

fluidos em questão e a modelagem do equiĺıbrio ĺıquido-ĺıquido-vapor, e fenômenos de

transporte em meios porosos onde se descreve as propriedades de transporte dos fluidos e

como podem se mover uns em relação aos outros dentro do meio. O fenômeno estudado

tem caracteŕısticas transientes e sua descrição através de equações diferenciais parciais

demonstra um comportamento onde os coeficientes dos termos das equações estão aco-

plados ao próprio termo gerando forte não-linearidade entre os parâmetros envolvidos.

Desta forma, o aporte do conhecimento matemático é fundamental, não somente pela

elaboaração das equações, mas também na busca pelos algoritmos e métodos empregados

na resolução. A forte não-linearidade observada acaba afastando a possibilibidade de uma

solução anaĺıtica para as equações envolvidas, resultando na necessidade do emprego de

métodos de resolução aproximada, como os métodos numéricos. Assim sendo, torna-se ne-

cessário abandonar o mundo com a cont́ınuidade intŕınseca que costumamos ver e adentrar

no mundo descont́ınuo da discretização. Por outro lado, por ser uma resolução aproxi-

mada, a modelagem do fenômeno na maioria das vezes requer uma intensa utilização de

recursos computacionais, para que os aspectos f́ısicos do fenômeno possam ser apropriada-

mente capturados. Nesses recursos computacionais incluem-se softwares apropriados para

a modelagem necessária do fenômeno e a capacidade adequada de processamento para

que a solução do assunto em questão possa ser obtida dentro de um tempo adequado.

Caberá a quem está encarregado na condução do trabalho, realizar uma avaliação cŕıtica

do ponto de equiĺıbrio entre os recursos computacionais dispońıveis, tempo de simulação

necessário e a precisão nos resultados obtidos.

A área de pesquisas em dinâmica de fluidos utilizando uma ferramenta de simulação

computacional oferece uma oportunidade interessante sob o ponto de vista econômico e
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acadêmico para a adequação da realidade de produção ao cenário econômico mais apro-

priado.

O petróleo é um fluido que se caracteriza por ser uma mistura de substâncias denomina-

das como hidrocarbonetos. Nas condições de armazenamento no reservatório, a depender

da pressão, essa mistura poderá estar na fase gasosa, ser uma mistura de gas e ĺıquido ou

estar na fase ĺıquida, em presença de água. O reservatório é uma formação rochosa que

possui interst́ıcios vazios, ou poros, que se interconectam através de pequenos condutos

capilares. Diferentemente de um duto de transporte de óleo tradicional, um reservatório

de petróleo possui propriedades designadas como porosidade e permeabilidade. Por ser

uma mistura de hidrocarbonetos, as propriedades f́ısico-qúımicas do petróleo que impac-

tam no escoamento dependem da proporção em que estão presentes os diversos tipos

desses hidrocarbonetos. O escoamento se dá através dos interst́ıcios, os quais, por sua

vez, são uma mescla de diminutos condutos com uma infinidade de pequenos diametros.

Por conta dos pequenos diametros, a propriedade dos fluidos denominada como tensão

interfacial torna-se significativa, resultando em diferentes pressões nas interfaces entre os

fluidos, cuja diferença é conhecida como pressão capilar.

As equações diferenciais parciais não lineares que descrevem os campos em geral de um

escoamento são denominadas como equações de Navier-Stokes (SCHLICHTING; GERSTEN,

2016).

Neste trabalho desenvolvemos um modelo matemático para a simulação, com o obje-

tivo de representar convenientemente os fluidos que escoam com seus múltiplos estados

f́ısicos, através do meio onde ocorre esse escoamento, com suas caracteŕısticas e aspectos

espećıficos. Os modelos de representação denominados como black oil e composicional

foram objetos de avaliação.

A contribuição para a inovação fica por conta de se estar elaborando um simulador de

escoamento em reservatório de código aberto, mais precisamente em OpenFOAM (GRE-

ENSHIELDS, 2018), agregando à comunidade acadêmica de usuários essa ferramenta vol-

tada para fenômenos envolvendo transporte, sendo uma área ainda com grande potencial

de desenvolvimento. O OpenFOAM é um software dedicado a resolução de problemas

relacionados à dinâmica de fluidos compuatacional, sigla (CFD) em ingles, escrito em lin-

guagem de programação C++, contendo solvers pré-customizados para a solução espećıfica

de determinados tipos de problema. O software OpenFOAM utiliza para a resolução

numérica o método dos volumes finitos, o qual é uma formulação especial do método

das diferenças finitas (VERSTEEG; MALALASEKERA, 2007), e que consiste basicamente da

descrição seguinte:

� Integração das equações governantes do escoamento dos fluidos sobre todos os ele-

mentos constituintes (finitos) dos volumes de controle do domı́nio.

� Discretização - Conversão das equações integrais resultantes um sistema de equações

algébricas.
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� Solução das equações algébricas através de um método iterativo.

A simulação de reservatórios de óleo tem sido citada em muitas obras. Goudarzi (GOU-

DARZI; et all, 2013) se refere como sendo uma ferramenta para avaliação e gestão para

minimizar custos e aumentar a eficiência do processo. Presentemente há diversos pro-

dutos comerciais tais como STARS da CMG, ECLIPSE-100 da Schlumberger, REVEAL

do Petroeum Experts e o UTCHEM da Universidade de Texas em Austin. O fato de

ser de código aberto, permitindo implementação e customização de modelos, além da

utilização do método de discretização baseado em volumes finitos foram fatores decisivos

para a seleção do OpenFOAM como plataforma. Neste trabalho foi necessário elaborar

um solver espećıfico, desenvolvidas as equações representativas e implementados os mode-

los necessários para os parâmetros envolvidos. Para a solução das equações, as principais

variáveis são a pressão e a saturação do fluido molhante, calculadas pelo método IMPES,

sendo a pressão calculada de forma impĺıcita e a saturação de forma expĺıcita. O método

IMPES será visto com mais detalhes na seção 3.4.

Considera-se esse trabalho como uma semente que deverá germinar, e ser a fonte inicial

para que outros que se sigam possam se valer de representações mais complexas e mais

próximas da realidade, não somente para os fluidos, como também para os modelos de

escoamento.

A recuperação de óleo avançada, denominada em ingles como Enhanced Recovery Oil (

EOR ), objetivando remover o óleo que não foi posśıvel ser recuperado por um método de

recuperação primário ou secundário, tem sido bastante empregada como resposta a deman-

das econômicas, e se baseia na mudança da razão entre as mobilidades do óleo e da água.

Muitos esforços foram dedicados ao que pode ser chamado de Chemical Enhanced Oil

Recovery (CEOR)(ALI et al., 2018). Desde algumas décadas atrás até anos recentes po-

demos encontrar muitos trabalhos dedicados a desenvolver surfactantes e poĺımeros como

agentes CEOR (ABIDIN; PUSPASARI; NUGROHO, 2012), (GOGARTY et al., 1967) e (PYE

et al., 1964). Outros propôem Microbial Enhanced Oil recovery (KHADEMOLHOSSEINI;

JAFARI; SHABANI, 2015), e em mais recentes trabalhos o uso de nanopart́ıculas tem sido

objeto de extensivos trabalhos (ALI et al., 2018), (MIRANDA et al., 2012), (CHEGENIZADEH;

SAEEDI; XIE, 2016), (ROUSTAEI; SAFFARZADEH; MOHAMMADI, 2013), (YOUSEFVAND; JA-

FARI, 2015) e (YOUSSIF et al., 2018), a maioria destes baseados em resultados de experi-

mentos.

Neste trabalho, o modelo selecionado para o óleo foi o intitulado como black oil. Donnez

(DONNEZ, 2007) define como black oil, o óleo de superf́ıcie com uma quantidade variável

de gas de superf́ıcie em solução. Portanto, os cálculos de balanço material podem ser

expressos em volumes, usando os fatores de volume de formação Bo e Bg para converter

os volumes nas condições do reservatório para volumes nas condições de superf́ıcie. Nesse

caso, não há o compromisso determinado pelo equiĺıbrio termodinâmico entre as fases óleo

e gas. Uma vez definida a estrutura da resolução e implementado o modelo black oil, o

trabalho de elaboração e implementação de um modelo composicional para o óleo foi ini-
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ciado, porem não conclúıdo, pois já possúıamos um modelo de representação que atendia

aos objetivos do trabalho, e uma demanda por um tempo adicional seria necessária para

sua conclusão.

O modelo black oil pela relativa facilidade de representação, quando comparado com mo-

delos composicionais, vem sendo amplamente utilizado existindo uma literatura bastante

difundida (AMIX; et all, 1960), (CRAFT; et all, 2007), (CHEN; et all, 2007), (DONNEZ, 2007),

(SATTER; IQBAL; BUCHWALTER, 2008), (McCAIN Jr; et al, 2011), (AHMED; MEEHAN, 2012),

(DANDEKAR, 2013), (PEDERSEN; et al, 2015), além de trabalhos mais especializados como

(COATS et al., 1995), (VELARDE et al., 1997) e (VALKO; JR, 2003).

1.1 Definição do problema

Embora existam bastante produtos voltados para a simulação de reservatórios de petróleo,

é necessário desenvolver uma solução que seja totalmente customizável e que possa repre-

sentar adequadamente o fenômeno de escoamento dentro do reservatório, sendo posśıvel

reproduzir condições já ocorridas e realizar predições de comportamento para reservatórios

trifásicos e bifásicos.

1.2 Objetivo

Modelar o escoamento bifásico e trifásico que ocorre durante a produção em um reser-

vatório para que as equações diferenciais que governam o fenômeno possam ser satisfato-

riamente resolvidas algebricamente e numericamente, utilizando-se o software de código

aberto OpenFOAM.

Objetivos espećıficos

� Desenvolver o domı́nio denominado sandbox onde será estudado o escoamento;

� Desenvolver equações de continuidade e modelo numérico de resolução;

� Implementar código em C++ para execução do modelo;

� Realizar estudos empregando modelo desenvolvido;

� Publicar artigos de acordo com os estudos desenvolvidos.
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1.3 Importância da pesquisa

Aplicações práticas na indústria petroĺıfera, em particular, em history matching e predições

de performance; Necessidade de melhorar a compreensão da importância das grandezas

envolvidas no fenômeno, de forma a otimizar a modelagem e buscar uma representação

mais geral e abrangente, sendo ao mesmo tempo precisa e com respostas dentro da brevi-

dade adequada, a qual poderá mais adiante ser a base para a realização de um o upscaling.

1.4 Motivação

A importância de se desenvolver capacitação em modelagem numérica, no caso espećıfico

em reservatórios de petróleo e difundir a utilização do software de código aberto Open-

FOAM. Nessa área já há bastante trabalhos desenvolvidos e, todavia, em quase sua to-

talidade, utilizando softwares proprietários. O contexto da inovação fica caracterizado

pela iniciativa de utilizar uma ferramenta de intensa aplicação no meio acadêmico (Open-

FOAM), disponibilizando um produto totalmente customizável que pode ser empregado

em outros estudos ou até vir a ser utilizado com propósitos industriais. A flexibilidade

no uso da ferramenta permite o desenvolvimento de estudos ou aspectos mais detalhados

decorrentes da observação do perfil do escoamento contribuindo para abrir novos ramos

do conhecimento de fenômenos envolvendo transporte.

1.5 Limites e limitações

� Simulações Numéricas. As soluções obtidas através deste método são aproximações;

� Não serão utilizados nem obtidos dados experimentais. Existem dados dispońıveis

de reservatórios, assim como resultados de simulação, sendo posśıvel utilizar essas

informações. Há de se levar em conta que diferenças nos modelos de permeabilidade

relativa, pressão capilar, além de diferentes condição de contorno, não produzirão

resultados que possam ser comparados diretamente;

� Desenvolvimento de solução compat́ıvel com os recursos computacionais dispońıveis.
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1.6 Aspectos metodológicos

1.6.1 Modelos representativos

Para desenvolvermos as equações dos modelos representativos devemos levar em conta

que os movimentos fluidos em meio poroso são regidos pelas mesmas leis fundamentais

que regem seu fluxo em dutos e rios. Estas leis são baseadas na conservação da massa,

momentum e energia. As equações governantes adicionais que devem ser especificadas são

equações de velocidade, geralmente uma forma da lei de Darcy, e equações de estado. As

equações governantes modelam os processos básicos que ocorrem dentro do sistema f́ısico.

Uma vez que normalmente não temos um conhecimento completo do comportamento to-

tal do sistema, uma grande dificuldade nos procedimentos de modelagem é a escolha de

um conjunto de equações que descrevem com precisão o processo f́ısico complexo.

Para a descrição de fluxos fluidos geralmente a formulação Euleriana é empregada, por-

que estamos geralmente interessados nas propriedades do fluxo em determinados locais

no domı́nio onde ocorre o escoamento.

Na execução desse trabalho, adotaremos os mesmos conceitos formulados por Bear (BEAR,

2018), onde algumas definições merecem especial atenção, já que serão sempre referenci-

adas, sendo necessário garantir um mesmo entendimento. Estas definições estão a seguir:

Propriedade intensiva - Propriedade que não depende da quantidade de massa pre-

sente.

Propriedade extensiva - Propriedade dependente da quantidade de massa presente.

Domı́nio do meio poroso - Domı́nio espacial ocupado parcialmente por uma matriz

sólida, sendo a parte remanescente, denominada como poros ou espaços vazios, ocu-

pada por uma ou mais fases fluidas.

Processo - Ususalmente utilizado para descrever o fenômeno que ocorre dentro do ele-

mento de transporte de uma quantidade extensiva.

Continuum - Um domı́nio espacial é considerado cont́ınuo com relação a determinada

propriedade, se o valor dessa propriedade pode ser identificado em cada ponto desse

domı́nio.

Fase - É um domı́nio espacial ocupado por um material de tal forma que, as relações

entre densidade, composição, pressão e temperatura descrevem o comportamento de

todos os pontos dentro do domı́nio.
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1.6.2 O Modelo de meio poroso

Mantendo a aproximação feita por Bear (BEAR, 2018), esse trabalho será referido a meios

porosos que ocorrem naturalmente, como aqueles encontrados em formações geológicas

abaixo da superf́ıcie.

Para a aproximação da consideração do meio poroso como um meio cont́ınuo, Bear (BEAR,

2018) realiza uma discussão justificando tal aproximação, a qual resumidamente, apre-

sentamos a seguir.

Considere-se o domı́nio espacial Ω ocupado por um fluido, supondo fase gasosa. Cada

molécula tem suas próprias propriedades, como massa e energia. No entanto, é imposśıvel

predizer o comportamento de cada uma dessas moléculas. Ao invés, consideramos um

ponto dentro de Ω e um pequeno domı́nio espacial (esférico) em volta desse ponto de-

nominado ∆Ω. Fazendo esse volume suficientemente grande de tal forma que contenha

sempre um número grande de moléculas, verificamos que, embora muitas moéculas se mo-

vam para dentro e para fora do nosso volume ∆Ω suas propriedades médias, por exemplo,

massa por unidade de volume ficarão sempre praticamente sem mudanças. Essas médias

são designadas como a descrição desse gas no ponto. Repetindo esse processo para todos

os pontos dentro de Ω, podemos declarar Ω como cont́ınuo com relação à densidade másica

do gas ρ. Sendo ~x o vetor posição para cada ponto, podemos designar um valor dentro

de Ω, ρ(~x, t).

A seguir, consideremos o domı́nio Ω de volume V , fase ĺıquida, composto de um grande

número de sub-domı́nios V∆ de formas irregulares e distribúıdos randomicamente, com

V∆ � V . Alguns desses sub-domı́nios estão ocupados pela fase sólida (∆ = s), enquanto

os outros pela fase ĺıquida (∆ = l). Cada V∆ é cont́ınuo na fase que o ocupa. Não co-

nhecemos as fronteiras entre entre os sub-domı́nios, mas desejamos investigar e predizer

o comportamento das fases dentro de Ω. Em qualquer ponto de Ω nós selecionamos um

volume esférico Vo, de tal forma que V∆ � Vo � V . Dentro de cada um desses volumes

representativos podemos determinar a densidade mássica das fases, ρs e ρl, assim como o

ρ̄ (médio) para todas as fases no ponto. Desta forma temos que, para o mesmo domı́nio

Ω, nós obtemos tres meios cont́ınuos que se sobrepôem, um para a fase s, com densidade

ρs(~x, t), um para a fase l com densidade ρl(~x, t) e o terceiro para ρ̄(~x, t).

Uma outra caracteŕıstica essencial do meio poroso é que ambos, matriz sólida e espaços

vazios, estejam distribúıdos pelo domı́nio, embora não necessáriamente de forma uni-

forme. Nas figuras 1.1(a) e 1.1(b) é mostrado duas seções transversais de um domı́nio

espacial. A figura 1.1(b) não se refere a um domı́nio de meio poroso, por que a matriz

sólida não está distribúıda no domı́nio inteiro, nem também os espaçoes vazios, e desta

forma não atendendo o requisito de ambos sub-domı́nios estejam distribúıdos por todo

o domı́nio. Para examinar se esse requisito está sendo satisfeito, nós devemos utilizar o

conceito de amostra (sample). Dada uma matriz sólida espacial com seus espaços vazios,

se tomarmos volumes constantes em muitos pontos selecionados arbitrariamente dentro

do domı́nio, será requerido que ambos matriz sólida e espaços vazios estejam presentes em
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todas as amostras. Obviamente, sendo uma amostra muito pequena, ela pode conter so-

mente o sólido ou somente o fluido do espaço vazio. Assim, supondo posśıvel recolher uma

amostra do domı́nio de tamanho mı́nimo, mas que sempre contenha uma porção sólida

com seus espaçoes vazios, não importando de que parte seja do domı́nio, essa amostra

será designada como Volume Representativo Elementar (Abreviação REV).

Em quase todos os casos de interesse prático as fronteiras da interface microscópica não

podem ser especificadas, e os problemas não podem ser resolvidos em ńıvel microscópico.

Sob tais condições não é posśıvel escrever um modelo matemático completo de escoamento

e transporte. Assim, necessitamos de um outro ńıvel de aproximação (approach), o ńıvel

macroscópico.

(a) Meio poroso. (b) Meio não poroso.

Figura 1.1: Definição de meio poroso (Adaptada de (BEAR, 2018))

No ńıvel macroscópico, às vezes chamado de macroescala, um determinado domı́nio médio

poroso como um todo, envolvendo uma matriz sólida e um espaço vazio, ocupado por um

ou mais fluidos, é considerado um cont́ınuo simples cont́ıguo. Isso significa que, para cada

ponto desse domı́nio, os valores podem ser atribúıdos a variáveis de estado e a proprieda-

des que correspondem a qualquer fase presente no domı́nio. Além disso, cada fase também

pode ser considerada como um continuum que ocupa todo o domı́nio, embora podendo

ser várias frações volumétricas.

O REV, conforme definido acima, agora pode ser usado para transformar o modelo mi-

croscópico de um determinado domı́nio em um domı́nio macroscópico. Na descrição dos

fenômenos no último ńıvel, todos os pontos dentro do domı́nio médio poroso considerado

são associados e representados pelo centróide de um REV cujo tamanho foi selecionado

como apropriado para o domı́nio considerado. Podemos então calcular a média do com-

portamento das fases (e das espécies qúımicas) em cada REV, por exemplo, pressão,

concentração de soluto, temperatura, velocidade, ou suas derivadas de tempo e espaço,

para obter uma descrição média ou macroscópica dos fenômenos dentro do domı́nio médio

poroso. Os valores médios são atribúıdos ao centro do REV. Pelo processo de cálculo da

média, as informações sobre as variações locais, isto é, na escala microscópica, são perdi-

das.
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A desvantagem é que, para atingir esse objetivo, vários coeficientes são criados no pro-

cesso de determinação do valor médio. Eles refletem, no ńıvel macroscópico, os efeitos da

interface microscópica (fluido-sólido e limites fluido-fluido), lembrando que, de qualquer

forma, não temos informações detalhadas sobre a geometria desses limites. Assim, por

esse processo de determinação desse valor médio, obtemos um modelo que contorna a

necessidade de conhecer a geometria microscópica da fronteira fluido-sólido e, no fluxo

bifásico, também o das interfaces fluido-fluido. Dependendo de como a média é realizada,

é posśıvel obter informações sobre a estrutura e composição desses coeficientes, isto é,

sobre sua natureza tensorial e sua dependência de várias caracteŕısticas geométricas do

espaço vazio ou configuração de fase, a menos que o espaço vazio tenha uma geometria

bem definida conhecida.

Para resumir, calculando a média da descrição microscópica dos fenômenos em um REV,

obtemos uma descrição macroscópica na qual todo o domı́nio multifásico se comporta

como um continuum. Isso significa que valores macroscópicos de variáveis de estado de

qualquer uma das grandes quantidades de qualquer uma das fases presentes no domı́nio,

bem como os coeficientes associados a cada uma das fases e sua distribuição espacial,

podem ser atribúıdos a todos os pontos desse continuum.

Na Figura 1.2, temos uma representação genérica de um REV. Nessa Figura utilizamos o

subscrito α para denotar cada uma das fases fluidas. Cada fase α ocupa no tempo t um

domı́nio Ωoα de volume Voα dentro do domı́nio REV Ωo de volume Vo. Para distinguir a

matriz sólida dos espaços vazios utilizamos os subscritos s e v. O vetor ~x denota a posição

do centróide do REV, enquanto o vetor ~ξ denota a posição do elemento diferencial dΩoα.

A porosidade φ, e a fração volumétrica da fase α, θα, dentro do REV que possui o centróide

~x podem ser definidos como a seguir:

Figura 1.2: Designação geral do REV (Adaptada de (BEAR, 2018))

θα(~x, t) =
Voα(~x, t)

Vo(~x, t)
,
∑
α

Voα = Vov e
∑
α

θα = φ (1.1)

9



Caṕıtulo Um 1.6. Aspectos metodológicos

φ =
Vov
Vo
, Vo = Vos + Vov (1.2)

A seguir, definiremos as designações médias mais importantes.

Seja Eα uma grandeza extensiva qualquer da fase α. Sua correspondente grandeza es-

pećıfica por unidade de massa eα(~ξ, t).

eα(~ξ, t) =
dEα
dmα

, dmα = ραdVα e mα = ρα
αVoα (1.3)

A massa média intŕınseca ẽα
α(~x, t) fica definida por:

ẽα
α(~x, t) =

1

moα

∫
moα

eαdm =
ē′α

α
(~x, t)

ραα(~x, t)
(1.4)

A grandeza ραα(~x, t) expressa a densidade mássica intŕınseca da fase. Sendo e′α a densi-

dade volumétrica local, de forma que e′α = ρeα, a grandeza média volumétrica na fase α

intŕınseca de e′α é:

ē′α
α
(~x, t) =

1

Voα(~x, t)

∫
Ωoα(~x,t)

e′α(~ξ, t; ~x) dV (~ξ) (1.5)

Um aspecto importante está relacionado ao fato sobre qual o tamanho apropriado do

REV. Para um determinado meio poroso o tamanho do REV deve ser selecionado de tal

forma que:

� O valor médio de qualquer caracteŕıstica relevante da micro-estrutura do espaço

vazio, em qualquer ponto do meio poroso, será uma função única da locação daquele

ponto somente.

� O valor médio medido deve ser independente de pequenas variações no tamanho do

REV.

Denotando o tamanho caracteŕıstico do REV por l, isto é, o diametro do REV esférico,

e o comprimento caracterizando a estrutura microscópica por d, neste caso, o tamanho

t́ıpico dos grãos ou poros, ou o raio hidráulico do espaço vazio, uma condição necessária

para obter uma estimativa não-randômica das caracteŕısticas geométricas do espaço vazio

em qualquer ponto macroscópico dentro do domı́nio do meio poroso é:

10
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l� d (1.6)

Em trabalho anterior, Bear (BEAR; BACHMAT, 1990) recomenda que:

l� lmax (1.7)

onde lmax é a distancia além da qual a distribuição espacial dos coeficientes macroscópicos

relevantes que caracterizam a configuração do espaço vazio (porosidade e permeabilidade)

se desviam de uma condição linear, no entanto, não além que determinado valor aceitável.

A seleção do tamanho do REV é também limitada pelo requerimento:

l� L (1.8)

onde L é o tamanho caracteŕıstico do domı́nio poroso.

Se uma faixa comum de REV pode ser encontrada, um modelo cont́ınuo de meio poroso

pode ser empregado. Resumindo, se um REV de volume Vo pode ser comum a todos

os pontos de um dado domı́nio espacial, ambos para todas as caracteŕısticas geométricas

relevantes dos espaços vazios e para todas as fases que os ocupam, e para todas as variáveis

de estado, podemos definir campos dessas variáveis de estado através do domı́nio e trata-

las como um cont́ınuo para todas elas.

Figura 1.3: Tamanho do REV (Adaptada de (BEAR, 2018))

Na figura 1.3 temos uma ilustração com as comparações realizadas para os tamanhos dos

11
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REV’s.

1.6.3 Escala do modelo

As dimensões de um reservatório de óleo real são normalmente muito grandes, podendo

alcançar centenas de metros. Para simular o fluxo dentro do reservatório, a prinćıpio

poderia se levar em conta dimensões reais, parâmetros geof́ısicos de rochas e propriedades

fluidas. No entanto, com o requerimento necessário na simulação numérica para na me-

dida do posśıvel representar o fenômeno f́ısico o mais próximo da realidade, a expectativa

para o tempo gasto com a simulação seria aproximadamente da mesma ordem de gran-

deza que o escoamento em um reservatório real. Obviamente, isso não soa tão prático.

Para superar esse problema, um modelo pode ser constrúıdo de tal forma que o tempo

de simulação possa durar apenas algumas horas. Os modelos f́ısicos podem ser classifi-

cados em duas categorias (REDFORD; et al, 1976), (a) modelos escalonados e (b) modelos

elementares. Em um modelo escalonado, as dimensões do reservatório, as propriedades

de fluido e as propriedades de rocha são dimensionadas para o modelo de laboratório, de

modo que a razão entre várias forças no reservatório e o modelo f́ısico sejam as mesmas,

conforme indica Aziz (AZIZ; SETTARI, 1979).

Bear (BEAR; BACHMAT, 1990) definem o modelo sandbox como sendo uma escala redu-

zida de representação de um domı́nio natural de um meio poroso. O modelo pode ser

idealizado como um container fixo e estanque, preenchido com a matriz porosa.

Na realidade, existem dois sistemas: o sistema que está sendo investigado (reservatório),

referido como sistema protótipo, e o sistema análogo (modelo de simulação). estes dois

sistemas são ditos ser análogos se as equações caracteŕısticas descrevendo seus comporta-

mentos dinâmicos e cinemáticos são similares em forma. Isto só é posśıvel apenas se existe

uma correspondencia um-a-um entre os elementos que pertencem aos sistemas. Para cada

elemento no protótipo deverá existir seu correspondente no análogo (modelo). Em cada

sistema nós temos várias variáveis e coeficientes dimensionais ou adimensionais.

As condições em que um modelo de um fenômeno reproduz todos os aspectos de compor-

tamento do protótipo representado por ele são conhecidas como condições de similitudde.

Nos modelos hidráulicos, como o modelo sandbox, nós reconhecemos os conceitos de si-

milaridade geométrica, cinemática e dinâmica.

Portanto, é recomendado manipular a ordem de magnitude das variáveis envolvidas, res-

peitando os conceitos de similitude, e buscando reduzir o tempo necessário para as si-

mulações. Assim, um ponto crucial é buscar um número adimensional que pode ser

compartilhado entre o modelo e o reservatório real.

Considerando esse aspecto, Brooks e Corey (BROOKS; COREY, 1964) trabalharam a ex-

pressão seguinte, que representa o número adimensional que deve ser o mesmo para um

modelo tipo sandbox, e reservatório real (protótipo). Isso é posśıvel desde que as variáveis

To, po, Ko, ρo, µo, e Lo relativas ao modelo sejam dadas em escalas apropriadas para tempo,
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pressão, permeabilidade absoluta, densidade, viscosidade e comprimento:

Nr1 =

[
ToKo

µoLo

po
Lo

]
modelo

=

[
T K

µ L

p

L

]
reservatorio

(1.9)

Nr2 =

[
ToKoρo
µoLo

]
modelo

=

[
T Kρ

µ L

]
reservatorio

(1.10)

Assim, de acordo com as suposições feitas, um modelo em uma forma de um sandbox foi

constrúıdo com dimensões de 60m x 60m x 60m conforme a figura 1.4.

Figura 1.4: Sandbox utilizada como modelo.

Os valores adotados estão na tabela 1.1

Tabela 1.1: Parametros de um reservatório de referência fict́ıcio com dimensões reais
Parameter Value

Densidade da água 1000 kg/m3

Densidade do óleo 800 kg/m3

Viscosidade da água 0.0025 kg/ms

Viscosidade do óleo 0.004 kg/ms

Gravidade 9.81 m/s2

Permeabilidade absoluta 1000 md

Porosidade 0.2

Saturação inicial da água Swi 0.2

Saturação residual da água Srw 0.15

Saturação residual do óleo Sro 0.81

Usando os valores da tabela 1.1, e ainda fazendo, por exemplo, L0 = 30m, tempo de

breaktrhough T0 = 60s, ∆ p = 300psi, obtemos Nr1 = 0, 34 e Nr2 = 4 x 10−6.
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1.6.4 Desenvolvimento do solver

Para desenvolver o trabalho proposto, avaliamos suas caracteŕısticas peculiares, que en-

volvem desde a modelagem do domı́nio f́ısico, passando pelas equações que representam

os fluidos e suas interações ao escoarem simultaneamente, a discretização do domı́nio até

a parte numérica necessária à solução matemática do problema. Como já estavam em

andamento outros trabalhos com base no software CFD OpenFOAM (GREENSHIELDS,

2018), decidiu-se que seria buscada uma alternativa que viabilizasse o desenvolvimento

desse estudo com base no OpenFOAM. O software CFD OpenFOAM é uma plataforma de

código aberto que permite o desenvolvimento e customização do solver para as condições

espećıficas do problema em curso. O OpenFOAM oferece uma biblioteca com várias alter-

nativas de solver para a resolução de equações que representam fenômenos da natureza.

No entanto, dada a espećıfica e singular complexidade do problema, definiu-se por elabo-

rar um novo solver para representar o escoamento multifásico que ocorre dentro de um

meio poroso. Para tanto, colaborou também o fato de já se possuir um código ainda

em fase de testes, que representava o escoamento bifásico e incompresśıvel em um meio

poroso.

Como mencionado anteriormente, o software CFD OpenFOAM, por ser uma plataforma

de código aberto, permite elaborar e desenvolver códigos em linguagem C++, desta forma

possibilitando a customização do solver, envolvendo cálculos que caracterizam a não-

linearidade do fenômeno que se deseja representar. O pré-processamento foi feito no

blockMesh, que é uma ferramenta nativa OpenFOAM para discretização do domı́nio.

Assim, para alcançar nossos objetivos um novo solver teve que ser desenvolvido, permi-

tindo que os fenômenos estudados fossem descritos pelas equações diferenciais que serão

oportunamente apresentadas e discutidas. O desenvolvimento foi de tal forma que, apro-

veitando o material existente, inicialmente foram implementados aspectos que dessem

mais abrangencia e generalização ao solver para um escoamento bifásico, e mais adiante,

mediante uma abordagem mais elaborada, estendida para um escoamento trifásico.

O solver utiliza o método dos volumes finitos de discretização e solução de equações dife-

renciais parciais para os cálculos das simulações. As principais variáveis são a pressão e

a saturação do fluido molhante, calculadas pelo método de pressão impĺıcita e saturação

expĺıcita (CHEN, 2007), onde na equação 3.7 a pressão é a variável impĺıcita e a saturação

da água é a variável expĺıcita. Na equação 3.8 a derivada parcial da saturação da água

com tempo é calculada implicitamente.

1.7 Organização da Tese de doutorado

A tese de doutorado aqui apresentada segue a seguinte estrutura:

14
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� Caṕıtulo 1 - Introdução

� Caṕıtulo 2 - Revisão da Literatura

� Caṕıtulo 3 - Metodologia.

� Capitulo 4 - Resultados e Discussões.

� Apendice A.

� Referências Bibliográficas
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Revisão da literatura

Elaboramos no Apendice A o tópico que trata a respeito da termodinâmica aplicada a

reservatórios de petróleo com o objetivo de tornar mais amena a leitura do trabalho com

relação à fundamentação teórica.

Dentre as demais categorias teóricas observadas neste trabalho destacamos:

2.1 As caracteŕısticas dos reservatórios

Esta seção foi toda elaborada tendo como referência (SATTER; et al, 2016).

2.1.0.1 Definições

Para tratar de reservatórios é importante definir alguns termos que estão diretamente

relacionados com as principais caracteŕısticas que definem e diferenciam os reservatórios:

� Cricondentherm - A Cricondenterm é definida como a máxima temperatura acima

da qual o ĺıquido não pode ser formado independentemente da pressão. A pressão

correspondente é denominada pressão na Cricondentherm;

� Cricondenbar - O Cricondenbar é a pressão máxima acima da qual nenhum gás

pode ser formado independentemente da temperatura. A temperatura correspon-

dente é chamada de temperatura de Cricondenbar;

� Ponto cŕıtico (CP) - O ponto cŕıtico para uma mistura multicomponente é o estado

de pressão e temperatura em que todas as as propriedades intensivas das fases gás e

ĺıquido são iguais. No ponto cŕıtico, a pressão e a temperatura correspondentes são

chamados de pressão cŕıtica pC e temperatura cŕıtica TC da mistura;

� Envelope de fase (região de duas fases) - A região delimitada pelas curvas de

ponto de bolha e curva de ponto de orvalho, onde o gás e o ĺıquido podem coexistir

em equiĺıbrio;

� Curva de ponto de bolha - A curva de ponto de bolha é definida como a linha

que separa a região da fase ĺıquida da região de duas fases;

� Curva de ponto de orvalho - A curva de ponto de orvalho é definida como a linha

que separa a região da fase vapor da região de duas fases.
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2.1.0.2 Tipos de reservatório

Em geral, os reservatórios são convenientemente classificados com base na localização

do ponto que representa a pressão inicial do reservatório e a temperatura em relação ao

diagrama de pressão-temperatura do reservatório fluido. Assim, os reservatórios podem

ser classificados em basicamente dois tipos. Estes são:

� Reservatórios de petróleo - Se a temperatura do reservatório T for inferior à

temperatura TC do fluido do reservatório, o reservatório é classificado como óleo.

Dependendo da pressão inicial, os reservatórios de óleo podem ser subclassificados

nas seguintes categorias:

1. Reservatório de óleo Subsaturado. Se a pressão inicial do reservatório é

maior do que o ponto de bolha, o reservatório é rotulado como subsaturado;

2. Reservatório de óleo saturado. Quando a pressão inicial do reservatório é

igual ou abaixo da pressão inicial de ponto de bolha do fluido do reservatório,

este é chamado de reservatório de óleo saturado. A partir desse ponto, o reser-

vatório é denominado reservatório de duas fases, no qual a fase do gás ou do

vapor coexiste com uma fase do óleo.

� Reservatórios de gás - Se a temperatura do reservatório for maior do que a tempe-

ratura cŕıtica do fluido do reservatório, em geral, este é considerado um reservatório

de gás.

2.1.0.3 Reservatórios de óleo

Os óleos brutos cobrem uma ampla gama de propriedades f́ısicas e composições qúımicas e

muitas vezes é importante agrupá-los em grandes categorias de óleos relacionados. As clas-

sificações são essencialmente baseadas nas propriedades do petróleo bruto, incluindo pro-

priedades f́ısicas, composição, relação gás-óleo, aparência e diagramas de fase de pressão-

temperatura.Em geral, os óleos brutos são comumente classificados nos seguintes tipos:

� Black oil;

� Óleo de baixo encolhimento;

� Óleo crú volátil;

� Petróleo bruto quase cŕıtico;
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Caṕıtulo Dois 2.1. As caracteŕısticas dos reservatórios

Esses tipos de óleo estão representados nas figuras 2.1(a) a 2.1(d).

(a) Black Oil. (b) Óleo de baixo encolhimento.

(c) Óleo volátil. (d) Óleo próximo ao ponto cŕıtico.

Figura 2.1: Tipos de reservatório de óleo (Adaptada de (AHMED; MEEHAN, 2012).

2.1.0.4 Reservatórios de gas

Se a temperatura do reservatório for maior do que a temperatura cŕıtica Tc do fluido do

reservatório, este é considerado um reservatório de gás. Mais precisamente, em geral, se

a temperatura do reservatório está acima da temperatura cŕıtica dos hidrocarbonetos,

o reservatório é classificado como um reservatório de gás natural. Com base em seus

diagramas de fase e nas condições prevalentes no reservatório, os gases naturais podem

ser classificados em quatro categorias:

� Condensado de gás retrógrado;

� Condensado de gás quase cŕıtico;

� Gás úmido;
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� Gás seco.

Nas figuras 2.2(a) a 2.2(d) encontramos diagramas esquemáticos dessas classificações.

(a) Condensado retrógrado. (b) Condensado quase cŕıtico.

(c) Gas úmido. (d) Gas seco.

Figura 2.2: Tipos de reservatório de gas (Adaptada de (AHMED; MEEHAN, 2012).

2.2 Meio poroso

2.2.1 Base matemática da simulação

As considerações seguintes servem como uma breve introdução à forma como os modelos

de reservatório são constrúıdos. As equações de fluxo de fluido que servem como a base

para o modelo black oil, composicional, e outros modelos incluem:
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Caṕıtulo Dois 2.2. Meio poroso

� A conservação da massa - massa não pode ser criada nem destrúıda durante o fluxo

de fluidos nos meios porosos;

� Lei de Darcy - a correlação entre queda de pressão e vazão resultante; no entanto,

fluxos que não seguem a lei de Darcy podem ser incorporados nos modelos de reser-

vatório;

� Propriedades de fluido PVT - inclui viscosidade do fluido, densidade, compressibili-

dade, solubilidade, fator de volume de formação e outros.

2.2.2 Equações de continuidade

Bear (BEAR; BACHMAT, 1990) propõe que uma descrição macroscópica de um fenômeno de

transporte em um meio poroso deve começar a partir de alguns elementos da cinemática

de cont́ınuum. Depois de desenvolver as equações de equiĺıbrio no ńıvel microscópico para

as várias quantidades extensivas, o próximo passo é empregar regras de abordagem média

para transformar essas equações de equiĺıbrio microscópico em macroscópicas.

Como não é a intenção nesse momento discutir elementos de cinemática de cont́ınuum,

devemos começar a discutir o equiĺıbrio microscópico e as equações constitutivas. Uma

forma de derivar as equações constitutivas é usar a abordagem Euleriana, na qual focali-

zamos a atenção em um domı́nio finito fixo denominado volume de controle ou domı́nio

de controle.

Seguindo o tratamento dado por Bear (BEAR; BACHMAT, 1990), na figura 2.3, temos o

domı́nio U submetido a uma propriedade extensiva E, em uma única fase, delimitado

pela superf́ıcie S. Essa propriedade está definida nas vizinhanças de um ponto arbitrário

P, onde x é o vetor de sua posição.O balanço instantaneo de E está mostrado na figura

2.3.

A equação que representa esse balanço pode ser escrita da seguinte forma:

{Taxa de acúmulo de E em U } = {Fluxo de E através de S}+ {Taxa de produção de E em U}

A taxa de acúmulo de E em U de volume Ω , com e
′
= dE/dΩ é expressa por:

∂

∂t

∫
Ω

e
′
dΩ =

(∫
Ω

∂e
′

∂t
dΩ

)
(2.1)
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Figura 2.3: Balanço geral da propriedade E.

onde e
′

é a densidade de E, isto é a quantidade de E por volume da fase. O fluxo ĺıquido

de E em U através de S ´s:

−
∫
S

e
′
V E.νdS (2.2)

Nessa equaçao ν é o vetor normal ao elemento de área dS e V E denota a velocidade de

E. O produto e
′
V E denota o fluxo de E, a quantidade de E passando através de de uma

unidade de área da fase, por unidade de tempo.

A taxa ĺıquida de produção de E em U , onde ΓE é a taxa espećıfica de geração de E, fica:

∫
Ω

ρΓEdΩ (2.3)

Consolidando as equações 2.1, 2.2 e 2.3, obtemos:

∂e
′

∂t
+∇.eV E − ρΓE = 0 (2.4)

onde ρ é densidade mássica da fase. A equação 2.4 é conhecida como balanço diferencial

microscópico da propriedadde extensiva E em um continuum.

Se E representa a massa numa fase, então, e
′

= ρ e ΓE = Γm = 0, pelo prinćıpio de

conservação de massa, e V E = V m. Dessa forma a equação 2.4 se torna:
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∂ρ

∂t
= ∇.eV m (2.5)

Para a modelagem de um meio poroso, não é necessária a aplicação das equações de

conservação de momentum e de energia. Nield (NIELD; BEJAN, 2017) realiza uma discussão

apropriada, justificando a não utilização da conservação de momentum na descrição de um

meio poroso. Já Diersch (DIERSCH, 2014) descreve que, devido ao movimento geralmente

lento do fluxo fluido em um meio poroso os efeitos inerciais na conservação de momentum

em forma de aceleração local ou aceleração convectiva são negligenciáveis.

Se o escoamento é isotérmico, é mais claro o por que a equação de conservação de energia

não deve ser levada em conta.

Em vista da equação de movimento, devemos aplicá-la à equação de continuidade. Agora,

considerando que estamos lidando com um meio poroso podemos escrever a seguinte

equação que representa o fluxo de um fluido monofásico dentro de um meio poroso com

base no prinćıpio da conservação de massa. Por uma questão de simplicidade, estamos

também considerando o meio poroso como isotrópico, significando uma permeabilidade

absoluta constante.

∂(φρ)

∂t
= −∇.(ρu) + q (2.6)

Nesta equação φ significa porosidade, u é o vetor velocidade do fluido no meio e q re-

presenta uma fonte ou um sumidouro. Com base na mecânica dos fluidos, o número

de Reynolds é o número adimensional que distingue se o regime de fluxo é laminar ou

turbulento. Tomando o módulo da maior componente de u, ui e referindo-se à seção de

passagem denominamos uie como descarga espećıfica:

Re =
uie d

ν
(2.7)

Nesta equação, sendo uie a descarga espećıfica, significa a taxa de vazão por área (Q/A).

O número de Reynolds deve ser referenciado a uma dimensão caracteŕıstica. No caso

de um meio poroso, essa dimensão está relacionada ao diâmetro dos grãos. De acordo

com Bear (BEAR, 1972), não há consenso sobre como definir essa dimensão para a matriz

sólida dos meios porosos. No entanto, ainda de acordo com o autor, em praticamente

todos os casos, a lei de Darcy é válida, contanto que o número de Reynolds com base

no diâmetro médio de grãos não exceda algum valor entre 1 e 10. Outros autores como

Abulencia (ABULENCIA; THEODORE, 2009), consideram que o número de Reynolds seja

simplesmente< 10. A partir dessa consideração, a equação de velocidade básica formulada

por Darcy pode ser aplicada:
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Caṕıtulo Dois 2.2. Meio poroso

u =
−K
µ

(∇p− ρ g ∇z) (2.8)

Nesta equação, K é a permeabilidade do meio, µ a viscosidade do fluido, ∇p o gradiente

de pressão, ρ a densidade, g a aceleração da gravidade e ∇z o gradiente de coordenada z.

Substituindo esta equação em 2.6, temos:

∂(ρφ)

∂t
=

(ρK)

µ
∇.(∇p− ρ g ∇z) + q (2.9)

2.2.3 Regras de aproximação média

Bear (BEAR, 1972) descreve que, tipicamente, um domı́nio de meio poroso envolve uma

fase sólida e uma fase ĺıquida única, ou uma fase sólida, uma fase gasosa e uma ou duas

fases ĺıquidas. Neste trabalho, cada fase e seu comportamento serão descritos como um

continuum que ocupa todo o domı́nio. Para fazer isso, e transformando as equações de

equiĺıbrio microscópico de grandes quantidades em equações para todo o domı́nio, preci-

samos seguir certas regras.

Com o conceito indicado acima, algumas descrições das propriedades geométricas dos

meios porosos são exigidas. Bear (BEAR, 1972) sugere que uma aproximação posśıvel de

conseguir possa ser baseada na introdução de alguma caracterização estat́ıstica da matriz

cont́ınua.

Um conceito importante é o de part́ıcula. Uma part́ıcula é um conjunto de muitas

moléculas contidas em um pequeno volume. Seu tamanho é muito maior do que o caminho

médio livre de uma única molécula. Deve, no entanto, ser suficientemente pequeno em

comparação com o domı́nio de fluido considerado que, através da média das propriedades

de fluxo e dos fluidos sobre as moléculas inclúıdas nele, valores significativos, ou seja,

os valores relevantes para a descrição de propriedades globais dos fluidos, serão obtidas.

Estes valores são então relacionados com algum centroide da part́ıcula. Então, em qual-

quer ponto do domı́nio ocupado pelo fluido, tem-se a part́ıcula possuindo propriedades

dinâmicas e cinemáticas definidas.

Associado com o tamanho da part́ıcula está o volume elementar dessa part́ıcula. Para se

determinar esse aspecto, experimentos podem ser realizados com sucessivamente volumes

menores. Sendo o fluido homogêneo, a razão entre a massa e o volume considerado ficará

constante até que esse volume alcance a magnitude da distância média entre as moléculas

ou a média do caminho livre entre elas. Ao discutir um meio poroso, devemos nos referir

a um critério universal que se baseia nas caracteŕısticas mensuráveis de qualquer meio

poroso, e que determina para qualquer um desses meios, uma gama de volumes médios

de tal forma que dentro deles, tais caracteŕısticas permanecem. Um volume médio que
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pertence a esse intervalo é considerado um volume elementar representativo, REV .

È conveniente definir-se a porosidade média volumétrica. Neste caso pode se considerar

como sendo a razão entre o volume de vazios e o volume total da part́ıcula. Quando o

volume considerado da part́ıcula aproxima-se do volume de um poro simples, observa-se

que a porosidade do meio assume valores que variam bastante, impondo desta forma um

volume mı́nimo considerado para a part́ıcula.

A partir desta discussão, é importante definir a porosidade volumétrica média, φ. Esta

propriedade é considerada como a relação entre o volume de espaços vazios e o volume

total.

φ =
Volume de vazios

Volume total
(2.10)

De forma esquemática, na figura 2.4 apresentamos a matriz sólida porosa.

Figura 2.4: Representação de um sólido poroso (Adaptada de (HU et al., 2017)).

2.2.4 Energia do escoamento

Os reservatórios de petróleo ou gas são formações subterrâneas que contem essas substâncias

no interior dos seus poros. Através das forças de flutuação e capilaridade esse material

poderia migrar, tendendo a sair do meio, até a superf́ıcie. Assim, é necessária a existência

de uma camada impermeável que evite a migração e permita a acumulação. Pode se

identificar 4 tipos diferentes de energia atuando nos reservatórios:

� Energia de compressão do óleo, da capa de gas ou da água no reservatório;

� Energia gravitacional do óleo na parte superior do reservatório se comparado com

as partes inferiores;

� Energia de compressão e dissolução do gas no óleo;
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� Energia de compressão da água em reservatórios cont́ıguos ou se intercomunicando

com o reservatório de óleo.

Das fontes listadas, a terceira é a mais importante, e quando essa energia é suficientemente

elevada, o óleo ou o gas podem aflorar na superf́ıcie às custas da própria energia do

reservatório, caracterizando a surgencia.

2.2.5 Justificativa das aproximações

A descrição que damos nesta sub-seção é a de Bear (BEAR, 1972).

Uma forma de definir com um máximo de simplicidade um meio poroso, seria denomina-lo

um sólido com orif́ıcios, conectados através de pequenos condutos de maneira randômica

ou regular. Por ser muito abrangente, seriam necessárias acrescentar algumas carac-

teŕısticas.

O meio poroso é um meio heterogêneo, onde pelo menos uma fase não está no estado

sólido. A fase sólida é a matriz do meio poroso, e o espaço não ocupado pela matriz sólida

é dito vazio. A fase sólida deve estar distribúıda através do meio poroso dentro do domı́nio

ocupado pelo meio poroso. Uma caracteŕıstica essencial de um meio poroso é possuir uma

elevada superf́ıcie espećıfica. Pelo menos alguns dos poros dos espaços vazios necessitam

estar interconectados, resultando na definição do espaço efetivo dos poros. Sob o ponto

de vista do escoamento, os poros não conectados podem ser considerados pertencentes à

matriz sólida.

(a) Meio poroso. (b) Origem do petróleo.

Figura 2.5: Diagrama de um reservatório de petróleo (Adaptada de figura obtida via Google).

Estes aspectos ajudam a entender por que não se consegue descrever de maneira exata a

geometria da superf́ıcie interna da matriz sólida onde ocorre o escoamento no meio poroso.

É bem conhecida a dificuldade em descrever o problema relativo ao movimento de um
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fluido sob o ponto de vista molecular. Em vez de tratar os problemas, digamos de mo-

vimento fluido, em ńıvel molecular, pode-se adotar uma abordagem diferente, estat́ıstica

por natureza, para obter informações sobre o movimento de um sistema composto por

muitas moléculas. Pela abordagem estat́ıstica diz-se que os resultados de uma análise ou

uma experiência são apresentadas apenas em formas estat́ısticas. Isto significa que se pode

determinar o valor médio de medições sucessivas, mas não se pode prever com certeza o

resultado de uma única medida no futuro. Neste contexto, uma ”experiência”significa,

por exemplo, a posição de uma certa molécula em um determinado momento. Mecânica

Estat́ıstica é uma ciência anaĺıtica pela qual as propriedades estat́ısticas do movimento

de um número muito grande de moléculas (ou de part́ıculas em geral) podem ser dedu-

zidas das leis que regem o movimento das moléculas. Ao abandonar o ńıvel molecular

de tratamento para a descrição do fenômeno, o approach estat́ıstico fica conhecido como

approach macroscópico. No entanto, isso ainda não é suficiente para lidar com o fenômeno

de escoamento em um meio poroso. Arbitrariamente, portanto, escolhe-se tratar o ńıvel

de fluido continuum como ńıvel microscópico.

Com a discussão até aqui levou-se o tratamento do fenômeno f́ısico do ńıvel molecular

para o ńıvel microscópico. Para cada part́ıcula interna ao meio poroso sólido pode-se

definir propriedades f́ısicas, dinâmicas e cinemáticas. Poderia se pensar em utilizar as

equações de Navier-Stokes para descrever o escoamento de um fluido viscoso e determinar

a distribuição de velocidades do fluido nos vazios, satisfazendo determinadas condições

de contorno e, digamos, a condição de velocidade quase nula nas interfaces sólido ĺıquido.

Contudo, é ainda praticamente imposśıvel descrever com precisão matemática a complexa

geometria das superf́ıcies que contornam e delimitam o domı́nio onde ocorre o escoamento

dentro da matriz sólida do meio poroso. Consequentemente qualquer solução por meio

desse approach deve ser evitada. Para superar tais dificuldades é necessário recorrer-se a

um ńıvel de detalhe menor e mais, digamos, grosseiro para se obter as medias estat́ısticas,

o ńıvel macroscópico. Apesar de se manter o approach do continuum, está-se a um ńıvel

mais elevado.

A aplicação do approach do continuum à dinâmica de fluidos em meio poroso introduz

a necessidade de definir parâmetros médios macroscópicos para acomodar os fenômenos

observados e habilitar a passagem do mundo microscópico para o macroscópico. Esses

parâmetros médios são, a já descrita porosidade, além de outros como permeabilidade,

mobilidade etc. Seria teoricamente posśıvel deduzir tais parâmetros. No entanto, para fins

práticos eles devem ser obtidos através de experimentos reais onde os vários fenômenos

relacionados a estes parâmetros são relatados.

Conforme discussão anterior, devido à sua complexidade, a matriz sólida não pode ter

sua geometria descrita elaborando equações que descrevem a superf́ıcie que envolve os

pequenos condutos capilares. Uma das alternativas é realizar experimentos e determinar

propriedades macroscópicas médias, tais como porosidade e superf́ıcie espećıfica. Um ou-

tro approach que pode ser aplicado para obter uma descrição mais detalhada da matriz

sólida, é pela introdução de algumas caracteŕısticas estat́ısticas dessa matriz. Uma dessas
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caracteŕısticas é a distribuição de tamanho de part́ıculas. De ińıcio, esse t́ıtulo já intro-

duz uma dificuldade pois as part́ıculas não são sólidos geométricos regulares. Os métodos

mais empregados para medir a distribuição de tamanho de part́ıculas é o peneiramento,

para part́ıculas maiores que aproximadamente 0, 06 mm e a análise hidrométrica para

part́ıculas menores. No primeiro método, mede-se a habilidade das part́ıculas em atra-

vessar os orif́ıcios tamanho padrão de uma peneira. Na análise hidrométrica mede-se o

diâmetro equivalente de uma esfera que decanta na água, estando à mesma velocidade

da part́ıcula. O resultado de ambos é uma distribuição por tamanho de grãos. Outra

caracteŕıstica é a distribuição do tamanho dos poros. Uma forma de definir essa carac-

teŕıstica é eleger um diâmetro δ de um poro em um ponto do espaço do poro dentro do

meio poroso como sendo a maior esfera que contem esse ponto, mas que ainda permanece

inteiramente dentro do espaço do poro. Usualmente é conveniente visualizar os orif́ıcios

como pequenos tubos capilares circulares. O diâmetro desses tubos capilares é suficiente-

mente pequeno para que as forças interfaciais das moléculas sejam significantes, gerando o

efeito conhecido como pressão capilar. Flúıdos distintos interagem de forma diferente com

o material desses dutos capilares. Utilizando-se conceitos como molhante e não-molhante

para designar os fluidos com maior e menor interação com o meio, é posśıvel se obter

expressões anaĺıticas para δ e para a função de distribuição D(δ).

Uma das poderosas ferramentas de investigação de fenômenos em sistemas complexos é o

modelo conceitual, o qual é empregado em todos os ramos da f́ısica. De acordo com esse

approach, um fenômeno ou sistema f́ısico complicado, no qual o tratamento matemático se

torna praticamente imposśıvel, é então substitúıdo por um outro fenômeno fict́ıcio mais

simples, tornando a abordagem matemática mais amena e amigável. Uma observação

necessária é que, nesse contexto, modelo não significa um protótipo em escala reduzida.

Aqui o termo é usado para denotar uma maneira simplificada de visualizar um fenômeno

que não pode ser observado diretamente microscopicamente, mas para o qual as excitações

e respostas macroscópicas podem ser observadas e mensuradas. Um modelo pode ser uma

representação de um objeto, como visualizar um meio poroso como um sistema de tubos

capilares interconectados, ou de um processo, como visualizar o movimento de um marca-

dor no fluxo através de meios porosos como um vôo tridimensional aleatório de part́ıculas

do marcador.

Seguindo o caminho até aqui sugerido, para tornar o modelo de meio poroso mais ameno

ao tratamento matemático, mas que não deixe de incorporar as principais caracteŕısticas

de um meio poroso, e, considerando como objetivo a análise do fluxo através do espaço

poroso, deve-se introduzir premissas e restrições com respeito ao fluido e regime de es-

coamento no modelo. O modelo proposto é o de Bear (BEAR; BACHMAT, 1990), onde

visualiza-se o espaço vazio do meio poroso como composto por uma rede espacial de pas-

sagens randômicas interconectadas (canais ou tubos) de comprimentos variáveis, seções

transversais, orientações e junções onde os canais se encontram; no mı́nimo, três canais se

encontram em cada junção. A principal diferença entre canal e junção é que o primeiro

tem forma alongada, enquanto uma junção não tem direção definida no espaço. Os canais
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e junções tem mais ou menos uma distribuição espacial uniforme. A matriz sólida porosa

é assumida ser ŕıgida e não interage com o fluido que preenche o espaço vazio.

No modelo, o fluido satura completamente o meio poroso e é assumido ser quimicamente

inativo, viscoso, newtoniano, podendo sua densidade e viscosidade variar ponto a ponto

como resultado da variação das condições. O regime de fluxo é considerado laminar. As

forças ativas são aquelas devido à pressão, gravidade e cisalhamento resultantes da visco-

sidade do fluido. Também é assumido que nesse modelo o fluido perde energia somente

durante a passagem através dos canais estreitos e não enquanto passa de um canal para o

outro através de uma junção. Assim, a rede de canais conectados entre si por cruzamen-

tos produz gradientes médios de pressão, densidade, viscosidade e concentração definida

em qualquer volume elementar que inclui um número suficientemente grande de canais e

junções. Estes gradientes médios são praticamente independentes da forma geométrica de

um único canal dentro do volume elementar. Por outro lado, os desvios locais da média

(assumido ser muito menor do que a média em si) em pontos dentro do espaço vazio

dependem fortemente da geometria local da matriz sólida.

2.2.6 Tensão interfacial e pressão capilar

2.2.6.1 Tensão interfacial e molhabilidade

Prosseguindo dentro da abordagem de Bear (BEAR, 2018), quando um ĺıquido entra em

contato com outra substância, por exemplo, um outro ĺıquido imisćıvel, desenvolve-se uma

energia interfacial entre as superf́ıcies livres. A tensão interfacial ocorre por conta das

diferentes forças de atração intermolecular nas diferentes substâncias. Dadas às diferentes

afinidades das substâncias com a matriz sólida porosa, e considerando a tensão interfacial

entre duas substâncias, tem-se que as interfaces formam ângulos entre si, considerando a

superf́ıcie sólida como referencial. Por convenção, esse ângulo θ é tal que 0° < θ < 180°.

Considerando α1 e α2 as tensões interfaciais das substâncias com o sólido e α1,2 a tensão

interfacial entre as duas substâncias tem-se que:

α1 − α2

α1,2

= cos θ (2.11)

O ângulo θ é denominado como ângulo de contato. Uma conclusão importante da ex-

pressão acima é que o lado esquerdo não pode ser maior que 1. Neste caso, não haveria

equiĺıbrio e o ĺıquido se espalharia sobre o sólido. Este fato leva ao conceito de molhabi-

lidade de um sólido por um ĺıquido. A substância que forma um ângulo de tal forma que

θ < 90, é dita como sendo o fluido molhante.
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Um aspecto importante envolvendo tensão interfacial e molhabilidade é que a interface

fluido-fluido pode ter comportamento distinto, a depender do que esteja ocorrendo na su-

perf́ıcie do sólido, se determinada interface está avançando ou recuando. A este fenômeno

dá-se o nome de histerese. Outro aspecto importante é que, numa mistura de dois fluidos,

o fluxo de qualquer um só será posśıvel se o filme desse fluido é cont́ınuo através das

superf́ıcies capilares.

Blunt (BLUNT; ZHOU; FENWICK, 1995), numa abordagem mais espećıfica, apresentam o

conceito de coeficiente de espalhamento inicial, definido pela expressão:

Cs = σgw − σgo − σwo (2.12)

Na equação 2.12 Cs representa o coeficiente de espalhamento inicial e os parametros σ as

tensões interfaciais entre as tres fases presentes, gas (g), óleo (o) e água (w).

(a) Cs inicial. (b) Cs após alcançado o equiĺıbrio.

Figura 2.6: Coeficientes de espalhamento (Adaptada de (BLUNT; ZHOU; FENWICK, 1995)).

Na figura 2.6(a), Cs > 0 e o óleo fica entre a água e o gas, mas a linha de contato

entre as tres fases é instável, fazendo com que se espalhe sobre a água. No entanto, Blunt

(BLUNT; ZHOU; FENWICK, 1995) descreve que muitos hidrocarbonetos possuem coeficiente

inicial positivo, mas após alcançada uma condição inicial de equiĺıbrio, o coeficiente de

espalhamento pode se tornar negativo Cs < 0 como mostra a figura 2.6(b), onde um

fino filme de espessura aproximadamente molecular se mantem entre a água e o gas.

Isso demonstra que a adição da terceira fase acaba por modificar a grandeza das forças

interfaciais entre a água e o gas.

Esquematicamente, temos na figura 2.7 um meio poroso de perfil ciĺındrico. Sendo a água

o fluido molhante ela ocupa a concavidade ciĺındrica do poro. O óleo é o intermediário

molhante formando um filme de espessura t, enquanto o gas, sendo o fluido não molhante

ocupa o centro do cilindro.

Aplicando a equação de Young-Laplace A.3 podemos obter expressões para as pressões
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Figura 2.7: Tres fases numa região ciĺındrica de um poro (Adaptada de (BLUNT; ZHOU; FENWICK,
1995)).

capilares óleo-água Pcow e óleo-gas Pcog.

Pcow = Πw(w)− Πo(t) +
σow
row

(2.13)

Pcog = Πo(t) +
σog

r − t− w
= Πo(t) +

σog
rog

(2.14)

Nessas equações, w e t são as espessuras dos filmes de água e óleo, rgo é o raio da curvatura

da interface gás-óleo e Πo e Πw são as pressões de separação que levam em conta as forças

intermoleculares necessárias para desunir o óleo e o gas respectivamente. O equiĺıbrio

entre essas forças é responsável por determinar as espessuras dos filmes w e t e por formar

um filme estável.

A determinação dos valores das tensões interfaciais envolvem complexas considerações

fora do escopo desse trabalho e podem ser vistas com mais detalhes em Ginzbourg (GINZ-

BOURG; ADLER, 1995).

2.2.6.2 Pressão capilar

Muitos estudos tem sido elaborados em um esforço para determinar a distribuição dos

fluidos em um meio poroso, no entanto, Hassanizadeh (HASSANIZADEH; GRAY, 1993) des-

taca que a principal ferramenta para caracterizar a natureza desta distribuição é ainda

emṕırica e se baseia nas relações entre a pressão capilar e a saturação do fluido pc = pc(Sw).

Em que pese a pressão capilar ter um papel significativo na descrição multifase de um

meio poroso, variados aspectos como, imiscibilidade, viscosidade, tensão superficial, mo-
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lhabilidade da superf́ıcie sólida, distribuição de tamanho dos grãos, heterogeneidades em

microescala e em macroescala acabam agrupados no fator pc(Sw).

Alguns estudos são baseados na relação micrscópica da pressão capilar em tubos ou po-

ros de geometria muito simples. As equações resultantes são, portanto, apenas uma

extrapolação dessas relações microscópicas para a macroescala. Além disso, estudos ex-

perimentais muitas vezes examinam apenas condições de equiĺıbrio e os resultados desses

estudos são meramente assumidos para aplicar em condições dinâmicas.

Em um capilar preenchido com dois fluidos imisćıveis, as interfaces podem se formar en-

tre os dois fluidos e entre cada um dos fluidos e o sólido. Esses três tipos de interface

são retratados na figura 2.8. Além disso, a curva onde as três interfaces cruzam a linha

comum ou linha de contato, também é indicada na figura 2.8. Considerando um poro

genérico como um capilar figura 2.8, e fazendo um balanço de momentum para as forças

tangenciais e normais:

∇.σnw = −(∇.τnw).I (2.15)

− σnw(∇.N) + (pnw − pw) = −(∇.N) (2.16)

Nesse contexto os subscritos w e nw significam molhante e não-molhante respectivamente.

Nessas equações, σnw, N, pα, τnw e I significam tensão interfacial, vetor unitário normal,

forças interfaciais viscosas e tensor identidade respectivamente. Na equacao 2.16, o termo

∇.N pode ser representado como o raio de curvatura médio R. Reescrevendo a equação

2.16:

− 2σnw
R

+ (pnw − pw) = −(∇.N) (2.17)

A partir da análise realizada por Hassannizadeh (HASSANIZADEH; GRAY, 1993), onde

pode ser verificada a transição de uma superf́ıcie inicialmente horizontal para a condição

onde um tubo capilar foi inserido, temos que a equação 2.15 se reduz a ∇.σnw = 0 pois a

superf́ıcie não estando em movimento τnw = 0, e não há forças viscosas em ação. A equação

2.16, na ausencia de forças viscosas e mais ∇.N = 0 pelo fato da superf́ıcie ser hotizontal,

fica reduzida a pnw−pw = 0. Por conta da superf́ıcie sólida ser preferencialmente molhada

pela fase w, σws > σnws.

Como mostrado na figura 2.9(a) e 2.9(b) , no momento em que o tubo capilar toca a

superf́ıcie horizontal o equiĺıbrio existente se desfaz. As forças agindo na linha comum

farão com que a interface se distorça e mova-se para cima, formando uma superf́ıcie

côncava quando vista de cima. A curvatura da interface então vai requerer que um
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Figura 2.8: Representação genérica de um poro.

novo diferencial de pressão se estabeleça para restaurar uma nova condição de equiĺıbrio.

Quando o novo equiĺıbrio se estabelecer a equação 2.15 se torna ∇.σnw = 0, e a equação

2.16:

pnw − pw =
2σnw
R

(2.18)

(a) Condição inicial. (b) Após inserido o tubo capilar.

Figura 2.9: Contato de superf́ıcie horizontal com tubo capilar (Adaptada de (HASSANIZADEH;

GRAY, 1993)).

A equação 2.18 pode ser aplicada a uma superf́ıcie com uma curvatura qualquer. Sendo

a superf́ıcie esférica e o tubo capilar tendo uma seção ciĺındrica chegamos à condição

r = Rcosθ, e a equação 2.18 se torna:

pc = pnw − pw =
2σnw
r

cosθ (2.19)

Estas equações estão de acordo com a aproximação proposta por Bear (BEAR, 1972),

quando dois fluidos estão em contato nos interst́ıcios de um meio poroso, a pressão ca-

pilar pode ser entendida como um efeito de descontinuidade da pressão na interface que
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os separa. A magnitude deste efeito depende da curvatura da interface que os separa.

Considerando que um dos dois fluidos é o molhante (wetting) e o outro é o não molhante

(nowetting), o efeito da capilaridade pode ser mensurado como:

pc = pnw − pw (2.20)

Caso conheçamos a tensão interfacial σnw , e tomando como referência um raio médio de

curvatura R, podemos usar a equação 2.18.

Um aspecto importante e descrito por Bear (BEAR, 2018) é a dependencia da curva da

pressão capilar no histórico da drenagem e umedecimento de uma amostra. Ese fenômeno

ficou denominado como histerese. Os efeitos que contribuem para isso são resumidamente

descritos a seguir.

� Efeito ”ink-bottle”. Durante a drenagem e reumidificação meniscos tendo o mesmo

raio de curvatura ocorrem em diferentes poros, produzindo a mesma pressão capilar

para diferentes saturações do fluido molhante. Com a continuidade da drenagem

do fluido molhante, o raio de curvatura nw − w diminui e na parte mais estreita

da garganta a curvatura do menisco não pode continuar a aumentar, e salta para a

garganta mais próxima.

� Efeito ”raindrop”. Ocorre devido ao angulo de contato ser maior que a linha de

avanço da interface w − nw.

� Efeito ”entrapment”. Durante a drenagem e a reumidificação algum fluido não-

molhante pode ficar preso e ficar imóvel.

Costuma-se chamar o processo de umidificação pelo fluido molhante como imbibição.

Em um meio poroso real, os termos das equações acima têm o significado de média es-

tat́ıstica tomada no espaço vazio na vizinhança do ponto considerado no meio poroso. A

compreensão das simplificações efetuadas é fundamental para a análise mais consistente

do fenômeno que está sendo observado. Dentro do poro, pc depende localmente de σnw

e R, o qual é de ordem de magnitude do tamanho do poro. Portanto, pc depende da

geometria dos espaços vazios, expressos em termos da distribuição de tamanho de poros,

da natureza do sólido e fluidos, expressos em termos do ângulo θ, e do grau de saturação

Sw.

Como já discutido anteriormente, no meio poroso natural, a geometria do espaço vazio é

extremamente irregular e complexa, não podendo ser descrita analiticamente. Uma su-

gestão seria obter a forma geométrica da interface integrando toda a interface através de

valores para r′ e r′′ que seriam os raios de curvatura dos planos ortogonais que compõem

essa curvatura, satisfazendo a condição de que um mı́nimo de energia a ser consumida
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na formação da superf́ıcie. Em vez disso, um modelo idealizado do espaço do poro pode

ser adotado, por exemplo, um tubo capilar, de um raio constante ou um feixe de hastes

circulares paralelas para que a relação pc = pc(Sw) fosse talvez derivada. Obviamente,

esta abordagem só pode indicar os efeitos de vários fatores, mas não consegue reproduzir

a relação macroscópica pc = pc(Sw) para qualquer meio real. Experiências laboratoriais

são a única maneira de derivar essa relação para qualquer meio poroso dado. Várias ex-

pressões emṕıricas e semi-emṕıricas estão dispońıveis na literatura, que tentam relacionar

a pressão capilar a propriedades médias e fluidas e Sw, sendo a maioria deles baseados em

um dos modelos de meio poroso idealizado.

Entre os modelos empiricos mais utilizados está o desenvolvido por Brooks e Corey (BRO-

OKS; COREY, 1964) de acordo com a equação para drenagem primária:

pcd = cwd

(
Sw − SwR
1− SwR

)−awd
(2.21)

Nessa equação cwd é a pressão capilar quando Sw → 1 e awd é relativo à distribuição de

tamanho dos poros. Skjaeveland (SKJAEVELAND et al., 1998) destaca que essa equação é

válida para um sistema onde a água é completamente o fluido molhante. Se não há uma

predominância a equação 2.21 deveria ser escrita como:

pcd = cw

(
Sw − SwR
1− SwR

)−aw
+ cnw

(
Snw − SnwR

1− SnwR

)−anw
(2.22)

Na equação 2.22 os termos cnw e anw tem significado similar ao da equação 2.21.

2.2.6.3 Saturação dos fluidos

Referindo-se a Collins (COLLINS, 1976), o espaço vazio de um material poroso deve ser

preenchido por um fluido, ou parcialmente, no caso de haver dois ou mais fluidos. Se

são ĺıquidos imisćıveis, enchem conjuntamente o espaço vago. Assim, torna-se muito

importante saber o quanto do espaço vazio é ocupado por cada um dos fluidos.

A saturação em relação a qualquer fluido é definida como a fração do meio de volume vazio

preenchido pelo fluido em questão. Designando o subscrito w como o fluido molhante, nós

podemos escrever, por exemplo para o fluido molhante:

Sw =
Volume do fluido no meio

Volume total de vazios
(2.23)
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Numa abordagem mais aprofundada, Van Dijke (DIJKE; MCDOUGALL; SORBIE, 2001) de-

fine a saturação da fase α como sendo:

Sα =
∑
r=rα

V (r) f(r) (2.24)

Onde rα indica os poros ocupados pela fase α, V (r) uma função do volume de poros e

f(r) uma função da distribuição de tamanhos dos poros. Em um trabalho voltado para

a exploração de um determinado campo de produção é necessário determinar a distri-

buição média de tamanho dos poros e as tensões interfaciais entre as fases, nas condições

do campo. Os autores verificaram que, ao determinar valores de tensões interfaciais e

distribuição de tamanho, a função final da pressão capilar com a saturação é uma função

complexa, como mostrado na figura 2.10(a), 2.10(b) e 2.10(c). Nessas figuras o compor-

tamento da pressão capilar obtido em duas fases é relacionado ao comportamento quando

temos tres fases presentes.

(a) pcow vs Sw (b) pcgo vs So

(c) pcgw vs Sw

Figura 2.10: Pressões capilares vs saturações (Adaptada de (DIJKE; MCDOUGALL; SORBIE,
2001)).

Após considerar V (r) ∝ r2, as relações em 2 fases entre a pressões capilares e as saturações

podem ser calculadas como:
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Caṕıtulo Dois 2.2. Meio poroso

Swet =
r=rwet∑
r=rmin

V (r) f(r) (2.25)

S1 =

r=r1∑
r=rmin

V (r) f(r) (2.26)

S2 =

r=r2∑
r=rmin

V (r) f(r) +
r=rmax∑
r=rwet

V (r) f(r) (2.27)

Em trabalho anterior, Lenhard (LENHARD; PARKER, 1987) já ressaltavam a importância

de se obter os dados pressão capilar vs saturação com base em experimentos em duas

fases e relacionando-os às tres fases. Van Dijke (DIJKE; MCDOUGALL; SORBIE, 2001)

complementa ainda com a recomendação de, onde posśıvel, utilizar dados mais espećıficos,

obtidos a partir da formação estudada.

2.2.6.4 Permeabilidade Relativa

Collins (COLLINS, 1976) define como permeabilidade uma propriedade da rocha, que ca-

racteriza o material poroso, como sendo o ńıvel de facilidade com que um dado ĺıquido

fluirá através dos poros, uma vez aplicado um gradiente de pressão. Desta forma, a per-

meabilidade é a condutividade do fluido do material poroso. Embora a permeabilidade

esteja associada à porosidade, uma elevada porosidade nem sempre significa alta perme-

abilidade, pois esta última tem a ver com a interconexão entre os poros.

O parâmetro que caracteriza a condutividade do fluido foi demonstrado pela primeira vez

por Darcy em 1856. Sua equação foi reconhecida como lei de Darcy:

K =
Q

A(∆p/L)
(2.28)

Nesta equação, Q é a taxa de fluxo em unidades de volume por tempo. De acordo

com Bear (BEAR, 1972), para um fluido incompresśıvel homogêneo, com a densidade ρ

e viscosidade µ constante, nós podemos escrever a equação de movimento em um meio

poroso em termos do head piezométrico:

ϕ = z +
p

γ
(2.29)
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Onde z é a cota de referência e γ o peso espećıfico do fluido. A equação do movimento

torna-se:

q =
Kiγ

µ
∇ϕ (2.30)

Nesta equação, o primeiro termo é a condutividade do fluido da equação de Darcy. O

parâmetro Ki é a permeabilidade absoluta do fluido. Seguindo as regras de aproximação

média, a permeabilidade deve ser determinada pela geometria da estrutura porosa de

forma mais ou menos estat́ıstica. Collins (COLLINS, 1976) relata que algumas tentativas

foram feitas para construir uma relação entre uma estrutura porosa com permeabilidade

em uma revisão por Scheidegger1.

Saraf (SARAF; MCCAFFERY, 1985) observa que a produção a partir de reservatórios de

petróleo seja através de processos de recuperação primária, secundária ou terciária usu-

almente envolvem fluxo simultâneo de dois ou mais fluidos, vindo dáı a necessidade de

mensurar o parâmetro relacionado à condutividade do fluido, a permeabilidade. Segundo

os autores, mesmo admitindo que existem métodos precisos para medir a permeabilidade,

frequentemente é necessário usar dados de amostra de rocha representativa do reser-

vatório. Havendo fluxo simultâneo de dois ou mais fluidos, é necessário determinar as

permeabilidades dos fluidos molhante w e não molhante nw como função das respectivas

saturações.

Kw = Kw(Sw) e Knw = Knw(Snw) (2.31)

Bear (BEAR, 2018) destaca que Knw e Kw, denominadas permeabilidades efetivas, são

coeficientes macroscópicos, e são propriedades da configuração geométrica da porção do

espaço vazio ocupado por cada fluido. Para um meio poroso anisotrópico, cada uma dessas

efetivas permeabilidades são um tensor simétrico de rank 2, de outra forma, sendo o meio

isotrópico se tornam uma grandeza escalar.

Quando há pelo menos dois fluidos escoando simultaneamente (BEAR, 2018) aplica o

conceito da permeabilidade relativa:

κrw =
Kw(Sw)

Ksat

e κrnw =
Knw(Snw)

Ksat

(2.32)

Onde Ksat é a permeabilidade quando Sw = 1. A permeabilidade relativa é um número

adimensional, onde 0 ≤ κrw ≤ 1 e 0 ≤ κrnw ≤ 1. É um conceito conveniente e comu-

1O autor original não cita a referência
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mente usado quando se trata de escoamento multifásico principalmente em reservatórios

de petróleo.

Honarpour (HONARPOUR, 2018) observa que o conceito permeabilidade relativa foi ori-

ginalmente postulado por Muskat e Meres2, sendo considerado uma extensão da lei de

Darcy para sistemas de duas fases. Em sistemas como esse, a presença de um fluido

impacta no escoamento do outro reduzindo sua permeabilidade, como mostrado na figura

2.11.

Figura 2.11: Óleo escoando em presença de água (Adaptada de (HONARPOUR, 2018)).

Van Dijke (DIJKE; MCDOUGALL; SORBIE, 2001) menciona que os principais parametros

que aparecem nas equações que governam o transporte multifásico em meio poroso são

as pressões capilares e as permeabilidades relativas. Essas quantidades, especialmente

quando estão presentes as tres fases, tem sido objeto de estudo pelos últimos 40 anos, em-

bora muito ainda precisa ser compreendido sobre o comportamento de sistemas trifásicos.

O problema ganha em complexidade se consideramos que o meio poroso não possui uma

molhabilidade uniforme.

Na realidade, estudos envolvendo permeabilidade remontam a um passado maior, e em

1927 Kozeny resolveu a equação de Navier-Stokes considerando o meio poroso um con-

junto de canais de seções transversais variadas, mas com o mesmo comprimento, chegando

à uma relação dependente de duas variáveis. Mais tarde em 1938 a equação foi adapatada

para a dependencia de uma única variável, passando a se chamar Kozeny-Carman. Essas

equações são apresentadas a seguir:

K =
c φ3

τ s2
e K =

φ3

5 s2
0 (1− φ2)

(2.33)

Nessas equações φ, τ , s e s0 representam porosidade, tortuosidade, área superficial es-

pećıfica e área superficial espećıfica exposta ao fluido respectivamente. Mais adiante,

Burdine (BURDINE, 1953) verificou a importancia do parametro saturação efetiva, e propôs

que as permeabilidades relativas poderiam ser aproximadas pelas seguintes relações:

2O autor original não cita a referência
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κrw = S2
e

∫ Se

0

ds

P 2
c∫ 1

0

ds

P 2
c

, κrn = (1− Se)2

∫ 1

Se

ds

P 2
c∫ 1

0

ds

P 2
c

e Se =
Sw − Srw
1− Srw

(2.34)

Uma vez obtida uma expressão algébrica Pc = Pc(Se) as equações em 2.34 poderiam

ser avaliadas graficamente ou numericamente. Brooks e Corey (BROOKS; COREY, 1964)

observaram que para uma grande variedade de solos, as integrais das equações 2.34 podiam

ser aproximadas para S2
e e (1 − S2

e ) repectivamente, gerando uma das expressões mais

utilizadas na simulação de reservatórios para as permeabilidades relativas.

κrw = (Se)
4 e κrnw = (1− Se)2(1− S2

e ) (2.35)

Saraf (SARAF; MCCAFFERY, 1985) reescreve a equação 2.21 da seguinte forma:

Se =

(
Pb
Pc

)λ
(2.36)

Sendo Pb uma caracteŕıstica do meio, a medida do máximo tamanho do poro e λ a medida

da distribuição do tamanho dos poros. As equações 2.35 podem ser também reescritas:

κrw = (Se)
( 2+3λ

λ ) e κrnw = (1− S2
e )(1− Se)(

2+λ
λ ) (2.37)

Quando o parametro λ = 2 as equações 2.37 e 2.35 se tornam identicas. Saraf (SARAF;

MCCAFFERY, 1985) menciona que uma parcela grande das rochas possuem 2 ≤ λ ≤ 4.

Muitos autores mencionam a dificuldade de se obter dados experimentais referentes a es-

coamentos tri-fásicos em meios porosos ((DELSHAD; POPE, 1989), (AZIZ; SETTARI, 1979),

(LENHARD; PARKER, 1987), (DIJKE; MCDOUGALL; SORBIE, 2001), (SKJAEVELAND et al.,

1998), (SARAF; MCCAFFERY, 1985)e (HONARPOUR, 2018)). Na prática, muitos investi-

gadores utilizam relações funcionais medidas em duas fases para sistemas, ar-organicos

e organicos-água para estimar o comportamento dos fluidos em sistemas constitúıdos de

tres fases. Quem primeiro sugeriu essa premissa foi Leverett em 1941. No trabalho de

Lenhard (LENHARD; PARKER, 1987) são realizados experimentos demonstrando que da-

dos obtidos em sistemas ar-organicos-água podem ser escalonados e utilzados em sistemas

trifásicos contendo diferentes gases e organicos.

Em trabalho mais recente Honarpour (HONARPOUR, 2018) descreve as condições em que

devem ser utilizados os dados de permeabilidade relativa como sendo:

39
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Dados de permeabilidade relativa em condições de drenagem devem ser usados nas se-

guintes situações:

� Processos de EOR (Enhanced Recovery Oil) envolvendo a injeção de gas seco, gas

de combustão e outro gases de reservatórios de onde se removeu água.

� Processos de inundação misćıvel nos quais gas de petróleo liquefeito (GLP) é injetado

em reservatórios de onde se removeu água.

� Produção em reservatórios nos quais a saturação de água é superior a saturação

residual ou irreduźıvel.

Dados de permeabilidade relativa em condições de imbibição devem ser usados nas se-

guintes situações:

� Reservatórios cuja produção se dá pelo mecanismo de water drive.

� Reservatórios desenvolvidos por injeção de água, assim como água contendo surfac-

tantes, poĺımeros ou outros aditivos.

� Reservatórios desenvolvidos usando água para empurrar qúımicos. GLP, etc.

No trabalho de Honarpour (HONARPOUR, 2018) é apresentada uma classificação para os

modelos matemáticos de permeabilidade relativa:

� Modelos capilares - São baseados na premissa que um meio poroso consiste de um

feixe de tubos capilares. Por não considerar a natureza interconectada do meio

poroso, frequentemente não fornece resultados reaĺısticos.

� Modelos estat́ısticos - Possuem conceito similar ao anterior com algumas consi-

derações adicionais, possuindo a mesma desvantagem.

� Modelos emṕıricos - São baseados em correlações emṕıricas propostas descrevendo

experimentalmente as permeabilidades relativas e, em geral, tem produzido as apro-

ximações mais bem sucedidas.

� Modelos em rede - São frequentemente baseados na modelagem do escoamento

no meio poroso usando rede de resistores analógicos como em um compuatador

analógico. São provavelmente a melhor ferramenta para entender o escoamento em

um meio poroso.
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Embora os modelos emṕıricos possam apresentar melhores dados representativos, existem

muitos problemas associados aos experimentos e equipamentos necessários para a obtenção

dos dados. A falta de padronização está entre essas dificuldades. Assim, na ausencia de

informações mais espećıficas, os modelos estat́ısticos acabam sendo bastante empregados.

Entre esses modelos está o de Stone (DELSHAD; POPE, 1989), (AHMED; MEEHAN, 2012),

(AZIZ; SETTARI, 1979), onde é utilizada a simplificação considerando que o comportamento

bifásico água - óleo e gas - óleo é mantido quando estão presentes as tres fases. Em

outras ocasiões, dados emṕıricos estão dispońıveis e a relação permeabilidade - saturação

é apresentada na forma de uma tabela, como no trabalho de Nghiem (NGHIEM et al., 1991).

2.2.7 Modelo de poço

Em um reservatório real, além do escoamento que ocorre internamente ao longo do meio

poroso, ocorre também injeção e retirada de fluidos. É necessário então desenvolver um

modelo que possa adequadamente descrever o escoamento que ocorre nessa porção do

reservatório.

Ahmed (AHMED, 2010) descreve que o fluxo em meios porosos é um fenômeno muito

complexo e como tal não pode ser descrito explicitamente como fluxo através de tubulações

ou condutos. É bastante fácil medir o comprimento e o diâmetro de uma tubulação

e computar a sua capacidade de vazão em função da pressão. Em meios porosos, no

entanto, fluxo é diferente de tal forma que não há caminhos de fluxo claros que se prestam

à medição.

As relações matemáticas que são projetadas para descrever o comportamento do fluxo

de fluidos numa região espećıfica do reservatório como um poço, são formas matemáticas

que variarão consoante as caracteŕısticas do reservatório. As caracteŕısticas primárias do

reservatório que devem ser consideradas incluem:

� Tipos de fluidos do reservatório;

� Regime de fluxo;

� Geometria do reservatório;

� Número de fluidos que fluem no reservatório.

Abordando este tema, há muitos trabalhos elaborados em que se busca descrever o com-

portamento do poço dentro do reservatório. Dentre estes trabalhos temos o de Chen

(CHEN, 2007), Dake (DAKE, 1998) e Donnez (DONNEZ, 2007).

Esquematicamente, um poço vertical é de acordo com a figura 2.12.
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Caṕıtulo Dois 2.2. Meio poroso

Figura 2.12: Diagrama genérico de um poço vertical.

Os poços são elementos integrantes do reservatório, mas possuem uma dinâmica diferente

daquela que representa o escoamento no reservatório. Dáı a necessidade de se buscar o

modelo que melhor represente o escoamento nesse ponto do reservatório.

Embora não seja o objetivo desse trabalho desenvolver um modelo de representação de

poço, faremos uso de modelos consagrados e que tem sido utilizados em trabalhos si-

milares. (RENARD; et al, 1998), (WILLIANSON A. S.AND CHAPPELEAR, 1981), (DING et

al., 1998), (HOLMES et al., 2010) e (PEACEMAN et al., 2003) são trabalhos voltados para

a representação de modelo de poço no escopo de uma simulação de um reservatório.

Embora considerando estruturas mais complexas, os modelos básicos consideram que o

reservatório comporta-se como sendo infinito, ou seja, no peŕıodo de tempo em que as

fronteiras do reservatório não impactam na queda de pressão, e portanto esta é somente

função da posição e do tempo. Nesse peŕıodo o fluxo dos fluidos se torna transiente.

Matematicamente temos:

(
∂p

∂t

)
= f(x, t) (2.38)

A equação de Darcy, 2.8, permanece válida. A equação que representará a injeção ou reti-

rada de fluido é descrita de acordo a seguir, considerando ainda os fluidos incompresśıveis:

q =
Kh

ln rd
rw

(λo + λw)(p− pbh) (2.39)

Os parametros h, rd e rw estão relacionados com a geometria do poço, podendo ser vistos
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mais adiante na figura 3.1(a). Os parametros que multiplicam o diferencial de preesão

da equação 2.39 serão agrupados em um único termo denominado como WI (well index),

como sugerido por Peaceman (PEACEMAN et al., 2003).

WI =
Kh

ln rd
rw

(2.40)

As equações de fluxo de fluido que são usadas para descrever o comportamento em um

reservatório podem assumir muitas formas, dependendo da combinação de variáveis apre-

sentadas anteriormente (ou seja, tipos de fluxo, tipos de fluidos, etc.). Combinando a

equação de conservação de massa 2.4 com a equação de transporte 2.8 e equações de es-

tado, as equações de fluxo necessárias podem ser desenvolvidas. Uma vez que todas as

equações de fluxo a serem consideradas dependem da lei de Darcy, é importante considerar

essa relação de transporte em primeiro lugar.

2.3 OpenFOAM e o método dos volumes finitos

Uma descrição adequada para o OpenFOAM (Open Source Field Operation and Manipu-

lation) é dada no prefácio da publicação The OpenFOAM Technology Primer por Maric

(MARIC; et al, 2014).

O uso do kit de ferramentas OpenFOAM para a dinâmica de fluidos computacional (CFD)

é amplamente disseminado em ambientes industriais e acadêmicos. Em comparação com

o uso de códigos CFD proprietários, a vantagem de usar o Open FOAM reside na licença

pública geral (GPL) de código aberto que permite ao usuário usar livremente e modificar

um código CFD moderno de alta qualidade. Essa abordagem de licenciamento é da mais

alta importância para os usuários, pois permite que o kit de ferramentas seja usado como

uma plataforma comum para projetos colaborativos. Além disso, o desenvolvimento e

implementação de métodos novos ou experimentais é acelerado porque o desenvolvedor

começa a trabalhar a partir de uma base de código existente e não do zero. Os engenheiros

da indústria veem reduções de custos imediatos ao mover seu trabalho computacional para

plataformas de código aberto devido à eliminação das taxas de l̀ıcenciamento. Além das

vantagens mencionadas, uma desvantagem do uso de OpenFOAM é a maior quantidade

de esforço necessário para aprender a usar e estender a plataforma, em comparação com

muitos pacotes caixas pretas comerciais de CFD. Trabalhando com OpenFOAM (pode-se

dizer isso para a ciência computacional em geral) requer uma combinação de conheci-

mentos que se baseiam em diferentes origens, dependendo do objetivo do usuário: desen-

volvimento de software, a linguagem de programação C++, CFD, métodos matemáticos

numéricos, paralelização e o conhecimento geral da f́ısica. A fim de trabalhar ou esten-

der a funcionalidade dispońıvel de forma sustentável, o usuário precisa entender a base
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numérica, bem como a infraestruturas de software do toolkit.

Greenshields (GREENSHIELDS, 2018) complementa ainda as funcionalidades do Open-

FOAM da seguinte forma:

OpenFOAM é uma estrutura voltada para desenvolver aplicativos executáveis que usam

pacotes de funcionalidade contidas dentro de uma coleção de aproximadamente 100 biblio-

tecas C++. OpenFOAM é fornecido com aproximadamente 250 aplicações pré-constrúıdas

que se enquadram em duas categorias: Solvers, que são projetados para resolver um pro-

blema espećıfico na mecânica dos fluidos (ou cont́ınuos); e Utilitários, que são projetados

para executar tarefas que envolvem a manipulação de dados. Os solvers no OpenFOAM

abrangem uma ampla gama de problemas na dinâmica de fluidos. Os usuários podem

estender a coleção de solvers, utilitários e bibliotecas em OpenFOAM, usando algum

conhecimento pré-requisito do método matemático empregado, f́ısica e técnicas de pro-

gramação envolvidas.

A meta de qualquer análise em CFD é obter um entendimento mais aprofundado do

problema em consideração. Além disso o fenômeno termo-f́ısico estudado necessita ser

modelado matematicamente de forma adequada.

Um outro aspecto importante é que, não há uma interface gráfica padronizada de modo a

permitir ao usuário uma interação mais amigável com o software. Assim, para o usuário é

necessário interagir no ambiente do shell utilizando o bash em equipamentos iOS. O shell

é um ambiente derivado do sistema Unix onde é permitido ao usuário digitar comandos,

interagindo de uma forma direta com o computador. No WindowsOS há a alternativa

de emular um ambiente Unix ou fazer diretamente uma partição no disco ŕıgido do com-

putador. Para o bash Newham (NEWHAM et al., 2007) apresenta informações adequadas,

enquanto que para ambiente Unix usando linguagem Linux podem ser usadas referencias

como (BLUM, 2008) ou (JR, 2012).

Por ser uma plataforma com aportes constantes de conteúdos elaborados pelos multi-

desenvolvedores, ela não possui um manual de informações sistematizado. Alguma in-

formação fundamental pode ser encontrada em (GREENSHIELDS, 2018), (MARIC; et al,

2014), (SQUILLACOTE et al., 2007) e (MORELAND, 2013). Alguns trabalhos mais espećıficos

como (KWIATKOWSKI et al., 2014), (JASAK et al., 2007), (JASAK, 2009), (MANGANI; BUCH-

MAYR; DARWISH, 2014) e (SILVA; LAGE, 2007) tratam de temas espećıficos e determinadas

funcionalidades do OpenFOAM.

Outras informações, principalmente aquelas relacionadas a solução de problemas podem

ser encontradas em CFD Direct, The OpenFOAM Fundation, OpenFOAM Wiki, Open-

FOAM Training e Wolf Dynamics entre outros.

De uma forma mais geral, uma análise com base em CFD pode ser dividida em 5 etapas:

1. Definição do problema. Do ponto de vista da engenharia, isso significa tornar o

problema o mais simples posśıvel, mas ainda retendo a f́ısica básica que governa o

fenômeno;
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2. Modelagem matemática. Nesta etapa o problema é formulado matematicamente

com respeito às premissas adotadas na etapa anterior. O modelo matemático define

campos de propriedades f́ısicas como dependente das equações do modelo;

3. Pre-processamento e geração de malhas. O domı́nio onde o fenômeno é estudado

precisa ser discretizado para que um modelo de solução numérica possa ser aplicado.

A discretização espacial do domı́nio da simulação consiste em separar o domı́nio

em um conjunto de malhas computacionais ou células, frequentemente de formas

diferentes. Todos esses volumes juntos são referidos como um grid computacional,

e refinados em áreas de interesse. Nesse ponto, deve-se ponderar o tempo total

necessário da simulação e a precisão dos resultados alcançados;

4. Resolução. Nesta etapa é onde a maior parte do tempo da simulação é consumida.

O tempo total da simulação depende do modelo matemático, da solução numérica

definida, além da natureza geométrica e topológica da malha computacional;

5. Pós-processamento. Uma vez a simulação sendo conclúıda com sucesso, é gerada uma

imensa quantidade de dados que deve ser analisada e discutida. Algum recurso de

visualização adequado precisa ser provido para inspecionar os detalhes do fenômeno.

De uma forma mais dirigida Veersteeg (VERSTEEG; MALALASEKERA, 2007) propõe que

a equação da continuidade 2.4, na sua versão mais completa, após aplicado o teorema de

divergencia de Gauss possa ser descrita da seguinte forma:

∂

∂t
(

∫
CU

ρEdU) +

∫
S

~ν.(ρEV E)dS =

∫
S

~ν.(D∇E)dS +

∫
CU

qdU (2.41)

Nessa equação D é o coeficiente de difusão e q a fonte de E. O primeiro termo nessa

equação significa a taxa de mudança total da propriedade E do fluido dentro do volume

de controle. O produto (ρEV E) expressa a componente do fluxo da propriedade E ao

longo do vetor ν normal à superf́ıcie S e é o termo convectivo que expressa a taxa ĺıquida de

diminuição da propriedade E do fluido devido a convecção. O fluxo difusivo é positivo e na

direção do gradiente negativo da propriedade E. Assim, o produto D∇E) é a componente

do fluxo de E ao longo do vetor normal ν à superf́ıcie S e significa o termo difusivo

associado ao fluxo para dentro do elemento representando a taxa ĺıquida de aumento da

propriedade E devido a difusão. O último termo significa uma fonte da propriedade E

dentro do elemento.

Em problemas dependentes do tempo, também é necessário integrar o tempo t ao longo

de um pequeno intervalo ∆t , digamos, de t até t + ∆t. Assim, a equação 2.41 na forma

geral integrada da equação de continuidade se torna:
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∫
∆t

∂

∂t
(

∫
CU

ρEdU) +

∫
∆t

∫
S

~ν.(ρEV E)dS =

∫
∆t

∫
S

~ν.(D∇E)dS +

∫
∆t

∫
CU

qdU (2.42)

O método numérico que emprega este conceito de integração é o método dos volumes

finitos.

O primeiro passo no método de volume finito é dividir o domı́nio em volumes discretos

de controle. São colocados um número de pontos nodais no espaço entre A e B na figura

2.13. Os limites (ou faces) dos volumes de controle são posicionados meio caminho entre

nós adjacentes. Assim, cada nó é cercado por um volume de controle ou célula. É prática

comum configurar volumes de controle próximos a borda do domı́nio de tal forma que os

limites f́ısicos coincidem com os limites do volume de controle. Neste ponto, é apropriado

estabelecer um sistema de notação que possa ser utilizado em desenvolvimentos futuros.

A convenção habitual dos métodos CFD é mostrada na figura 2.13.

Figura 2.13: Volume de controle para o método dos volumes finitos (Adaptada de (VERSTEEG;

MALALASEKERA, 2007)).

Um ponto nodal geral é identificado por P e seus vizinhos em uma geometria unidimen-

sional, os nós para o oeste e leste, são identificados por W e E, respectivamente. A face

do lado oeste do volume de controle é referida por w e o lado leste de controle de volume

face por e. As distâncias entre os nós W e P , e entre nós P e E, são identificados por

δxWP e δxPE respectivamente. Similarmente distâncias entre a face w e o ponto P e entre

P e a face e são denotadas por δxWP e δxPE, respectivamente. A figura 2.13 mostra que

a largura do volume de controle é ∆x = δxWE.

A etapa chave do método de volume finito é a aplicação do teorema de Gauss, através

da integração da equação (ou equações) que governam o fenômeno sobre um volume de

controle para produzir uma equação discretizada em seu ponto nodal P . A integral so-

bre a superf́ıcie S é então substitúıda pelo somatório das faces do volume nos termos

convectivos e difusivos, e ainda um único ponto de integração em cada face:
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∫
S

~ν.(ρEV E)dsdt =
∑
faces

(ρEV E
e E) ~Sf (2.43)

∫
S

~ν.(D∇E)ds =
∑
faces

(D∇E) ~Sf (2.44)

O termo fonte é computado pela expressão:

∫
CU

dU =
∑
faces

qU (2.45)

(MOUKALLED; et al, 2016) escreve a expressão da equação da equação de conservação da

seguinte forma:

∂(ρE)

∂t
−£(E) = 0 (2.46)

Nesse caso £(E) é um operador que inclui todos os termos não transientes (convectivo,

difusivo, fontes, etc), o qual após a discretização espacial e integrada sobre o volume

contendo o centróide P, resulta:

∂(ρPEP )

∂t
VP −£(Et

P ) = 0 (2.47)

Na figura 2.14 VC é o volume contendo o centróide P. Na equação 2.47 £(Et
P ) é o operador

de discretização espacial referido ao tempo t. Esse operador desdobra-se no termo convec-

tivo, no difusivo e no termo fonte. Os fluxos convectivo e difusivo podem ser agrupados

em um único termo JE, dessa forma podendo ser representados pela equação 2.48.

∮
∂VC

JEd
−→
S =

∑
faces

(∫
f

JEf d
−→
S

)
(2.48)

Prosseguindo pela análise de Moukalled (MOUKALLED; et al, 2016) no processo de dis-

cretização com as integrais de superf́ıcie de cada face, mais de um ponto de integração

poderia ser ser considerado. No entanto é costumeiro no emprego do método dos volumes

finitos adotar-se um único ponto de integração. A experiência tem mostrado que esta
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Figura 2.14: Volume de controle da célula C na discretização pelo método dos volumes finitos
(Adaptada de (MOUKALLED; et al, 2016)).

prática mantêm um bom compromisso entre precisão e flexibilidade, rendendo ainda sim-

plicidade e baixos custos computacionais. Fazendo procedimento similar aos dos fluxos

convectivo e difusivo, obtemos a discretização do termo fonte na equação 2.49.

∫
∂V

qEdV =
∑
VC

(
qEVC VC

)
(2.49)

Baseado na descrição anterior, o termo não transiente da equação 2.47 discretizado pode

ser descrito da seguinte forma:

∑
f=faces

(
ρ −→v E − ΓE ∇E

)
f
Sf = qEC VC (2.50)

A discretização temporal envolve a determinação de uma coordenada de tempo, ao longo

da qual as integrais definidas na discretização espacial serão avaliadas. Para a abordagem

na discretização do termo transiente define-se o intervalo t− ∆t
2

e t+ ∆t
2

, dentro do qual

as integrais espaciais serão avaliadas. Desta forma, temos a equação 2.51:

∫ t+ ∆t
2

t−∆t
2

∂(ρC EC)

∂t
VC dt+

∫ t+ ∆t
2

t−∆t
2

£(EC) dt = 0 (2.51)
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A equação 2.51 semi-discretizada se torna:

VC(ρC EC)t−
∆t
2 + VC(ρC EC)t+

∆t
2 + £(Et

C) ∆t = 0 (2.52)

A partir deste ponto, para derivar a equação totalmente discretizada, necessitamos definir

o perfil de interpolação expressando os valores das faces em t− ∆t
2

e t+ ∆t
2

em função dos

elementos em t, t−∆t, t+ ∆t etc. Esses perfis podem ser, por exemplo, Euler impĺıcito

de primeira ordem, Euler expĺıcito de primeira ordem ou Crank-Nicholson (perfil central).
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Metodologia

3.1 Modelo de escoamento bifásico

A equação 2.9 é a equação dinâmica a ser resolvida para um fluxo de fluido monofásico.

Durante a etapa inicial de avaliação do material relativo à versão do solver pré-existente,

o nosso interesse foi estudar o fluxo de dois fluidos imisćıveis e incompresśıveis (água e

óleo) em um meio poroso. Algumas variáveis que caracterizam o escoamento tiveram suas

relações convenientemente verificadas. Em um fluxo bifásico, os dois fluidos preenchem

completamente o volume poroso. A saturação do fluido molhante e do fluido não molhante

corresponde ao percentual de volume de cada fluido no volume total poroso. Assim, se

Sw é a percentagem de fluido molhante (água) e So é a percentagem de volume de fluido

não molhante (óleo), temos:

Sw + So = 1 (3.1)

Em um fluxo de duas fases em um meio poroso, as permeabilidades dos fluidos não são

as mesmas, e as permeabilidades efetivas do meio aos ĺıquidos molhante e não-molhante

respectivamente devem ser usadas. As permeabilidades relativas são empregadas frequen-

temente:

kew = κrw ∗K e keo = κro ∗K (3.2)

De fato, as permeabilidades relativas são uma função emṕırica da saturação do fluido

molhante, e ambas são adimensionais. De acordo com a análise de Burdine (BURDINE,

1953), as relações entre as permeabilidades relativas e a saturação do fluido molhante

podem ser constrúıdas. Para esta relação Brooks e Corey (BROOKS; COREY, 1964) pro-

puseram as aproximações descritas na equação 2.35. Já para a pressão capilar, Brooks e

Corey (BROOKS; COREY, 1964) também propuseram a correlação dada pela equação 2.21

que está sendo reescrita adiante:

pc =
pb√
Sew

(3.3)
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Como nós temos dois fluidos movendo-se dentro do meio poroso, e designando agora o

ĺıquido molhante por w e o não-molhante por o, nós podemos escrever a equação da

continuidade para cada um dos ĺıquidos, conforme Brooks e Corey (BROOKS; COREY,

1964):

∂(ρwφSw)

∂t
=
ρwκrwK

µw
∇.(∇pw − ρw g ∇z) + qw (3.4)

∂(ρoφSo)

∂t
=
ρoκroK

µo
∇.(∇po − ρo g ∇z) + qo (3.5)

Agrupando alguns termos e definindo as mobilidades como a relação entre sua permeabi-

lidade relativa e viscosidade, temos:

λw =
κrw
µw

e λo =
κro
µo

(3.6)

Depois de algum esforço matemático, e reescrevendo a equação 3.4 do fluido molhante

dividida por λw, finalmente temos as duas equações a serem resolvidas:

0 = ∇.((λw + λo)K∇pw + λoK∇pc)−∇.(ρwλwKg∇z + ρoλoKg∇z) +
qw
ρw

+
qo
ρo

(3.7)

∂(φSw)

∂t
= λwK∇.(∇pw − ρwg∇z) (3.8)

Essa parte da implementação ficou definida para um escoamento bifásico para dois fluidos

incompresśıveis e imisćıveis.

3.2 Modelo de escoamento trifasico

Na revisão bibliográfica é realizada uma descrição sobre as considerações necessárias para

o desenvolvimento do modelo trifásico representando o black oil.

O modelo foi devidamente implementado, sendo as equações que descrevem o escoamento

bastante conhecidas, e elaboradas com base na conservação da massa das três fases en-

volvidas no escoamento, água, óleo e gas. Ressaltamos que, apesar do óleo e do gas serem

misturas multicomponentes, suas propriedades serão agrupadas como um único fluido

51
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para o óleo e para o gas respectivamente da forma comumente realizada. McCain (Mc-

CAIN Jr; et al, 2011) realizam um estudo sobre as diferenças encontradas pelos resultados

das correlações e os fluidos reais e indica aquelas consideradas, com base nos seus estudos,

mais apropriadas.

Nesse modelo, no caso do escoamento trifásico, estão presentes três fluidos, água, óleo

e gas. Após avaliar as alternativas para a modelagem das permeabilidades relativas,

decidiu-se pela utilização do modelo de Stone, conforme descrito no trabalho de Delshad

(DELSHAD; POPE, 1989). Assim, temos para a condição trifásica as seguintes relações:

Sw + So + Sg = 1 (3.9)

Desenvolvendo o modelo estat́ıstico de Stone das permeabilidades relativas obtemos as

equações descritas adiante. A descrição dos subscritos e superescritos se encontram logo

abaixo.

κrow = κrocw

(
So − Srow

1− Sro − Srow

)eow
(3.10)

κrog = κrocg

(
Sg − SLrg

1− SLrg − Srg

)eog
(3.11)

κrw = κrcw

(
Sw − Srw

1− Srw − Srow

)ew
(3.12)

κrg = κrcg

(
Sg − Srg

1− SLrg − Srg

)eg
(3.13)

κro = κrocw

[(
κrw +

κrow
κrocw

)(
κrg +

κrog
κrocg

)
− κrw − κrg

]
(3.14)

SLrg = Srw + Sorg (3.15)

Sg = 1− So −min(Sw, Srw) (3.16)
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O subscrito c significa o ponto final da curva de permeabilidade entre as fases em questão.

O subscrito r para a saturação significa o valor residual, enquanto que para a permeabili-

dade, é o valor relativo. O superescrito e significa o expoente da curva de permeabilidade

relativa, e o o sendo o expoente quando, junto com o óleo, a outra fase é a água ou o gas.

Para representar o modelo black oil,novas grandezas necessitam ser definidas para repre-

sentar a razão entre o conteúdo do reservatório nas condições originais e nas condições de

superf́ıcie (standard).

Essas grandezas são mostradas a seguir, onde os sobescritos STC e RC significam condições

standard e condições do reservatório, respectivamente:

Fator de formação de óleo =
(Volume de óleo + Volume de gas dissolvido)RC

(Volume de óleo)STC
(3.17)

Bo =
(Vo + Vdg)RC

(Vo)STC
(3.18)

Fator de formação de água =
(Volume de água)RC
(Volume de água)STC

(3.19)

Bw =
(Vw)RC
(Vw)STC

(3.20)

Fator de formação de gas =
(Volume de gas)RC
(Volume de gas)STC

(3.21)

Bg =
(Vg)RC
(Vg)STC

(3.22)

Razao de formação de gas =

(
(Volume de gas dissolvido)

(Volume de óleo)

)
STC

(3.23)

Rs =

(
Vdg
Vo

)
STC

(3.24)

Para o modelo de pressão capilar, Chen (CHEN, 2007) sugere as correlações dadas a seguir
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onde as pressões capilares são funções somente das saturações:

pcow = B1ln

(
Sw − Swr − 0, 01

1− Swr

)
(3.25)

B1 =
pcowmax − pcowmin
ln
(

0,01
(1−Swr)

) (3.26)

pcog = B2ln

(
1− Sg − Sor − Swr + 0, 01

1− Sor − Swr

)
(3.27)

B2 =
pcgomax − pcogmin
ln
(

0,01
(1−Sor−Swr)

) (3.28)

Baseado na discussão efetuada na seção ??, reconhecemos ainda as seguintes relações:

pcow = po − pw e pcog = pg − po (3.29)

Após introduzidas as variáveis que deverão ser utillizadas em todos os campos discre-

tizados, apresentamos as equações para cada uma das fases envolvidas no escoamento.

Ressaltamos que a fase gas se divide em uma parte escoando como gas e uma outra

dissolvida no óleo. Essas são as equações que foram programadas no solver.

K(∇.(λw(∇pw − γw∇z)) +
Bo

Bw

∇.(λo(∇ pw −∇ pcow − γo∇z))+

Bg

Bw

∇.(λg(∇pw −∇ pcog − γg∇z))) = qw +
Bo

Bw

qo +
Bg

Bw

qg

(3.30)

Bw
∂Sw
∂t
−∇.(λwK(∇pw − γw∇z)) = qw (3.31)

Bo
∂So
∂t
−∇.(λoK(∇pw −∇pcow − γw∇z)) =

Bo

Bw

qo (3.32)

3.3 Modelo de poço

Na simulação de reservatórios, o modelo de poço é utilizado para representar a relação

entre o escoamento do fluido de ou para um poço e a diferença para a pressão do bloco ao
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qual pertence o poço (PEACEMAN et al., 2003). Normalmente as dimensões dos blocos das

malhas são maiores do que o diametro do poço e a pressão calculada por um algoŕıtmo

numérico tradicional é diferente para o bloco e para o bottom-hole-pressure (BHP) do

poço (ZHANG et al., 2019). O modelo de poço é necessário para relacionar estas duas

diferentes pressões (WILLIANSON A. S.AND CHAPPELEAR, 1981).

Uma representação esquemática de um poço temos nas figuras 3.1(a) e 3.1(b) mostrando

o quanto o perfil de escoamento no poço difere das demais regiões do reservatório.

(a) Modelo de poço. (b) Modelo para o escoamento no poço.

Figura 3.1: Modelo de escoamento de um poço (Adaptada de (GUO, 2011)).

Por conta do tipo de escoamento, o perfil de pressão considerado será aquele conforme

mostrado na figura 3.2.

Figura 3.2: Perfil de pressão do poço (Adaptada de (ECONOMIDES et al., 2013).

Numa simulação numérica Peaceman (PEACEMAN et al., 2003) destaca que a variável

well index (WI) é utilizada para relacionar a pressão da célula da discretização com a

pressão do próprio poço. O WI é usualmente calculado através do raio equivalente do

poço, como mostrado nas figuras 3.1(a) e 3.1(b). O WI foi definido na equação 2.40

e é naturalmente um importante parametro dentro do balanço geral das diferenças de

pressão dentro de um reservatório, pois possui dimensões. Nesse trabalho utilizaremos

WI = 2, 16 × 104mD.ft oriundo do trabalho de Nghiem (NGHIEM et al., 1991), o qual é

referido a um reservatório real.
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3.4 Desenvolvimento e construção do solver

Conforme mencionado, a versão pré-existente do solver já era operacional, onde casos de

simulação com injeção de água, considerando o escoamento imisćıvel e incompresśıvel,

eram posśıveis de serem avaliados. No entanto, após a chegada da água em grandes

quantidades no poço de produção, caracterizando o chamado breakthrough, observava-se

fortes oscilações, tornando na prática pouco confiável a simulação a partir desse ponto.

Como o objetivo era a implementação de equações que representassem sistemas trifásicos,

prosseguimos com a implementação dessas equações conforme descrito na seção 3.2.

Um primeiro ponto a ser verificado foi o atendimento a condições que pudessem dar es-

tabilidade ao escoamento de acordo com a discretização de tempo adotada. De acordo

com a análise realizada por Ewing (EWING, 1983), a equação 3.7 é parabólica, ou eĺıpitica

no caso do escoamento incompresśıvel. A equação 3.8 é similar a uma equação de con-

vecção/difusão não-linear. Em muitos casos, os efeitos da pressão capilar são pequenos e

os respectivos termos despreźıveis. Além disso, se a saturação de uma das fases é zero,

λ = 0, de modo que os coeficientes do termo de difusão possam se tornar despreźıveis se

Sw = 0 ou So = 0 (isto ocorre perto do poço de injeção e em partes do reservatório onde

o fluido injetado não alcança). As equações parabólicas têm muitas das mesmas propri-

edades que equações hiperbólicas de primeira ordem, como frentes de onda viajando. A

interface entre os dois fluidos vai passar através do meio em um modo de frente viajando

na unidade de tempo. A frente será ligeiramente difusa devido aos efeitos de pressão

capilar. No entanto, ao longo do escoamento, devido a diferenças de viscosidade, o efeito

conhecido como fingering poderia destruir o perfil frontal.

(EWING, 1983) analisa que, uma vez que os modelos para os processos de recuperação

de reservatórios de petróleo envolvem grandes sistemas acoplados de equações diferenci-

ais parciais não lineares, dependentes do tempo, um problema importante na simulação

do reservatório é desenvolver procedimentos em que a resolução do passo no tempo seja

estável, robusta, precisa, autoadaptável e computacionalmente eficiente. Uma vez que

os operadores diferenciais não são limitados, o operador numérico terá eigenvalues com

grandes magnitudes. Assim, após a discretização no espaço, as equações diferenciais rema-

nescentes para o tempo são ”ŕıgidas”no senso comum das equações diferenciais, e devem

ser tomados cuidados para obter métodos estáveis para o passo do tempo. Da mesma

forma que as equações diferenciais ordinárias, os métodos de Euler anteriores ou métodos

de Euler modificados são razoavelmente estáveis enquanto uma restrição de passo-tempo

na forma da equação 3.8 deve manter os tamanhos da malha temporal t e espacial x

dentro de um valor constante Kc para garantir a estabilidade utilizando um método de

Euler posterior.

∆t ≤ Kc(∆x)2 (3.33)
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Por outro lado, um método de Euler posterior ou ”expĺıcito”é um esquema computacional

local que é muito eficiente e um método anterior de Euler ou ”impĺıcito”requer um sistema

de resolução muito grande das equações não lineares em cada etapa do tempo. Devido

à complexidade computacional de linearização através de algum método tipo Newton

e, em seguida, resolução direta ou técnicas iterativas de solução linear, de um conjunto

extremamente grande de equações em cada etapa do tempo, os métodos expĺıcitos têm

sido usados frequentemente na simulação de reservatórios. A condição de estabilidade da

equação 3.8, no entanto, muitas vezes requer etapas de tempo excessivamente pequenas

e de computação enormes para simular longos peŕıodos de tempo (vários anos) em um

modelo de escala de campo. Problemas com fortes não linearidades, eventualmente, fo-

ram convincentes a ponto de mostrar que métodos totalmente expĺıcitos poderiam não

ser usados eficientemente em muitos problemas.

Uma variação para obter uma melhor estabilidade sem aumentar muito a complexidade

computacional, o método denominado IMPES foi então desenvolvido. Chen (CHEN; et all,

2004) cita que um método IMPES foi originalmente desenvolvido por Sheldon (SHELDON;

et al, 1959) e Stone (STONE; GARDNER, 1961).

A simplidade do método IMPES reside no fato dele seguir uma sequencia de cálculo de

acordo com a figura 3.3.

Figura 3.3: Método IMPES.

O IMPES resolve implicitamente a equação da pressão e, em seguida, explicitamente

para a saturação, dáı o nome. Esta técnica é ainda amplamente utilizada na indústria

e funciona bem para problemas com um ńıvel de dificuldade intermediária. No entanto,

para não linearidades complexas, a restrição da etapa de tempo muitas vezes impõe etapas

de tempo extremamente pequenas apesar de não serem eficiente o suficiente. Chen (CHEN;

et all, 2004) ressaltam que, uma das desvantagens do IMPES é que, para que seja estável,

o requerimento de pequenos passos de tempo atendendo às condições CFL (Courant-

Friedrich-Lewi), ou mais precisamente o número de Courant é necessário, para cálculo da

parte expĺıcita do método.

C =
u∆t

∆x
(3.34)

onde u é a magnitude da velocidade.

Nas experiências numéricas e estudos do método clássico do IMPES com tempo compu-
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Caṕıtulo Três 3.4. Desenvolvimento e construção do solver

tacional e estabilidade, Chen (CHEN; et all, 2004) observou que a computação impĺıcita

da pressão leva muito mais tempo do que o cálculo expĺıcito de saturação, e o esquema

expĺıcito para a saturação é estável somente se os do tempo forem suficientemente peque-

nos. Como a parte impĺıcita do cálculo requer muito mais tempo que a parte expĺıcita, e

tendo em vista que a pressão muda pouco com o tempo, Chen (CHEN; et all, 2004) propõe

ser mais apropriado se utilizar intervalos de tempo maiores de tempo para a pressão,

ficando a parte impĺıcita submetida à restrição do número de Courant. Assim, para um

intervalo de tempo para a pressão dado por:

∆n
p = tn − tn−1 (3.35)

podemos estabelecer subintervalos para o cálculo da saturação, criando assim uma forma

de antecipar um valor da saturação mais próximo do real para a iteração que calcula a

pressão, propondo dessa forma uma melhor estabilidade numérica ao cálculo. Isso pode

ser dado por:

tn−1,m = tn−1 −
m∆m

p

Mn
(3.36)

onde, Mn é o número de passos do sub-intervalo de tempo da pressão. Nesta proposição

as condições CFL não são necessariamente atendidas e esse intervalo de tempo para a

saturação baseia-se em uma estratégia de controle adaptativo na escolha desse intervalo.

Em um trabalho mais recente de Maliska (MALISKA; et al, 2006) é proposto manter a

restrição CFL na determinação do intervalo de tempo da saturação, sendo a pressão de-

terminada em intervalos de tempo maiores. Essa última discussão foi implementada com

sucesso, e o passo de tempo para o cálculo da pressão foi subdividido em 10 sub-intervalos,

onde é resolvida somente a equação expĺıcita da saturação. Para efeito de balanço, so-

mente são considerados os cálculos efetuados em um mesmo passo de tempo.

A implementação do solver trifásico possui caracteŕısticas que o diferenciam bastante de

um solver bifásico. A primeira é que uma equação a mais necessita ser resolvida. As

equações 3.30, 3.31 e 3.32 representam o escoamento simultaneo das três fases: água (w),

gas (g) e óleo + gas (o). A segunda diz respeito à capacidade de desenvolver a produção de

gas à medida que determinada condição espećıfica possa ocorrer. Essa condição denomina-

se ponto de bolha, a qual, dentro do modelo black oil, uma vez alcançada, gas se desprende

do óleo.

Além do modelo black oil, foi estudada também a alternativa de representação do fluido

do reservatório com base em um modelo composicional. Na seção ??, buscamos explorar

os fundamentos essenciais, em caso da opção por um modelo composicional. Como mos-

trado na equação 3.4, esses últimos requerem uma grau de complexidade superior, pois
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Caṕıtulo Três 3.4. Desenvolvimento e construção do solver

uma equação para cada componente em cada uma das fases óleo e gas seria necessária para

o balanço material, agrupando-as na forma de um somatório. Além disso, para além do

ponto de bolha seriam necessárias as aplicações das restrições de equiĺıbrio termodinâmico

que regem a distribuição dos componentes entre as fases. O ńıvel de complexidade se da-

ria não necessariamente pelo número de equações, mas também pelo requisito necessário

para resolvê-las simultaneamente, na forma das restrições de equiĺıbrio.

Reconhecemos que a adoção do modelo composicional seria a solução mais abrangente e

com maior potencial de generalização, no entanto, dada a complexidade necessária à sua

implementação, decidimos realizar a implementação do modelo representativo do óleo em

etapas. Numa primeira etapa, mas atendendo ao contexto buscado no trabalho, conside-

rando a falta de experiencia na utilização do OpenFOAM, além do ńıvel de conhecimento

ainda rudimentar na linguagem de programação C++, buscamos simplificar o modelo de

representação das fases óleo e gas, mas que ainda produzissem resultados compat́ıveis com

os dados encontrados na literatura. A adoção do modelo black oil foi a solução encontrada,

pois a maior simplicidade na implementação está compat́ıvel com o ńıvel do conhecimento

necessário para acoplar outras áreas de conhecimento envolvendo métodos numéricos de

solução de equações diferenciais parciais, além da própria ferramenta computacional, o

OpenFOAM, requerer conhecimentos espećıficos para sua correta utilização.

Algum conhecimento em linguagem de programação C++ é necessário mas não suficiente

para lidar com os elementos componentes do OpenFOAM. Como mencionado anterior-

mente o OpenFOAM é todo elaborado em linguagem C++, linguagem essa orientada a

objeto. Assim foram criados objetos e operadores espećıficos dedicados à aplicação em

soluções numéricas de equações diferenciais parciais. Para elaboração do solver foram

então utilizadas tais ferramentas, e, a t́ıtulo de ilustração, reescrevemos as equações 3.30,

3.31 e 3.32 empregando os elementos do OpenFOAM.

fvScalarMatrix pEqn

(

− fvm::laplacian ((lambdaw + lambdao*

(
Bo

Bw

)
+ lambdag*

(
Bg

Bw

)
∗K, pw)

− fvc::laplacian ((

(
Bo

Bw

)
*lambdao +

(
Bg

Bw

)
*lambdag)*K, Pcow)

− fvc::laplacian

((
Bg

Bw

)
*lambdag*K, Pcog

)
+ fvc::div (((gamaw*lambdaw+

(
Bo

Bw

)
*gamao*lambdao+

(
Bg

Bw

)
*gamag*lambdag)*K)

&g)

);

(3.37)

59
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fvScalarMatrix sEqn1

(

fvm::ddt

(
porosity

(Bw * intervalos)
,sw

)
- fvc::laplacian(lambdaw * K,pw)

+ fvc::div((gamaw * lambdaw * K) & g)

);

(3.38)

fvScalarMatrix sEqn2

(

fvm::ddt

(
porosity

(Bo * intervalos)
, so

)
- fvc::laplacian(lambdao * K,pw)

- fvc::laplacian(lambdao * K,Pcow) + fvc::div(((gamao*lambdao)*K) & g)

);

(3.39)

Na literatura especializada selecionamos o modelo black oil que é descrito com detalhes

em McCain (McCAIN Jr; et al, 2011). Nas correlações propostas por estes autores são

avaliados as médias aritimética dos erros relativos (Average relative errors, ARE) e as

médias aritiméticas dos valores absolutos dos erros relativos (Average absolut relative er-

ror, AARE). Esses cálculos foram efetuados mediante o emprego apropriado de conjuntos

de dados.

As equações e tabelas implementadas descrevem o modelo black oil conforme proposto

por McCain (McCAIN Jr; et al, 2011).

A elaboração do modelo black oil requer algum conhecimento inicial de algumas propri-

edades do reservatório em estudo como, grau API do óleo, densidade espećıfica do gas

nas condições do tanque de estocagem além do ponto de bolha do óleo. A passagem da

condição de subsaturado para saturado pode ocorrer ao longo do reservatório estudado,

e a propriedade que expressa a essa mudança é o ponto de bolha do óleo. Assim, a se-

gunda caracteŕıstica é que essa propriedade necessita ser verificada enquanto o escoamento

está acontecendo. Para que a representação fenomenológica se aproxime do escoamento

real, torna-se necessário testar a condição de ponto de bolha para todas as malhas da

discretização espacial, conforme sugerido no fluxograma da figura 3.4.

Como pode ser percebido, o tratamento dado ao black oil é fortemente fundamentado em

correlações emṕıricas.

As discretizações espaciais e temporais seguem um padrão similar ao escoamento bifásico.

O método IMPES com sub-intervalos de tempo foi implementado com sucesso para a
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Figura 3.4: Fluxograma para sequencia de calculo do solver trifasico.

resolução destas equações. O reservatório pode originalmente estar na condição subsa-

turado (não existe a fase vapor) ou saturado (fase vapor coexiste com a fase ĺıquida do

óleo).

Como um posśıvel seguimento a esse trabalho, pode-se elaborar um modelo de simulação

com base composicional, onde, diante da multiplicidade de compostos presentes, base-

ado em critério apropriado, grupos de componentes deverão representar um único com-

posto. Ao realizar este procedimento, cria-se condições de modelar as relações entre as

fases através de uma EOS cúbica ou PC − SAFT , abandonando-se assim o tratamento

emṕırico para propriedades como fator de compressibilidade do gas, densidades etc.

De acordo com o que foi visto até o momento, todos os parametros relacionados ao es-

coamento são função da pressão. Para que todo o fenômeno tivesse suas propriedades

totalmente dependentes da pressão, foi introduzida mais uma equação que reflete a va-

riação da porosidade da rocha como uma função da sua compressibilidade:

61
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φ = φ0(1 + cr (pw − p0
w) (3.40)

Nessa equação, φ0 é a porosidade inicial, cr a compressibilidade da rocha e p0
w a pressão

correspondente a φ0.
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Resultados e discussões

4.1 Avaliações preliminares

Com o pacote dispońıvel, procedemos inicialmente uma discussão onde buscamos enten-

der a lógica implementada e as equações diferenciais contitutivas. Nesse momento ainda

lidavamos com o domı́nio constrúıdo de forma primitiva e que demandava bastante traba-

lho na sua elaboração, além de oferecer algumas limitações f́ısicas. Mesmo nesse formato

ainda primitivo foi posśıvel realizar alguns estudos preliminares. No primeiro deles, cons-

trúımos o domı́nio conforme mostrado nas figuras 4.1(a) e 4.1(b), e realizamos um estudo

comparando a produção acumulada em diferentes condições de ∆P . Nessas figuras temos

2 arranjos. Na figura 4.1(a) há 1 entrada e 1 sáıda, enquanto na figura 4.1(b) há 3 entradas

e 3 sáıdas. O t́ıtulo desse estudo ficou denominado como ComparativeAnalysisof Two−
Phase F low in PorousMedia in TwoDifferent Configurations of Wells Through 3D

Numerical Solution Using OpenFOAM (VIVAS et al., 2017), sendo submetido com su-

cesso para apresentação no evento SPE Latin America and Caribbean Mature F ields

Symposium.

(a) Arranjo 1 entrada 1 sáıda. (b) Arranjo 3 entradas 3 sáıdas.

Figura 4.1: Diferentes geometrias para injeção e produção.

Para a produção acumulada, comparando as diferentes configurações em diferentes ∆ P

obtivemos as figuras 4.2(a) e 4.2(b). As curvas mostradas nessas figuras foram obtidas

através de um fitting realizado com os resultados da simulação, de modo que o compor-

tamento da produção, dependendo da configuração geométrica das injeções e produções,

além do ∆ p pudesse ser previsto. A equação base utilizada foi do tipo y = y0 + A1 e
( t
t1

)
.

Os parametros do fitting, y0, A1 e t1 encontrados estão colocados na tabela 4.1.
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(a) Curvas do fitting producao arranjo 1. (b) Curvas do fitting producao arranjo 2.

Figura 4.2: Diferentes geometrias para injeção e produção.

Tabela 4.1: Parametros do fitting
Arranjo 1 entrada/1 saida Arranjo 3 entradas/3 saidas

Pressao = 9psi Pressao = 9psi
Y0 = 0, 12887 Y0 = 0, 14952
A1 = 0, 11964 A1 = 0, 12759
t1 = 348, 29 t1 = 369, 49

Pressao = 12psi Pressao = 12psi
Y0 = 0, 14019 Y0 = 0, 17284
A1 = 0, 112627 A1 = 0, 1444
t1 = 330, 26 t1 = 406, 3

Pressao = 15psi Pressao = 15psi
Y0 = 0, 15235 Y0 = 0, 19859
A1 = 0, 13308 A1 = 0, 16423
t1 = 336, 65 t1 = 448, 98

Embora fosse posśıvel obter resutados, as grandes oscilações na produção apresentadas,

uma vez alcançada a condição de breakthrough sugeria que o comportamento após essa

condição merecia uma atenção especial.

4.2 Desenvolvimento e implementação de novas funcionalida-

des

Nesta etapa o esforço foi voltado para implementar funcionalides que conferissem ao sol-

ver a capacidade de lidar com escoamento ocorrendo em tres fases e a presença da ter-

ceira fase motivou então a busca por novos modelos para representar a pressão capilar e

permebilades relativas que são parametros determinantes no desempenho da simulação.

Concomitantemente, para dar melhor representatividade aos pontos de entrada (source)

e sáıda (sink), foram desenvolvidas duas alternativas. Na primeira alternativa, utilizando
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uma ferramenta nativa do OpenFOAN denominada TopoSet, era indicada a célula da dis-

cretização que continha o source ou o sink. Essa ainda não era a representação ideal pois

não havia como criar um ∆P local, entre a célula e o poço. A segunda. e mais adequada,

baseou-se no modelo de poço conforme mostrado na figura 4.3. No local, designado pelas

suas coordenadas espaciais do poço, o modelo descreve um source ou um sink com uma

pressão de bottomhole (pressão do poço) definida nas condições de contorno no ińıcio da

simulação. Assim, é criado um ∆ P local onde os termos qw, qo e qg nas equações 3.30,

3.31 e 3.32 possam ser calculados pela equação 4.1. O parametro W I, calculado pela

2.40. Sendo α a fase, e λ a mobilidade, o cálculo da vazão de cada fase pode ser realizado

por:

qα = W I λα (pα − pbh) (4.1)

Figura 4.3: Representação do poço na célula.

A etapa seguinte foi a de implementação das equações constitutivas do modelo trifásico

(3.30, 3.31 e 3.32), e simultaneamente os modelos de permeabilidade relativa de Stone

modificado por Delshad (DELSHAD; POPE, 1989) e o da pressão capilar segundo modelo

de Chen (CHEN, 2007). Para realizar uma comparação entre os modelos de pemeabilidade

foram contrúıdos os gráficos que são mostrados nas figuras 4.4(a) e 4.4(b). Nesses gráficos

são traçadas curvas de permeabilidade relativa do óleo κro e da água κrw versus a saturação

da água Sw obtidas pelo modelo de Brooks e Corey (BROOKS; COREY, 1964) e pelo modelo

de Stone (DELSHAD; POPE, 1989).

Uma análise das figuras 4.4(a) e 4.4(b) revela que o comportamento previsto em ambos

é similar. No entanto, o modelo de Brooks e Corey (BROOKS; COREY, 1964), equações

2.21 e 3.3, prevêem permeabilidades relativas mais elevadas para o óleo na região de alta

saturação da água. Uma outra comparação pôde ser realizada obtendo os valores de
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(a) Permeabilidades relativas óleo e água modelo de
Corey.

(b) Permeabilidades relativas óleo e água modelo
Stone.

Figura 4.4: Comparação modelo de permeabilidades relativas.

permeabilidade relativa que foram tabulados por Nghiem (NGHIEM et al., 1991). Esses

dados estão mostrados na figura 4.5.

Figura 4.5: Comparação entre modelos de permeabilidade relativa do óleo.

Na prática, a observação dos resultados da simulação fornecem valores mais estáveis para

produções além do breakthrough, sugerindo que os valores mais elevados de permeabili-

dade na região de alta saturação da água geram instabilidade no cálculo na região próxima

do poço de produção.

Embora obtida a estabilidade além do breakthrough um outro problema persistia, su-

gerindo uma recuperação de óleo superior àquela obtida através de balanços materiais

fornecidos pela simulação. Seguiram-se então diversas análises buscando identificar e cor-

rigir o problema.
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Em uma avaliação preliminar, para um número de Reynolds, Re = 1 e, considerando um

tipo de solo entre argila e areia em Bear (BEAR, 2018) encontramos um diametro médio

do grão, dmedio = 1mm. Utilizando a equação 2.7 e considerando um valor ν = 10−6m2/s

para água, obtemos uma velocidade de 10−3m/s, o que é compat́ıvel com as caracteŕısticas

do escoamento estudado. As condições CFL discutidas na seçao 2.3 estão adequadamente

atendidas. Um outro aspecto levantado foi o chamado ”efeito de parede”do reservatório.

Dentro do OpenFOAM as superf́ıcies internas do sandbox foram designadas como tendo

a condição no slip, ou seja, velocidade zero. Nessa condição, alcançando esses pontos,

a observação visual sugere uma súbita paralisação do escoamento, a superf́ıcie da frente

do escoamento se abre e passamos a visualizar seu interior. Para minimizar esse efeito

foi constrúıdo um revestimento de baixa permeabilidade em torno das paredes, ficando a

simulação com a aparência mostrada na figura 4.6. Essa figura foi elaborada no software

de pos-processamento Paraview. Nela visualizamos o interior do sandbox no momento

em que a frente de água gerada pela injeção alcança as paredes laterais. Observamos

que os fluidos do reservatório não tocam suas paredes. A condição mostrada já é além

do breakthrough, onde vemos a frente de água com formato aproximadamente esférico

deformado pela gravidade e o poço de produção envolvido por uma mistura de frente de

água e óleo. Nesse momento já foi injetada uma quantidade de água suficiente para que

a frente do deslocamento alcance os limites f́ısicos do sandbox.

Figura 4.6: Simulação com revestimento nas paredes.

Apesar desse esforço, o problema relacionado ao balanço material persistia, e as atenções

foram direcionadas para as seleções de discretizaação espacial e temporal. Em um primeiro

teste comparou-se o valor do passo de tempo até então utilizado de 10−2 s com o novo

valor de 10−3 s. Nesse momento implementou-se também o sub-∆ T , conforme discutido

no caṕıtulo 3, seção 3.4. As simulações apresentaram resultados melhores, mas ainda não

suficiente para resolver totalmente o problema, quando decidimos realizar um verdadeiro

teste de malha, rodando o mesmo caso de simulação com malhas mais refinadas que a

definida inicialmente.

Baseado nisso foram constrúıdos os gráficos que são mostrados nas 4.7(a) e 4.7(b).
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(a) Razão água retida / aumento % da saturação. (b) Razão água retida / óleo produzido.

Figura 4.7: Comparação em diferentes malhas.

As curvas da figura 4.7(a) mostram a razão entre a quantidade de água injetada que fica

retida no reservatório e o aumento percentual da saturação média do sandbox para os

diversos números de malha testados. Esta análise decorre do fato que, ao remover o óleo

do meio poroso a água fica em seu lugar, e isso deve se refletir no aumento da saturação

do meio. A observação da figura 4.7(a) nos mostra que, usando a discretização sem um

refinamento adequado as equações não conseguem transformar toda a água injetada em

saturação do meio, estando isso de acordo com os resultados até então obtidos. Na figura

4.7(b) foi realizada essa mesma análise, mas empregando o total de óleo produzido acu-

mulado comparando com o total de água retida, nos levando a uma conclusão similar. O

domı́nio original tinha 30x30x30 células, portanto um total de 27000. A análise das figuras

4.7(a) e 4.7(b) mostra que a utilização desse número de malha não era o adequado para

a obtenção de uma boa performance do simulador. Aumentando gradualmente o número

de malhas, observa-se uma melhoria na performance do balanço material, principalmente

no tempo inicial da simulação.

Até o momento da elaboração dos gráficos das figuras 4.7(a) e 4.7(b), um laptop era uti-

lizado nas simulações. Com a necessidade do aumento no número de malhas, tornou-se

mandatório a utilização do HPC Yemoja.

Com base no estudo de malha realizado, definiu-se como adequado um domı́nio 80x80x50,

constituindo-se portanto de 320000 malhas o que representa quase 12 vezes o número ini-

cial. Ao final do estudo a seguir realizado, foram também avaliadas as mesmas razões

definidas anteriormente. A rigor, esse novo domı́nio é o mesmo anterior, com um maior

refinamento, onde as dimensões originais foram subdivididas.

Após obtenção dos resultados provenientes das simulações realizadas no HPC Yemoja re-

alizamos avaliações com as malhas utilizadas, sendo os resultados mostrados a seguir nas

figuras 4.8(a) e 4.8(b). Nessas figuras as curvas mostradas são para os mesmos parametros

das figuras 4.7(a) e 4.7(b), mas neste caso para os dois casos de diferentes mobilidades

estudados (HM alta mobilidade da água e LM baixa mobilidade da água) com seus res-

pectivos ∆ p′s.
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Na figura 4.8(a) fica enfatizado o impacto das mudanças que ocorrem após o breakthrough.

Em um primeiro momento o ritmo do aumento da saturação se reduz, e em seguida se

torna pequeno o bastante para degradar bastante o cálculo da razão após exaurir o óleo

recuperável. Já a figura 4.8(b) aparentemente indica bons resultados sob o aspecto do

balanço material, mas, tendo em vista a figura 4.8(a), vemos que o cálculo da razão não

tem a sensibilidade adequada para capturar as mudanças que ocorrem e que são observa-

das na figura 4.8(a).

O aumento do número de malhas expõe, no entanto, um outro problema, posśıvelmente

causado por dois motivos:

� Ao chegar na condição de breakthrough o incremento na saturação do reservatório

diminui causando maior imprecisão na razão calculada. Esse efeito se intensifica à

medida que a quantidade de água no poço de produção aumenta substancialmente;

� O poço de produção é limı́trofe, e sua condição é continuamente modificada. À

medida que a saturação da água aumenta, o cálculo da pressão capilar é impactado

de forma não linear na quantidade produzida pelo poço.

(a) Razão água retida / aumento % da saturação. (b) Razão água retida / óleo produzido.

Figura 4.8: Resultados obtidos com o mesh selecionado para a simulação no HPC.

Com a estabilidade obtida pós breakthrough foram realizados alguns estudos, o primeiro

deles no sentido de validar a equação de inundação de Buckley-Leverett. Muitos autores

((AHMED, 2010), (BEAR, 1972), (CHEN, 2007), (COLLINS, 1976), (DAKE, 1998) e (PIN-

DER; GRAY, 2008)) se referem à equação de escoamento imisćıvel undimensional como a

equação de water− flooding de Buckley-Leverett. Esses investigadores definiram o fluxo

fracional de água como sendo:

fw =
qw

qw + qo
(4.2)
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Se considerarmos que os efeitos das tensões interfaciais são pequenos e, negligenciando os

efeitos da gravidade, a equação 4.2 pode ser reescrita como:

fw =
λw

λw + λo
(4.3)

Onde λw e λo são respectivamente as mobilidades da água e do óleo. Em qualquer caso,

onde a água desempenha papel primordial na produção do óleo, o processo de conhecer

como ocorre o water − flooding é muito importante. Esse processo pode ser descrito de

forma matemática simples. Quando a água se desloca, é criada uma frente de saturação

de água que é maior que a saturação inicial do reservatório, estabelecendo uma desconti-

nuidade abrupta na saturação da água. A derivada do fluxo fracional obedece à seguinte

relação:

(
d fw
d Sw

)
Sw=Swf

=
(fw)Swf
Swf − Swi

(4.4)

Nessa equação, Swf refere-se à saturação da frente de água enquanto Swi é a saturação

inicial do reservatório. A equação 4.4 tem seu ponto de máximo em Sw < Swf . Estando no

espaço uni-dimensional e aplicando a equação da continuidade a um elemento diferencial

desse espaço, obtemos:

v(Sw) ≡
(x
t

)
Sw

=

(
qt
φ A

)(
d fw
d Sw

)
Sw

(4.5)

Na equação 4.5 qt é o total de água injetada , A é a seção transversal e x a distancia. Essa

equação nos diz o quanto rápido uma dada saturação viaja dentro do domı́nio. Apesar

de termos introduzido o conceito deslocamento da frente, dependendo das mobilidades

dos fluidos a interface pode não ser abrupta. (DAKE, 1998) mostra que a condição mais

favorável é quando a água se move como um pistão. Para que isso seja verdade, nós

precisamos ter óleo fluindo à frente da água com uma saturação residual da água, Srw ou

água conata. Neste ponto temos a mais alta mobilidade do óleo, e então podemos definir:

k
′

ro = kro(Sw=Swf ) (4.6)

Sendo a mobilidade da água inferior à do óleo, atrás da interface a água escoa tendo

So = Sro. Assim:
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k
′

rw = krw(Sw=1−Sro) (4.7)

Para o fluxo ser tipo pistão, é necessário que:

k
′
rw µo
k′ro µw

= Mep ≤ 1 (4.8)

Na equação 4.8 Mep é denominada razão de mobilidades do ponto final. Se Mep ≤ 1, isso

significa que, sob um dado diferencial de pressão o óleo viaja mais rápido que a água.

Como a água está empurrando o óleo não há tendencia a haver o efeito de by − pass,

resultando teoricamente numa interface abrupta entre os dois fluidos. No entanto, Mep ≥ 1

é mais comum, levando a água a by-passar o óleo, ocorrendo um perfil desfavorável de

saturação.

Antes de usar as equações 3.30, 3.31 e 3.32 em um domı́nio tridimensional, buscando

testar a equação de Buckley-Leverett em um domı́nio unidimensional, e, assumindo que

a água possui uma mobilidade inferior à do óleo, foi realizada uma simulação em um

domı́nio conforme mostrado na figura ??. Foi então obtida uma série temporal de Sw

conforme mostrado na figura 4.9. Nessa figura vemos a prinćıpio uma interface abrupta

por volta de 62 unidades de tempo. (DAKE, 1998) mostra que o volume de óleo mov́ıvel

(movable oil volume, MOV) pode ser calculado pela equação 4.9:

MOV = φ V (1− Sro − Srw) (4.9)

Todo o óleo contido no reservatório unidimensional pode ser recuperado através da injeção

de 1 MOV , caso a eficiencia de deslocamento fosse 1. A eficiencia de deslocamento é

definida pela equação 4.10:

Ed =
S̄w − Swi
1− Swi

(4.10)

No caso de simulação 1MOV teorico = 7, 9m3. O total de água injetada foi de 10, 3m3

com uma eficiencia de deslocamento de 0, 76, e portanto, em concordancia com o MOV

teórico. No entanto, expandindo a escala de tempo para melhor observar a interface,

obtemos a figura 4.10. A curva da figura 4.10 pode ser ajustada à uma curva exponencial

através da equação:
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Figura 4.9: Perfil de saturação da água no dominio unidimensional.

Sw = −0, 03 + 0, 24 Exp

(
t− 61

1, 2

)
(4.11)

Essa equação sugere que, na verdade, há uma mistura entre o óleo e a água em alguma

extensão. Uma discussão mais extendida desse fenômeno poderia ser realizada, mediante

o aporte de conhecimentos teóricos mais aprofundados, mas que nos desviariam do foco

principal do trabalho que é essencialmente o desenvolvimento do modelo de representação

do escoamento do fluido do reservatório. Nesse momento, ficaremos satisfeitos com essa

descrição mais sucinta, ficando como oportunidade para estudos posteriores a explicação

mais detalhada desse fenômeno.

Uma vez conclúıdo o teste unidimensional, realizou-se simulações em domı́nios bi- e tri-

dimensionais com diferenciais de pressão de 300, 350, e 400 psi., plotando-se os dados

de fw vs Sw. As curvas para os tres domı́nios foram coincidentes, demonstrando que o

fluxo fracional depende somente da saturação. Na figura 4.11, observamos a conhecida

curva de fw vs Sw em forma de S, e no caso, a frente de saturação da água apresenta o

mesmo comportamento em todas as dimensões. A solução trivial da equação de Buckley-

Leverett nos fornece duas posśıveis saturações para cada ponto. Naturalmente, isto não

é posśıvel. Para superar esse problema, (PINDER; GRAY, 2008) declara que tal anoma-

lia aparece por conta da dependencia de dx/dt com Sw que permite que uma saturação

que está se movendo mais rapidamente supere uma outra que se move mais lentamente.

Para eliminar esta contradição é requerido que exista uma frente de choque na qual existe

uma descontinuidade na saturação, desta forma, criando o conceito de onda de frente de
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Figura 4.10: Perfil de saturação da água com escala de tempo aumentada.

choque.

Figura 4.11: Perfis uni- bi- e tridimensionais para ∆P diversos.

Uma importante questão que aparece, é o quanto importantes são os efeitos da gravidade e

da capilaridade. Ao incluirmos os termos equivalentes, um grande esforço será requerido

para o cálculo da derivada do fluxo fracional. Uma considerável simplificação é feita

negligenciando esses termos.

∇ pc −∆ρ∇ z ≈ 0 (4.12)
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Para melhor avaliar o efeito das mobilidades no escoamento de um reservatório, foi dedi-

cado um tempo exclusivo a este aspecto. Para a realização de uma comparação apropri-

ada, foi tomado um domı́nio tri-dimensional 80x80x50. Nesse domı́nio, foram modelados

6 casos de simulação e submetidos ao computador Yemoja. Os casos foram divididos

onde λw > λo e λw < λo. Em cada um destes foram utilizados os ∆ P de 300, 350 e 400

psi. Em todos os passos de tempo foram calculadas as variáveis pw, Sw, fw, dfw/dSw e

Ed, esta última sendo a eficiencia de deslocamento. Nas figuras 4.12(a) e 4.12(b) temos

gráficos das séries temporais de Ed vs t, para cada ∆P considerado nos casos de alta e

baixa mobilidade da água. Para os casos de alta mobilidade a simulação foi realizada

até praticamente não haver mais óleo a recuperar. No caso de baixa mobilidade da água,

mesmo após o breakthrough uma quantidade apreciável de óleo continua a ser recupa-

rada, fazendo com que o tempo de simulação seja significativamente maior. Os valores

acumulados de óleo recuperado além dos valores instantaneos são mostrados na figuras

4.13(a), 4.13(b), 4.13(c) e 4.13(d).

(a) Eficiencia de deslocamento com alta mobilidade. (b) Eficiencia de deslocamento com baixa mobilidade.

Figura 4.12: Comparação eficiencias de deslocamento.

74
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(a) Produção acumulada com alta mobilidade. (b) Produção acumulada com baixa mobilidade.

(c) Produção instantanea com alta mobilidade. (d) Produção instantanea com baixa mobilidade.

Figura 4.13: Comparação produções acumuladas e instantaneas.

Para o cálculo das saturações das frentes de água, o ponto de partida são as equações 4.3

e 4.4. A equação 4.3 reescrita em função das permeabilidades relativas fica:

fw =

kro
µw

krw
µw

+ kro
µo

(4.13)

Para o cálculo da derivada devemos tomar por base as equações 3.12 e 3.10. Após o

desenvolvimento algébrico das expressões das permeabilidades relativas obtemos:
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dfw
dSw

=
[A]

[B]
(4.14)

[A] =

(
krw
µw

+
kro
µo

) (
k0
rw

(1− Srw − Sro)ew
(Sw − Swr)ew−1

)
−

krw
1

µo

(
k0
rog eow (Sw − Swr)eow−1

(1− Srw − Sorw)eow
+

(k0
rog − k0

row)k0
rw ew (Sw − Swr)ew−1

(1− Sw − Sorw)ew−1

) (4.15)

[B] =

(
krw
µw

+
kro
µo

)2

(4.16)

Com base nas equações 4.14, 4.15 e 4.16 podemos então calcular a saturação da frente

de água para os casos de alta e baixa mobilidade. Os valores encontrados de 0,57 e

0,73 mostram que, nesse último caso há uma melhor eficiência no deslocamento da água.

Nas figuras 4.14(a) e 4.14(b) é elaborada uma comparação entre os fluxos fracionais fw e

derivada dfw/dSw para alta e baixa mobilidade da água. Embora os perfis das curvas sejam

diferentes para as diferentes mobilidades, eles não dependem do diferencial de pressão.

(a) Comparação fluxos fracionais. (b) Comparação derivadas dfw/dSw.

Figura 4.14: Comparação fluxos fracionais e derivada com alta e baixa mobilidade da água.

Nas figuras 4.15(a) e 4.15(b) fica demosntrado que, embora as curvas de permeabilidades

sejam coincidentes para os casos estudados, as curvas de mobilidade não apresentam esse

comportamento por que dependem também das viscosidades.

Nas simulações é evidenciado que, em um domı́nio isotrópico, à medida que a água vai

sendo injetada, é criada uma frente de aspecto esférico que vai sendo deformada pela gra-

vidade e pelo gradiente de pressão. Isto pode ser observado nas figuras 4.16(a) e 4.16(b).

Quando a frente se aproxima do poço de sáıda forma-se uma espécie de tromba, dessa
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(a) Permeabilidades relativas krw e kro (b) Comparação mobilidades.

Figura 4.15: Permeabilidades e mobilidades com alta e baixa mobilidade da água.

forma criando o mais curto caminho entre os poços de injeção e produção e iniciando o

fenômeno de breakthrough. Quando isso ocorre a recuperação do óleo se reduz signifi-

cativamente, pois parte do que é produzido é a própria água que está sendo injetada.

Quando a água tem uma maior mobilidade, a frente de água viaja mais rápido e também

com uma pressão mais elevada. Esse efeito pode ser percebido pela diferença de cores e no

tamanho da frente de água nas figuras 4.16(a) e 4.16(b). Em ambas, o filtro denominado

como contour do software de pós-processamento Paraview foi aplicado no ńıvel da frente

de saturação Swf . Percebe-se nestas figuras que o volume deslocado no caso de baixa

mobilidade é maior, resultando numa eficiencia de varrimento mais elevada. Nas figuras

4.16(c) a 4.16(f) foi aplicado um outro filtro, denominado clip, e assim feito um corte no

sandbox de modo a poder observar o gradiente de saturações da água dentro da frente for-

mada. Nas figuras 4.16(c) e4.16(d) é feito um corte no momento em que a frente de água

alcança o poço de sáıda, percebendo-se pela coloração mais intensa a maior saturação na

condição de baixa mobilidade. Nas figuras 4.16(e) e 4.16(f), é mostrada também a maior

quantidade varrida de óleo após o breakthrough no caso da água com baixa mobilidade.

Nesses casos de simulação executados é mostrado que, no caso de alta mobilidade, uma

vez criado o caminho preferencial entre o poço de injeção e produção, possivelmente não

seja econômico continuar o procedimento, já que a quantidade de óleo produzida tem uma

acentudada redução, alcançando praticamente o valor 0. Este aspecto pode ser observado

nas figuras 4.13(a) e 4.13(b). Nessas figuras são plotadas as quantidades acumuladas re-

cuperadas de óleo para as situações de alta e baixa mobilidade da água, respectivamente,

versus tempo.
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(a) Frente de água com alta mo-

bilidade

(b) Frente de água com baixa mo-

bilidade.

(c) Breakthrough com alta mobi-

lidade.

(d) Breakthrough com baixa mo-

bilidade.

(e) Além do breakthrough com

alta mobilidade.

(f) Além do breakthrough com

baixa mobilidade.

Figura 4.16: Perfis de water-flood obtidos em momentos distintos comparando os casos de alta

e baixa mobilidade da água.

Quando realizando recuperação secundária, injetando água com mobilidade superior à do

óleo, a razão oleo produzido/agua injetada reduz-se rapidamente após o breakthrough,

aproximando-se de 0 após um certo intervalo de tempo. Quanto maior o diferencial de

pressão aplicado, mais rapidamente ocorre essa redução. Na condição de baixa mobilidade

o óleo continua a fluir por muito mais tempo. Nas figuras 4.17(a) e 4.17(b) é realizada

uma comparação para as condições de produções instantaneas e acumuladas. Embora não

claramente explicitado, essa análise considera que é posśıvel manipular a mobilidade do

fluido sem causar mudanças significativas na sua propriedade permeabilidade relativa.

Mesmo o caso de baixa mobilidade da água demonstrando uma vantagem expressiva na

quantidade de óleo recuperada, uma cuidadosa avaliação econômica deve ser realizada.

Dependendo do compromisso comercial de produção, é recomendável utillizar o menor

diferencial de pressão posśıvel. Uma análise de custo-benef́ıcio é provavelmente uma

ferramenta bastante útil nesses casos, para selecionar a melhor configuração para o campo

de produção. A simulação do reservatório pode fornecer todas as informações de processo

necessárias para este tipo de análise. Usando também uma ferramenta de código aberto,

os parametros referentes ao campo podem ser ajustados e customizados, assim como os

modelos de permeabilidade relativa e pressão capilar poder ser refinados e sintonizados
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para fornecer uma melhor representação do fenômeno estudado.

(a) Razão óleo produzido/água injetada acumulada (b) Razão óleo produzido/água injetada instantanea

Figura 4.17: Comparativo entre as razões de óleo produzido/água injetada.

4.3 O escoamento trifásico

A discussão dos resultados realizada até aqui foi efetuada com base nas oportunidades de

estudo que surgiram como aplicação direcionada para a ferramenta em desenvolvimento.

É de fundamental importancia ressaltar a principal funcionalidade do solver, que é a

representação de um escoamento trifásico, onde, apesar de não ter sido realizado um

estudo exemplo para a aplicação da ferramenta, apresentamos a seguir uma comparação

de comportamento entre um reservatório trifásico e um bifásico. As figuras mostradas

a seguir são resultantes de simulações em condições onde o fluido do reservatório é o

mesmo, e a únicas condições de contorno diferentes são as pressões de injeção e produção

respectivamente, mas mantendo o mesmo ∆p. No caso trifásico, a pressão do poço de

produção foi ajustada de forma a ficar ligeiramente abaixo do ponto de bolha (2 bar) do

black oil representado. O valor da pressão do reservatório utilizado nas simulações possui

magnitude da ordem de 200 bar, o que está de acordo com as correlações propostas em

McCain (McCAIN Jr; et al, 2011) para o black oil além de dados práticos que podem ser

obtidos no trabalho de Nghiem (NGHIEM et al., 1991). Um reservatório bifásico tipicamente

apresenta o perfil das produções instantaneas e acumuladas conforme mostrado nas figuras

4.18(a) e 4.18(b);

De acordo com as figuras 4.18(a) e 4.18(b), o breakthrough ocorre com pouco mais de 30

unidades de tempo de simulação, ficando evidenciado pela queda na produção de óleo e

aumento na produção de água.

Quando a propriedade denominada como ponto de bolha do fluido do reservatório é atin-

gida, no modelo black oil gas se desprende do ĺıquido, e, alcançando o poço de produção

passa a ser produzido em conjunto com os outros fluidos. As figuras 4.19(a), 4.19(b)
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(a) Produções de óleo e água/injeção de água instan-
taneos

(b) Produções de óleo e água/injeção de água acumu-
lados

Figura 4.18: Injeção de água e produções em um reservatório t́ıpico.

e 4.19(c) revelam que uma queda de cerca de 1% na pressão do poço de produção do

reservatório pode trazer drásticas mudanças no seu comportamento. O comportamento

geral quanto aos totais produzidos segue um padrão similar ao reservatório bifásico, mas a

presença de gas provoca intensas variações no perfil de pressão, principalmente na região

próxima do poço de produção do reservatório. A produção de gas foi destacada na figura

4.19(c). Nessas figuras o breakthrough ocorre pouco depois de 20 unidades de tempo de

simulação.
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(a) Produções de óleo e água/injeção de água instan-

taneos

(b) Produções de óleo, gas e água/injeção de água acu-

mulados

(c) Produção de gas instantanea

Figura 4.19: Injeção de água e produções em um reservatório t́ıpico trifásico.

Na busca por um melhor entendimento do fenômeno observado nas figuras 4.19(a) a

4.19(c), foram constrúıdas as figuras 4.20(a) a 4.20(d) , ampliando o intervalo de tempo

entre 10 e 10,35 unidades de tempo de simulação. Em uma análise preliminar, observamos

que, com a evolução do gas, seu comportamento alterna momentos em que há o colapso

total na sua geração e outros onde há uma geração gradual. É importante observar que as

diversas variáveis experimentam fenômenos transientes em diferentes dinâmicas. Os dados

coletados são do poço de produção. Antes de ocorrer o breakthrough a água pré-existente

no reservtório não alcança o poço de produção à uma razão fixa. No intervalo em questão

observamos um momento em que a água diminui sua taxa de produção, indicada pelo valor

geral decrescente de sua saturação. Nessa condição, o óleo tem sua produção elevada. No

entanto, nas proximidades do poço de produção o ponto de bolha do black oil é atingido e

gas começa a ser produzido. Um outro fator a ressaltar é que estamos tentando entender

um fenômeno cont́ınuo dentro dos limites das discretizações de tempo e espaço adotadas.

Momentaneamente, na figura 4.20(d), observamos que, produzindo gas, rapidamente a

pressão capilar do gas se eleva. Nesse mesmo contexto, mas mais lentamente, ocorre

uma elevação geral na pressão do reservatório. A produção de água tende a se reduzir
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(redução de saturação na 4.20(b), e a pressão capilar do óleo a aumentar. Com esse

efeito global, o ponto de bolha é ultrapassado, reduzindo a zero a produção do gas. Com

a súbita queda na geração de gas a pressão geral tem uma diminuição, voltando a dar

condições à geração do gas. Esse fenômeno tem uma dinâmica rápida, mas está inserido

no contexto de outros com dinâmica mais lenta, sugerindo um estudo mais espećıfico para

tentar identificar melhor o que estamos observando. Apesar do impacto na produção de

gas, as variações de pressão não são suficientes para que a produção de óleo chegue a zero

(observado na escala do gráfico à direita na figura 4.20(a)), mas ainda assim produzindo

impactos significativos, quando comparamos com o perfil bifásico.

(a) Produção de óleo e de gas (b) Saturação da água

(c) Pressões do óleo e do gas (d) Pressões capilares do óleo e do gas

Figura 4.20: Produções e pressões óleo/gas e saturação da água entre 10 e 10,35 unidades de
tempo.

Embora reconheçamos a importancia da busca por uma explicação mais robusta para o

que está sendo observado, e isto está na essência do trabalho acadêmico, não podemos

deixar de lembrar que este não é o principal foco especificamente deste trabalho. A simples

observação do fenômeno que está sendo retratado nos remete a várias outras questões que

podem se desdobrar em outros estudos mais direcionados. Entre esses pontos temos:

� A produção de gas acelera a produção de óleo quando comparamos com o perfil

bifásico. Economicamente seria isso sustentável no tempo?
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� No reservatório trifásico observamos espectros de alta e baixa frequencia na produção

do óleo. Poderia ser uma aplicação da transformada de Fourrier, filtrando e deter-

minando essas frequencias?

� A pulsação na produção de gas poderia ser melhor descrita com intervalos menores

na discretização temporal?

O fenômeno verificado nas figuras 4.20(a) a 4.20(d) não é mais observado na medida em

que a quantidade de gas no ińıcio da simulação já seja significativa a ponto da formação

de gas ao longo do escoamento ser pouco intensa. Nas figuras 4.21(a) e 4.21(b) mostramos

o perfil de produção do reservatório partindo de uma considerável quantidade inicial de

gas.

(a) Produções de óleo e água/injeção de água ins-
tantaneos

(b) Produções de gas instantanea e acumulada

Figura 4.21: Injeção de água e produções em um reservatório trifásico.

Para ilustração, mostramos na figura 4.22 o instante em que o fluxo de água irrompe

através do poço de produção com formação de gas. Em vermelho temos o perfil esférico

deformado da frente de água, em azul o óleo deslocado, e em amarelo claro o gas se

formando na região em torno do poço de produção.
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Figura 4.22: Momento em que a água irrompe no poço de produção com gas).

4.4 Analogia com dados da literatura

Como parte da validação de qualquer trabalho cient́ıfico é importante a comparação com

outros trabalhos similares, de alguma forma contribuindo para a robustez dos dados apre-

sentados. Na literatura dispońıvel é bastante dif́ıcil encontrar algum trabalho que tenha

utilizado modelos internos de pressão capilar e permeabilidade relativa similares, além de

revelados com os detalhes necessários as condições de contorno aplicadas. Nossa proposta

baseia-se em um modelo tipo sandbox e, fazendo uma análise aproximada de similitude

dinâmica com um protótipo candidato, nossa conclusão preliminar é que nosso modelo

funciona bem quando os poços de injeção e produção não são muito distantes e quando

os limites f́ısicos do modelo não são alcançados antes de se observar o que se deseja.

Isso torna a busca por uma base comparativa um trabalho talvez de poucas alternativas.

Ainda assim, elegemos o trabalho de (NGHIEM et al., 1991) como pasśıvel realizar algum

tipo de analogia.

O trabalho foi realizado representando um reservatório real de dimensões de aproxima-

damente 700m x 700m x 30m, com um perfil geométrico conforme mostrado na figura

4.23(a). O padrão de refinamento proposto foi uma malha com 9x9x6 elementos, embora

fique claro que refinamentos locais tenham sido adotados em determinadas regiões do

reservatório. Certamente que esse ńıvel de refinamento não é compat́ıvel com o emprego

do método dos volumes finitos no OpenFOAM, onde no ńıvel da malha as equações são

resolvidas algebricamente. As dimensões fornecidas são grandes o suficiente para inviabi-

lizar a simulação com a mesma densidade de malhas adotadas em nossos estudos. Para

que pudéssemos efetuar nossa simulação, realizamos um refinamento adicional em relação
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ao número original, obtendo um número total de malhas de 777600. Na figura 4.23(b)

observamos como ficou o refinamento do nosso modelo.

(a) Reservatório do trabalho de Nghiem original (b) Reservatório do trabalho de Nghiem após refina-
mento

Figura 4.23: Reservatório exemplo original e após refinamento.

Como condição de contorno no trabalho foi estabelecida uma vazão de produção cons-

tante, o que na prática significa lidar com uma pressão de botton hole variável. O nosso

desenvolvimento não foi dotado dessa caracteŕıstica, ficando a produção dependente de

um ∆p fixo entre os poços de injeção e produção. Pelo número de malhas empregado era

mandatório a simulação no HPC. Infelizmente os tres primeiros trimestres do ano de 2019

foram marcados pela grande instabilidade na continuidade operacional do HPC Yemoja.

Era esperado que as simulações consumissem mais de 1 mês de processamento. Em ter-

mos de caracteŕısticas funcionais o solver desenvolvido ainda não possui a funcionalidade

que possibilita reiniciar a simulação a partir do ponto em que foi interrompida. Assim,

após 2 meses e 2 tentativas interrompidas subitamente, e ainda sem ter a certeza que

uma próxima tentativa seria conclúıda, decidimos aproveitar os resultados de uma dessas

simulações, que são os que são apresentados nas figuras 4.24(a) e 4.24(b).

(a) Produções/injeção dados instantaneos (b) Produções/injeção dados acumulados

Figura 4.24: Resultados obtidos para analogia.

Baseado na discussão efetuada no trabalho onde temos o protótipo, é evidente que para

manter um mesmo ńıvel de produção a pressão no botton hole é manipulada para a ob-
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tenção do objetivo. Nas figuras 4.24(a) e 4.24(b), como não é realizado esse controle,

há uma maior produção inicial. A simulação de referência foi relatada ao longo de 1500

dias de produção. No nosso caso a estimativa era que pudesse ser conclúıdo um caso de

simulação em cerca de 3 a 4 meses. Dado os problemas de continuide operacional no HPC

Yemoja só nos foi posśıvel produzir durante 400 dias, numa simulação que demandou cerca

de 1 mês. Há, no entanto, pontos positivos a reconhecer. Nossos resultados mostram a

forma geral do fenômeno estudado e, não havendo controle na pressão do botton hole os

fluidos acabam sendo produzidos de uma forma compátivel com o ∆p estabelecido. Em

um outro contexto, verificamos também que informações externas são processáveis no

nosso modelo.

4.5 Sugestão para trabalhos posteriores

Muitos estudos ou trabalhos podem vir a ser realizados utilizando a estrutura de pro-

gramação implementada no solver. No entanto, determinados estudos requerem funciona-

lidades espećıficas, a depender do estudo, que podem não estar diretamente dispońıveis.

Buscando dar mais versatilidade à ferramenta, antecipamos e prevemos os seguintes re-

querimentos.

1. Produção constante. Até o momento, toda a implementação realizada foi baseada

na produção mantendo a pressão do botton−hole constante. Isso resulta em variações

do ńıvel de produção como resultado das mudanças na pressão nas redondezas do

poço. Em muitos casos, essa condição não reflete a verdadeira realidade, onde se

busca manter o sistema produzindo com uma vazão constante. Esse é um prićıpio

muito simples na prática, pois somente é necessário um controlador para a produção

do poço. Em termos de simulação esse ponto é um pouco mais complexo, pois vai

requerer que seja variada a pressão do botton − hole para satisfazer a condição de

produção constatnte. Tal implementação está presente dentro de casos desenvolvidos

mais recentemente.

2. Reservatório com multiplas fraturas. Como mencionado anteriormente, o caso

estudado foi considerado como isotrópico, o que significa que a permeabilidade re-

lativa foi considerada a mesma em todas as direções. Sabemos que essa não é a

situação mais comum. Assim, uma facilidade foi implementada de modo a permitir

que a simulação possa ser realizada com diferentes valores de permeabilidade em

quaisquer das direções, x, y e z. Com isso pode ser estudado o deslocamento prefe-

rencial dos fluidos que ocorre nas regiões onde a permeabilidade é maior, por conta

das fraturas.

Uma domı́nio com fraturas regulares é mostrado na figura 4.25.
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Figura 4.25: Dominio com fraturas em todas as direções (Elaborada pelo próprio autor).

3. Representação detalhada do comportamento trifásico. No modelo black oil é

permitida a representação da presença de ĺıquido e gas. No entanto, ao se lançar mão

desse modelo temos que ter em mente as limitações da representação das condições

de equiĺıbrio, e portanto, a prinćıpio, não seria recomendável a utilização dessa

ferramenta quando se espera que evolvam grandes quantidade de gas. A presença

de gas, mesmo em baixas proporções já demanda um tempo maior de simulação,

dado o cálculo tentativo do fator de compressibilidade Z em todas as células que

contem gas no domı́nio. Mesmo assim, lidando com saturações de gas mais próximas

de Srg é posśıvel obter uma representação adequada. Um modelo composicional

seria a alternativa a ser empregada para lidar com grandes volumes de gas. As

figuras 4.26(a) e 4.26(b) foram elaboradas para reservatórios trifásicos onde podemos

observar a frente de água alcançando o poço de produção e o gas se formando na

parte superior e em volta do poço de produção.

(a) Escoamento Trifasico 1. (b) Escoamento Trifasico 2.

Figura 4.26: Representação de escoamento trifásico.
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Essas são situações antecipadas. Com a experiencia e o ńıvel de conhecimento adquirido,

o caminho natural seria a implementação de um modelo composicional. Implementando

essa caracteŕıstica, com o simulador poderá ser estudada, por exemplo, a injeção de CO2

no processo de EOR. Desta forma ao modelarmos a distribuição do CO2 entre as fases, fa-

zendo as necessárias considerações de equiĺıbrio ĺıquido-vapor poderão ser realizados traba-

lhos predizendo o comportamento de processos denominados como Water Alternate Gas

(WAG). Considerando ainda o ńıvel de complexidade que uma simulação composicional

de reservatório poderia agregar, sugerimos também estudos visando adequar o solver e

tirar um melhor proveito do processamento em paralelo do código.
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Termodinâmica aplicada a reservatórios de petróleo

Conforme Prausnitz (PRAUSNITZ et al., 2001), a termodinâmica fornece relações entre

muitas propriedades úteis. Estes incluem a relação pressao vs volume vs temperatura

(PVT) as equações de estado (EOS) para o comportamento volumétrico; a entalpia H,

energia interna U e capacidade de calor Cp utilizados na avaliação dos efeitos energéticos

dos processos através de balanços energéticos; a entropia S utilizada na avaliação das

propriedades dos processos reverśıveis e na avaliação das consequências das irreversibi-

lities em processos reais; e a fugacidade f utilizada para a obtenção de condições de

equiĺıbrio vapor-ĺıquido. Com exceção das EOS e da capacidade de calor do gas ideal

C0
p , as propriedades acima não são diretamente mensuráveis; elas podem ser chamadas de

conceituais. Suas mudanças podem ser obtidas a partir de experimentos usando relações

termodinâmicas entre as ”mensuráveis”e podem ser estimadas a partir de modelos para

as EOS e para C0
p .

Um exemplo de um fluido complexo é o petróleo ou óleo cru. O reservatório pode possuir

uma capa de gas, denominada como gas natural.

Figura A.1: Diagrama geral para o gas natural.

A figura A.1 mostra o envelope de fase para uma mistura genérica de gás natural, o qual

pode ter o comportamento mostrado. O envelope de fase consiste em um ramo de pon-

tos de orvalho e um ramo de pontos de bolha que se encontram no ponto cŕıtico CP da

mistura. No ramo do ponto de orvalho, a mistura está em forma gasosa e em equiĺıbrio

com uma quantidade incipiente de ĺıquido. Nestas condições, o gás (ou vapor) é dito ser
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saturado. Em temperaturas mais elevadas e na mesma pressão, não há nenhum ĺıquido.

Em contrapartida, o gás pode conter componentes ĺıquidos sem a precipitação ĺıquida.

O gás é, portanto, dito ser insaturado. No ramo dos pontos de bolha, a mistura está

em forma ĺıquida e em equiĺıbrio com uma quantidade incipiente de gás, e o ĺıquido é

dito estar saturado. Em temperaturas mais baixas e na mesma pressão, o ĺıquido (ou

óleo) é sub-saturado. No CP , duas fases idênticas estão em equiĺıbrio, ambas com uma

composição igual à composição geral. Em temperaturas próximas à temperatura cŕıtica e

pressões acima da pressão cŕıtica, há apenas uma fase presente, mas pode ser dif́ıcil dizer

se é um gás ou um ĺıquido. O termo fluido supercŕıtico é frequentemente usado. A maior

pressão em que duas fases podem existir é chamada de cricondenbar e a temperatura

mais alta com duas fases presentes é chamada de cricondentherm. O fenômeno chamado

condensação retrógrada é ilustrado na figura A.1 como uma linha vertical tracejada em

T = −30C. A esta temperatura, a mistura está em forma gasosa em pressões acima da

pressão do ponto de orvalho, ou seja, em pressões acima de aproximadamente P = 75 bar.

Em pressões mais baixas, a mistura se dividirá em duas fases, um gás e um ĺıquido. A

formação do ĺıquido que ocorre como resultado da queda da pressão é chamada de con-

densação retrógrada. Se a pressão a uma temperatura constante é diminúıda para abaixo

da pressão mais baixa que o ponto de orvalho de aproximadamente 15bar, a fase ĺıquida

desaparecerá, e toda a mistura estará em forma gasosa novamente.

O petróleo é um fluido de reservatório que se constitui basicamente e predominantemente

de um grupo de compostos qúımicos denominados como hidrocarbonetos. Um reser-

vatório pode conter compostos com até cerca de 200 átomos de carbono. A fração C+
7

(compostos com 7 átomos de carbono ou mais), são os principais constituintes do petróleo

propriamente dito. Esses compostos estão distribúıdos nos seguintes grupos:

1. Parafinas. Esse grupo se caracteriza por possuir cadeias lineares ou com algum tipo

de ramificação, se subdividindo em normal ou isoparafinas.

2. Naftênicos. Nesse grupo estão os compostos ćıclicos que se ligam formando anéis.

Embora seja posśıvel formar um anel a partir de 3 átomos de carbono, a imensa

maioria dos compostos naftênicos possuem anéis de 5 ou 6 átomos de carbono por

questões de estabilidade.

3. Aromáticos. Nesse grupo cada composto deve conter pelo menos 1 anel benzênico.

Como a água tem uma solubilidade muito limitada nos hidrocarbonetos, a água é encon-

trada normalmente numa zona separada, abaixo do leito onde se encontram os hidrocar-

bonetos.

O ponto cŕıtico de uma substância pura é definido como sendo a máxima temperatura e

pressão onde podem coexistir as fases ĺıquida e gasosa. É uma propriedade essencial para

o cálculo de propriedades de misturas. O comportamento t́ıpico de uma substância pura
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pode ser ilustrado pela figura A.2. Nessa figura vemos o comportamento da pressão versus

temperatura e da pressão versus volume a uma dada temperatura, para uma substância

pura. Na realidade, a figura A.2 são dois planos quaisquer nos eixos pxT e pxV , respec-

tivamente, na figura A.3.

Figura A.2: Diagramas P x T e P x V (Adaptada de figura obtida via Google).

Figura A.3: Diagrama de fase tridimensional (Adaptada de (BEAR, 2018)).

A complexidade de se lidar com misturas multicomponentes fica ilustrada na figura A.4,

onde, variando-se a composição dos componentes de uma mistura binária constitúıda de

etano e n-heptano, a envoltória dos pontos cŕıticos dessas misturas resultante exibe pontos

cŕıticos superiores aos dos componentes puros.

Firoozabadi (FIROOZABADI, 1999) descreve a diferença que existe nas condições de equiĺıbrio
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Apêndice A

Figura A.4: Diagrama de fase para uma mistura de Etano e n-Heptano.

entre duas fases de uma mistura de hidrocarbonetos quando submetidos a uma interface

curva. Para cada uma das fases pode ser escrita uma equação de um elemento infinitesi-

mal relacionando sua energia interna:

dU τ = T τ dSτ − P τ dV τ +
c∑
i=1

µτ dnτi + σ dAτ (A.1)

τ se refere a qualquer uma das fases, U , S, T , P , V , µ, ni, σ e A são respectivamente

energia interna, entropia, temperatura, pressão, volume, potencial qúımico, número de

moles da substancia i, tensão interfacial e área.

Na condição de equiĺıbrio, não há variações na energia interna e entropia, além do que,

TG = TL. Observando que o termo σ dA só se aplica a uma das fases, e desde que

dV G = dV L e µG = µL, ficamos com:

(PG − PL) dV = σ dA, onde dA = 8 π r dr e dV = 4 π r2 dr (A.2)
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De onde chegamos a equação A.3, que é conhecida como a equação de Young-Laplace.

PG − PL = Pc =
2 σ

r
(A.3)

Escrevendo a equação de Gibbs-Duhen para cada uma das fases em função dos volumes

molares vL e vG, e tambem suas composições molares xi e yi, temos nos pontos de bolha

e orvalho, respectivamente:

− vL dPL +
c∑
i=1

xi dµ
L
i = 0 e − vG dPG +

c∑
i=1

yi dµ
G
i = 0 (A.4)

Seguindo a descrição de (FIROOZABADI, 1999), e realizando as manipulações requeridas,

chegamos à equação A.5, a qual, considerando a fase ĺıquida como molhante, determina

que, as variações das pressões dPG e dPL são negativas com a diminuição da curvatura r,

em regiões não próximas ao CP . Em ambos os casos, , nessa região, V G é sempre maior

que V L.

dPG =
2 d(σ

r
)1−

c∑
i=1

xi V Gi

c∑
i=1

xi V Li

 e dPL =
2 d(σ

r
)1−

c∑
i=1

yi V Gi

c∑
i=1

yi V Li

 (A.5)

Na prática, Firoozabadi (FIROOZABADI, 1999) aponta que, quando o raio da bolha ou da

gota r ≤ 10−5cm a tensão interfacial σ se torna fortemente dependente de r, embora, nas

equações deduzidas, considera-se sempre que σ dependa de r. O autor ainda relata que

outros pesquisadores, Tindy e Raynal (1966)1, determinaram a pressão do ponto de bolha

de dois reservatórios de óleo em célula PVT e no meio poroso com média de grãos entre

160 a 200 microns, encontrando diferenças de até 7kg/cm2. Quando estamos na escala

de nanoporos, como por exemplo nos casos do conhecido tight − oil, o fenômeno decor-

rente da interação da tensão interfacial dos fluidos com o raio de curvatura dos grãos da

matriz sólida se intensifica significativamente, não podendo nestes casos ser desprezado.

Este fenômeno é denominado como confinamento. Como consequencia desse fenômeno

temos um ponto de orvalho superior ao esperado, como também a supressão do ponto de

bolha, no caso do caminho inverso (ESPÓSITO; TAVARES; CASTIER, 2005), (YAN; WANG;

KILLOUGH, 2017), (BAI et al., 2020).

Para que duas fases coexistam em equiĺıbrio, Denbigh (DENBIGH; DENBIGH, 1981) ex-

pressa que ambas possuam mesma temperatura e pressão, desde que não estejam separa-

1O autor original não cita a referência
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das por uma barreira ŕıgida ou uma interface de curvatura apreciável. Qualquer substancia

que possa passar livremente entre as duas fases deve possuir o mesmo potencial qúımico.

Este critério, expresso através das propriedades intensivas T , P e µ, nos conduz à regra

das fases de Willard Gibbs. Matematicamente pode ser definido como na descrição que

se segue.

TL = TG, PL = PG e µL(TL, PL) = µG(TG, PG) (A.6)

Dáı, somente uma dessas quatro variáveis pode ser selecionada arbitrariamente, e dessa

forma, há somente um grau de liberdade. Se pudessémos representar as fases ĺıquido e gas

como duas superf́ıcies na figura A.5, as tres relações seriam satisfeitas ao longo da linha

pontilhada.

Figura A.5: Diagrama regra das fases (Adaptada de (DENBIGH; DENBIGH, 1981)).

A linha pontilhada determina os valores simultaneos de pressão e temperatura onde é

posśıvel coexistirem as duas fases.

Considere-se um sistema contendo um número C de espécies qúımicas distintas. Assu-

mindo que não há reação qúımica, todas as substancias estão presentes em todas as fases.

Para especificar cada fase o sistema requer não somente especificação de pressão e tem-

peratura, mas também C − 1 especificações de composição para cada uma delas. Assim,

incluindo a pressão e a temperatura, são necessárias C + 1 especificações para cada fase.

Se coexistem P fases, para o sistema completo temos:

número de variáveis = P (C + 1) (A.7)
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O número total de variáveis é C + 2 e o número total de equações que se pode escrever

para cada uma dessas variáveis é P − 1.

Assim, ficamos com:

número de equações = (P − 1) (C + 2) (A.8)

Em geral o número de equações independentes conectando as variáveis não pode ser maior

que o número de variáveis em si. Dessa forma:

P (C + 1) ≥ (P − 1) (C + 2) ⇒ C + 2− P ≥ 0 (A.9)

A conclusão é que, o número de fases não pode exceder o número de componentes por

mais que 2. Denominando como F o número de graus de liberdade do sistema, podemos

escrever a equação A.10, que se constitui na regra das fases.

F = C + 2− P (A.10)

Este é o número de variáveis de um sistema, cujos valores podem ser arbitrariamente

escolhidos.

Nos reservatórios de petróleo as condições de armazenamento são tais que a mistura se

encontra em uma região próxima do ponto cŕıtico da mistura. As figuras 2.1(a), 2.1(b),

2.1(d) e 2.1(c) demonstram esse aspecto. Para a modelagem do equiĺıbrio de fases as

equações cúbicas, ou mais conhecidas como equações de estado (EOS), ganharam impor-

tancia por fornecerem condições mais apropriadas para a representação do comportamento

do óleo nessa região. A equação mais aplicada quando se trata de hidrocarbonetos de alta

pressão é a de Peng-Robinson (PENG; ROBINSON, 1976).

P =
R T

V − b
− a(T )

V (V + b) + b(V − b)
(A.11)

Nessa equação, V é o volume molar, e os outros parametros conforme descritos a seguir:

a(T ) =
0, 45724R2 T 2

C

p2
C

α(T ) e b =
0, 07780R TC

PC
(A.12)
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√
α(T ) = 1 + κ

(
1−

√
T

TC

)
(A.13)

κ = 0, 37464 + 1, 5422 ω − 0, 26992 ω2 (A.14)

Os parametros a e b são espećıficos para cada componente presente e ω é o fator acêntrico

que está relacionado à forma da molécula da espécie. Tc, Pc e R são respectivamente tem-

peratura cŕıtica, pressão cŕıtica e constante universal dos gases. Peng (PENG; ROBINSON,

1976) adicionou mais um parametro dependente da temperatura fazendo:

a(T ) = a(TC) α(T ) (A.15)

Quando em uma mistura, os parametros a e b devem ser calculados com as regras de

mistura apropriadas.

amix =
C∑
i=1

C∑
j=1

yi yj aij, bmix =
C∑
i=1

yi bi e aij =
√
aii ajj(1− kij) = aji (A.16)

Nessa equação o parametro kij é conhecido como parametro de interação binária, tendo

sido introduzido para proporcionar resultados mais precisos nos cálculos envolvendo as

EOS. Estes parametros são determinados ajustando a equação aos dados experimentais

da mistura.

Muitos trabalhos têm sido feito e bastante esforço tem sido empreendido com o objetivo

de aprimorar a representação da equação de Peng-Robinson, dada sua importancia na

utilização para modelar o equiĺıbrio de fases em condições próximas do ponto cŕıtico da

mistura. Entre esses trabalhos, temos (MATHIAS; et al, 1989), (TSAI; CHEN, 1998), (GASEM

et al., 2001), (AHLERS; GMEHLING, 2001), (LIN; DUAN, 2005), (BALED et al., 2012), (MA et

al., 2012), (ABUDOUR et al., 2012), (DIMITRAKOPOULOS; JIA; LI, 2014), (ABUDOUR et al.,

2013), (MA; CHEN; ABEDI, 2015).

Na busca por outras linhas de melhorar a representatividade do equiĺıbrio de fases, Pe-

dersen (PEDERSEN; et al, 2015) menciona que a mecânica estat́ıstica é a aproximação

molecular para descrever sistemas macroscópicos. Esses modelos possuem uso limitado

na indústria do petróleo. A equação de estado Perturbated Chain Statistical Association

Fluid Theory (PC-SAFT) (GROSS; SADOWSKI, 2001) pode ser uma boa candidata para

fechar o gap entre os modelos mecânicos estat́ısticos e os modelos clássicos da engenharia
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do petróleo que são dominados pelas equações cúbicas EOS. O modelo foi desenvolvido

por Chapman (CHAPMAN; et al, 1988). A teoria PC-SAFT se apóia em um conceito simi-

lar ao da equação virial, onde o fator de compressibilidade Z é composto por termos que

expressam o desvio do comportamento ideal:

Z = 1 + Zhc + Zdisp (A.17)

O termo Zhc leva em conta a repulsão que existe entre as moléculas enquanto Zdisp é o

termo atrativo/dispersivo. Cada molécula é representada por tres parametros:

� Número de segmentos: m

� Diametro do segmento: σ

� Energia do segmento: ε

A etapa da descrição desses parametros é complexa e trabalhosa, podendo ser encon-

trada com mais detalhes em (PEDERSEN; et al, 2015). Como não usaremos este recurso

no decorrer desse estudo, apenas destacamos também várias iniciativas que vem sendo

empreendidas usando esse modelo de representação, como (LEEKUMJORN; KREJBJERG,

2013), (ASSAREH et al., 2013), (LIANG et al., 2014), (LIANG et al., 2015), (NGUYENHUYNH,

2016), (HOSSEINIFAR; ASSAREH; GHOTBI, 2016), (ASSAREH et al., 2016), (PEREZ et al.,

2017) e (YAN; WANG; KILLOUGH, 2017).

Em um escoamento dentro de um reservatório, onde podem estar presentes mais de uma

fase dos hidrocarbonetos, é importante impor as restrições de equiĺıbrio para que se possa

calcular com mais precisão as propriedades termodinâmicas das fases presentes. Isto so-

mente é posśıvel adotando-se um modelo composicional para os hidrocarbonetos. Nas

regiões de altas pressões, ambas as fases ĺıquida e gasosa apresentam grandes desvios de

comportamento quando comparado com a região onde as pressões são proximas da pressão

atmosférica ou mesmo 0. Nessas regiões de pressão mais elevada substitui-se a variável

pressão por uma correção denominada como fugacidade, que é definida como:

lim
p→0

ln

(
f

p

)
= 1 (A.18)

Assim, a restrição de equiĺıbrio a ser aplicada é:

f
L

i (T, P, x) = f
V

i (T, P, y) (A.19)
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É importante frisar que a fugacidade de um componente qualquer numa mistura, estando

na fase ĺıquida ou gasosa, é diferente daquela desse mesmo componente em estado puro.

Matematicamente Sandler (SANDLER, 2006) expressa na forma:

fi(T, P, x) 6=
(
∂(N f)

∂Ni

)
T,P,Nj 6=i

(A.20)

A notação j 6= i significa que, com exceção do componente em questão, todos os demais

são mantidos constantes. N é o número de moles.

Por fim, a fugacidade de cada espécie em cada uma das fases é calculada por:

ln

(
fi(T, P, x)

xi P

)
=

1

R T

V=Z R T
P∫

V=∞

[
R T

V
−N

(
∂P

∂N

)
(T,P,Nj 6=i)

]
dV − ln(Z) (A.21)

Essa discussão é de grande importância nos conceitos necessários para perceber a diferença

entre a seleção de um modelo composicional e de um modelo tipo black oil. Em um mo-

delo composional as equações de continuidade para cada componente presente podem ser

agrupadas em termos de um somatório. No modelo black oil, ĺıquido e gas podem coexistir

sem necessariamente que a presença de uma dessas fases implique na determinação dos

parametros da outra. Dessa forma, em um modelo composicional nós nos apropriamos de

um dos graus de liberdade do sistema, resultando em termos globais, matematicamente,

uma equação diferencial a menos para resolver. No entanto, a parte relativa ao equiĺıbrio

de fases ganha uma notável complexidade, pois o cálculo das razões de equiĺıbrio para

cada componente é iterativo, onde uma equação cúbica, como por exemplo a de Peng-

Robinson, necessita ser resolvida para cada fase, para em seguida, havendo mais de uma

raiz de valor real, selecionar a que será utilizada mediante o critério da minimização da

energia livre de Gibbs normalizada (AHMED, 2013). Esse cálculo é necessário para cada

malha do domı́nio, a cada avanço temporal.
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