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RESUMO

A otimizacdo da producdo do reservatorio pode ser feita através dos métodos de
recuperacdo de petroleo. Estes métodos podem ser primarios, secundarios ou
avancados (EOR). Neste trabalho serdo abordados os métodos de recuperacdo
avancada de injecdo de surfactantes, polimeros e solucdo Alcali-Surfactante-
Polimero (ASP). A injecao de surfactantes atua na diminuicdo da tensao interfacial
entre a dgua e o 0Oleo, a injecdo de polimeros no aumento da viscosidade da agua e
a injecao da solucdo ASP atua em sequéncia tanto diminuindo a tenséo interfacial
entre a 4gua e o Oleo com o alcali e surfactante como também no aumento da
viscosidade da agua com o polimero em solugcédo. Estes métodos de EOR seréao
comparados através de simula¢cdes em um template, utilizando uma configuracdo de
pocos do tipo line drive no software da CMG. E esperado obter como resultado o
melhor método de EOR dado o modelo utilizado, tendo em mente uma comparacao
do acréscimo do Valor Presente Liquido, analisando também a producdo de oleo,

bem como a producéo e injecao de agua.

Palavras-chave: recuperacdo avancgada, surfactante, polimero, solucao ASP.



ABSTRACT

Reservoir optimization is done through oil recovery methods. These methods can be
primary, secondary or enhanced (EOR). In this work enhanced oil recovery methods
known as surfactant flooding, polymers flooding, and Alkaline Surfactant Polymer
flooding will be studied. Surfactant flooding diminishes the surface tension between
water and oil. Polymer flooding increases the water viscosity. ASP flooding performs
the same way as both flooding methodsmentioned in sequence with the addition of
an alkaline chemical. The subject of this work is to compare the mentioned EOR
methods above. For this purpose, reservoir simulations will be done using the CMG
software. The reservoir model to be used is a template and the well pattern will be a
line drive. It is expected to obtain the best EOR method for this well pattern
comparing the increase in the Net Present Value, considering the oil production, as

well reduction on water injection and production.

Keywords: enhanced oil recovery, surfactant, polymer, ASP flooding.
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1 INTRODUCAO

Um reservatério apos perfurado pode produzir petrdleo pela energia
naturalmente contida no mesmo. Esta fase € denominada de recuperacao primaria e
nesta fase a energia contida é suficiente para que um percentual de petréleo seja
produzido. Esta energia € representada em suma pela despressurizagdo e a
recuperacdo ocorre por exemplo pela agua originalmente contida no reservatorio e
pela expansédo do gas, tanto contido no 6leo como quanto em topo de reservatorio,
expulsando o 6leo e ocorre também pela prépria for¢ca da gravidade. Por ser uma
recuperacdo primaria o fator de recuperacédo varia entre 5 a 15% do OOIP (original
oil in place)(TZIMAS, et al., 2005) mas pode ser até menor quanto menor for o grau

API do 6leo.

Para que seja possivel continuar a produzir e aumentar o fator de
recuperagdo, novos meétodos sdo utlizados. Estes métodos sdo denominados
secundarios e avancados. Os meétodos de recuperacdo secundaria podem ser
utilizados no comeco da producdo, sem a energia natural do reservatorio se esgotar
completamente. Isto depende principalmente da estratégia de producdo, seja pela
falta da energia primaria ou para antecipar a producdo do fluido por questdes
financeiras. A recuperacdo secundaria tem como objetivo pressurizar novamente o
reservatorio, injetando de certo modo a energia natural perdida (a energia injetada &
superior a natural) e também varrer o 6leo para o0 po¢o produtor. Os métodos
convencionais de recuperacdo secundaria é a injecdo de agua ou de gas.
Hipoteticamente o0s custos da recuperacdo secundaria podem ser facilmente
calculados, adicionando 0s custos operacionais que ja existiam durante a
recuperagdo priméria com os custos da producgédo e injecdo de agua ou gas (Gaspar
et al. 2014). Um problema da injecdo de 4gua € que na pratica a interacdo da agua
injetada e do 6leo no reservatorio ndo é ideal, de modo que pode ocorrer a producao
da agua injetada logo no inicio da recuperacdo secundaria por razdes geoldgicas ou
pela diferenca de viscosidade entre a dgua e o Oleo. Ja a injecdo de gas pode ser
feita pela injecdo do proprio gas produzido. Este método néo é tdo utilizado quanto o
anterior por ter muitas limitacdes, entre elas a necessidade de uma capa de gas

para ser bem sucedido, tratamento do gas a ser reinjetado e por ter em geral um
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fator de recuperacdo menor que o anterior. Neste caso também a diferenca da

viscosidade entre 0 gas e o 6leo é mais critica.

ApOs a recuperacdo secundaria ainda existe Oleo residual dentro do
reservatorio. Este 6leo residual pode representar de 50% a 55% do Volume of Qil in
Place (VOIP) e é encontrado como volumes descontinuos que nao foram
alcancados ou produzidos por razfes tanto geoldégicas como também pela
ineficiéncia dos métodos de recuperacdo anteriormente utilizados (DRUETTA e
PICCHIONI, 2020). Para recuperacéo deste 6leo residual sao utilizados os métodos
de recuperacdo avancada. Estes métodos atuam principalmente modificando uma
ou mais propriedades do reservatorio e podem tanto ser métodos térmicos, quimicos
e bioldgicos. Dentre os quimicos, sdo de destaque a injecdo de surfactantes, injecédo
de polimeros e a injecéo de solucéo Alcali-Surfactante-Polimero (ASP). A injecéo de
surfactantes diminui a tenséo interfacial entre a 4gua e o 6leo, reduzindo as forcas
capilares que prendiam o Oleo residual, possibilitando assim que possa ser varrido.
A injecdo de polimeros atua suplementando a injecdo de agua, aumentando a
viscosidade da agua injetada e conata de modo a aumentar a taxa de mobilidade do
Oleo em relacdo a agua. Como dito anteriormente, a alta diferenca entre a
viscosidade da agua e do 6leo dificulta a varredura da agua, fendmeno denominado
de digitacdo viscosa (do inglés, viscous fingering). Por fim, a injecdo de solucdo ASP
atua como uma combinacdo dos efeitos anteriores juntamente de um composto

alcalino.

Cada campo € exclusivo e deve ser estudado com uma diferente perspectiva,
levando em consideracdo qual tipo de rocha estd presente no reservatorio.
Reservatorios siliciclasticos sdo compostos principalmente de rochas formadas
através do transporte, deposicao e litificacdo de sedimentos. Ja os reservatorios
carbonéticos sdo compostos de rochas formadas de sedimentos biogénicos, como
recifes e restos de organismos no fundo do mar ou também por precipitacdes da
agua do mar (AKBAR, ALGHAMDI, et al., 2000).

Reservatorios carbonaticos comumente apresentam uma baixa porosidade e
podem ser fraturados. Estas duas caracteristicas em conjunto com as rochas

carbonaticas serem molhadas por 6leo ou de molhabilidade mista resultam
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normalmente em uma menor recuperacdo de hidrocarbonetos (MANRIQUE e
ALVARADO, 2010).

A escolha do melhor método de recuperacéo a ser empregado € um processo
extensivo e de extrema importancia na logistica e na estratégia de producao para o
desenvolvimento de um campo de petréleo. Sendo assim estudos sobre o tema séo

de extrema importancia.

1.1 Objetivo

O objetivo deste trabalho é comparar os métodos quimicos de recuperacdo
avancada de injecdo de surfactantes, injecdo de polimeros, injecdo de solucdo ASP
e a recuperacdo secundaria de injecdo de agua, baseando-se no aumento do VPL,

levando em consideracao a producéo de Oleo e a producéo e injecdo de agua.

1.2 Justificativa

A cada ano que passa a quantidade de reservatorios de petréleo maduros sé
aumenta juntamente com a dificuldade de se perfurar novos pocos. Estes impasses
exigem das operadoras de petroleo buscarem métodos mais eficientes para
aumentar o fator de recuperacdo dos reservatorios ja existentes. Um exemplo disto é
a unidade de producdo de Oleo de Weyburn do Canada ocidental, onde sua
producdo comecou a declinar em meados do fim de 1960. Entretanto, através de
novas tecnologias em 1980 sua producdo aumentou em grandes quantidades e
desde 2000 se tornou um projeto de sequestro de gas carbonico, utilizando a injecao
do ga&s como um método de EOR e servindo também como um armazém de longo
prazo (MUNISTERI e KOTENEV, 2013).
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1.3 Escopo

O escopo inicial do trabalho é avaliar de maneira deterministica qual método de
recuperacdo avancada possibilitariam os melhores resultados dado o aumento do
VPL. Ainda serdo analisados a producao de 6leo e 4gua e a injecdo de agua para a

a simulacdo com o maior VPL de cada método de EOR.
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2 FUNDAMENTACAO TEORICA

2.1 Recuperacdo Avancada de Reservatérios

Segundo Muggeridge et al. (2014) o fator de recuperacdo dos pogos maduros
varia entre 20% a 40%. Este fator pode ser calculado multiplicando a fragdo de Gleo
deslocado dentro do poro, a por¢cdo de fluido continua do reservatério que é
deslocada, a porcéo do reservatorio conectada aos pocos e a eficiéncia econémica.
Com o uso de métodos de recuperacdo avancada (do inglés enhanced oil recovery —
EOR) é possivel aumentar a fragdo de 6leo deslocado dentro da rocha, diminuindo a
tensdo interfacial entre o O0leo e a agua, modificando a molhabilidade da rocha
principalmente pela injecéo de surfactantes. E possivel aumentar também a porcéo
de fluido continua no pocgo, diminuindo o efeito da heterogeneidade do reservatorio,
principalmente pela injecdo de polimeros que aumentam a viscosidade da &agua.
Atualmente, para recuperacédo de Oleos mais leves o uso de injecdo WAG, injecao
de polimeros e injecdo de surfactantes se destacam. Ja para os de Oleos mais
pesados, € mais utilizada a injecdo de vapor e combustéo in situ. A partir destes
métodos é possivel aumentar o fator de recuperacdo de um reservatério maduro
para taxas entre 50% e 70% (Muggeridge et al., 2014, apud McGuire et al., 2009,
Toole, Grist, 2003).

2.2 Injecéo de polimeros

Os polimeros sdo comumente transportados para as plataformas de petréleo
como um poé seco e sdo misturados a agua antes de serem injetados. Quando o
polimero € misturado, modifica a viscosidade da agua aumentando a sua
capacidade de varrer o 6leo (COMPUTER MODELLING GROUP LTD., 2017).

O aumento da viscosidade também pode causar problemas, como a diminuicdo
da permeabilidade causada por diversas interacdes do fluido de injecéo e os poros
da rocha. Essa diminuicdo da permeabilidade tem consequéncias criticas na
producdo de Oleo e é causada principalmente pela adsor¢do (KNOBLOCH, REINA,
et al., 2018).
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Druetta et al., 2019 demonstraram que a eficiéncia da injecdo de polimeros
depende tanto do polimero injetado como das condicbes do reservatério onde a
viscosidade da agua € o fator a ser observado. Para o polimero a eficiéncia depende
da concentracéo e peso molecular, salinidade da agua, total de solidos dissolvidos, a
concentragéo de ions divalentes e a arquitetura dele, enquanto para as condi¢cdes do
reservatorio a injecdo é mais eficiente quanto maior for a heterogeneidade e menor

for a viscosidade do 6leo.

Os critérios existentes na literatura para a decisdo ou ndo do uso da injecao de
polimeros sédo dados na Tabela 1 a seguir (BOTECHIA, 2016):

Tabela 1 - Critérios de selecéo para Injecdo de Polimeros (Adaptado de Botechia, 2016)

Referéncia °API Wolcp] Soi k[mD] H[m] T[°C] Salinidade
Taber et al. >15 [ 10—-150 | 0.5 > 10 (800) < 2743 ] 60 —94 =
(1997) -08
Adasani e Bai 13 9—-75 0.65 > 1.8 (834) < 2883 24 -
(2001) — 42 -0.82 — 114
Sorbie (1991) — 5-30 — > 20 — < 80 N&o é critica, mas
(Max 95) define o tipo de
polimero (alta sal. =
Xantana; baixa sal. =
HPAM
Melo et al. - < 100 > 0.2 > 100 - <80 < 50000 ppm
(2005)
Green e 15 10— 150 | > 0.7 > 10 (800) <2743 | 60 —94 =
Willhite (1998) | — 40
Dicksonetal. | >15 | 10 > 03 [ >10%se (10< u<10%cp) | 244 <77 >3000 se
(2010) —1000 >103 se (102< p<103cp) | — 2743 (10< p<102cp)
>1000 se
(102< u<103cp)
Al-Bahar et al. = < 150 > 0.6 > 50 = <70 < 100000 ppm
(2004)

Fonte: Botechia (2016)

Da tabela verifica-se que grandes partes dos autores concordam que o0

método de injecdo de polimeros nédo é eficaz para 6leo com um grau de API abaixo
de 15, conhecido como 6leo extra-pesado de modo que os métodos mais utilizados
para recuperacao deste tipo de Oleo sdo os métodos térmicos. Os autores nao tém

um consenso sobre o valor da saturacao inicial de 6leo Soi e o valor da viscosidade
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i, do Oleo, porém verifica-se que (DISCKSON et al., 2010) tém a maior variacao de
viscosidade, chegando até 1000 cp. A permeabilidade k ndo pode ser muito baixa e
as temperaturas ndo podem ser muito altas para evitar a degradacéao dos polimeros
(Botechia, 2016). Ainda, grandes valores de salinidade causam uma mudanca na
estrutura do polimero, diminuindo a habilidade do mesmo para reticulagdo polimérica
e a viscosidade da agua de modo que a viscosidade da superficie sera diferente da
viscosidade no reservatorio (COMPUTER MODELLING GROUP LTD., 2017).

Skauge et al., 2013 utilizando um 6leo com viscosidade de 2000 cp e uma
amostra com permeabilidade de 2.7 D analisaram o0 uso da injecdo de polimeros
para Oleo pesado como uma alternativa para 0s casos em que a recuperacao
térmica fosse impraticavel. Os autores verificaram que 0 uso de polimeros diminui o
efeito esperado de digitacdo viscosa e aumenta o fator de recuperacdo do o6leo.
Apesar da amostra ndo se enquadrar nos critérios de selecdo para a injecdo de
polimeros, os resultados obtidos foram melhores do que quando comparados

somente a injecao de agua.

2.2.1 Mobilidade

A viscosidade da 4gua aumenta com a concentracdo de polimero na mistura.
Esse aumento da viscosidade permite uma maior varredura do Oleo pela diferenga
na razao de mobilidade. (ROSA, XAVIER e CARVALHO, 2006) definem a seguinte

equacdao para a razao de mobilidade:

kefw

M=t M
)\0 kefo

Ho

Onde M é a razdo de mobilidade, A,, € A, a mobilidade da agua e do dleo,
kerw € keg, @s permeabilidades efetivas da agua e do dleo e p,, e p, a viscosidade

do dOleo e da agua.

Uma razdo de mobilidade considerada favoravel é aquela em que o valor de
M se aproxima de 1. Mudancas na permeabilidade efetiva e mobilidade do 6leo séao
dificeis de serem feitas, de modo que se fazem necessarias mudancas na

permeabilidade efetiva e mobilidade da agua. Estas mudancas podem ser feitas



18

aumentando a viscosidade da agua ou diminuindo a permeabilidade efetiva para se
obter uma mobilidade favoravel. A adicdo de polimeros é uma resposta para este
problema.

2.2.2 Digitacao viscosa

A injecdo de polimeros diminui o efeito da digitacdo viscosa como visto na
Figura 1. Este fenbmeno ocorre quando ha avanco irregular da agua (BOTECHIA,
2016). Com o aumento da viscosidade e uma razao de mobilidade mais favoravel a

frente de agua se torna mais uniforme e é mais eficaz para empurrar o 6leo.

Produtor Produtor
Olen

(Heo

Injetor Injetor

(a) (b)
Figura 1 - (a) Digitacéo viscosa e (b) diminuicéo do efeito da digitacéo viscosa pela injecéo de
polimeros.

Fonte: Botechia (2016) adaptado de Sorbie (1991)

2.3 Injecédo de surfactantes

A injecdo de surfactantes reduz as tensdes interfaciais entre a agua e o 0leo,
minimizando os efeitos capilares que aprisionam o 6leo no reservatorio e
modificando também a molhabilidade (GREEN e WILLHITE, 1998).
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Druetta et al., 2019 demonstraram que a eficiéncia da injecdo de surfactantes
depende do mecanismo de emulsificacdo, equilibrio de fase, salinidade e adsorcéo.
Para se escolher o melhor surfactante dentre os existentes: anidnicos, catidnicos,
nao idnicos e zwitterion devem ser levados em consideracdo as caracteristicas do
Oleo cru, a salinidade da agua, do reservatério, a temperatura, a compatibilidade, a
pressao e a estabilidade térmica e aquosa.

Os critérios existentes na literatura para a decisdo ou nao da injecao de
surfactantes sdo dados na Tabela 2 a seguir de (SANABRIA e CAMILO, 2013):

Tabela 2 - Critérios de selecao para Injecao de Surfactantes (Adaptado de Sanabria, 2013)

Propriedade
°API > 20
Ho[cp] <200
Soi > 0.25
k[mD] > 10
Profundidade|m]| < 2743
T[eC] < 150
Salinidade -

Fonte: Sanabria (2013)

Da tabela verifica-se que as propriedades para a injecdo de surfactantes sao
de certo modo, semelhantes para a inje¢cdo de polimeros, suportando apenas
maiores temperaturas. Porém (NEGIN, ALI e XIE, 2017) descrevem que altas
salinidades tém um efeito significante no desempenho dos surfactantes e que para
estes casos devem ser utilizados surfactantes especialmente desenvolvidos para
esta situacdo. Ainda, definem que a salinidade ideal é aquela em que quantidades
idénticas de Oleo e agua podem ser solubilizadas mutualmente em uma
microemulsédo, resultando em tensdes interfaciais iguais entre a fase de

microemulséo e a fase de excesso de agua ou 6leo.
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2.3.1 Tensao interfacial

A tenséao interfacial pode ser dada como a quantidade de trabalho requerida
para incrementar a area de superficie de um liquido em determinadas condi¢cdes de
temperatura, pressdo e salinidade (SANABRIA e CAMILO, 2013). Quando o
surfactante diminui a tenséo interfacial entre o 6leo e a salmoura, o fluido injetado

tem uma maior eficiéncia ao varrer o 6leo.

Para a simulacdo da injecdo de surfactantes ter um resultado preciso, se faz
necessario calcular a tensao interfacial. Entretanto nem sempre é um célculo facil de
ser feito dado que normalmente ocorrem variacdes desta tenséo interfacial durante a
trajetoria do fluido de injecdo no reservatério (MALINOUSKAYA, PREUX, et al.,
2020).

2.3.2 Molhabilidade

A molhabilidade pode ser definida como a tendéncia de um fluido espalhar-se
sobre uma superficie sélida, ou aderir-se a ela, na presenca de um segundo fluido
(GREEN e WILLHITE, 1998). Como dito anteriormente uma das maiores dificuldades
de reservatorios carbonaticos € que a rocha pode tanto ser molhada por 6leo ou de
molhabilidade intermediaria. No primeiro caso, o 6leo tem uma maior tendéncia que
a agua (ou o gas) de se espalhar pela rocha. Enquanto que para a molhabilidade
intermediéria, tanto o 6leo como a agua tende a se espalhar pela rocha.

Na Figura 2 esta exemplificada a molhabilidade da fase aquosa em uma
situacdo da rocha molhada por agua, uma rocha de molhabilidade intermediaria e
uma rocha molhada por 6leo respectivamente (SCHLUMBERGER, 2016).
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B o0il  [] Brine (water) B8 Rock grains

Figura 2. Diferentes situacdes de molhabilidade

Fonte: SCHLUMBERGER, 2016

O que define a molhabilidade da fase aquosa na rocha é o angulo de contato
com a superficie sélida. Caso ocorra da rocha ser molhada por 6leo, uma gota de
0leo nesta rocha ird ter um angulo de contato grande, em situacdes extremas
podendo chegar a 180° enquanto uma gota de agua ter& um angulo de contato
muito pequeno, podendo chegar aproximadamente a zero. Na Figura 3 tem-se uma
gota de 6leo em uma superficie molhada por agua, uma gota de 6leo em uma
superficie de molhabilidade intermediaria e uma gota de 6leo em uma superficie
molhada por dleo.

Yeo= Ysw + Yow COS O 0 ~180°

Figura 3. Diferentes angulos de contato da fase aquosa na superficie sélida.

Fonte: SCHLUMBERGER, 2016

Onde 6 € o angulo de contato e Y;, a tensdo interfacial entre a superficie e o
Oleo, dada em funcéo da tenséo interfacial da superficie e a agua Y;,, adicionada a
tensdo interfacial entre o 6leo e a agua Y,,, multiplicado pelo cosseno do angulo de
contato da gota de 6leo (projecao horizontal do Y,,).
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Na injecdo de surfactantes, o que ocorre é que o surfactante muda a
molhabilidade de modo que a rocha seja molhada por agua e que o fluido de injecédo

consiga varrer o 6leo que anteriormente estava preso na rocha e nos capilares.

2.3.3 Emulsificacéo

A emulsificagdo € um dos principais fenbmenos fisicos e quimicos que
permitem que a injecdo de surfactantes seja um método de recuperacdo avancada
eficaz. Este fendmeno complicado depende de muitos fatores, como a estrutura de
garganta de poros, a molhabilidade da rocha, propriedades do 6leo e quantidade de
Oleo residual. A recuperacédo de 6leos em liquidos com emulsédo € 5% maior do que
em liquidos sem emulséao (ZHOU, YIN, et al., 2019).

Na Figura 4 tém-se exemplificados dois mecanismos de formacédo de

emulsao.

Emulsdo pelo processo snap-off

dleo rocha

liquido S

auco . -———— -

S—— ————— i
= ———e
- - - >

=== ———= g -

I ———e —— =i
==== -

(4} (b

(4} Oleo residual apds injecio dedgua (D) Oleo residual alongade  (c) Emulsio formada pelo processo de snap-off
apos a adigdo de surfactantes

Emulsio por cisalhamento

liguide  dleo rocha emulsdo

el (fh
(d1 Limina de dleo residua apds injeciode  (C) Pequenas gotas de emulsio formadas ([} Mais emulsBes s3o formadas e a limina

gua pela acdo de cisalhamento da solucdo de dleo residual se dispersa
emulsificante

Figura 4. Mecanismos de formacéo de emuls&o por snap-off e cisalhamento.

Fonte: Adaptado de ZHOU, 2019
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No mecanismo de snap-off a fase molhada pela rocha (fase continua)
comprime a ndo molhada em gotas dada a interface instavel entre elas durante o
deslocamento do 6leo (YAO e OAKEY, 2018). JA no mecanismo da emulséo
formada por cisalhamento, a solu¢cdo emulsificante cria pequenas emulsdes na fase

molhada pela rocha.

2.4 Injecédo de solucdo ASP

Druetta et al., 2019 definem a injecao de solugcdo ASP como a combinacao de
trés diferentes espécies quimicas. Ela consiste na injecdo de um alcali antes da
injecdo de surfactantes e polimeros. A sinergia dos trés promove o fator de
recuperacdo entre 10% a 25% em comparacao aos outros métodos. De um ponto de
vista econdmico, o uso da solucdo ASP engloba trés custos diferentes de injecao,

aumentando dentre 6 a 11 dolares por barril de petroleo.

A injecéo de solugdo ASP busca promover tanto o deslocamento microscopico
reduzindo a tenséo interfacial entre a agua e o 6leo pela adicdo de surfactante e
tomando vantagem da propriedade viscoelastica dos polimeros como macroscopico

pela diferenca da viscosidade causada pela adicdo de polimeros.

Na Figura 5 estad exemplificada a injecdo de solucao ASP.
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Figura 5. Injecdo de solugcédo ASP.

Fonte: Adaptado de Druetta et al. 2019

Em suma a solugéo cria bancos de 6leo (oil bank) que € uma regido onde a
saturacdo de Oleo é aumentada pela aplicacio de um método de EOR
(SCHLUMBERGER). O alcali desprende o 6leo, o surfactante quebra as gotas de

6leo e por fim o polimero desloca o dleo preso.



25

3 REVISAO BIBLIOGRAFICA

(FABUSUYI, 2015) criou uma estratégia de producéo para o modelo sintético
de reservatorio Cerena-l utilizando o método de recuperacao de injecdo WAG (water
alternating gas), onde gas e agua sao injetados alternadamente. O modelo contém
caracteristicas dos reservatorios carbonéticos do pré-sal brasileiro, especificamente
do Campo de Jupiter. O grid do modelo tem dimensdes de 161x161x300 células.
Ainda, é composto por duas facies, um reservatorio de microbiolitos e uma de facies
de argilito (MADEIRA, 2014). Na Figura 6 é apresentado o modelo de reservatorio

apos o upscaling feito na tese de Fabusuyi, 2015, com dimensdes 22x22x154.

Figura 6 - Modelo sintético de reservatdrio Cerena-l apds upscaling.

Fonte: Adaptado de Fabusuyi (2020)

Na primeira parte da tese foi feito um upscaling do modelo inicial do
reservatorio sintético. Caso fosse utilizado o modelo inicial sem o upscaling, o tempo
para simular e otimizar a producdo do reservatorio seria muito grande, sendo
necessario diminuir o niumero de variaveis otimizadas para que o tempo fosse
praticavel por questdes computacionais. Com o upscaling, tém-se um modelo com
dimensdes menores e consequentemente sao perdidas informacdes. Entretanto foi
possivel manter os dados de porosidade e permeabilidade das trés direcbes com

praticamente a mesma distribuicdo do modelo original.
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Na segunda parte do trabalho, foi feita a otimizagdo dos parametros de
operacdo dos pocos, ou seja, a pressao de fundo de poco BHP (bottom hole
pressure) entre 0s quatro pocos produtores, a vazdo de injecdo durante a estratégia

de producéo, a configuracdo dos pocos e a captura de CO».

A razdo de Fabusuyi, 2015 para otimizar a BHP € que esta propriedade
garante que o fluxo do fluido dentro do poco seja como desejado. Ainda, permite que
0 poco produtor maximize a producdo de 6éleo com uma pressao Otima. Neste
trabalho essa propriedade do pogo também sera otimizada. A vazdo de injecéo
também sera otimizada, entretanto as razfes foram diferentes por se tratar do
método de recuperacdo WAG. A configuracdo de pocgos sera do tipo five-spot,

podendo ser incrementada para outras configuragées em trabalhos futuros.

Fabusuyi, 2015 chegou a conclusao de que a situacéo Otima para a estratégia
de producgao seria manter o mesmo BHP para todos pocgos produtores, uma vazao
aproximada de injecdo de agua a 40.000sm? /dia e de gas a 60,000sm3 /dia, uma
configuracdo de pocos focada na regido nordeste e noroeste por terem uma maior

porosidade e permeabilidade e por fim que a captura de CO;, é aconselhavel.

Garcia Villa, 2019 comparou o desempenho técnico e econdmico da injecao
surfactante-polimero com a da injecdo de agua e polimeros sob incertezas
econdbmicas e geoldgicas a partir de dois modelos de reservatorios, sendo um o
upscaling do modelo Cerena-I de Fabusuyi, 2015 e outro de autoria propria com uma
configuracéo de five-spot invertido de pogos. As incertezas econdmicas foram do
preco por barris variando de 70, 50 ou 40 délares. Ja as incertezas no modelo de
reservatorio foram feitas multiplicando todas as permeabilidades por 2 e 0,5, de
modo que o fator de recuperacdo também aumentava ou diminuia respectivamente
em relacdo ao modelo base. Neste trabalho os valores utilizados por Garcia Villa,
2019 para o caso do cenario provavel foram adaptados dados a queda do preco do

Oleo.

Garcia Villa, 2019 concluiu em seu trabalho que a injecdo de surfactante-
polimero foi o método de recuperacdo que teve o melhor resultado tanto no modelo
de autoria propria como no modelo Cerena-l de Fabusuyi, 2015. Ao comecar a
recuperagdo avancada, a concentracdo de polimeros e surfactantes na mistura

depende das incertezas econdmicas do cenario que esta sendo analisado, onde em
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um cenario otimista a concentragdo de cada pode ser maior ja que o preco do 6leo é

maior e o VPL tende a crescer com uma maior producgao.
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4 METODOLOGIA

Para otimizar e comparar cada recuperacao serao utilizados os softwares da
Computer Modeling Group Ltd (CMG®). Foi utilizado um template para avaliar os
métodos de recuperacdo avancada em relacdo a recuperacdo convencional por
injecdo de 4gua. Para a analise da injecao de surfactantes, polimeros e solucdo ASP
utilizando o simulador STARS e otimizacdo via software CMOST. A recuperacao

convencional com injecdo de agua utilizou o simulador STARS da CMG®.

A Figura 7 demonstra o fluxograma de trabalho que foi utilizado. A partir do
software Builder da CMG® foram inseridos um poco injetor e outro produtor com uma
variacdo de operacdo de BHP, producdo maxima de fluidos e fechamento da
producdo de agua (via corte de agua). Com essa configuracdo de pocos, foram
simuladas quatro situacdes: injecdo convencional de agua, injecdo quimica de
polimeros, surfactante e solugdo ASP a partir do software STARS. Apéds as
simulacdes iniciais, serdo feitas outras simulagdes para otimizar o VPL a partir do
software CMOST. Com os valores otimizados, foi feita uma matriz de comparacéo

para escolher o melhor método de recuperacao.



Modelo template

| |
BUIDER/ |

Configuragéo line-drive

Injecéo de Agua

Y

Y Y
Injecéo de Injecéo de Injecéo de solugdo
Polimeros Surfactantes ASP
Y
Otimizacéo do VPL -

cmosT-Al

!

Ajuste das
configuragdes
de otimizagao

T—Nﬁo

Valores
obtidos foram os
otimizados?

Sim

Comparar VPL de cada método

Figura 7. Fluxograma de trabalho.

Fonte: Autor (2020)
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A funcéo objetivo escolhida para ser otimizada no software CMOST é o Valor
Presente Liquido (VPL) (COMPUTER MODELLING GROUP LTD., 2017). O mesmo

€ dado pela seguinte equacao:

VPL = i (Qéleo * Foleo — Qia * Cia - Qpa * Cpa - Qs,p.asp * Cs,p.asp) * F
t=1

(1+ 1)

Onde Qg0 € a quantidade de 6leo produzida, Pge, € 0 preco do 6leo, Q;, é a
quantidade de agua injetada, C;, 0 custo de injecdo de agua, Q,,€ 0 custo de agua
produzida, Cy,€ o custo de producdo de agua, Qspasp @ quantidade de surfactante
ou polimero ou solugdo ASP injetada e Cs 55, SEUS respectivos custos, i a taxa de
desconto anual e por fim F o fator de conversdo de m3 para bbl. Para o célculo do
VPL foi utilizado um fator de multiplicagdo de 10° dado que os valores de producéo

de Oleo e injecéo e producdo de agua para o template sdo muito baixos.
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5 ESTUDO DE CASO

5.1 Template de reservatério STARS Fluid Model Template #67 2020

Na Figura 8 tém-se o modelo de reservatério 3D utilizado para as simulagdes
onde INJTR € o poco injetor e PRODN 0 poco produtor. Ainda na Tabela 3 tém se os

dados do reservatorio.

Figura 8. Template de reservatorio STARS Fluid Model Template #67

Fonte: Autor (2020)

Tabela 3. Dados do reservatério

Propriedades Valor
Dimensoées 80x1x1
Temperatura [2C] 17
Espessura do grid [m] 0.0337
Molhabilidade Agua
Porosidade (uniforme)[%] 20
Saturacio de 6leo (uniforme)[%] 60
Saturacio de dgua (uniforme)[%] 40
Permeabilidade (uniforme) em I [mD] 236
Permeabilidade (uniforme) em I [mD] 236
Permeabilidade (uniforme) em I [mD] 118

Fonte: Autor (2020)
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Na Figura 9 tém-se o gréfico de permeabilidade relativa & 4gua e 6éleo.

\ i : i |

Permeabilidade relativa

0.00

Figura 9. Permeabilidade relativa & 4gua e 6leo do modelo template de reservatério STARS Fluid
Model Template #67

Fonte: Autor (2020)

5.2 Cenéario econdmico

7z

O cenério econbmico utilizado neste trabalho é uma adaptagdo do cenario
econdmico provavel de (GARCIA VILLA, 2019). O preco do Oleo, os custos de
injecdo de agua, producdo de agua e injecdo de polimeros, surfactantes e solucao
ASP assim como taxa de desconto anual e fator de conversédo sédo dados na Tabela
4,

Tabela 4. Cenario econémico para calculo do VPL

Constantes Valor
P41eo[USD/bbl] 45
Cia[USD/bbl] 1
C,a[USD/bbl] 1
C,[USD/Kkg] 2.2
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C,[USD/kg] 1
i[%] 10
F 6.289810

Fonte: Adaptado de Garcia (2019)

5.3 Parametros dos po¢os

Os dados para o poc¢o produtor e injetor antes da otimizacdo sao detalhados
nas Tabelas 5 e 6. Os valores foram adaptados da literatura para os valores iniciais

e serdo otimizados para cada método de recuperacéo.

Tabela 5. Restri¢cdes iniciais para o poco produtor

Poco produtor

5 Valor Variagcao para
Parametro - .
otimizagao
BHP [KPa] Min. 41.5 40 - 60
Water — cut [%] Shut-in 99 95 - 100
Fonte: Autor (2020)
Tabela 6. Restri¢cdes iniciais para o poco injetor
Poco injetor
5 Valor Variacao para
Parametro - .
otimizagao
BHP [KPa] Min. 40 30-50
STW [m3/dia] Max. 0.00039 0.00008 - 0.00039
Polimeros [Fragio Molar] 0.00000272503847 0 - 0.000003750
Surfactantes [Fragio Molar] 0.0008 0-0.001

Fonte: Autor (2020)
No template estédo inseridos cinco eventos para o poco injetor. O primeiro é o
inicio da injecdo de agua e também inicio das simulacbes datado de 01/01/1901
00 :00. Na Tabela 7 estdo as fracbes molares da agua injetada sem adi¢cdo de
polimeros e surfactantes retiradas do préprio template.




Tabela 7. Fragdo molar dos componentes da agua injetada da simulacgéo.
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Componentes Fracdo Molar
Agua 0.9961633
Surfactante 0
Polimero 0
Calcio 0.0000243
Mg 0.0000270
CO; 0.000846
Na 0.0018774
Cloreto 0.001062

Fonte: Autor (2020)

Nas simulacdes, as fracdes molares para os componentes da 4gua ndo foram

otimizadas, somente a fracdo molar de polimeros e surfactantes quando inseridos.

Os demais eventos do poco injetor estdo descritos na Tabela 8.
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Tabela 8. Restri¢cdes iniciais para o poco injetor

Tempo

Data

Evento

01/01/1901 00: 00

Inicio da simulacéo

01/01/1901 12: 00

Re-injecdo da agua com
diferentes fracdes molares
para os componentes da

agua tratada.

01/01/1901 16: 00

Inicio da injecao de
surfactante ou polimeros,
dado o caso sendo
estudado.

02/01/1901 00: 00

Re-injecao de surfactante ou
polimeros, dado o caso

sendo estudado.

03,/01/1901 00: 00

Re-injecdo da 4gua com
diferentes fracbes molares
para os componentes da
agua tratada.

Fonte: Autor (2020)
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6 RESULTADOS

6.1 Injecdo de agua

Na Figura 10 é possivel observar que ocorre o corte da producdo de Oleo antes
da metade do fim da simulacdo e também que quase todo 6leo que a injecdo de

agua consegue varrer € produzido nos momentos iniciais.

Oil Cut SC - PRODN

-
f

Qil Cut SC
Water Cut SC

S o o

B @ =

e
ha

—
N

1901-01-01 1901-01-02 1901-01-03 1901-01-04

— PRODN, Oil Cut SC, Waterlnj.sr3
— PRODN, Water Cut SC, Waterlnj.sr3

Figura 10. Grafico de corte 6leo x corte de agua para injecdo convencional de agua
Fonte: Autor (2020)
Na Figura 11 esta representada a comparacao do corte de 0leo e agua antes e

depois da otimizacdo, onde em tracejado tém-se o grafico antes e em continuo apos

a otimizacdo. Percebe-se que apds a otimizacdo que o 6leo passa a ser produzido
por um periodo mais longo.

Oil Cut SC - PRODN

-

Qil Cut SC
Water Cut SC
o o o °
-y @ =

o nB

e -

1901-01-01 1901-01-02 1901-01-03 1901-01-04

= PRODN, Oil Cut SC, WaterInj2_00345.sr3
== PRODN, Qil Cut SC, Waterlnj2.sr3

— PRODN, Water Cut SC, Waterlnj2_00345.sr3
== PRODN, Water Cut SC, Waterlnj2.sr3

Figura 11. Grafico de corte 6leo x corte de agua para injecao convencional de dgua antes e depois da
otimizacao

Fonte: Autor (2020)
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Ainda, uma comparac¢éo da producado de 6leo na Figura 12.

Cumulative Oil SC - PRODN
_ 1.2e-06 4
£ e05]
0
9 8e-06-
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@ B e e e e e e e e e e
2 B-0B o e
g 4606 e R
E e Ll
O 2e-06 /p'
0 T T T
1901-01-01 1801-01-02 1801-01-03 1901-01-04

== PRODN, Cumulative Qil SC, WaterInj2.sr3
= PRODN, Cumulative Qil SC, Waterinj2_00345.sr3

Figura 12. Grafico de produgéo de 6leo acumulado para inje¢éo convencional de agua antes e depois
da otimizacéo
Fonte: Autor (2020)

Para o VPL, obteve-se o valor de $726.36 x 107° ddlares dada Figura 13 e os

valores otimizados das restri¢cdes iniciais sdo dados nas Tabelas 9 e 10. A simulagéo

foi parada apos 350 solucdes.

General Solutions 4 Optimal Solution @@ Base Case

1000 : : : —

10004 :
-zﬂnu B

-3000-
~4000-
-5000-
-6000
7000
-8000
-sunuf

FieldNPV

50 100 150 200 250 300 350400
Experiment ID

Figura 13. Simulac®es feitas para céalculo do VPL para injecdo convencional de agua

Fonte: Autor (2020)



Tabela 9. Restricdes otimizadas para o pogo produtor na inje¢cao convencional de agua
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Poco produtor

Parametro Valor
BHP [KPa] 57
Water — cut [%] 97.94

Fonte: Autor (2020)

Tabela 10. Restricdes otimizadas para 0 poco injetor na injecao convencional de agua

Poco injetor

Parametro Valor
BHP 0 [KPa] 37.8
BHP 1 [KPa] 50
BHP 2 [KPa] 39.1
BHP 3 [KPa] 45.2
BHP 4 [KPa] 42

STW 0 [m3/dia] 0.00008
STW 1 [m3/dia] 0.000130225
STW 2 [m3/dia] 0.00008
STW 3 [m3/dia] 0.00008
STW 4 [m3/dia] 0.00008

Fonte: Autor (2020)

Com o resultado da otimizag&o das restricoes de operagao percebe-se que para

a injecdo de agua o caso 6timo é aquele no qual a vazao de liquidos injetados foi a

menor possivel. Isso ja era esperado dada a Figura 10, onde a producdo de 6leo

chega no seu limite muito no comeco da producao. Isso se da principalmente pela

ineficiéncia da 4gua injetada de deslocar grande parte do 6leo residual, comprovado

ainda mais pelo fato de que mesmo apds a otimizacdo, a producdo de Oleo

acumulada chega também ao limite.

Pode-se observar também nas Figuras 14 e 15 que o caso onde o VPL foi

otimizado é aquele onde o lucro liquido do 6leo menos as despesas de agua se

equilibram, ao invés do caso onde o lucro bruto do éleo é maximizado.
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Figura 14. Lucro bruto do 6leo produzido para inje¢éo convencional de agua.

Fonte: Autor (2020)
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Figura 15. Custo bruto da agua produzida e injetada para inje¢cdo convencional de agua.

Fonte: Autor (2020)
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6.2 Injecéo de polimeros

Na Figura 16 tém-se os valores de corte de agua e 6leo para o caso base. E
possivel ver que quando ocorre a injecdo de polimeros hd um aumento na
recuperacdo de 0leo, entretanto logo apds a injecdo chega-se no corte de agua de

99% e encerramento do poco produtor.

N
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Qil Cut SC
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S S o
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e
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I
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1901-01-01 1801-01-02 1801-01-03 1901-01-04

— PRODN, Oil Cut SC, Polylnj.sr3
— PRODN, Water Cut SC, Polylnj.sr3

Figura 16. Grafico de corte de agua x corte de Gleo para injecédo de polimeros.
Fonte: Autor (2020)
A injecdo de polimeros comegou as 16:00 do primeiro dia e houve uma
segunda injecdo 00:00 do segundo dia. A variacdo da fracdo molar da injecéo de
polimeros poderia ser zero em ambos eventos caso a injecdo nao fosse necessaria,

porém a situacdo 6tima foi aquela onde houve injecdo de polimeros nas duas datas.

Na Figura 17 esté representada a comparacédo do corte de 6leo e agua antes e
depois da otimizacdo, onde em tracejado tém-se o grafico antes e em continuo apos
a otimizac&o. E possivel analisar que apos a otimizagdo esta mais explicito como a

injecdo de polimeros afeta a producéo de 6leo.



41
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== PRODN, Water Cut SC, Polylnj2.sr3

Figura 17. Gréfico de corte de agua x corte de 6leo para injecdo de polimeros antes e depois da
otimizacao.

Fonte: Autor (2020)

Ainda, uma comparac¢éo da producado de 6leo na Figura 18.
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== PRODN, Cumulative Qil SC, PolyInj2.sr3

Figura 18. Grafico de producao de 6leo acumulado para injecéo de polimeros antes e depois da
otimizacao.

Fonte: Autor (2020)

Para o VPL obteve-se o valor de $2726,23 x 107¢ délares dada a Figura 19 e as

restricbes otimizadas nas Tabelas 11 e 12.
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Figura 19. Simulac®es feitas para célculo do VPL para injecdo de polimeros.

Fonte: Autor (2020)

Tabela 11. Restricdes otimizadas para o pogo produtor na inje¢éo de polimeros
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Poco produtor

Parametro Valor
BHP [KPa] 51.875
Water — cut [%] 100

Fonte: Autor (2020)

Tabela 12. Restri¢cdes otimizadas para 0 poco injetor na injecdo de polimeros

Poco injetor

Parametro Valor
BHP 0 [KPa] 36.2
BHP 1 [KPa] 36.4
BHP 2 [KPa] 38.7
BHP 3 [KPa] 49.2
BHP 4 [KPa] 415

STW 0 [m3/dia] 0.00008
STW 1 [m3/dia] 0.00008
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STW 2 [m3/dia] 0.00008

STW 3 [m3/dia] 0.000178

STW 4 [m3/dia] 0.00008
Injecado de polimeros em 1 [Fracao Molar] 0.000002092
Injecio de polimeros em 2[Fracao Molar] 0.000001113

Fonte: Autor (2020)

Pode-se observar também nas Figuras 20, 21 e 22 o lucro bruto para a
producdo de Oleo, os custos brutos de injecdo e producdo de agua e de injecao de
polimeros. E possivel verificar que houve um grande aumento no lucro liquido do
0leo em comparagdo ao aumento dos custos de inje¢do e producdo de agua e da
injecéo de polimeros.
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Figura 20. Lucro bruto do 6leo produzido para injecéo de polimeros

Fonte: Autor (2020)
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Figura 21. Despesa bruta da 4gua produzida e injetada para injecao de polimeros

Fonte: Autor (2020)
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Figura 22. Despesa bruta do polimero injetado para inje¢éo de polimeros.

Fonte: Autor (2020)
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6.3 Injecdo de surfactantes

Na Figura 23 tém-se os valores de corte de agua e 0leo para o caso base. Para
a injecao de surfactantes nao aparenta existir uma grande diferenca em comparacgéo

a injecdo convencional de agua.

Qil Cut SC - PRODN
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1

Oil Cut SC
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= PRODN, Qil Cut 5C, Surflnj2.sr3
— PRODN, Water Cut SC, Surflnj2.sr3
Figura 23. Grafico de corte de 6leo x corte de dgua para injecdo de surfactantes.
Fonte: Autor (2020)

As injecbes de surfactantes ocorreram do mesmo modo que a injecdo de
polimeros e na Figura 24 esté representado o gréafico do corte de 6leo x o corte de
agua antes e depois da otimizagao.
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— PRODN, Water Cut SC, SurflnjTCC2_00448.sr3

Figura 24. Grafico de corte de 6leo x corte de 4gua para injecdo de surfactantes.
Fonte: Autor (2020)

Ainda, uma comparacéao da producéo de 6leo na Figura 25.
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Figura 25. Grafico de corte de 6leo x corte de 4gua para injecdo de surfactantes.
Fonte: Autor (2020)

Para o VPL a injecdo de surfactantes obteve o valor de $761.94 x 10~°

dolares dado na Figura 26 e as restricdes otimizadas nas Tabelas 13 e 14.
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Figura 26. Simulacg@es feitas para calculo do VPL para injecdo de surfactantes.

Fonte: Autor (2020)

Tabela 13. RestrigcBes otimizadas para o po¢o produtor na injecdo de surfactantes

Poco produtor
Parametro Valor
BHP [KPa] 56.4
Water — cut [%] 97.9

Fonte: Autor (2020)



Tabela 14. Restri¢cBes otimizadas para o poco injetor na injecdo de surfactantes

a7

Poco injetor
Parametro Valor
BHP 0 [KPa] 39

BHP 1 [KPa] 33.6

BHP 2 [KPa] 43.2

BHP 3 [KPa] 45.4

BHP 4 [KPa] 33.6
STW 0 [m3/dia] 0.00008
STW 1 [m3/dia] 0.00008
STW 2 [m3/dia] 0.00008
STW 3 [m3/dia] 0.00008
STW 4 [m3/dia] 0.00008
Injecdo de surfactantes em 1 [Fracao Molar]| 0.000455
Injecdo de surfactantes em 2 [Fracao Molar] 0.00076

Fonte: Autor (2020)

Pode-se observar também nas Figuras 27, 28 e 29 os VPLs para a producao

de Oleo, custos de injecao e producdo de agua e custos de injecdo de surfactantes.

O VPL obtido para este caso € muito semelhante ao VPL da inje¢do convencional de

Oleo.
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Figura 27. Lucro bruto do 6leo produzido para injecao de surfactantes.
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Figura 28. Despesa bruta da agua injetada e produzida para injecéo de surfactantes.

Fonte: Autor (2020)
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Figura 29. Despesa bruta do surfactante injetado para injecédo de surfactantes.

Fonte: Autor (2020)
6.4 Injecéo de solucdo ASP

Na Figura 30 tém-se os valores de corte de agua e 6leo para o caso base de

injecdo de solucao ASP.
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Figura 30. Grafico de corte de agua x corte de 6leo para injecdo de solugdo ASP.
Fonte: Autor (2020)

Os resultados para este caso apds a otimizagdo foram muito préximos da

injecdo de polimeros. A injecdo ocorreu com os valores de surfactantes e polimeros
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injetados sendo otimizados para as mesmas datas. Na Figura 31 tém-se a

comparacao do corte de dgua x corte de 6leo antes de depois da otimizacéo.
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Figura 31. Grafico de corte de agua x corte de Oleo para injecdo de solucdo ASP.

Fonte: Autor (2020)

Ainda, uma comparacao da producéo de 6leo na Figura 32.
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Figura 32. Grafico de corte de agua x corte de Oleo para injecdo de solucdo ASP.
Fonte: Autor (2020)

Para o VPL a inje¢cdo de solucdo ASP obteve o valor de $2784.66 USD, dada
pela Figura 33 e as restricdes otimizadas nas Tabelas 15 e 16.
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Figura 33. Simulag@es feitas para calculo do VPL para injecéo de solugdo ASP.

Fonte: Autor (2020)

Tabela 15. Restricdes otimizadas para o po¢o produtor na injecdo de solugdo ASP.
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Poco produtor

Parametro Valor
BHP [KPa] 51.875
Water — cut [%] 97.68

Fonte: Autor (2020)

Tabela 16. Restricdes otimizadas para o poco injetor na injecdo de solucdo ASP.

Poco injetor

Parametro Valor
BHP 0 [KPa] 40
BHP 1 [KPa] 33.2
BHP 2 [KPa] 41.1
BHP 3 [KPa] 31.4
BHP 4 [KPa] 41.9

STW 0 [m3/dia] 0.00008
STW 1 [m3/dia] 0.00008
STW 2 [m3/dia] 0.00008
STW 3 [m3/dia] 0.0001823
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STW 4 [m3/dia] 0.00008
Injecido de polimeros em 1 [Fracao Molar] 0.000020588
Injecio de polimeros em 2 [Fracao Molar] 0.000013668
Injecdo de surfactantes em 1 [Fracao Molar]| 0.00089
Injecio de surfactantes em 2 [Fracio Molar] 0.001

Fonte: Autor (2020)

6.5 Discussao dos resultados

Primeiramente comparando os VPLs para todos os casos de recuperagao
apresentada na Tabela 17, verifica-se que a injecdo de solucdo ASP obteve
resultados maiores, mas proximos da injecado de polimeros, enquanto a injecdo de
surfactantes obteve um resultado muito abaixo que o0s demais métodos de

recuperacdo avancada, mas muito préximo da injecdo convencional de 4gua.

Tabela 17. Comparacéo do VPL dos métodos de recuperacao do estudo

Comparacéo VPL

Varivavel Valor
Injecao convencional de agua [USD] $726,36 x 1076
Injecio de polimeros [USD] $2726,23x107°
Injecdo de surfactantes [USD] $761.94 x 107°
Injecio de solucio ASP [USD] $2784,66x 107°

Fonte: Autor (2020)

Comparando ainda a producéo de 6leo cumulativa, injecdo e producdo de agua
cumulativo e corte de 6leo nas Figuras 34, 35, 36 e 37 verifica-se que ocorreu o
mesmo resultado. E possivel verificar também na Figura 35 que nido houve
encerramento do poco injetor para injecao de fluidos entretanto a partir do shut-in
nos quatro casos a injecao foi continua e as retas sao paralelas ndo houve uma

alteracao visivel na comparacéo do VPL.




53

Qil Cut SC - PRODN

o 205
w
e e i NN B
2 Me05] ety
E T
3
g sets
(&
0 ; ; :
1901-01-01 1901-01-02 1901-01-03 1901-01-04

PRODN, Cumulative Qil SC, ASPInjTCC2_00541.5r3

PRODN, Cumulative Qil SC, PolylnjTCC2_00436.5r3
- PRODN, Cumulative Oil SC, SurflnjTCC2_00448.sr3

PRODN, Cumulative Qil SC, WaterInj2_00291.sr3

Figura 34. Grafico de comparacédo da producédo de 6leo cumulativa para os métodos de recuperacao
estudados.

Fonte: Autor (2020)
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Figura 35. Grafico de comparacédo da injecdo de agua cumulativa para os métodos de recuperacao
estudados.

Fonte: Autor (2020)
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Figura 36. Grafico de comparacédo da producdo de agua cumulativa para os métodos de recuperacéo
estudados.

Fonte: Autor (2020)
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Figura 37. Grafico de comparacédo do corte de 6leo para os métodos de recuperacéo estudados.

Fonte: Autor (2020)
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7 CONCLUSAO

O melhor VPL encontrado foi para a recuperacdo avancada de injecdo de
solucdo ASP, enquanto a injecdo de polimeros esteve muito proxima do mesmo
VPL. A injecdo de surfactantes ndo obteve um VPL muito maior que a injegcao

convencional de agua.

Grande parte do 6leo residual que nao foi produzido pela injecdo de agua foi
produzido pela adicdo de polimeros a solugcdo. J4 a adicdo de surfactantes nao
aumentou muito além do 6leo produzido pela injecdo de agua, mas prolongou o
corte de 6leo em pouco tempo. A ineficiéncia da adicdo de surfactantes pode ser
justificada pelo tamanho do grid de dimensdes 80x1x1, pelas simulacbes durarem
pouco tempo, pela alta permeabilidade e principalmente pelo reservatério ser

molhado a agua.

Vale destacar ainda a importancia do uso do software CMOST para
otimizacdo do VPL. Todos os casos bases simulados no software STARS estavam

com um VPL negativo e apos a otimizagado passaram a ter um VPL positivo.

7.1 Trabalhos futuros

Para trabalhos futuros deve-se utilizar a mesma metodologia empregada neste
trabalho para um modelo de reservatério que e aproxime mais de uma situacao real,
com uma configuracdo de po¢o mais complexa e utilizando ainda diversos cenarios

econdmicos para criar-se uma estratégia de producdao.
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9 ANEXO A — RESULTADOS DA OTIMIZACAO DA INJECAO DE
AGUA
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10 ANEXO B — RESULTADOS DA OTIMIZACAO DA INJECAO DE
POLIMEROS
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11 ANEXO C — RESULTADOS DA OTIMIZACAO DA INJECAO DE
SURFACTANTES
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12 ANEXO A — RESULTADOS DA OTIMIZACAO DA INJECAO DE
SOLUCAO ASP
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13 APENDICE A — ARQUIVO TEMPLATE

** ———=—===—=—===—=== RECURRENT DATA

*RUN
*TIME O
*DTWELL 0.0025
*WELL 1'INJTR"  ** Well list
*WELL 2 'PRODN'
*PRODUCER 'PRODN'
*OPERATE *BHP 101.1
*OPERATE *BHP 101.3
* GEOMETRY *J .11 .3687 1 0 ** rw,cc,ff,ss
*GEOMETRY *l .11 .3687 1 0 ** rw,cc,ff,ss
*PERF *TUBE-END 'PRODN' ** jjk
801110
*INJECTOR 'INJTR' *MOBWEIGHT

** |nject the following eq/L, conversion factor is mol/#eq x 0.018 L/mol

** INJECT NaCO3 SLUG

*COMPNAME 'WATER' 'SURF' 'POLYMER'
‘Na' 'H' 'Acid' 'CHLORIDE' 'OIL'
bl 0.0 0.0
0.1043 111.043 0.0 0.059 0.0
*COMPNAME 'WATER' 'SURF' 'POLYMER'
‘Na' 'H' 'Acid' 'CHLORIDE' 'OIL'
*k o e e e ——
*INCOMP WATER 9961633 0.0 0.0 2.43e-5
1.8774e-3 0.0 0.0 1.062e-3 0.0

*OPERATE *STW 3.9e-4

*PERF TUBE-END 'INJTR" **ijk wi

'CALCIUM'

.0027

'CALCIUM'

2.7e-5

‘Mg’

0.003

‘Mg’

8.46e-4

88

'COo3'

0.094

'‘Cog



*TIME

*TIME

*TIME

*TIME

*TIME

*TIME

*TIME

*TIME

DTWELL 0.0025

11111

.0625

125

1875

.25

3125

.375

4375

4786

*INJECTOR 'INJTR' *MOBWEIGHT

*COMPNAME

*INCOMP WATER
4.657e-3

*OPERATE *STW 3.9e-4

*TIME

*TIME

*TIME

.5

.5625

.6786

'WATER'

*INJECT different NaCO3 SLUG with high salinity

'SURF' 'POLYMER’
‘Acid' 'CHLORIDE' 'OIL'

.990573
0.0 0.0

0.0 0.0
4.685e-3 0.0

89

'CALCIUM' '‘Mg' '‘Cog

3.02e-5 8.55e-6 4.68e-5

** INJECT the SURFACTANT/POLYMER-low sal SLUG, .02 volume frac of surf, conversion factor is (.018 L/mol water)/(.427
L/mol surf)

*INJECTOR 'INJTR' *MOBWEIGHT

*COMPNAME

*INCOMP WATER
5.476e-3

'WATER'
H

'SURF' 'POLYMER'
‘Acid' 'CHLORIDE' 'OIL'

.990809
0.0 0.0

0.000843 2.7e-6 3.02e-5
7.02e-5 0.0

'‘CALCIUM' ‘Mg' 'COo3'

8.55e-6 2.764e-3



*OPERATE *STW 3.9e-4

*TIME .75

*TIME .8125

*TIME .875

*TIME .9375

*TIME 0.9886

** INJECT the POLYMER-low sal SLUG,

*INJECTOR 'INJTR' *MOBWEIGHT

*INCOMP WATER .996726 0.0 2.7e-6

1.58e-3 0.0 0.0 1.61e-3

*OPERATE *STW 3.9e-4

*TIME 1 ** 1 DAY

*TIME 1.5

*TIME 2.0

*TIME 2.0386

** INJECT the POLYMER-low sal SLUG,

*INJECTOR 'INJTR' *MOBWEIGHT

*INCOMP WATER 995617 0.0 0.0
1.877e-3 0.0 0.0 1.06e-3 0.0

*OPERATE *STW 3.9e-4

*TIME 3.0

*TIME 3.5

*TIME 3.7386

0.0

3.02e-5

2.43e-5

90

8.55e-6 4.68e-5

2.7e-5

8.46e-4



14 APENDICE A — ARQUIVO INJECAO DE AGUA

** ———=—===—=—===—=== RECURRENT DATA

*RUN

*TIME O

*DTWELL 0.0025

*%

¥ *WELL 1'INJTR'  ** Well list

*%

WELL 'INJTR'

**  *WELL 2 'PRODN'

*%

WELL 'PRODN'

PRODUCER 'PRODN'

OPERATE MIN BHP 41.5 CONT REPEAT

MONITOR WCUT 0.99 SHUTIN

ki rad geofac wfrac skin

GEOMETRY | 0.11 0.3687 1.0 0.0

PERF TUBE-END 'PRODN'

** UBA ff Status Connection

8011 1.0 OPEN FLOW-TO 'SURFACE'

INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR'

INCOMP WATER 0.9961633 0.0 0.0 2.43e-05 2.7e-05 0.000846 0.0018774 0.0 0.0 0.001062 0.0

OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT

MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

ki rad geofac wfrac skin

GEOMETRY | 0.11 0.3687 1.0 0.0

91



92
PERF TUBE-END 'INJTR'

*»* UBA ff Status Connection

111 1.1 OPEN FLOW-FROM 'SURFACE'
*TIME .0625
*TIME .125
*TIME .1875
*TIME .25
*TIME .3125
*TIME .375
*TIME .4375
*TIME .4786

DTWELL 0.0025 *INJECT different NaCO3 SLUG with high salinity
INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR'

INCOMP WATER 0.990572455 0.0 0.0 3.01999834e-05 8.5499953e-06 4.67999743e-05 0.00465699744 0.0 0.0
0.00468499742 0.0

OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT
MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

*TIME .5

*TIME .5625

*TIME .6786

INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR'

INCOMP WATER 0.991644014 0.0 0.0 3.02254513e-05 8.55720559e-06 0.00276632939 0.00548061495 0.0 0.0
7.02591617e-05 0.0

OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT
MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

*TIME .75

*TIME .8125

*TIME .875
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*TIME .9375
*TIME 0.9886
INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR'

INCOMP WATER 0.996724455 0.0 0.0 3.01999532e-05 8.54998675e-06 4.67999275e-05 0.00157999755 0.0 0.0
0.0016099975 0.0

OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT
MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

*TIME1 **1 DAY

*TIME 1.5

*TIME 2.0

*TIME 2.0386

INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR’

INCOMP WATER 0.995617 0.0 0.0 2.43e-05 2.7e-05 0.000846 0.001877 0.0 0.0 0.00106 0.0
OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT
MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

*TIME 3.0

*TIME 3.5

*TIME 3.7386



15 APENDICE A — ARQUIVO INJECAO DE POLIMEROS

** ———=—===—=—===—=== RECURRENT DATA

*RUN

*TIME O

*DTWELL 0.0025

*%

¥ *WELL 1'INJTR'  ** Well list

*%

WELL 'INJTR'

**  *WELL 2 'PRODN'

*%

WELL 'PRODN'

PRODUCER 'PRODN'

OPERATE MIN BHP 41.5 CONT REPEAT

MONITOR WCUT 0.99 SHUTIN

ki rad geofac wfrac skin

GEOMETRY | 0.11 0.3687 1.0 0.0

PERF TUBE-END 'PRODN'

** UBA ff Status Connection

8011 1.0 OPEN FLOW-TO 'SURFACE'

INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR'

INCOMP WATER 0.9961633 0.0 0.0 2.43e-05 2.7e-05 0.000846 0.0018774 0.0 0.0 0.001062 0.0

OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT

MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

ki rad geofac wfrac skin

GEOMETRY | 0.11 0.3687 1.0 0.0
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PERF TUBE-END 'INJTR'

*»* UBA ff Status Connection

111 1.1 OPEN FLOW-FROM 'SURFACE'
*TIME .0625
*TIME .125
*TIME .1875
*TIME .25
*TIME .3125
*TIME .375
*TIME .4375
*TIME .4786

DTWELL 0.0025 *INJECT different NaCO3 SLUG with high salinity
INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR'

INCOMP WATER 0.990572455 0.0 0.0 3.01999834e-05 8.5499953e-06 4.67999743e-05 0.00465699744 0.0 0.0
0.00468499742 0.0

OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT
MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

*TIME .5

*TIME .5625

*TIME .6786

INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR'

INCOMP WATER 0.99161724 0.0 2.6999271e-05 3.02246352e-05 8.55697455e-06 0.0027662547 0.00548046698 0.0
0.0 7.02572647e-05 0.0

OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT
MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

*TIME .75

*TIME .8125

*TIME .875
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*TIME .9375
*TIME 0.9886
INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR'

INCOMP WATER 0.996697544 0.0 2.6999271e-05 3.01991378e-05 8.54975591e-06 4.67986639%e-05 0.00157995489
0.0 0.0 0.00160995403 0.0

OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT
MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

*TIME1 **1 DAY

*TIME 1.5

*TIME 2.0

*TIME 2.0386

INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR’

INCOMP WATER 0.995617 0.0 0.0 2.43e-05 2.7e-05 0.000846 0.001877 0.0 0.0 0.00106 0.0
OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT
MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

*TIME 3.0

*TIME 3.5

*TIME 3.7386



16 APENDICE A — ARQUIVO INJECAO DE SURFACTANTES

** ———=—===—=—===—=== RECURRENT DATA

*RUN

*TIME O

*DTWELL 0.0025

*%

¥ *WELL 1'INJTR'  ** Well list

*%

WELL 'INJTR'

**  *WELL 2 'PRODN'

*%

WELL 'PRODN'

PRODUCER 'PRODN'

OPERATE MIN BHP 41.5 CONT REPEAT

MONITOR WCUT 0.99 SHUTIN

ki rad geofac wfrac skin

GEOMETRY | 0.11 0.3687 1.0 0.0

PERF TUBE-END 'PRODN'

** UBA ff Status Connection

8011 1.0 OPEN FLOW-TO 'SURFACE'

INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR'

INCOMP WATER 0.9961633 0.0 0.0 2.43e-05 2.7e-05 0.000846 0.0018774 0.0 0.0 0.001062 0.0

OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT

MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

ki rad geofac wfrac skin

GEOMETRY | 0.11 0.3687 1.0 0.0
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PERF TUBE-END 'INJTR'

*»* UBA ff Status Connection

111 1.1 OPEN FLOW-FROM 'SURFACE'
*TIME .0625
*TIME .125
*TIME .1875
*TIME .25
*TIME .3125
*TIME .375
*TIME .4375
*TIME .4786

DTWELL 0.0025 *INJECT different NaCO3 SLUG with high salinity
INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR'

INCOMP WATER 0.990572455 0.0 0.0 3.01999834e-05 8.5499953e-06 4.67999743e-05 0.00465699744 0.0 0.0
0.00468499742 0.0

OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT
MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

*TIME .5

*TIME .5625

*TIME .6786

INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR'

INCOMP WATER 0.990851333 0.000799360511 0.0 3.02012903e-05 8.5503653e-06 0.0027641181 0.00547623396 0.0
0.0 7.02029993e-05 0.0

OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT
MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

*TIME .75

*TIME .8125

*TIME .875
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*TIME .9375
*TIME 0.9886
INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR'

INCOMP WATER 0.995927713 0.000799360512 0.0 3.01758126e-05 8.54315223e-06 4.67625175e-05 0.00157873456
0.0 0.0 0.00160871053 0.0

OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT
MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

*TIME1 **1 DAY

*TIME 1.5

*TIME 2.0

*TIME 2.0386

INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR’

INCOMP WATER 0.995617 0.0 0.0 2.43e-05 2.7e-05 0.000846 0.001877 0.0 0.0 0.00106 0.0
OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT
MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

*TIME 3.0

*TIME 3.5

*TIME 3.7386
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17 APENDICE A — ARQUIVO INJECAO DE SOLUCAO ASP

** ———=—===—=—===—=== RECURRENT DATA

*RUN

*TIME O

*DTWELL 0.0025

*%

¥ *WELL 1'INJTR'  ** Well list

*%

WELL 'INJTR'

**  *WELL 2 'PRODN'

*%

WELL 'PRODN'

PRODUCER 'PRODN'

OPERATE MIN BHP 41.5 CONT REPEAT

MONITOR WCUT 0.99 SHUTIN

ki rad geofac wfrac skin

GEOMETRY | 0.11 0.3687 1.0 0.0

PERF TUBE-END 'PRODN'

** UBA ff Status Connection

8011 1.0 OPEN FLOW-TO 'SURFACE'

INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR'

INCOMP WATER 0.9961633 0.0 0.0 2.43e-05 2.7e-05 0.000846 0.0018774 0.0 0.0 0.001062 0.0

OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT

MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

ki rad geofac wfrac skin

GEOMETRY | 0.11 0.3687 1.0 0.0
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PERF TUBE-END 'INJTR'

*»* UBA ff Status Connection

111 1.1 OPEN FLOW-FROM 'SURFACE'
*TIME .0625
*TIME .125
*TIME .1875
*TIME .25
*TIME .3125
*TIME .375
*TIME .4375
*TIME .4786

DTWELL 0.0025 *INJECT different NaCO3 SLUG with high salinity
INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR'

INCOMP WATER 0.990572455 0.0 0.0 3.01999834e-05 8.5499953e-06 4.67999743e-05 0.00465699744 0.0 0.0
0.00468499742 0.0

OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT
MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

*TIME .5

*TIME .5625

*TIME .6786

INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR'

INCOMP WATER 0.990824581 0.000799360512 2.69776889e-05 3.02004748e-05 8.55013444e-06 0.00276404347
0.00547608611 0.0 0.0 7.02011038e-05 0.0

OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT
MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

*TIME .75

*TIME .8125

*TIME .875
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*TIME .9375
*TIME 0.9886
INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR'

INCOMP WATER 0.995900824 0.000799360512 2.69776889e-05 3.01749978e-05 8.54292157e-06 4.67612549e-05
0.00157869194 0.0 0.0 0.0016086671 0.0

OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT
MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

*TIME1 **1 DAY

*TIME 1.5

*TIME 2.0

*TIME 2.0386

INJECTOR UNWEIGHT 'INJTR’

INCOMP WATER 0.995617 0.0 0.0 2.43e-05 2.7e-05 0.000846 0.001877 0.0 0.0 0.00106 0.0
OPERATE MAX STW 0.00039 CONT REPEAT
MONITOR MIN BHP 40.0 SHUTIN

*TIME 3.0

*TIME 3.5

*TIME 3.7386
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Resumo

A otimizacdo da producéo do reservatorio pode ser feita atraves dos méetodos de recuperagdo de petréleo.
Estes métodos podem ser primarios, secundarios ou avancados (EOR). Neste trabalho serdo abordados os
métodos de recuperacdo avancada de injecdo de surfactantes, polimeros e solucdo Alcali-Surfactante-
Polimero (ASP). A injecéo de surfactantes atua na diminuicdo da tenséo interfacial entre a 4gua e o oleo, a
injecdo de polimeros no aumento da viscosidade da 4gua e a injecdo da solucdo ASP atua em sequéncia tanto
diminuindo a tensdo interfacial entre a agua e o 6leo com o alcali e surfactante como também no aumento da
viscosidade da agua com o polimero em solucdo. Estes métodos de EOR serdo comparados atraves de
simulacdes em um modelo template, utilizando uma configuragdo de pogos do tipo line drive no software da
CMG. E esperado obter como resultado o melhor método de EOR dado o modelo utilizado, tendo em mente
uma comparacdo do acréscimo do Valor Presente Liquido, analisando também a producdo de éleo, bem
como a producdo e injecdo de agua.

Abstract

Reservoir optimization can be done through oil recovery methods. These methods can be primary,
secondary or enhanced (EOR). In this work enhanced oil recovery methods known as surfactant flooding,
polymers flooding, and Alkaline Surfactant Polymer flooding will be studied. Surfactant flooding diminishes
the surface tension between water and oil. Polymer flooding increases the water viscosity. ASP flooding
performs the same way as both flooding methods mentioned in sequence with the addition of an alkaline
chemical. The subject of this work is to compare the mentioned EOR methods above. For this purpose,
reservoir simulations will be done using the CMG software. The reservoir model to be used is a template and
the well pattern will be a line drive. It is expected to obtain the best EOR method for this well pattern
comparing the increase in the Net Present Value, considering the oil production, as well reduction on water
injection and production.

1. Introducéo

Um dos métodos de otimizacdo do valor presente liquido de um modelo de reservatério € decisdo de
qual método de recuperacédo a ser utilizado. Existe a possibilidade que somente a recuperagdo primaria
seja 0 modelo otimizado, onde a energia contida dentro do reservatorio é suficiente para produzir 6leo,
porém também existe a possibilidade de que novos métodos de recuperacdo sejam analisados para se
obter o melhor VPL. Os demais métodos de recuperacdo sdo conhecidos como recuperacdo secundaria e
recuperacdo terciaria ou avangados.

Os métodos de recuperacdo secundaria podem ser utilizados antes mesmo da energia do reservatorio
ter sido esgotada pela recuperacdo primaria. Dentro 0s métodos conhecidos esta presente a injecdo
convencional de agua que sera estudada neste trabalho. A injecdo de agua atua varrendo o 6leo desde a



Bernardo Sivieri de Faveri - Comparacao da Injecdo de surfactantes, polimeros e solugdo ASP pela configuracdo de pocos line drive
(2020) 2

regido do pogo injetor até o poco produtor, entretanto existe muito 6leo residual que por fenémenos
fisicos e quimicos nédo € acessivel pela agua injetada. Mesmo ap0és a recuperacdo secundaria ainda existe
um Oleo residual dentro do reservatério que pode representar de 50% a 55% do volume de 6leo in situ
(VOIP) (DRUETTA e PICCHIONI, 2020). Para alcancar este 6leo residual sdo utilizados os métodos de
recuperagédo avancada.

A recuperacdo avancada atua principalmente modificando uma ou mais propriedades do reservatério
e do fluido de injecdo, podendo tanto ser térmico, quimico e bioldgico. Neste trabalho serdo estudados
trés métodos de recuperagdo avancada quimicos: a injecdo de polimeros que atua suplementando a
injecdo de agua, aumentando a viscosidade da agua injetada e conata de modo a aumentar a taxa de
mobilidade do 6leo em relacdo a agua; a injecdo de surfactantes que diminui a tensdo interfacial entre a
agua e o Oleo, eliminando as forcas capilares que prendiam o Gleo residual; e por fim a injecdo de
solugdo ASP que atua como uma combinagdo dos compostos anteriores juntamento com compostos
alcalinos.

2. Metodologia

O modelo de reservatdrio template utilizado foi do préprio software da CMG STARS. O modelo é
um grid com as dimensdes 80x1x1 como visto na figura 1.

Figura 1. Template de reservatorio.

Para as simulagdes serdo utilizados trés softwares da Computer Modeling Group Ltd (CMG®), sendo
0 primeiro o software Builder para modificar o proprio reservatorio template utilizado, o segundo o
software STARS para simular a producdo de 6leo com as restri¢cdes iniciais inseridas no Builder e por
fim o software CMOST para otimizar os valores iniciais e também o VPL. Na Figura 2 tém-se o
fluxograma de trabalho.
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Comparar VPL de cada método

Figura 2 Fluxograma de trabalho.

Serdo simulados quatro métodos de recuperacdo: injecdo convencional de adgua (caso base), injecao
de polimero, injecdo de surfactantes e injecdo de solucdo alcali-surfactante-polimero. As primeiras
simulagdes sdo feitas com restricdes nos pocos produtores e injetores como Visto nas tabela 1 e 2.
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Tabela 1. Restrigdes iniciais e range de otimizagdo do poco produtor.

Poco produtor
Parametro Valor Variagao para otimizagao
BHP [KPa] Min. 41.5 40-60
Water — cut [%] Shut-in 99 95 - 100

Tabela 2. Restrigdes iniciais e range de otimiza¢do do pogo injetor.

Pogo injetor
Parametro Valor Variagao para otimizagao
BHP [KPa] Min. 40 30-50
STW [m3/dia] M4x. 0.00039 0.00008 - 0.00039
Polimeros [Fragio Molar] 0.00000272503847 0 - 0.000003750
Surfactantes [Fragio Molar] 0.0008 0-0.001

As restrigdes serdo otimizadas para obter o melhor valor presente liquido de cada método e serdo
analisadas em cinco datas diferentes descritas na Tabela 3.

Tabela 3. Datas da simulag&o.

Tempo Data Evento

0 01/01/1901 00: 00 Inicio da simulagdo

Re-injecdo da 4gua com
01/01/1901 12:00 diferentes fragcdes molares para os
1 componentes da agua tratada.

01/01/1901 16:00 Inicio da injegdo de surfactante
ou polimeros, dado o caso sendo
2 estudado.

02/01/1901 00: 00 Re-injecdo de surfactante ou
polimeros, dado o caso sendo
3 estudado.

Re-injecdo da dgua com
03/01/1901 00: 00 diferentes fragdes molares para os
4 componentes da agua tratada.

O célculo do VVPL é dado pela formula a seguir e a conta é feita pelo proprio software CMOST:

t
VPL = Z (Qéleo * Pc’)leo - Qia * Cia - Qpa * Cpa - Qs,p.asp * Cs,p.asp) *F
& 1+

Onde Qge0 € a quantidade de oOleo produzida, Py, € 0 preco do 6leo, Q;, € a quantidade de agua
injetada, Cj, o custo de injecdo de agua, Qp,€ 0 custo de agua produzida, C,,€ 0 custo de produgéo de
agua, Qspasp @ quantidade de surfactante ou polimero ou solugdo ASP injetada e Cgp,sp SEUS
respectivos custos, i a taxa de desconto anual e por fim F o fator de conversdo de m3 para bbl. Para o
calculo do VPL foi utilizado um fator de multiplicacdo de 10° dado que os valores de producéo de 6leo
e injecdo e producdo de agua para o template sdo muito baixos.
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3. Resultados
3.1. Injecdo convencional de 4gua

A simulagdo para a injecdo de agua obteve os valores de corte de &gua e corte de dleo da Figura 3.

Qil Cut SC - PRODN

o

o @ -

Qil Cut SC
Water Cut SC
=

° o o o

B o o o e o e i e

(=T ]

1901-01-01 1901-01-02 1901-01-03 1901-01-04

= PRODN, Qil Cut SC, WaterInj2_00345.sr3
== PRODN, Qil Cut SC, WaterInj2.sr3

— PRODN, Water Cut SC, Waterinj2_00345.5r3
== PRODN, Water Cut SC, Waterlnj2.sr3

Figura 3. Corte de agua e dleo da injecao convencional de agua antes e depois da otimizagao.

Percebe-se que antes mesmo da metade das datas utilizadas para simulacdo houve shut-in do pogo
produtor dado que o valor de corte de 4gua atingiu seu limite.

Ap6s as simulagdes no software CMOST o valor méaximo de VVPL é dado por $726.36 x 107°, visto na
Figura 4 e as novas restri¢cdes de uso séo dadas nas Tabelas 4 e 5.

General Solutions 4 Optimal Solution @) Base Case

1000 ; ; ; —
u ......................
-1 uou_ ................. 4

-zuou ..
-3000-
~4000-
-5000-
-6000
7000
-8000
-suuu-uF

FieldNPV

50 100 150 200 250 300 350400
Experiment ID

Figura 4. VPL maximo obtido para injecao de agua.

Tabela 4. Restrigdes otimizadas do poco produtor para inje¢cdo de agua.

Pogo produtor

Parametro Valor

BHP [KPa] 57

Water — cut [%] 97.94
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Tabela 5. Restrigdes otimizadas do poco injetor para inje¢ao de agua.

Poco injetor
Parametro Valor

BHP 0 [KPa] 37.8

BHP 1 [KPa] 50

BHP 2 [KPa] 39.1

BHP 3 [KPa] 45.2

BHP 4 [KPa] 42
STW 0 [m3/dia] 0.00008
STW 1 [m3/dia] 0.000130225
STW 2 [m3/dia] 0.00008
STW 3 [m3/dia] 0.00008
STW 4 [m3/dia] 0.00008

3.2. Injecdo de polimeros

Na simulacdo para a injecdo de polimeros observa-se ja no grafico de corte de agua e 6leo da Figura 5
que houve um aumento da producdo de 6leo assim que o polimero passou a ser injetado em conjunto a
agua.

Qil Cut SC - PRODN

Qil Cut SC
Water Cut SC
o o o o
M R B @ oa

(=T

1901-01-01 1901-01-02 1901-01-03 1901-01-04

= PRODN, Qil Cut SC, PolylnjTCC2_00436.sr3
== PRODN, Oil Cut SC, Polylnj2.sr3

— PRODN, Water Cut SC, PolylnjTCC2_004386.5r3
== PRODN, Water Cut SC, Polylnj2.sr3

Figura 5. Corte de agua e 6leo da injecao de polimeros.

Apo6s as simulagdes no software CMOST o valor méaximo de VPL é dado por $2726,23x107°
dolares, visto na Figura 6 e as novas restricdes de uso sdo dadas nas Tabela 6 e 7. Observa-se ja um
aumento muito grande no VPL utilizando a injegdo de polimeros como método de recuracao.
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| General Solutions 4 Optimal Solution @@ Base Case
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Figura 6. VPL maximo obtido para inje¢ao de polimeros.

Tabela 6. Restrigdes otimizadas do poco produtor para inje¢édo de polimeros.

Poco produtor
Parametro Valor
BHP [KPa] 51.875
Water — cut [%] 100

Tabela 7. Restrigdes otimizadas do poco produtor para inje¢édo de polimeros.

Poco injetor

Pardmetro Valor
BHP 0 [KPa] 36.2
BHP 1 [KPa] 36.4
BHP 2 [KPa] 38.7
BHP 3 [KPa] 49.2
BHP 4 [KPa] 41.5
STW 0 [m3/dia] 0.00008
STW 1 [m3/dia] 0.00008
STW 2 [m3/dia] 0.00008
STW 3 [m3/dia] 0.000178
STW 4 [m3/dia] 0.00008
Injecido de polimeros em 1 [Fracao Molar] 0.000002092
Injecgio de polimeros em 2[Fraciao Molar] 0.000001113

3.3. Injecéo de surfactantes

E possivel verificar que a injecdo de surfactantes e a injecdo convencional de 4gua ndo aparentam ter
uma grande diferenca na producéo de 6leo como visto na Figura 7.
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Qil Cut SC - PRODN

Qil Cut SC
Water Cut SC
o o o o
M R D @ a

(=T
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Figura 7. Corte de 4gua e 6leo da injecao de surfactantes.

Apos as simulagdes no software CMOST o valor maximo de VPL é dado por $761.94 x 107, visto
na Figura 8 e as novas restricdes de uso sdo dadas nas Tabelas 8 e 9.
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Figura 8. VPL maximo obtido para injecao de surfactantes.

Tabela 8. Restri¢des otimizadas do poco produtor para injecao de surfactantes.

Poco produtor
Parametro Valor
BHP [KPa] 56.4
Water — cut [%] 97.9

Tabela 9. Restri¢des otimizadas do poco injetor para injecao de surfactantes.

Pogo injetor

Parametro Valor
BHP 0 [KPa] 39
BHP 1 [KPa] 33.6
BHP 2 [KPa] 43.2
BHP 3 [KPa] 45.4
BHP 4 [KPa] 33.6

STW 0 [m3/dia] 0.00008
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STW 1 [m3/dia] 0.00008
STW 2 [m3/dia] 0.00008
STW 3 [m3/dia] 0.00008
STW 4 [m3/dia] 0.00008
Injecio de surfactantes em 1 [Fracio Molar] 0.000455
Injecdo de surfactantes em 2 [Fragio Molar] 0.00076

3.4. Injecao de solucédo ASP

Do mesmo modo que a injecdo de surfactantes obteve resultados parecidos com a injecéo

convencional de agua, a injecdo de solugdo ASP obteve resultados parecidos com a injecdo de polimeros
como visto na Figura 9.

Qil Cut SC - PRODN

P
-
——————

RN

Qil Cut SC
Water Cut SC
o o o o
8 g

(=T
e e i s o

—
-
-
== s

1901-01-01 1901-01-02 1901-01-03

1901-01-04
— PRODN, Qil Cut 5C, ASPInj2.sr3

== PRODN, Qil Cut SC, ASPInjTCC2_00541.sr3

— PRODN, Water Cut SC, ASPInj2.sr3

== PRODN, Water Cut SC, ASPInjTCC2_00541.sr3

Figura 9. Corte de agua e dleo da injecao de solugdo ASP.

Apbés as simulacbes no software CMOST o valor maximo de VPL é dado por
$2784,66 x 10~° dolares, visto na Figura 10 e as novas restricdes de uso sdo dadas nas Tabelas 10 e 11.

General Solutions 4 Optimal Solution @ Base Case
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=]
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Figura 10. VPL maximo obtido para inje¢ao de solucdo ASP.

Tabela 10. Restricdes otimizadas do pogo produtor para inje¢do de solugdo ASP.

Poco produtor

Parametro Valor

BHP [KPa] 51.875
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Water — cut [%]

97.68

Tabela 11. Restricdes otimizadas do pogo injetor para injecdo de solucdo ASP.

Pogo injetor

Paré@metro Valor
BHP 0 [KPa] 40
BHP 1 [KPa] 33.2
BHP 2 [KPa] 41.1
BHP 3 [KPa] 314
BHP 4 [KPa] 41.9
STW 0 [m3/dia] 0.00008
STW 1 [m3/dia] 0.00008
STW 2 [m3/dia] 0.00008
STW 3 [m3/dia] 0.0001823
STW 4 [m3/dia] 0.00008
Injecio de polimeros em 1 [Fracio Molar] 0.000020588
Injecio de polimeros em 2 [Fracio Molar] 0.000013668
Injecio de surfactantes em 1 [Fragio Molar] 0.00089
Injecdo de surfactantes em 2 [Fracio Molar] 0.001

3.5. Discussao dos resultados

Primeiramente comparando os VPLs para todos os casos de recuperacdo apresentada na Tabela 12,
verifica-se que a injecdo de solucdo ASP obteve resultados maiores, mas proximos da injecdo de
polimeros, enquanto a injecédo de surfactantes obteve um resultado muito abaixo que os demais metodos

de recuperagdo avangada, mas muito préximo da injecdo convencional de agua.
Tabela 12. Comparacao dos VPLs para cada método de recuperacao

Comparacdo VPL

Varivavel

Valor

Injecio convencional de agua [USD]

$726,36x 1076

Injecio de polimeros [USD]

$2726,23x10°°

Injecio de surfactantes [USD]

$761.94 x 107

Injecio de solugciao ASP [USD]

$2784,66 x 10~°

Comparando ainda a producéo de 6leo cumulativa, injecdo e producdo de dgua cumulativo e corte de
6leo nas Figuras 11, 12, 13 e 14 verifica-se que ocorreu 0 mesmo resultado. E possivel verificar também
na Figura 35 que ndo houve encerramento do poco injetor para injecdo de fluidos entretanto a partir do
shut-in nos quatro casos a injecdo foi continua e as retas sdo paralelas ndo houve uma alteragdo visivel

na comparacdo do VPL.
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Figura 14. Gréfico de comparacao do corte de dleo para os métodos de recuperagéo estudados.
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4. Conclusao

O melhor VPL encontrado foi para a recuperacdo avancgada de injecdo de solugdo ASP, enquanto a
injecdo de polimeros esteve muito préxima do mesmo VPL. A injecdo de surfactantes ndo obteve um
VPL muito maior que a injecdo convencional de agua.

Grande parte do 0leo residual que néo foi produzido pela injecdo de agua foi produzido pela adicao
de polimeros a solucdo. J& a adigdo de surfactantes ndo aumentou muito além do dleo produzido pela
injecdo de a&gua, mas prolongou o corte de 6leo em pouco tempo. A ineficiéncia da adicdo de
surfactantes pode ser justificada pelo tamanho do grid de dimensdes 80x1x1, pelas simulagdes durarem
pouco tempo, pela alta permeabilidade e principalmente pelo reservatério ser molhado a 4gua.

Vale destacar ainda a importancia do uso do software CMOST para otimiza¢do do VPL. Todos
0s casos bases simulados no software STARS estavam com um VPL negativo e ap0s a otimizacao
passaram a ter um VPL positivo.
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