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RESUMO

GUTIERREZ RENGIFO, M. E. D. C. Processos de EOR em reservatorios
carbonaticos de algumas regides produtoras do mundo e sua aplicabilidade no
pré-sal brasileiro: uma abordagem da literatura. 2016. Trabalho de Formatura —
Departamento de Engenharia de Minas e de Petréleo, Escola Politécnica da
Universidade de Sao Paulo, Santos, 2016.

A necessidade das companhias de petréleo em aumentar o fator de recuperagéao dos
reservatérios para além dos 30% tem demandado solugdes através de processos de
recuperagdo avancada de petréleo (EOR), que podem ser de natureza fisica ou
quimica. A recente queda no prego do barril tem imposto desafios a estas operacoes.
Inicialmente, este trabalho descrevera de maneira geral os principais processos de
EOR, os fatores que afetam a recuperagao do 6leo. Depois sera focado nos processos
gerais de EOR aplicados em reservatérios carbonaticos de diferentes regides
produtoras no mundo €, a frequéncia de aplicagao destes nos reservatorios do pré-sal
brasileiro. O objetivo é discutir, por meio de trabalhos da literatura, a aplicabilidade
dos processos EOR nestes reservatorios, destacando os fatores que possam limitar
seu uso, fazendo um paralelo com os processos mais bem estabelecidos e estudados
até o momento, como a injegdo alternada de agua e de vapor com CO2 (WAG-COy).
Foi verificado que os processos de recuperagdo quimica e térmica sao raramente
utilizados em projetos de recuperagéo avangada tanto nas formagoes carbonaticas do
pré-sal brasileiro quanto de outras regides devido a grande reatividade destas rochas,
seu alto grau de heterogeneidade em diferentes propriedades, e os altos custos
envolvidos nestes projetos.

Palavras-chave: Carbonatos, Pré-sal, EOR, WAG, EOR-Quimico

ABSTRACT

The need for oil companies to increase the recovery factor of reservoirs beyond the
30% had called for solutions from enhanced oil recovery (EOR) processes, which can
be of physical or chemical nature. Recent decrease in barrel prices has imposed
challenges for these operations. Initially, this work will generally describe the main EOR
processes and the factors that affect the oil recovery. Then the work will be focused
on the general EOR processes applied in carbonate reservoirs of different producing
regions of the world and the frequency of application of these in the reservoirs of the
Brazilian pre-salt. The aim is to discuss, from a literature point of view, the applicability
of the EOR processes in these reservoirs, highlighting the factors that may limit its use,
paralleling with the well-established ones, such as WAG-CO:2. It was verified that the
chemical and thermal EOR processes are rarely applied in the carbonate formations
of the Brazilian pre-salt and also from other regions due to the high reactivity of the
rock, the high degree of heterogeneity in different properties and the high costs
involved in these projects.
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1. INTRODUGCAO

1.1. Introducgéo e Justificativa

Um dos maiores desafios da industria do petrdleo esta relacionado com o
aumento do fator de recuperacéo de dleo que, mesmo apos processos secundarios
de recuperagdo, tendem a ficar abaixo dos 30% (SCHULTE, 2005). Entretanto,
especialmente em periodos de baixa do prego de petroleo, as companhias sempre
levam em consideragéo o fator econdmico para aplicabilidade deste tipo de operagéo
em seus campos maduros (WU, 2016).

Os processos de recuperagéo avangada de petréleo (EOR), também conhecidos
como processos de recuperagao tercidria, podem ser de natureza fisica e/ou quimica,
sendo classificados em trés grandes categorias: térmico, inje¢éo de gases e injegao
quimica. (MANRIQUE et al., 2010). Estes processos objetivam aumentar a
produtividade de dos hidrocarbonetos dos reservatoérios, que tende a diminuir depois
das primeiras etapas de produgéo. Por exemplo, dos 649 bilndes de barris que ainda
estdo presentes nos reservatorios de Estados Unidos, somente 22 bilhées de barris
s30 recuperaveis por meios convencionais. Porém, os métodos de EOR oferecem a
possibilidade de recuperar 200 bilhdes de barris do 6leo existente nos reservatorios
norte-americanos: uma quantidade de dleo equivalente a produgao acumulada até p
presente (ALADASANI; BAI, 2010). A escolha de cada método esta relacionada a
natureza do Oleo presente no reservatorio maduro, além da formagao e condicdes
técnicas de operagao, entre outros. (MANRIQUE et al. 2010) citam que atualmente as
operacdes de EOR tem ganho grande interesse, apesar do declinio do prego do
petréleo desde 2008.

Neste trabalho de revisdo sobre diversos projetos de EOR aplicados pelo mundo,
se destaca que os métodos térmicos e quimicos tendem a dominar as formacoes
areniticas, enquanto que os de injegio de gases e de agua dominam as formacoes
carbonaticas e os campos offshore.

De fato, como o pré-sal brasileiro possui reservatérios com rochas de natureza
carbonatica, os trabalhos técnicos ou cientificos que estudam os processos de
recuperagao so principalmente baseados em WAG (water-alternating-gas), incluindo
0 uso do CO2 no processo (WAG-CO2) (HAUVILLE et al., 2014). A aplicagao do CO2
nestes processos estd relacionada principaimente a disponibilidade deste gas
proveniente da produgédo, além da disponibilidade de agua em campos offshore,
adicionalmente & potencialidade do sequestro deste gas. Entretanto, este método
também esta associado a problemas operacionais como corroséo, precipitagdo de
incrustagdo, formagdo de asfaltenos e formagao de hidratos. (CHRISTENSEN;
STEMBY: SKAUGE, 2001, PIZARRO; BRANCO, 2012)

Neste trabalho serdo abordados, por meios de trabalhos da literatura, a
aplicabilidade de EOR em reservatérios carbonaticos, destacando os fatores que
possam limitar seu uso e fazendo um paralelo com 0s processos mais bem
estabelecidos e estudados como o WAG-CO:a.




1.2.Objetivos

O objetivo do trabalho é discutir, por meio de trabalhos da literatura a
aplicabilidade de EOR em reservatérios carbonaticos, destacando os fatores que
possam limitar seu uso, fazendo um paralelo com 0s processos mais bem
estabelecidos estudados até o momento, como o WAG-COa.

1.3. Metodologia

O trabalho baseou-se em pesquisas bibliografica nas bases “Web of Science” e
OnePetro (Society of Petroleum Engineers) para condensar as informacgdes
tecnolégicas mais importantes sobre o tema escolhido, durante um tempo de 4 meses.
Foram feitas analises dos topicos mais importante para a aplicabilidade de processos
de EOR, com énfase para os casos dos reservatorios carbonaticos, visando
discussdes sobre a abordagem da tecnoldgica nos reservatérios do pre-sal brasileiro.

Palavras-chaves: Carbonatos, Pré-sal, EOR, WAG, EOR-Quimico
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2. REVISAO DA LITERATURA

2.1 QUEDA DA PRODUGAO

Os hidrocarbonetos s&o encontrados em reservatérios de areias porosas ou em
formagoes carbonéticas. A explotagéo de um reservatério de hidrocarbonetos ocorre
basicamente em trés etapas.

Na primeira etapa, o fluido se drena naturalmente para os pogos sob o efeito de
gradiente de press&o existente entre o fundo de os pogos € o reservatdrio (a pressao
do reservatério deve ser maior que a presséo de fundo de poco). Nesta etapa, o oleo
chega a superficie por meio da energia natural associada ao reservatoério. A
quantidade de petréleo que pode ser deslocada por esta energia depende do tipo de
reservatorio, podemos encontrar diferentes mecanismos de produgao natural os mais
comuns s&0: empuxe de dgua, empuxe por gas em solugdo, empuxe por capa de gas,
expanséo da rocha e dos fluidos, empuxe por deplegéo, dreno por gravidade e
empuxe por compactacao e subsidéncia. Com o tempo, devido a produgéo, os
reservatorios diminuem sua presséo e quando a pressao do reservatério chega a ser
igual ou menor que a presséo do fundo de pogo se gera uma queda da producéo.

(ALADASANI; BAI, 2010, STOSUR, 2003).

Se a pressao do meio se fazinadequada, ou se se estao produzindo quantidades
importantes de outros fiuidos (agua e gés, por exemplo), se inicia entdo a segunda
fase, a qual consiste em injetar dentro do reservatério um fluido menos custoso do
que o 6leo através de pogos injetores, para manter um gradiente de press&o adequado
e deslocar os hidrocarbonetos ao pogo produtor. A recuperagao secundaria mais
comum é a injecéo de agua. (ALADASANI; BAl, 2010).

Uma vez que 0 processo de recuperacao secundaria deixa de ser efetivo, cerca
de dois tergos da estimativa de 6leo no local original (OOIP) ainda se encontra no
reservatério. Os métodos de recuperagdo melhorada (EOR)' tém como objetivo
otimizar os processos de recuperagao secundaria aumentando, a eficiéncia de
varrimento e diminuindo a saturagdo remanescente ou residual de petréleo, o que
ocasiona um incremento da recuperagio de 6leo por meio de injegéo de fluidos ou
adicao de energia ao reservatorio. Os métodos de EOR tém o potencial de reclassificar
as reservas irrecuperaveis? e contingentes®. (ALADASANI; BAI, 2010,
STOSUR,2003).

1 Em lingua inglesa Enhanced Oil Recovery

2 As reservas irrecuperaveis sdo aquelas quantidades de acumulagdes conhecidas de petréleo ou gds que nédo
podem ser recuperadas em forma econdmica e com as técnicas disponiveis.

3 As reservas contingentes sd0 as quantidades recuperaveis estimadas, de acumulacdes de hidrocarbonetos
conhecidas, que ndo satisfagam os requerimentos de comercializagdo.




Primeira etapa

« O fluido se drena
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0 que ocasiona um
incremento da
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recuperagéo de dleo.

Figura 1 — Etapas na exploragéo de um reservatorio de hidrocarbonetos. (ALADASANI;
BAl, 2010)

No inicio da década dos 80, muitos pesquisadores se concentraram na
pesquisa dos métodos de EOR, devido aos incrementos no preco do petroleo e a
extrema necessidade de tirar o 6leo dos campos maduros. Durante este tempo a
maioria das empresas petroleiras, criaram centros de pesquisas e financiaram
diferentes projetos para o desenvolvimento de novas tecnologias. A aplicagao destes
projetos incrementou a produgédo a 20000 barris/dia como resultado de EOR quimico
somente nos Estados Unidos. Porém, o preco do 6leo colapsou em 1986 e esteve ao
redor de 20 dolares por barril até o ano 2003. Muitas operadoras deixaram o0s projetos
de lado e nao investiram em novas tecnologias de EOR ou novas ideias para remover
o 6leo residual dos reservatorios ja existentes. No ano de 2010, os pregos comegaram
a aumentar de 60 dolares por barril a 140 délares por barril. Nesse novo ambiente de
precos baixos, condicdes de demanda energética mundial, poucos campos
descobertos e a rapida maturagéo dos campos no mundo inteiro, as tecnologias de
EOR se tornaram de novo interessantes para a industria. (ALADASANI; BAI, 2010).
Na atualidade, apesar dos baixos pregos, o interesse de desenvolver este tipo de
tecnologia permanece latente na industria do petr6leo e gas.

Figura 2 mostra a contribuigdo dos métodos EOR a produgao mundial de 6leo.

incremental EOR produection ~
global volume by EOR method

total = 2630 kbpd

Co2
injaction
7%

Figura 2 — contribuigdo dos métodos EOR a produgéo mundial de 6leo. (SCHULTE,
SHELL, 2005)
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Para implementar as técnicas de recuperagao melhorada em qualquer
reservatério & necessario fazer uma avaliagdo técnica das caracteristicas (rocha-
fluido) mediante um screening técnico, um estudo de factibilidade técnico-econdmica,
e obter uma massificagdo da aplicagao neste (MOCZYDLOWER, 2012).

2.2 O PRE SAL: GENERALIDADES

De maneira geral, o “pré-sal’ € uma érea de reservas petroliferas encontrada
sob uma profunda camada de rocha salina, que forma uma das varias camadas
rochosas do subsolo marinho. O termo “pré” segue a nomenclatura da Geologia, que
se refere a escala temporal em que os diferentes estratos rochosos foram formados.
Em outras palavras, equivale a temporalidade geolégica e nao a profundidade. No pré-
sal a rocha-reservatoério, esta em uma camada estratigrafica que é mais antiga do que

a camada de rochas salinas. (PAPATERRA, 2010).

As reservas de tipo pré-sal encontradas no litoral do Brasil até agora sao as
mais profundas, representam o maior campo petrolifero ja encontrado em uma
profunda regiéo abaixo das camadas de rochas salinas ou evaporiticas, e séo também
a maior descoberta petrolifera mundial dos ultimos cinquenta anos. Camadas
semelhantes de rocha “pré-sal” foram encontradas em alguns outros locais do mundo
(litoral Atlantico da Africa, Golfo do México, Mar do Norte e Mar Céspio). (MORAIS,
2013).

Segundo Morais (2013, p. 219)

[...] as rochas do pré-sal brasileiro estendem-se por cerca de 800
quilémetros da plataforma maritima brasileira, do norte da Bacia
de Campos ao sul da Bacia de Santos, compreendendo uma
faixa que se estende do litoral sul do estado do Espirito Santo
ao estado de Santa Catarina, com largura de até 200 km [...]

N

Campes Basin

50

X

Figura 3 — Localizagéo geogréfica do pré-sal (MORAES et al., 2016)
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Nessa faixa, a lamina de agua varia de 1.500 a 3.000 m de profundidade, e os
reservatorios estio localizados sob uma pilha de rochas com 3.000 a 4.000 m de
espessura, situiada abaixo do fundo marinho. (PAPATERRA, 2010).

As propriedades do 6leo do pré-sal em geral s&o muito boas: Gravidade API de
28 a 32 [o petréleo dos reservatorios pré-sal tem um maior grau API do que o petréleo
dos reservatorios pos-sal ja que as evaporitas por ter alta condutividade térmica
permitiram a transferéncia de calor do topo dos reservatorios para porgoes mais rasas,
impedindo uma elevada maturagéo térmica dos hidrocarbonetos armazenados no
intervalo pré-sal], tem-se uma relagéo gas — 6leo entre 200 e 350 m*m? embora com
conteudo variavel de CO2 (entre 8 e 15% no campo de Lula, por exemplo). O gradiente
de pressao tende a ser um pouco mais alto do que 0,1 (kgf/cm?) /m e a temperatura
tende a ser relativamente baixa, devido a alta condutividade térmica da camada de
sal. (MOCZYDLOWER et al., 2012).

2.3 TIPOS DE EOR

Os processos de EOR atualmente sdo classificados da seguinte maneira:
Injecéo de géas, processos de injegdo de agua melhorada, térmicos, combinados e
outros.

Dentro dos processos de injecdo de gas encontramos:

o Injecdo de gas miscivel: Pode ser feita com gases acidos como o diéxido de
carbono (CO2), gases hidrocarbonetos e nitrogénio. (ALADASANI; BAI, 2010).

¢ Injecdo de gas imiscivel: Também pode ser feita com gases acidos como o
CO2, gases hidrocarbonatos e nitrogénio. A diferencia da inje¢do de gas
miscive! esta pode utilizar gases de combustao. (ALADASANI; BAL, 2010).

Dentro dos processos de injegdo de agua melhorada encontramos:

e Processos quimicos: Consistem em injetar uma solugéo alcalina, surfactantes
ou polimeros (geles poliméricos — solugdo polimérica) ao reservatoério.
(ALADASANI; BAI, 2010).

« Injecao de agua com baixa salinidade (ALADASANI; BAI, 2010).

o Micellar. (ALADASANI; BAI, 2010).

Dentro dos processos térmicos encontramos:

« Injecéo de vapor: neste método de recuperagéo se tém diferentes esquemas
de injecgdo; ciclica, continua. O SAGD se encontra em esta categoria e consiste
em um processo de injecdo de vapor melhorado que utiliza pogos horizontais.
(ALADASANI; BAI, 2010).

e Combustdo in Situ: pode se frontal [seca, himida] e em reversa, para este
processo também é utiliza a injegéo de ar. (ALADASANI; BAI, 2010).

e Injecéo de agua quente. (ALADASANI; BAI, 2010).

o Aquecimento elétrico. (ALADASANI; BAI, 2010).

Dentro dos processos combinados encontramos:

e WAG: injegao alternada de agua e gas. (ALADASANI; BAI, 2010).




14

e SWAG: Modificagdo da injegao alternada de agua e gas. (ALADASANI; BAI,
2010). :

Injegdo de CO2 + WAG. (ALADASANI; BAI, 2010).

Injecdo de alcalis-surfactante-polimero. (ASP) (ALADASANI; BAI, 2010).

Injecéo de alcali-surfactante (AS). (ALADASANI; BAI, 2010).

Injec@o de gas miscivel [COz] + SAGD. (ALADASANI; BAI, 2010).

ASP + Injecao de gas miscivel (CO2). (ALADASANI; BAI, 2010).

Espumas. (ALADASANI; BAI, 2010). -

Espumas + Injegéo de gas miscivel (CO2). (ALADASANI; BAL, 2010).

Dentre outros métodos, podemos encontrar a recuperagéo avancada de petréoleo
a partir de organismos microbianos e enzimas modificadas (BANAT, 1994, LACERDA,
PRIIMENKO: PIRES, 2012) (MEOR), um novo método promissor que usa
microrganismos para produzir produtos quimicos (metabdlitos) no reservatorio,
aumentando a recuperagdo. Também a area de nanotecnologia tem desenvolvido
estudos para a aplicagéo de esta em processos EOR. (LAU; YU; NGUYEN, 2016).

Os préximos itens descrevem-se os metodos de recuperagdo mais utilizados na
atualidade.

2.3.1 Injecédo de gas

Estes métodos sdo usados em reservatérios com 6leo leves, condensados e
volateis. (MANRIQUE et al., 2010). O fator de recobro para a injecdo de gas é
usualmente alto, quando o processo, e feito em condigbes misciveis com o 6leo.
(TALETZKE; PATEL; CHEN, 2005). Porém o processo também pode ser desenvolvido
em condigdes imisciveis. .

O éxito da injegdo de gas depende das propriedades da rocha, o tipo de gas
injetado e sua compatibilidade com os fluidos do reservatério. Se devem considerar
- -parametros como a presséo de injegéo, a estratificacdo e a relagdo de mobilidades. E
importante determinar a press&o minima de miscibilidade (MMP), para definir se a
injegdo sera em condigoes misciveis ou imisciveis. (FARZAD; AMANI, 2007).

2.3.1.1 Injecéo de gas miscivel

A injegéo de gas miscivel é desenvolvida em sua maioria em campos onshore,
os primeiros projetos de este tipo, usaram solventes custosos como o propano que
ndo resultava em ser tdo rentavel. Atualmente este tipo de projetos alcangam a
condigdo miscivel, levando a presséo do reservatério a um valor maior que a MMP
dos fluidos. Se ndo se mantém uma pressao suficiente se pede a miscibilidade.
(CHRISTENSEN; STENBY; SKAUGE, 2001). O objetivo principal deste tipo de injegao
& melhorar a eficiéncia de deslocamento e reduzir o 6leo residual a niveis maiores aos
obtidos por a injecao de agua (TALETZKE; PATEL; CHEN, 2005).

A pressdo minima de miscibilidade, & a pressao minima de injegéo requerida
para desenvolver miscibilidade & temperatura do reservatorio. (GODOY, 2011).

Este tipo de injegao utiliza, até agora, os seguintes gases:
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e CO2: Sio conhecidos 139 projetos de este tipo. Para uma maior probabilidade
de éxito neste processo, se recomendam umas caracteristicas especificas para
o fluido: gravidade °API entre 28-45 (média 37), viscosidade de 35-0 cp (média
2.1 cp). Enquanto que para as caracteristicas do reservatorio se recomendam
as seguintes: uma porosidade entre 3-37% (média 14,8%), uma saturagao de
6leo de 15-89% (média 46%), pode ser aplicado tanto para arenitos como para
carbonatos, se sugere uma permeabilidade entre 1.5-4500 mD (média 201,1
mD), a profundidade do reservatorio deve estar entre 1500-13365ft (média
6171,2 ft) e sua temperatura oscilar entre 82-250°F (média 136,3°F).
(ALADASANI; BAI, 2010, TABER et al., 1996, MORTIS, 2004).

o Hidrocarbonetos: Sao conhecidos 70 projetos de este tipo. Para uma maior
probabilidade de éxito neste processo, se recomendam umas caracteristicas
especificas para o fluido: gravidade °API entre 23-57 (media 38,3), viscosidade
de 1800-0,04 cp (média 286,1 cp). Enquanto que para as caracteristicas do
reservatorio se recomendam as seguintes. uma porosidade entre 4,5-45%
(média 14,5%), uma saturagdo de 6leo de 30-98% (media 71%), pode ser
aplicado tanto para arenitos como para carbonatos, se sugere uma
permeabilidade entre 0,1-5000 mD (média 726,2 mD), uma espessura liquida
fina a menor profundidade, a profundidade do reservatorio deve estar entre
4040-15900ft (média 8343,6 ft) e sua temperatura oscilar entre 85-329°F
(média 202,2°F) (ALADASANI; BAI, 2010, TABER et al., 1996, MORTIS, 2004).

¢ WAG: Para uma maior probabilidade de éxito neste processo, se recomendam
umas caracteristicas especificas para o fluido: gravidade °API entre 33-39
(média 35,6), viscosidade de 0,3-0 cp (média 0,6 cp). Enquanto que para as
caracteristicas do reservatério se recomendam as seguintes: uma porosidade
entre 11-24% (média 18.3%), e ser aplicado preferivelmente em arenitos. Se
sugere uma permeabilidade entre 130-1000 mD (media 1043,3 mD), a
profundidade do reservatorio deve estar entre 7545-8887ft (meédia 8216,8 ft) e
sua temperatura oscilar entre 194-253°F (média 229.4°F). (ALADASANI; BAI,
2010, TABER et al., 1996, MORTIS, 2004, TEIGLAND; KLEPPE, 2006).

o Nitrogénio: Para uma maior probabilidade de éxito neste processo, se
recomendam umas caracteristicas especificas para o fluido: gravidade °API
entre 38-54 (média 47,6), viscosidade de 0,2-0 cp (média 0,07 cp). Enquanto
que para as caracteristicas do reservatério, se recomendam as seguintes: uma
porosidade entre 7,5-14% (média 11,2%), uma saturagéo de 6leo de 0,76-0,8%
(média 0,78%), pode ser aplicado tanto para arenitos como para carbonatos,
se sugere uma permeabilidade entre 0,2-35 mD (média 726,2 mD), uma
espessura liquida fina a menor profundidade, a profundidade do reservatério
deve estar entre 10000-18500ft (média 14633.3ft) e sua temperatura oscilar
entre 190-325°F (média 266,6°F). (ALADASANI; BAI, 2010, TABER et al,,
1996, MORTIS, 2004, CADELLE et al., 1980, DEMIN et al., 1999).

2.3.1.2 Injegdo de gas imiscivel




16

Os processos imisciveis sdo aplicados com o objetivo de melhorar a
estabilidade da frente e contatar as zonas ndo varridas. S&o desenvolvidos em
campos onde n&o tem o gas disponivel para sua inje¢do, € em reservatérios com
baixas profundidades e fortes heterogeneidades. Adicionalmente, o deslocamento em
nivel microscopico pode ser melhorado. (CHRISTENSEN; STENBY; SKAUGE, 2001).

Este tipo de injecdo utiliza, até agora, os seguintes gases:

o Nitrogénio: Sao conhecidos 8 projetos de este tipo. Para uma maior
probabilidade de éxito neste processo, se recomendam umas caracteristicas
especificas para o fluido: gravidade °API entre 16-54 (média 34,6), viscosidade
de 18000-0 cp (média 2256,8 cp). Enquanto que para as caracteristicas do
reservatorio, se recomendam as seguintes: uma porosidade entre 11-28%
(média 19,46%), uma saturacéo de Oleo de 47-98,5% (média 71%), e ser
aplicado preferivelmente em arenitos. Se sugere uma permeabilidade entre 3-
2800 mD (média 1041,7 mD), a profundidade do reservatorio deve estar entre
1700-18500ft (média 7914.2ft) e sua temperatura oscilar entre 82-325°F (média
173.1°F). (ALADASANI; BAI, 2010, TABER et al., 1996, MORTIS, 2004,
CADELLE et al., 1980, DEMIN et al., 1999).

e CO2 S#o conhecidos 16 projetos de este tipo. Para uma maior probabilidade
de éxito neste processo, se recomendam umas caracteristicas especificas para
o fluido; gravidade °API entre 11-35 (média 22,6), viscosidade de 592-0,6 cp
(média 65,5 cp). Enquanto que para as caracteristicas do reservatoério, se
recomendam as seguintes; uma porosidade entre 17-32% (média 26,3%), uma
saturagio de dleo de 42-78% (média 56%), pode ser aplicado tanto para
arenitos como para carbonatos, se sugere uma permeabilidade entre 30-1000
mD (média 217 mD), a profundidade do reservatério deve estar entre 1150-
8500ft (média 3385 ft) e sua temperatura oscilar entre 82-1 98°F (média 124°F).
(ALADASANI; BAI, 2010, TABER et al., 1996, MORTIS, 2004).

¢ Hidrocarbonetos: Sao conhecidos 2 projetos de este tipo. Para uma maior

probabilidade de é&xito neste processo, se recomendam umas caracteristicas .

especificas para o fluido: gravidade °API entre 22-48 (média 35), viscosidade
de 4-0,25 cp (média 2,1 cp). Enquanto que para- as caracteristicas do
reservatério se recomendam as seguintes: uma porosidade entre 5-22% (média
13,5%), uma saturagéo de 6leo de 75-83% (media 79%), e ser aplicado
preferivelmente em arenitos. Se sugere uma permeabilidade entre 40-1000 mD
(média 520 mD), a profundidade do reservatério deve estar entre 6000-7000ft
(média 6500 ft) e sua temperatura oscilar entre 131-267°F (média 198,7°F).
(ALADASANI; BAI, 2010, CADELLE et al., 1980, DEMIN et al., 1999).

e Hidrocarbonetos + WAG: Sao conhecidos 14 projetos de este tipo. Para uma
maior probabilidade de éxito neste processo, ~se recomendam umas
caracteristicas especificas para o fluido: gravidade °API entre 9,3-41 (média
31), viscosidade de 16000-0,17 cp (média 3948,2 cp). Enquanto que para as
caracteristicas do reservatorio se recomendam as seguintes: uma porosidade
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entre 18-31,9% (média 25,09%), uma saturagéo de 6leo (média 88%), pode ser
aplicado tanto para arenitos como para carbonatos, se sugere uma
permeabilidade entre 100-6600mD (média 2392 mD), a profundidade do
reservatério deve estar entre 2650-9199ft (média 7218,71 ft) e sua temperatura
oscilar entre 131-267°F (média 198,7°F). (ALADASANI; BAI, 2010, TABER et
al., 1996, MORTIS, 2004, CADELLE et al., 1980, DEMIN et al., 1999).

2.31.3 Otimizagdes do processo de inje¢éo de gas

A combinagéo dos processos de injegado de dgua melhorada com os processos
de injecdo de gas na recuperagéo avangada supera as limitagdes da eficiéncia de
varredura volumétrica. O WAG, é utilizado para superar a relagéo desfavoravel de
mobilidade relacionada inerentemente com a injecdo de gas, a qual resulta em
eficiéncias de varredura nao tao boas. Este processo pode ser feito em reservatorios
carbonaticos e arenitos e com 6leo leve e pesado. (NING; MGGUIRE, 2004).

O WAG é uma combinagao da injecéo de gas e a inje¢éo de &gua. A interfase
agua-gas tende a ter problemas devido & segregacéo gravitacional ou as baixas
pressdes de injecéo. Os parametros de desenho mais criticos para este processo sao:
o tempo de injecéo tanto para a agua como para o gas e a quantidade agua/gas que
vai ser injetada. Se é injetada uma quantidade excessiva de agua ou seu tempo de
injegdo nao é controlado, um armadilhagem capilar ocorre e os bancos do 6leo sé&o
quebrados. Se se utiliza uma quantidade inadequada de agua e se aplicam curtos
tempos de injecdo, tanto para o gas como para a agua, se produzem canais de gas e
se apresenta uma relagdo de mobilidade desfavoravel, diminuindo a eficiéncia de
varredura. O espagamento entre os pogos, a presséo de inje¢éo e a permeabilidade
sido chaves para selecionar o WAG como um candidato para a recuperagao
melhorada. (ALADASANI; BAI, 2010).

Existem métodos resultantes de diferentes modificagées do processo de WAG.
Um exemplo é a injegao simultanea de agua e gas (SWAG). Neste processo & injetada
agua na parte superior do reservatério e gas na parte inferior para melhorar a
eficiéncia de varredura. (ALGHARAIB et al., 2007, FAISAL et al., 2009).

O SAG, é outro processo que melhora a inje¢do Unica de gas. Espumas s&ao
injetadas no reservatério. Se injeta uma solugéo de surfactante e depois gas para
melhorar a relacéo de mobilidade e a eficiéncia de varredura, diminuindo a velocidade
do gas e blogueando as zonas de alta permeabilidade. Pode ser aplicado em
carbonatos e arenitos, com 6leos leves e pesados. (LIU et al., 2008).

Alcalis-surfactante-polimeros s&o injetados com CO:2 para melhorar a
inundagéo do processo de WAG. (BEHZADI; TOWLER, 2009).

2.3.2 Injecdo de agua melhorada

Nos Ultimos anos se introduziu o termo de injecéo de 4gua melhorada para
substituir o termo de recuperagao quimica, e incluir nesta categoria outro mecanismo
de recuperagao promissor: a injegéo de agua com baixa salinidade. Se juntaram entao
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tanto os métodos quimicos como a injegdo deste tipo de agua numa s6 categoria, ja
que ambos tém como base a agua. (ALADASANI; BAl, 2010)

2.3.21 Processos quimicos de recuperagao

Os processos quimicos de recuperagdo, de maneira geral, apresentam as
seguintes limitagdes: a eficiéncia da area de varredura da agua injetada deve ser ao
menos de 50%: nao é recomendavel fazer este tipo de recuperagéo em reservatorios
heterogéneos; a concentragao de cloretos na formag&o deve ser menor a 20000 ppm
(2%) (TABER et al., 1996), porém em alguns lugares onde ja foi aplicada este tipo
recuperagdo a concentracéo de cloretos pode ser de 6% até 11%, como no pré-sal
brasileiro. (BELTRAO et al., 2009). A concentragéo de ions divalentes (Ca** e Mg**)
deve ser menor a 500 ppm. Os reservatérios carbonaticos apresentam COs2 [&nion
carbonato], combinado com cationes, tais como Ca?*, Mg?*, Fe?*, Mn?*, e Zn*" em
altas concentracdes (BELTRAO et al., 2009), o qual poderia ser um fator limitante para
a aplicar recuperagdo quimica nestes reservatérios. A agua de formagao pode ter
concentragbes de Ca2* de até 10000 ppm.

Utilizam-se os seguintes quimicos principalmente:

e Polimeros: Sao conhecidos 53 projetos de este tipo. Para uma maior
probabilidade de éxito neste processo, se recomendam umas caracteristicas
especificas para o fluido: gravidade °APl entre 13-42,5 (média 26,5),
viscosidade de 4000-0,4 cp (média 123,2 cp). Enquanto que para as
caracteristicas do reservatério se recomendam as seguintes: uma porosidade
entre 10,4-33% (média 22,5%), uma saturagdo de dleo de 34-82% (média
64%), e ser aplicado preferivelmente em arenitos. Se sugere uma
permeabilidade entre 1,8-5500 mD (média 834,1 mD), a profundidade do
reservatorio deve estar entre 700-9460ft (média 4221,9ft) e sua temperatura
oscilar entre 74-237,2°F (média 167°F). (ALADASANI; BAI, 2010, CADELLE et
al., 1980, DEMIN et al., 1999). A injegao de polimeros consiste em injetar uma
solug&o polimérica ao reservatorio com o objetivo de melhorar a varredura do
6leo prévio ao processo. Quando a permeabilidade da rocha € menor a 50 mD,
o peso molecular da concentragéo polimérica deve ser reduzido. (TABER et al.,
1996). A eficiéncia volumétrica de varredura pode ser melhorada ao aumentar
a viscosidade da injegdo como solugdes poliméricas com agua de mar em
formagdes de arenitos. (NOBOLI et al., 2015).
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Figura 4 — Processo de EOR com polimeros. (PALMA, 2015).

o Alcalis-surfactante-polimero (ASP): Sao conhecidos 13 projetos de este tipo.

Para uma maior probabilidade de éxito neste processo, se recomendam umas
caracteristicas especificas para o fluido: gravidade °API entre 23-34 (média
32,6), viscosidade de 6500-11 cp (média 875,8 cp). Enquanto que para as
caracteristicas do reservatorio se recomendam as seguintes: uma porosidade
entre 26-32% (média 26,6%), uma saturagéo de 6leo de 68-74,8% (média
73,7%), e ser aplicado preferivelmente em arenitos. Se sugere uma
permeabilidade entre 596-1520 mD, a profundidade do reservatorio deve estar
entre 2723-3900ft (média 2984,5ft) e sua temperatura oscilar entre 118-158°F
(média 121,6°F). (ALADASANI; BAI, 2010, CADELLE et al., 1980, DEMIN et
al., 1999).

Surfactante + Polimero.(SP): S&o conhecidos 3 projetos de este tipo. Para uma
maior probabilidade de éxito neste processo, se recomendam umas
caracteristicas especificas para o fluido: gravidade °API entre 22-39 (média 31),
viscosidade de 15,6-3 cp (média 9,3 cp). Enquanto que para as do reservatério
se recomendam as seguintes: uma porosidade entre 16-16,8% (média 16,4%),
uma saturagdo de Oleo de 43,5-53% (média 48%), e ser aplicado
preferiveimente em arenitos. Se sugere uma permeabilidade entre 50-60 mD
(média 55 mD), a profundidade do reservatorio deve estar entre 625-5300 ft
(média 2941,6ft) e sua temperatura oscilar entre 122-155°F (média 138,5 °F).
(ALADASANI; BAI, 2010, CADELLE et al., 1980). De maneira geral, A figura 5
mostra o processo. Este consiste em injetar uma batelada que contem agua,
surfactante e um eletrélito, usualmente um co-solvente (dlcool), seguido de
uma mistura de agua e polimero. Com o surfactante se reduz a tenséo
interfacial e o polimero controla a mobilidade.
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Figura 5 — Processo de EOR com surfactante e polimero. (PALMA, 201 5).

Nestes processos também sdo utilizados os géis poliméricos, os quais
controlam a produgdo excessiva da agua e proporcionam um controle na frente de
injegao. Os géis melhoraram a eficiéncia volumétrica de varredura, favorecem uma
economia no manejo e tratamento da agua produzida, otimizam os custos de
levantamento e incrementam a recuperagdo e a vida produtiva do pogo. (PALMA,
2015). :

2.3.2.1.1 Otimizagao nos processos quimicos de recuperacao

Na atualidade se conhecem diferentes aplicagdes de injegéo de polimeros em
reservatorios heterogéneos e com baixa permeabilidade que foram bem sucedidas,
junto com a perfuracao de pogos infill4. Estes reservatérios eram arenitos com um 6leo
de alta gravidade API. (SILVIA et al., 2007, CHENG et al., 2007). -

Polimeros com alto peso molecular [18-20 daltons] apresentam uma aita
viscosidade em ambientes com salinidades maiores a 170000 ppm. Para altas
concentragdes de célcio, o copolimero pode ser considerado. (CHENG et al., 2007).

A parte hidrofébica associada ao polimero € tolerantes aos sais. (HAN et al.,
2006, WEI et al., 2007). A propriedade visco-elastica dos polimeros pode reduzir a
saturagéo residual do 6leo (LAKATOS et al. 2007).

Os surfactantes visco elasticos causam uma diminuigdo na IFT e uma boa
mobilidade numa ampla faixa de temperatura e presséo,. para reservatorios
carbonaticos e areniticos. (LAKATOS et al. 2007). O custo dos surfactantes sempre €
um inconveniente na aplicagdo de este método num determinado campo. O uso dos
produtos agricolas para gerar surfactantes biolégicos pode ser uma alternativa para
este problema. (JOHNSON et al.; 2007).

4 perfuracio adicional de pogos depois do desenvolvimento primério e secunddario de um campo.
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Os efeitos adversos da injecdo de alcalis foram mitigados usando alcalis
organicos em reservatorios de arenitos. (GANG et al. 2007).

23.2.2 Injecao de agua com baixa salinidade

Na maioria dos projetos offshore, é escolhida a inje¢éo da salmoura para ser
compativel com a salmoura do reservatorio evitando danos a formagéo. No entanto,
pelo menos par reservatorios areniticos, diversos autores tém reportado um aumento
da recuperagéo pela injegéo de agua de baixa salinidade. (DANG et al., 2013).

Verificou-se que a diminuigdo da salinidade da agua melhora o fator de
recuperagdo de injegdo, pela redugdo dos solidos totais dissolvidos (TDS). Uma
alteracéo favorave! da molhabilidade em nticleos de arenitos ocorre quando o TDS da
agua de injegao é reduzido para menos de 6000 ppm. A tensao interfacial foi diminuida
em plugues carbonaticos quando se reduziu o TDS da agua de injecao de 214943
ppm a 52346 ppm. (ALADASANI; BAI, 2010).

A concentragao correta de sal neste tipo de injegéo pode alterar a molhabilidade
de formagdes carbonaticas. (DANG, 2013).

A disponibilidade de agua com baixa salinidade e um fator que limita a aplicagao
de este método. Um incremento da recuperagdo do éleo durante a aplicacao da
injecéo requere uma salinidade 6tima para alterar efetivamente a molhabilidade sem
diminuir a permeabilidade do reservatorio. (ALADASANI; BAI, 2010).

2.3.3 Térmicos

Nos métodos térmicos, a sustentabilidade ou controle da combustao € uma
limitagdo. De maneira geral para estes processos é preferivel que a porosidade do
reservatério seja alta para minimizar as perdidas de calor na matriz da rocha; a
eficiéncia de varredura é pobre em formagdes grossas; a injecao de vapor é limitada
a reservatorios pouco profundos; se deve ter uma espessura maior que 20 ft para
evitar as perdidas em formagdes adjacentes; a inje¢éo de vapor tem um custo alto por
barril incremental. Portanto, ndo é usada preferencialmente para reservatorios
carbonaticos. (TABER et ai., 1996).

Estes processos de podem classificar da seguinte maneira:

e Combustdo: Sao conhecidos 27 projetos de este tipo. Para uma maior
probabilidade de éxito neste processo, se recomendam umas caracteristicas
especificas para o fluido: gravidade °API entre 10-38 (média 23,6), viscosidade
de 2770-1,4 cp (média 504,8 cp). Enquanto que para as caracteristicas do
reservatoério se recomendam as seguintes: uma porosidade entre 14-35%
(média 23,3%), uma saturagdo de oleo de 50-94% (média 67%) pode ser
aplicado tanto para arenitos como para carbonatos (preferivelmente
carbonatos), se sugere uma permeabilidade entre 10-15000 mD (média 1981,5
mD), uma espessura neta maior a 10 ft, a profundidade do reservatério deve
estar entre 400-11300 ft (média 5569,6 ft) e sua temperatura oscilar entre 64.,4-
230°F (média 175,5°F). (ALADASANI; BAI, 2010). O processo de combustao
in situ se baseia na liberagdo de calor no reservatorio. Este método consiste
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em injetar ar ao reservatério e assim queimar uma fragdo do cru presente, para
liberar o calor, de maneira ideal esta porgdo & aproximadamente o 10% e
corresponde a fragao mais pesada e de menor valor comercial. (MOROLES et
al., 2015).

Neste processo se apresentam os seguintes fendmenos: intercambio de
massa, inchamento, transferéncia de energia, arrastre de gases e reagdes
quimicas. O dleo deve ser reativo, e a relagéo de ar combustivel devem estar
em tal proporg&o que permita a ocorréncia da reagao.

Vapor: Sao conhecidos 271 projetos de este tipo. Para uma maior probabilidade
de éxito neste processo, se recomendam umas caracteristicas especificas para
o fluido: gravidade °API entre 8-30 (média 14,5), viscosidade (média 32971,3
cp). Enquanto que para as caracteristicas do reservatoério se recomendam as
seguintes: uma porosidade entre 12-65% (media 32,2%), uma saturagdo de
éleo de 35-90% (média 66%), e ser aplicado em arenito preferivelmente. Se
sugere uma permeabilidade entre 1-15000 mD (média 2605,7 mD), uma
espessura neta maior a 20 ft, a profundidade do reservatério deve estar entre
200-9000 ft (média 1643,6 ft) e sua temperatura oscilar entre 10-350°F (média
105,8°F). (ALADASANI; BAI, 2010, KOTTUNGAL, 2008, CADELLE etal., 1980,
DEMIN et al., 1999). Se injeta vapor saturado a altas temperaturas, este vapor
pode ter diferentes esquemas de injecao. Entre as mais comuns, encontramos
a injegdo ciclica e injegdo continua. Nas seguintes figuras se mostram a
configuragao para cada tipo de injecéo. (MOROLES et al., 2015).

INYECCION REMOIO PRODUCCION

Figura 6 — Injegéo ciclica de vapor. (MOROLES et al., 2015).
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Figura 7 — Injeg&o continua de vapor. (MOROLES et al., 2015).

e Agua quente: Sdo conhecidos 10 projetos de este tipo. Para uma maior
probabilidade de éxito neste processo, se recomendam umas caracteristicas
especificas para o fluido: gravidade °API entre 12-25 (média 18,6), viscosidade
entre 8000-170 cp (média 2002 cp). Enquanto que para as caracteristicas do
reservatorio se recomendam as seguintes: uma porosidade entre 25-37%
(média 31,2%), uma saturagdo de 6leo de 15-85% (media 58,5%), e ser
aplicado em arenitos preferivelmente. Se sugere uma permeabilidade entre
900-6000 mD (média 3346 mD), a profundidade do reservatorio deve estar
entre 500-2950 ft (média 1942 ft) e sua temperatura oscilar entre 75- 135°F
(média 98,5°F). (ALADASANI; BAI, 2010, DEMIN et al., 1999).

2.3.3.1 Otimizag@o nos processos térmicos de recuperagao

Uma combinagéo de inje¢do de 4gua melhorada com os processos térmicos
pode superar as limitagdes da eficiéncia de varredura volumétrica, para reservatorios
de arenitos como 6leo pesado. (ALADASANI; BAI, 2010, ALTUNINA; KUVSHINOV;
STASYEVA, 2006).

Aditivos quimicos s&o incorporados no vapor para melhorar a eficiéncia do
processo e incrementar o fator de recuperag&o em reservatorios com 6leo pesado.
(XIE et al., 2006).

Catalizadores sdo usados para a combustio in situ em rochas carbonaticas
para gerar uma combustéo frontal mais rapida, aumentando a eficiéncia da combustao
e aumentado a temperatura inicial do reservatério. (GARNICA et al., 2007).

Uma combinag&o da injecéo de gas com os processos de recuperagéo quimica
pode ser uma solugdo para superar os problemas gerados por o vapor, melhorando
assim a recuperacéo.

2.3.4 Outros

2.3.41 Microbial Enhanced oil Recovery (MEOR)
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Os micrébios podem ser usados para melhorar a recuperagao do petréleo.
Foram considerados um método atrativo por seu baixo custo e por sua capacidade de
melhorar o deslocamento microscépico e macroscopico. Porém, as incertezas, a
sensibilidades e o tempo de impacto dos agentes biolégicos s&o sempre uma limitacao
neste processo. Microrganismos e nutrientes sao injetados no reservatoério, estes
microrganismos se multiplicam e produzem por meio seu metabolismo produtos como;
polimeros, surfactantes, gases e acidos, melhorando assim o fator de recuperagéo.
(BANAT, 1994).

Se pode incrementar a presséo do reservatério, como resultado da geracgéao de
gas, se produz uma redugdo na viscosidade do dleo, uma modificacdo na
permeabilidade devido aos acidos produzidos, diminui a tensao interfacial devido a
geracdo de biosurfactantes. A maioria dos projetos de MEOR com éxito foram feitos
em reservatérios com temperaturas menores do que 55°C (ALADASANI; BAI, 2010,
LACERDA; PRIIMENKO; PIRES, 2012).

Sao conhecidos 4 projetos de este tipo. Para uma maior probabilidade de éxito
neste processo, se recomendam umas caracteristicas especificas para o fluido:
gravidade °API entre 12-33 (média 26,6), viscosidade entre 8900-1,7 cp (média 2977,5
cp). Enquanto que para as caracteristicas do reservatorio se recomendam as
seguintes: uma porosidade entre 12-26% (média 19%), uma saturacéo de 6leo de 55-
65% (média 60%), e ser aplicado em arenitos preferivelmente. Se sugere uma
permeabilidade entre 180-200 mD (média 190 mD), a profundidade do reservatorio
deve estar entre 1572-3464 ft (média 2445,3 ft) e sua temperatura oscilar entre 86-
90°F (média 88°F) (ALADASANI; BAI, 2010).

2.4. FATORES QUE AFETAM OS PROCESSOS DE RECUPERACAO

Depois da recuperagéo primaria e secundaria, nem todo o 6leo presente no
reservatério é produzido, devido a fatores microscopicos e macroscopicos.

Os fatores microscopicos incluem os diferentes efeitos da tensao interfacial
agua-6leo (IFT) existente, e da interagao rocha-fluido (molhabilidade), os quais
governardo o movimento do petréleo nos poros e nas cavidades. Estes efeitos
ocasionam que uma quantidade deste petréleo néo pode ser expulsa, mesmo que se
apliguem grandes pressdes ao tentar desloca-o. O tamanho de poro da rocha pode
ser tao pequeno como 0,1 um ou menos; portanto néo € surpreendente que a IFT
tenha certa influéncia na mobilizagéo do éleo. A quantidade de 6leo que permanece
no reservatério depois da varredura & conhecida como saturagao residual, expressa
como Sor. (ALADASANI; BAI, 2010).

Os fatores macroscopicos estéo relacionados com a variagéo das propriedades
nas camadas da formagdo, como por exemplo a permeabilidade. Devido a esta
variagdo na recuperagdo secundaria, o fluido de deslocamento flui nas zonas de alta
permeabilidade, mas nao desloca ou varre o 6leo das zonas de baixa permeabilidade.
Inclusive em reservatérios uniformemente permeaveis, o deslocamento uniforme €
prejudicado quando o fluido de deslocamento € menos viscoso do que o 6leo, uma
situagdo conhecida como: relagéo de mobilidade adversa. No lugar, o fluido menos
viscoso penetra no 6leo, uma caracteristica chamada de dedos viscosos (viscous
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fingering). Outra razdo importante que explica porque uma parte do petréleo ndo €
‘varrida é forga capilar negativa em formagoes molhaveis por dleo. Esta forca que
impede a imbibigdo de agua nos espagos porosos da rocha reservatério,
- frequentemente ocorre em reservatoérios carbonaticos, onde mais do 80% séao
molhados por 6leo. (ALADASANI; BAI, 2010).

Outros fatores tais como, o tipo de porosidade, as forgas presentes no
reservatério, o numero capilar, a relagdo de mobilidades, a saturagéo de agua, a
saturacéo de 6leo, o efeito da litologia das rochas, a eficiéncia volumétrica, a eficiéncia
de deslocamento, a heterogeneidade areal, permeabilidade anisotrpica, e os padroes
de pogos, também ocasionam que a agua nao possa varrer completamente o 6leo do
 reservatério. O 6leo que nao é varrido pela dgua é chamado 6leo remanente, e sua
correspondente saturacéo é chamada saturagdo remanente Sr. A recuperagéo do
petréleo é a multiplicagdo da eficiéncia de deslocamento (Ep) e a eficiéncia de
varredura (Es). Os métodos de EOR se centram em incrementar a eficiéncia de
deslocamento, reduzindo a saturagdo de petréleo residual em regides que ja foram
varridas ou em incrementar a eficiéncia de varredura, deslocando o petroleo
remanente das regides nao varridas. A saturagéo residual é fungéo do nimero capilar.
O éleo nas regides nao varridas pode ser recuperado aumentando a viscosidade do
fluido de deslocamento, reduzindo a viscosidade do 6leo, modificando permeabilidade
elou alterando a molhabilidade. (ALADASANI; BAI, 2010).

2.4.1 Porosidade

Os graos de arenitos e as particulas de materiais carbonaticos, que constituem
os reservatérios de arenitos e carbonatos, usualmente nunca se depositam
- perfeitamente juntos devido ao alto grau de irregularidade em sua forma. O espaco
criado entre os gréos ou as particulas é chamado espago poroso e € ocupado por
diferentes fluidos. A porosidade se define como a relagéo entre o volume poroso € o
volume total da rocha. Segundo Hook (2003, p. 205) “ A porosidade € definida como
a relagdo entre o volume dos vazios (espagos entre os graos) da rocha e o volume
total (o volume dos espagos mais 0s gréos) da rocha”.

Segundo (HOOK, 2003, p. 206) matematicamente se define como:

o=2_ % 100
V, V,+V

Donde:

@ = Porosidade

V, = Volume total da rocha reservatério (ft>)
V, = Volume poroso (ft*)

V, = volume dos grios (ft*)

Para gréos esféricos uniformes se tém 5 arranjos que caracterizam a maneira
em que estes podem estar na rocha. Cada um como um valor tedrico de porosidade.
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Estes arranjos sdo conhecidos como: cubico simples, ortorrémbico, tetragonal
esfenoidal, romboédrico, cubico de face centrado (HOOK, 2003).

Por exemplo, a figura 8 mostra um empacotamento cubico de esferas uniformes
de raio r e uma cela unitaria. E o arranjo de minima compactagéo e, portanto, de
méxima porosidade. Os eixos entre as esferas formam entre si angulos de 90 graus.

Figura 8 - Paquete cubico de esferas uniformes. (HOOK, 2003)
A cela unitaria € um cubo com lados iguales a 2r, e volume total 8r3.
V, = (2r)3 = 8r3

Dentro da cela unitaria se tém 8 esferas, em outras palavras para uma Unica
esfera equivalente ao gréo da rocha o volume é:
4

Vg-:'?:ﬂ'T

Entao o volume poroso esta dado por:

3

3 4 3
Vo=V -V, =8r ——3-1tr

Pelo anterior a porosidade esta dada por:

8r3 — %5111‘3
8r3

Para este arranjo a porosidade ¢é independente ao tamanho de grao.

= =1-2-0476
r -1-%=0,

Em rochas reais havera o tamanho das particulas mudaram e as formas dos
graos e sua angularidade nao seréo constantes. Quando isto ocorre os graos menores
podem obstruir o espago poroso entre os gréos mais grandes, reduzindo a porosidade
como se mostra na figura 9. (HOOK, 2003). '
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Figura 9 — Efeito da variag&o do tamanho de gréo no volume poroso (HOOK, 2003)

Consequentemente, em rochas reais, o arranjo dos graos diferira

consideravelmente dos casos ideais mencionados acima.

Segundo (HOOK, 2003) Entre os fatores que afetam a porosidade podemos
encontrar:

Uniformidade do tamanho do grio: estad determinada pelo arranjo dos gréos
durante a sedimentacdo. Quanto maior o didmetro de gréo maior didmetro de
poro.

Forma dos graos: a rocha pode ter graos redondos e néo redondos. Se tem
uma melhor porosidade quando os grdos s&o redondos. As mudangas nos
gréos de devem a processos de compactagéo e diagénese.

Regime de deposigao: esferas com diferentes arranjos apresentam diferentes
porosidades. Conforme j& mencionado, se tém empacotamentos cubicos
simples, ortorrémbico, tetragonal esfenoidal, romboédrico e cubico de face
centrada.

Compactagdo mecanica: redugdo do volume total dos sedimentos como
resultado dos esforcos causados pela causa de sedimentos suprajacentes.
Compactagdo quimica: inclui a redugéo do volume devido a reagdes durante a
diagénese.

Cementagao: o tamanho, a forma e continuidade dos canais também se afeitam
devido a deposicdo de quartzo, calcita, e dolomita combinac6es destas.

A seguinte tabela apresenta os diferentes tipos de porosidade:
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Tabela 1 — Tipos de porosidades.

Tipos de porosidade

Segundo a conexdo Segundo

a Segundo a classificagdo  da

dos poros da rocha a classificagdo geoldgica engenharia a porosidade pode ser:

porosidade pode ser:

Interconectada:
Poros
conectados por
varios lados

Isolada: poros
isolados

a porosidade pode ser:

Original: ou
primaria. Aquela
desenvolvida
durante a
deposicdo  dos
sedimentos. Por
exemplo
porosidade
intergranular.

induzida: ou
secundaria.
Aquela que é
desenvolvida por
alguns processos
geolégicos
depois da
deposicéo dos
sedimentos. Por
exemplo, fratura
e dissolucao.

Efetiva: constituem os poros
interconectados. Por definigao
esta porosidade deve ser menor
que a porosidade absoluta.

__ Espacos porosos interconectados
Be = 7

Absoluta: constituem a suma
dos poros interconectados e
isolados

__ Espacos porosos totales darocha
Be = T

(HOOK, 2003)

Figura 10 — Tipos de porosidades encontradas em reservatorios de areias. (TIAP;

DONALDSON, 2004).

Na avaliagao de reservatorios, & necessario se definir o volume poroso para
definir as reservas e dimensionar a quantidade de 6leo, gés e agua. Este volume inclui
os espagos conectados onde os hidrocarbonetos podem fluir e ser produzidos. Os
processos de diagénese ou a morfologia dos graos causam que alguns espacos
porosos estejam desconectados. Estes poros ndo acumulam hidrocarbonetos no
reservatério. Os espagos porosos equivalem a porosidade efetiva. (HOOK, 2003).
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Para a maioria de reservatérios, particularmente para os arenitos, a diferenca
entre a porosidade efetiva e absoluta é pequena. Porém, em algumas formacoes,
como as que tém quantidades significativas de dolomitas, minerais carbonaticos,
como os carbonatos a diferencga pode ser grande. (HOOK, 2003).

A seguinte tabela mostra os valores tipicos de porosidade para cada rocha
sedimentaria:

Tabela 2 - valores tipicos de porosidade para cada rocha sedimentaria.

Tipo de rocha Valor
Arenitica 10 a 40%
Carbonatos e dolomitas 5a25%
Argilas 20 a 25%

(HOOK, 2003)
De acordo com os valores de porosidade a podemos classificar como:

Tabela 3 — Classificagéo da porosidade de acordo a seu valor

Porosidade Valor
Depreciavel <5%
Baixa 5<X<10%
Boa 10<X<20%
Muito boa >20%

(HOOK, 2003)
2.4.2 Permeabilidade

Além de serem porosas, as rochas reservatérios devem permitir o fluxo de
fluidos [Hidrocarbonetos], através dos poros interconectados. A permeabilidade € a
capacidade que tem a rocha de permitir que isto ocorra. Rochas néo porosas nao tem
permeabilidade. A permeabilidade da rocha depende da porosidade efetiva, o tipo de
argila ou material de cimentag&o entre os gréos também a afeita, especialmente si se
tem agua fresca presente. Algumas argilas, especialmente as bentonitas e
montmorillonita, se incham na presenga de agua e tendem a tapar completamente os
espagos porosos da rocha. (TIAP; DONALDSON, 2004).

no unconnected connected
poeSpacks POFE SPaCEs pore spaces

nON-poroLS
non-permeable  non-permeable

Figura 11 — Espagos n&o porosos e rocha ndo permeavel; espagos n&o conectados e
rocha n&o permeavel; poros interconectados e rocha permeavel. (TIAP; DONALDSON, 2004)
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O engenheiro francés Henry Darcy desenvolveu uma equagéo de fluxo, a qual
& uma ferramenta chave para os engenheiros de petréleo hoje em dia. Permite estimar
a permeabilidade, e esta dada por:

_ kAP, - F,)
= "
Onde:

q = tasa de fluxo (ESE)

k = permeabilidade da rocha porosa (Darcy ou 0,986923um?)
A = Area trasversal (cm?)

u = Viscosidade dos fluidos (cP)

L = longitud (cm)

P, = pressio entrada (psig)

P, = pressio de salida (psig)

A equacéo de Darcy se cumpre se: existe um fluxo estavel; laminar; a rocha se
encontra saturada unicamente por um fluido; se este fluido ndo reage com a rocha e;
a rocha € homogénea e isotropica. (MUSTAPHA; LANGAVANT; GIDDINS, 2015).

Um Darcy indica uma permeabilidade relativamente alta. A maioria de
reservatorios petroleiros tém uma permeabilidade menor, portanto é usada uma
unidade menor, o mili-darcy (mD), o qual & mais comum na industria do 6leo e gas.
(TIAP; DONALDSON, 2004).

A permeabilidade, k, da equagéo anterior € chamada permeabilidade absoluta.
E a permeabilidade da rocha quando est4 saturada 100% com um sé6 fluido, como
agua, gas e 6leo. Quando na rocha esta presente mais de um fluido a permeabilidade
se chama permeabilidade efetiva (ko, ko, € kw, permeabilidade efetiva do 6leo, gas, e
agua respetivamente). Os fluidos do reservatorio interferem uns com outros durante
seu movimento através dos canais porosos da rocha; consequentemente a soma das
permeabilidades efetivas de todas as fases sera sempre menor que a permeabilidade
absoluta. (TIAP; DONALDSON, 2004).

Quando se tem mais de um fluido na rocha, a relagao da permeabilidade efetiva
de umas das fases e a permeabilidade absoluta da rocha & conhecida como
permeabilidade relativa (kr) de essas fases. Por exemplo, as permeabilidades relativas
do 6leo, gas e 4gua estdo dadas respetivamente pelas seguintes equagdes; kro=ko/kK,
krg=Kg/K, kw=kw/k. (TIAP; DONALDSON, 2004, tradugé&o nossa).

Segundo sua origem a permeabilidade pode ser primaria ou secundaria, a
-permeabilidade primaria é gerada ao mesmo tempo em que rocha se formou. A
permeabilidade secundéria é o resultado da alteracéo de a permeabilidade pelos
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diferentes processos posteriores a sua formagéo. (Dissolugéo, faturamento, etc.).
(TIAP; DONALDSON, 2004).

Se a rocha é composta por graos grandes e planos dispostos de maneira
horizontal, sua permeabilidade horizontal (kn) sera alta, enquanto a permeabilidade
vertical (kv) ndo tera um valor representativo. Se a rocha esta composta de gréaos
grandes e redondos, a permeabilidade em geral sera alta e igual em ambas diregoes.
A permeabilidade das rochas reservatério € geralmente baixa, especialmente em
diregao vertical. Reservatérios como permeabilidades direcionais s&o chamados
anisotrépicos. A anisotropia tem um grande efeito nas caracteristicas de fluxo dos
fluidos da rocha. (TIAP; DONALDSON, 2004).

As fraturas e solugées também afeitam a permeabilidade. Em arenitos, as
fraturas ndo s&o uma causa importante da permeabilidade secundaria, exceto onde
os arenitos estdo em contato com shales, carbonatos e dolomitas. Em carbonatos, a
solugdes de minerais passam através dos poros primarios, fissuras e fraturas
incrementando a permeabilidade de estas rochas. (TIAP; DONALDSON, 2004).

Segundo sua magnitude, a permeabilidade pode ser classificada da seguinte
maneira:

Tabela 4 — Classificacédo da permeabilidade segundo sua magnitude

Permeabilidade (mD) Classificacao
<1 Muito baixa
1-10 Baixa

10-50 Ma

50-200 Intermedia
200-500 Boa

>500 Excelente

(TIAP: DONALDSON, 2004)

Na seguinte tabela se mostram os valores tipos de permeabilidade segundo a
litologia: '

Tabela 5 — Valores tipicos da permeabilidade segundo a litologia

Litologia k (cm?) "k (md)

Grava 101 -10? 1000 — 10000
Areia grossa 103 100

Areia média 103 - 104 - 10-100
Areia fina — carbonatos 104-10°% 1-10

Areia limosa 105 -107 0,01 -1
Argila limosa 107 -10° 0,0001 - 0,1
Argila <10° <0,0001

(TIAP; DONALDSON, 2004)
2.3.2.1 Curvas de permeabilidade relativa

As curvas de permeabilidade relativa representam a taxa de produgédo e
recuperac&o de hidrocarbonetos e ajudam a compreender, prognosticar e controlar a
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producdo. Portanto, é de suma importancia que os.dados sejam o0s mais
representativos possivel. O espago poroso do reservatorio esta geralmente ocupado
por dois fluidos (6leo e dgua) ou com trés fluidos (6leo, agua e gas). O fluxo de liquido
com respeito a outros fluidos € tratado pelo conceito de permeabilidade relativa.
(Informagao verbal)®.

Os dados de permeabilidade relativa s&o tipicamente mostrados em forma de
curvas. Num sistema agua - petréleo, a permeabilidade do 6leo é maxima, e muito
préxima a 1, quando a saturagéo do éleo é maxima (70-80%), e é minima, quando a
permeabilidade da agua se faz maxima (baixa saturagao do 6leo). (DONATO, 2007).

Na figura 12 se mostram curvas tipicas de permeabilidade relativa. Kro (Swir)
representa a permeabilidade relativa do petroleo a saturagao de agua residual: nesse
momento a permeabilidade do petréleo € maxima. Kw (Sor) representa a
permeabilidade relativa da agua a saturagéo de odleo residual: nesse momento a
permeabilidade relativa da agua é maxima. Swir€ a saturagdo de agua irreduzivel a
um valor de saturag&o igual 0 menor a este a agua no flui. Sor€ .a saturagao residual
de 6leo. Num valor de saturagdo igual o menor a este, o petrbleo n&o pode ser
deslocado. (DONATO, 2007). '

A tabela 6 mostra algumas caracteristicas das curvas de permeabilidade
relativa dependendo a molhabilidade presente no reservatorio. -

1.0 1.0

_5 Kro(Swir) é
g 0877 Q‘ -—0.8 3
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S 04— —Hoa
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A7} [

~
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Sw, Fraction

Figura 12 — Curvas tipicas de permeabilidade relativa. (PALMA, 2015)

5 Informac3o fornecida por Feliz Arenas na conferé&ncia anual de petrofisicas, universidade industrial de
Santander, 2014
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Tabela 6 — Caracteristicas das curvas de permeabilidade relativa dependendo a
molhabilidade no reservatério.

Molhado por agua Molhado por 6leo
krw = Kro (Sw) >50 <50
Swir (% Vp) >20-25 <15 usualmente 10
Sor (%Vp) <50 30-35
Krw (Sor) <0,3 0,5-1

(TIAP; DONALDSON, 2004)
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Figura 13 — Reservatorio mothado por 6leo (PALMA, 2015)
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Figura 14 — Reservatorio molhado por agua (PALMA, 2015)
2.4.3 Forgas presentes no reservatorio

No reservatério existem principaimente trés forgas: as forgas gravitacionais,
viscosas e capilares. Estas forcas sdo um balango entre os fluidos e o reservatorio e,
cada uma depende de diferentes fatores.

A forca gravitacional depende da gravidade. Deve-se levar em consideragao,
no momento de escolher a configuragio do pogo, por exemplo, se este sera vertical
ou horizontal (a forca gravitacional estara a favor dos pogos horizontais). As forcas
viscosas estio relacionadas com a diferenga de densidades dos fluidos presentes no
reservatorio. Sao forgas mais a favor da produgéo de 6leos leves do que da produgao
de 6leos pesados (maior viscosidade, menor mobilidade). (ESCOBAR, 2004).

Qualquer fluido que viaje através dos poros da rocha, n&o estara sozinho. Por
exemplo, enquanto o 6leo se desloca entre os poros, pode encontrar no caminho agua
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ou gas; entre eles sempre haverd uma competicao de quem sai primeiro. Essa
competicéo esta regida pelas forgas capilares. (ESCOBAR, 2004; HAAN, 1959).

2431 Forcas capilares

As forgas capilares no reservatério resultam do efeito combinado das tensdes
superficiais, das tensdes interfaciais, do tamanho e a forma dos poros e das
propriedades umectativas da rocha. (SHAPIRO; STENBY; 1996).

Estas forcas impedem que o petréleo se desloque através das partes molhadas
por 4gua, tais como as gargantas de poro. (HAAN, 1959).

A reducdo destas forcas pode aumentar a recuperagao. A maioria dos
reservatérios eram molhados por dgua antes que se acumulara o petréleo. O petréleo
gue migra a formagao deve superar as forgas de molhabilidade da rocha para poder
ingressar nos poros. Esta resisténcia corresponde a pressao capilar de entrada da
rocha, que corresponde a diferenga de pressoes entre a fase de agua e a fase do
petréleo, necessaria para superar as forgas de molhabilidade nas aberturas pequenas.
A pressdo capilar de entrada é inversamente proporcional ao raio de abertura, ou
garganta de poro, através da qual deve passar o petroleo. (SHAPIRO; STENBY;
1996).

2.4.3.1.1 Tenséo superficial e interfacial

A interfase que separa a duas fases € uma regido com solubilidade limitada,
que escassamente tem uma espessura de umas poucas moléculas. Se pode
visualizar como uma barreira que se forma devido as forcas atrativas entre as
moléculas da mesma fase que s&o muito maiores que aquelas que existem em duas
fases diferentes. A tensao superficial € uma propriedade termodinamica fundamental
da interfase. Se define como a energia disponivel para incrementar a area da interfase
numa unidade. Quando os fluidos estdo em contato, as moléculas ao redor & interfase
se atraem desigualmente por suas vizinhas porque umas s&o maiores que outras. Isto
origina uma energia de superficie chamada tens&o interfacial. (ESCOBAR, 2004).

A tensdo interfacial, o, € a tensédo que existe entre a interfase de dois fiuidos
imisciveis. E uma medida indireta da solubilidade. A medida que a tens&o interfacial €
mais baixa, as duas fases se aproximam mais a miscibilidade. Se os fluidos sdo um
liquido e seu vapor, entdo se aplica o termo de tensao superficial. (ESCOBAR, 2004).

A tensao interfacial tem um papel importante na recuperagéo' EOR, ja que se
este parametro nao fosse considerado, ent&o existira um tnico fluido saturando o
meio, o qual, fiui mais facilmente. (ESCOBAR, 2004).

Em geral, a tenséao superficial diminui com a temperatura, jé due as forgas de
coesdo diminuem com a agitagéo térmica. (ESCOBAR, 2004).

2.4.3.1.2 Molhabilidade

E a tendéncia de um fluido em presenga de outro fluido imiscivel com ele a
estender-se o aderir-se a uma superficie solida. Os compostos polares organicos no




35

dleo reagem com a superficie da rocha convertendo-a em molhavel ao odleo.
(ABDALLAH et al., 2007, ESCOBAR, 2004).

Em outras palavras, a molhabilidade € a tendéncia de um fluido a aderir-se a
rocha, na presenga de outros fluidos imisciveis. Esta propriedade é o principal fator
na localizagao, fluxo e distribuigéo dos fluidos no reservatorio. O fluido molhante tende
a rodear a superficie da rocha, enquanto ao nao molhante se resiste ao contato com
a rocha. (HIRASAKI, 1991). '

Quando dois fluidos imisciveis estdo em contato, o angulo formado por eles se
chama 4angulo de contato. Este angulo é uma medida indireta de molhabilidade, se é
maior a 90° o sistema é molhado por 4gua, se &, maior a 90° se tem um sistema
molhado por éleo. (ESCOBAR, 2004).

Devido & variagdo do contetido mineralégico do meio poroso e a deposi¢éo de
compostos organicos provenientes do 6leo, havera zonas de diferente molhabilidade
numa rocha. [Molhabilidade mista]. (ABDALLAH et al., 2007, HIRASAKI, 1991.).

A molhabilidade tem influéncia sobre a pressao capilar e a permeabilidade
relativa. E importante ter uma ideia do tipo de molhabilidade pois afeta os mecanismos
basicos de fluxo de fluido e a forma como se deslocam no reservatério. (ABDALLAH
et al., 2007).

2.4.3.1.3 Pressao capilar

A pressao capilar é a diferencia das pressdes dos fluidos da fase molhante e a
fase nao molhante. Em um sistema poroso, se observa que as forgas ocasionadas
pela molhabilidade preferencial do meio com um dos fluidos se estende sobre toda a
interfase, causando diferencias de pressédo quantificaveis entre os dois fluidos através
da interfase. (ESCOBAR, 2004).

O conceito de pressao capilar como caracteristica de uma rocha porosa resulta
da representagédo de fenébmenos capilares em tubos de diametro pequeno (capilares).
A interfase de um sistema petréleo-agua num tubo de didmetro grande é plana, porque
as forcas nas paredes do tubo se distribuem sobre um perimetro grande e né&o
penetram no interior. Portanto, as pressdes dos fluidos nas interfases séo iguais. Os
poros da rocha s&o analogos aos tubos capilares. Em diametros pequenos, as forcas
induzidas pela preferéncia umectavel do solido por um dos fluidos se estende sobre
toda a interfase, causando diferenciais de press&o entre os dois fluidos através da
interfase (BROWN, 1951).

A presséo capilar controla que governa a distribuicac de fluidos no reservatorio,
vai depender do tamanho, geometria e caracteristicas do sistema molhante. (BROWN,
1951). '

24.3.2 Forgas viscosas

No meio poroso existem forgas que se opéem ao movimento dos fluidos, estas
forgas inerentes tanto aos fluidos como ao meio poroso se denominam viscosas ou
de viscosidade.
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O petréleo fica retido porque as forgas viscosas ou de deslocamento
gravitacional, presentes dentro do espago poroso, s&o insuficientes para superar as
forcas capilares. (GOUDARZI; MOHAMMADMORADI; KANTZAS, 2016).

2433 Forgas gravitacionais

Devido a existéncia de fluidos imisciveis num meio poroso, a forca de empuxe
que exerce uma das fases & particula estudada se encontrara em fungdo da
densidade. Entso, um fluido que se encontre em contato com uma fase de densidade
diferente e maior, recebera um empuxe positivo para cima, de magnitude igual ao
peso do volume que consiga deslocar. Enquanto isto ocorre, ao encontrar-se 0s
fluidos sob efeitos de um campo gravitacional, a forca de gravidade se opora ao
movimento com uma magnitude igual ao peso do fluido que se desloca e em direcéo
ao centro do campo. A agéo combinada destas forgas leva ao meio poroso, com
condicbes de permeabilidade propicias, uma reacomodardo das fases fluidas
(GOUDARZI; MOHAMMADMORADI; KANTZAS, 2016).

2434 Comparagéo das forgas presentes no reservatorio

As forgas capilares podem manter o petréleo preso no espago Poroso.
Tipicamente, estas for¢as sdo superadas pelas forcas viscosas ou pela forga de
gravidade. Para comparar estas forgas se utilizam dois nimeros adimensionais. O
numero capilar e o nimero de Bond. (SHEFFIELD, 1969).

Quando o ntiimero capilar ¢ alto, predominam as forgas viscosas e 0 petréleo
remanescente pode ser deslocar. Isto também é aplicavel num deslocamento
dominado pela atragéo gravitacional, onde o nimero de Bond, precisa ser alto para
superar a armadilha capilar (SHEFFIELD, 1969).

Fuerzas gravitacionales
3 ﬂ Apr = diferencia de densidad agua/petrGlen
Fusrzas vischsas g = sesleracion de la gravedad
v = velovikdsd de la salmuera L = longitud caracteristica {tamaiio del
B = viscosidad de ja salmuera gl6bulo de petréleo)
z
y Vi _ Apgl
NGmero capiiar Nﬁ,= ————— tdarmen de Boad: .Mhz ———————
Sy COS G Iy ©O5 &

Pusrme capllares
S gy = tension interfacial agua/petrdleo
8 = angulo de contacto

Figura 15 — Relag&o entre as forgas capilares, gravitacionais e viscosas. (ABDALLAH et al.,
2007).

2.4.4 Numero capilar
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Como ja foi mencionado anteriormente, o nimero capilar € a relagéo entre as
forcas viscosas e as forgas capilares.

Alguns dados reportados na literatura mostram que a porcentagem de
recuperacio do petréleo num meio poroso, é essencialmente nulo quando o nimero
capilar é inferior a 10 e cerca a um 100% quando o ndmero capilar € superior a 103
(FULCHER; ERTEKIN; STAHL, 1985).

Tipicamente o nimero capilar para a inje¢do de agua € menor que 10,
usualmente que 107. (ALADASANI; BAI, 2010).

Se este niimero esta entre 103 e 10 os processos EOR Suelen ser efetivos.
(ALADASANI; BAI, 2010).

O numero capilar pode ser reduzido significativamente diminuindo a IFT ou
alterando a molhabilidade da rocha, (preferivelmente molhada por adgua). Embora o
namero capilar pode ser reduzido incrementando a forgas viscosas, o gradiente de
fratura do reservatério e as quedas de pressdo nos pogos séo fatores limitantes.
(ABEYSINGHE; FJELDE; LOHNE, 2012).

2.4.5 Relagdo de mobilidades

Segundo (ESCOBAR, 2004) a mobilidade € uma relagéo existente entre a
permeabilidade efetiva e a viscosidade de um fluido.

Donde:

As = mobilidade de um fluido

ks = permeabilidade efetiva de um fluido
Wr = viscosidade de um fluido

Num processo de fluxo multifasico, existe relagdo entre as mobilidades dos
fluidos, conhecidos como relagéo de mobilidades, M, normalmente expressada como
a relagéo entre o fluido de deslocamento sobre o fluido deslocado. (ESCOBAR, 2004).

Aw _ kwho
Ao Kobw

M=

Donde:

M = relagdo de mobilidades

Ay = mobilidade da agua

A, = mobilidade do 6leo

k,, = permeabilidade efetiva da dgua

u, = viscosidade do 6leo
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k, = permeabilidade efetiva do 6leo
W, = viscosidade da dgua

Se M<1, significa que o éleo se move mais faciimente que a agua, se M=1,
significa que ambos fluidos tém igual mobilidade e se M>1, significa que a agua é mais
mével com relagéo ao 6leo. (ESCOBAR, 2004).

Segundo (ESCOBAR, 2004), para um reservatério molhavel a agua a relagao
de mobilidades esta dada por:

1
My = § Ho

Segundo (ESCOBAR, 2004), para um reservatoério molhavel ao dleo a relagéo
de mobilidades esta dada por:

1
My, = 2 o
2.4.6 Saturagdo dos fluidos

A saturacéo é uma estimativa da quantidade de fluido presente numa fragéo de
volume poroso.

Segundo (TIAP; DONALDSON, 2004), € expressa como a fracdo ou a
porcentagem, do volume poroso total ocupado por o petrdleo, o gas ou a agua. A
saturacéo de 6leo se pode calcular da seguinte maneira:

Volume de 6leo na rocha,V,
Volume poroso total da rocha,V,

0=

As saturagdes de agua e gés podem ser calculadas da mesma forma. A soma
das saturagdes é igual a um. ‘

Num reservatério podemos encontrar diferentes saturagcbes de agua
dependendo de sua etapa produtiva. A saturagéo de agua inicial € aquela que se
encontra ao inicio de qualquer processo, a saturagdo de agua conata é a agua
depositada inicialmente no reservatério, a saturagao de agua critica indica que por
debaixo deste valor ndo se produze agua e a saturagéo de agua maxima € o maior
valor de saturagéo que se poderé ter num processo. (TIAP; DONALDSON, 2004).

Num reservatério podemos encontrar diferentes saturagdes de odleo
dependendo de sua etapa produtiva. A saturagéo de 6leo inicial € a quantidade do
6leo presente ao inicio do processo; a saturagéo de 6leo remanente € a guantidade
de dleo que ainda permanece no reservatério, durante um- intervalo de tempo
determinado e; saturagéo residual é o 6leo que permanece uma vez que se extraiu
todo o 6leo mével. (TIAP; DONALDSON, 2004).

2.4.7 Heterogeneidade

A heterogeneidade de um reservatério pode ser definida como a variagéo das
propriedades do reservatério em fungdo do espago, percebida numa escala mais
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-amplia que a anisotropia. (MATULA, 1969, ARYA et al., 1988, TIAP; DONALDSON,
2004).

As propriedades podem inciuir permeabilidade, porosidade, espessura,
saturagao, falas, fraturas, etc. Para uma descri¢&o apropriada de um reservatorio, €
necessario prever a variagdo destas como fungéo de localizagbes espaciais. (TIAP;
DONALDSON, 2004).

As variagdes nas rochas vdo desde o nivel de poro ao nivel do campo. As
propriedades petrofisicas sdo entendidas de uma melhor maneira usando escalas de
heterogeneidade. A analise de heterogeneidade pode ser feita ao nivel microscépico,
macroscopico, mesoscopico, megascopico e gigascopico. (MATULA, 1969, ARYA et
al., 1988, TIAP; DONALDSON, 2004).

A heterogeneidade microscopica estuda a variagdo nos fatores que afetam a
porosidade e a permeabilidade, como a forma e tamanho dos gréos, a forma e
tamanho de poro, a obstrug&o causada por alguns gréos aos poros, a consolidagao
da rocha, e a presenca de argila nas gargantas de poro. A heterogeneidade
macroscopica esta baseada em analises de nlcleos e em medidas de laboratério da
porosidade, permeabilidade, saturagéo de fluidos, presséo capilar, € molhabilidade.
(TIAP; DONALDSON, 2004, ARYA et al.,1988).

A heterogeneidade mesoscdpica é definida por registros de pogos. Estes
registros s&o usados para: estabelecer correlagdes e compatibilidade entre as
medicbes de diferentes parametros; integrar as medi¢des de fundo de pogo com os
dados obtidos em analises de ntcleos e pesquisas geofisicas; relacionar e integrar
interpretagdes petrofisicas, de mecanica de rochas, informagdes da sedimentologia,
estratigrafia e estruturais; além de contemplar diferentes parametros do reservatorio,
tais como a porosidade, a permeabilidade, a espessura, a profundidade da formagéo,
saturacdo dos fluidos e o contato de eles. (TIAP; DONALDSON, 2004, ARYA et
al.,1988). -

A heterogeneidade megascopica representa os padroes de fluxo no
reservatorio, usualmente pesquisados através de programas de simulag&o. Aqui se
determina a variagdo das propriedades de um pogo com relagédo a outro poco,
determinando descontinuidades laterais ou nos estratos, contato entre os fluidos do
reservatorio, permeabilidades horizontais e verticais e compartimentalizagao.
Finalmente a heterogeneidade gigascépica define os limites do reservatério o qual €
feito por interpretagdes sismicas das estruturas e os estratos junto com mapeamentos
da superficie. (TIAP; DONALDSON, 2004, ARYA et al.,1988).

A heterogeneidade & o atributo mais dificil de quantificar, na figura 16 se
observa que esta tem um grande efeito sobre os processos de injegéo. As
propriedades do reservatorio podem variar téo horizontal como verticaimente, sendo
a mudanga de permeabilidade a mais drastica. (ARYA et al.,1988).
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Figura 16 — Efeito de uma heterogeneidade baixa e alta hum processo de injecdo de CO..
(PALMA, 2015)

A variagdo na continuidade e conectividade é o fator mais importante que
controla os processos de deslocamento. (MATULA, 1969).

Quanto mais se conhece o reservatério, mais se entende sobre sua
heterogeneidade. A heterogeneidade é proporcional a quantidade de tempo, esforco,
e dinheiro gastado. Esta tem um maior impacto sobre os riscos e dUvidas relacionadas
com: a estimativa de 6leo no local, a eficiéncia de recuperagéo, a produtividade do
poco e o desenvolvimento do reservatério. (MATULA, 1969).

2.4.8 Efeito da litologia das rochas

A litologia da rocha é um fator que limita a aplicabilidade de um determinado
método de recuperacdo avangada num reservatério. Nem todos os métodos que se
aplicam em reservatorios de arenitos podem ser aplicados em carbonatos. (TABER et
al., 1996).

Segundo (MANRIQUE, 2010), a maioria dos projetos EOR séo desenvolvidos
em arenitos, baseado numa base de dados de 1507 projetos EOR de todo o mundo,
recopilados por ele mesmo, na ultima década. A figura 17 mostra os processos EOR
desenvolvidos para cada tipo de litologia. -
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Sandstong Carbonate Other

Figura 17 — Projetos EOR desenvolvidos segundo o tipo de litologia (Diagrama
baseado em 1507 projetos internacionais). (MANRIQUE et al. 2010)

A figura 17, deixa claro que os métodos quimicos e térmicos sao aplicados com
maior frequéncia em reservatérios de arenitos, comparado com outras litologias tais
como carbonatos e formagdes turbiditicas.

A figura 18, mostra que a aplicagéo dos métodos de recuperagao quimica em
arenitos, nos Estados Unidos, teve uma diminuigao constante desde os anos 80 até o
2005. (MANRIQUE et al., 2010). O desenvolvimento de estes métodos ainda nédo é
prioridade para as empresas operadoras (MORITIS, 1990, 1998, 2000, 2008) por
fatores econdémicos. Porém, atualmente estes processos sdo aplicados em paises
como Estados unidos, China, india, Indonésia, Brasil, Argentina, Canada e Alemanha.
(ONYEKONWU; AKARANTA, 2016).
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Figura 18 — Tendéncia na aplicagéo dos processos quimicos nos Estados Unidos até
0 2008. (MANRIQUE et al., 2010)

Os arenitos tém um potencial maior de implementagdo com relagéo aos
projetos EOR. Isto se deve ao fato de que a maioria de tecnologias sdo provadas em
escala piloto e comercial nesta litologia. Adicionalmente em alguns campos deste tipo,
se avaliaram de maneira exitosa diferentes tecnologias de EOR em escala piloto,
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demostrando a aplicabilidade técnica de diferentes métodos no mesmo campo.
(MANRIQUE, 2010).

Os reservatérios carbonaticos, usuaimente, tém baixa porosidade e podem ser
fraturados. Estas duas caracteristicas junto com o tipo de molhabilidade que
apresentam (mista, com maior frequéncia), diminuem as taxas de recuperagéao do
6leo, se compara com as de reservatérios de arenitos. Quando séo consideradas
estratégias EOR neste tipo de litologia, um pardmetro importante a avaliar séo as
fraturas. Se deve ter em conta que o fluido injetado provavelmente fluira através da
rede de fraturas e nao contatara o petrleo na matriz da rocha. Em geral, os
carbonatos sdo rochas mais reativas quando comparadas com as arenitos, portanto
antes de injetar qualquer fluido ao reservatério se deve avaliar a compatibilidade entre
a rocha e o fluido. (MOCZYDLOWER et al., 2012).

2.4.9 Eficiéncia da recuperacao

A eficiéncia de recuperagdo se pode definir como a fragéo de oleo inicial
recuperado do reservatorio. Esta variavel se pode analisar em termos da eficiéncia de
deslocamento, a eficiéncia da area de varredura e a eficiéncia de varredura vertical.
(EVERDINGEN et al., 1978).

Segundo (PALMA, 2015), o fator de recobro se pode definir como:
Fr = Ep *Ey
Ey = Ep* E;

Donde:

Fr = fator de recuperagao, fracéo

Ep = eficiéncia de deslocamento, fragdo

Ey, = eficiéncia volumetrica, fragéo
E, = eficiéncia de varredura areal, fragio
E; = eficiéncia de varredura vertical, fragao

A eficiéncia de varredura areal é a relagéo entre a area contatada pelo fluido
de deslocamento e a area total da formagéo de interesse. A eficiéncia de varredura
vertical é a relagdo entre a area contatada pelo fluido de deslocamento e a area total
da segdo. Também se pode definir como a relagéo do espago poroso saturado de 6leo
contatado pela agua injetada, entre o espago poroso saturado de hidrocarbonetos
atras da frente de agua. A eficiéncia volumétrica é a relacéo do volume de petréleo
contatado pelo fluido de deslocamento e o volume de petréleo originalmente no
reservatorio. Por dltimo a eficiéncia de deslocamento é a relagéo entre o volume de
petréleo contatado mobilizado e o volume de petréleo contatado. (PALMA, 2015).

A eficiéncia de varredura vertical € amplamente afetada pela estratificagao
devido ao movimento preferencial de liquidos nas zonas mais permeaveis. Isto se
complica por vérios fatores adicionais: relagdo de mobilidade (a varredura melhora
quando M diminui), fluxo cruzado, -efeitos gravitacionais, forgas capilares,
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permeabilidades direcionais, saturagdo inicial do gas e taxas de injecdo.
(EVERDINGEN et al., 1978).

Por outro lado, a eficiéncia de area de varredura depende de fatores como, a
. relagdo de mobilidades, configuragado geométrica do padréo de injecéo, distribuigao
da pressao do reservatério e heterogeneidades. (EVERDINGEN et al., 1978).

Quanto mais heterogéneo o reservatério, menor sera a eficiéncia de area e
verticais.

A variacédo das propriedades do reservatério e dos processos, podem afetar
eficiéncia de deslocamento, variaveis tais como: fraturas, saturagdes iniciais, relacéo
de viscosidade, diferencial de gravidade, relagéo de permeabilidade relativa, presséo
capilar, molhabilidade e taxas de injegédo de maneira geral. Esta eficiéncia em nivel
microscopico é afeta pelos seguintes fatores: tensdo interfacial e superficial,
molhabilidade, presséo capilar e permeabilidade relativa. (EVERDINGEN et al., 1978,
PALMA, 2015).

A seguinte tabela apresenta as eficiéncias volumétricas e de deslocamento e
os diferentes processos EOR que contribuem a sua otimizagéao.

Tabela 7 — eficiéncias volumétrica e de deslocamento e processos EOR que contribuem a sua
otimizacéo.

Eficiéncia volumeétrica e de Eficiéncia volumétrica
deslocamento

Alcali (A) Polimero
Surfactante (S)

Combinados (AP, AS, SP, ASP) Espumas

CO2 Geles
Nitrogénio Emulsdes
Gases de combustéo Microrganismos
WAG ' Térmicos
Térmicos

(PALMA, 2005)
2.5 EOR: ONSHORE VS OFFSHORE

A aplicacdo dos processos de recuperagéo melhorada em campos Offshore
nao é so6 limitada pela litologia do reservatério. Os equipamentos de superficie, as
regulagbes ambientais, entre outros fatores, também s&o limitagdes. (BONDOR et al.,
2005, MANRIQUE et al., 2010). Comparados com os campos Onshore, os campos
Offshore, apresentam, mas restricdes quanto a aplicabilidade dos processos EOR.
(MANRIQUE et al. 2010).

A principal estratégia de drenagem em reservatorios Offshore € manter a
pressdo por meio da injecdo de gas e agua. (MANRIQUE et al. 2010). A figura 19
mostra a distribuigao dos processos de recuperagéo no mar do Norte. (TEIGLAND et
al., 2008, JAYASEKERA; GOODYEAR, 2002, JETHWA et al., 2000, TALUKDAR,;
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INSTEFJORD. 2008). A produgdo no golfo de México é mantida principalmente por
injecdo de agua e/ou gas. (HARUN et al., 2008).

Por outro lado, os processos de injegéo de diéxido de carbono e o seu sequestro
sd0 amplamente utilizados em campos Offshore (TEIGLAND et al., 2008). Por
exemplo, nos campos do pré-sal brasileiro foram implementadas tecnologias para a
captura e armazenagem do CO, criando oportunidades de incrementar o fator de
recuperagdo através da injecdo miscivel de CO2. Assim, as plantas e unidades de
producéo foram projetadas para separar os contaminantes na corrente de gas por
filtracdo de membrana. (TEIGLAND et al., 2008).

Embora, as aplicagdes de recuperacao quimica em campos Offshore ainda néo
s&0 amplamente reportadas pela literatura alguns exemplos séo:

o FAWAG (Foam Assisted WAG): o processo melhora o controle da mobilidade
do gas com métodos quimicos. E uma otimizagéo do processo WAG a partir de
espumas. (TEIGLAND et al., 2008, BLAKER et al., 2002).

e Polimero-Alcali-Surfactante em pogo Unico: a combinando de pogo unico com
tragadores de particionamento antes e apds da injecéo de alcali-surfactante-
polimero foi bem sucedida no campo Lagomar, no lago de Maracaibo, na
Venezuela. (HERNANDEZ et al., 2002).

e Alcali-Surfactante em pogo Unico: a combinando de pogo tnico com tracadores .

de particionamento antes e ap6s da injegéo de alcali-surfactante foi bem
sucedida no campo Offshore Angsi, na Malasia. (OTHMAN et al., 2007).

« A injecéo de polimeros ganhou um grande interesse nas aplicacdes de EOR
em Offshore, incluindo, a injecdo de geles poliméricos ou geles de dispersao
coloidal. (SPILDO et al., 2009).

Em operagdes Offshore se deve estudar a compatibilidade- dos polimeros com
outros quimicos e processos. Experimentos de laboratério demostram que em
sistemas de injegdo de agua, os polimeros ndo sdo compativeis com biocidas.
Também se demostra que os polimeros sdo compativeis com muitos inibidores de
corrosdo e com alguns inibidores de incrustagdo. Estes nédo afetam muito os
processos de separacao da dgua e o gas, mas influencia negativamente ao tratamento
de agua produzida devido a sua incompatibilidade com o agente de floculagao.
(REKSIDLER et al., 2015). -
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Figura 19 — Processos de recuperagéo melhorada aplicados no mar do Norte. (MANRIQUE
et al. 2010).

2.6 PROCESSOS EOR EM ROCHAS CARBONATICAS DE ALGUMAS
REGIOES PRODUTORAS DO MUNDO.

Um grande nimero de projetos EOR em rochas carbonaticas foram referenciados
na literatura nas Gltimas décadas. Estes projetos mostram a viabilidade técnica de
diversos processos EOR neste tipo de litologia, porém a injecéo de gas (continua ou
WAG), é, todavia, 0 método mais usado em reservatorios carbonéticos (figura 17). Os
métodos quimicos ndo s&o tao utilizados, A inje¢éo de polimeros € 0 processo mais
usado nestas formagdes. Por outro lado, os métodos térmicos fazem uma pequena
contribuicdo no aumento da produgéo nestes reservatorios. (MANRIQUE et al. 2010).

 Injecdo de gas: este método é o mais utilizado em processos de recuperagéo
para- reservatérios carbonaticos de 6leos leves, condensados e volateis. A
figura 17, mostra claramente que a injegéo de gas, € o procedimento mais
aplicado em formagdes carbonaticas, ao compara-lo com procedimentos
quimicos e térmicos. (MANRIQUE, 2010).

A injecédo de nitrogénio € efetiva em reservatorios com altas profundidades,
com altas pressoées, e com dleo leve. Geralmente para este tipo de reservatorio
o nitrogénio pode ser injetado sob condigdes misciveis. Porém a injecédo de
nitrogénio imiscivel também se utiliza para manter a pressao. (MANRIQUE et
al., 2010). O campo Offshore mexicano Cantarell, '@ o projeto mais
representativo de injegdo de nitrogénio em reservatorios carbonaticos,
documentado na literatura (SANCHEZ et al., 2005). O nimero de projetos de
injecdo de nitrogénio na area do Golfo de México, se estima que serao
incrementados num futuro préximo devido a disponibilidade de nitrogénio na
regido.

Os projetos de injegdo de gas hidrocarboneto, em reservatorios carbonaticos
Onshore, na Canada e nos Estados unidos aportam um incremento na
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produgdo de 6leo consideravel nestes paises. (MANRIQUE et al., 2010,
MORITIS, 2008). Alguns exemplos de injecdo miscivel de gas hidrocarboneto
também sao reportados em médio oriente e em formagdes carbonaticas
Offshore. (AL-BAHAR et al., 2004, CHRISTENSEN; STENBY: SKAUGE, 2001).

A injeg&o de di6xido de carbono (COz2) € implementada de maneira exitosa em
reservatérios carbonaticos maduros. (MANRIQUE et al. 2010, MORITIS, 2008).
A injecdo de CO2 proveniente de fontes naturais € método de EOR mais
importante nos Estados Unidos e particularmente em reservatérios
carbonaticos. Na Canada e Turquia também reportam projetos de injecéo de
CO2. (ASGHARI et al., 2007, KARAOGUZ et al., 2007, MORITIS, 2008). Se
deve ter em conta que formagdes carbonaticas existe o risco de deposicao de
calcita em pogos produtores devido a dissolugéo da matriz da rocha durante a
injecdo de agua, este risco aumenta quando adicionalmente se injeta CO2
. dentro do reservatério. (JORDAN; MACKAY, 2015).

No pré-sal brasileiro, muitos processos de recuperacao foram avaliados através
de programas de simulagéo, extensivos testes laboratérios em amostras de
rocha, analisando propriedades PVT do fluido e as propriedades da rocha.
Devido ao alto conteido de CO:2 na produgdo de hidrocarbonetos, se
implementou a injecéo alternada de dgua e gas como método EOR na maioria
de seus reservatorios. Porém a adopgao de este processo chegou a ser um
fator que aumentava os riscos de hidratos. (TADEU, 2014). Este risco foi
mitigado com o desenvolvimento de novos Manifolds, desenhos especiais na
etapa de completagdo, linhas de separagéo para a inje¢ao de agua e gas, e
sensores de presséo e temperatura em lugares estratégicos para monitorar a
relagao agua/gas. (TADEU, 2014). A injegéo miscivel foi a mais efetiva devido
as condicées termodinamicas (altas pressdes e baixas temperaturas) do
reservatério, a composigdo dos fluidos injetados e a viscosidade do fluido do
reservatoério. (PIZARRO; BRANCO, 2012). Quando se decidiu que o WAG seria
o processo de recuperagio, levou-se em consideragéo as propriedades do 6leo
do pré-sal: gravidade AP! de 28 a 32 graus e relagao gas — 6leo entre 200 e
350 m¥m?®. Além disso se considerou que os reservatérios eram muito
heterogéneos, (MOCZYDLOWER et al., 2012).

Finalmente, a injecéo de gases acidos (mistura de sulfeto de hidrogénio e
diéxido de carbono) em reservatérios carbonaticos, é reportada na literatura.
Os campos Zama (na Canada), Tengiz (no Kazakhstan), e Harwell (no Oman)
s&0 alguns exemplos de formagdes carbonaticas onde se aplicam este tipo de
injecado. (MORITIS, 2008).

Quimicos: Até o 2010, a inje¢do de polimeros era o Unico processo de
recuperacao quimica utilizado em reservatorios carbonaticos. (MANRIQUE et
al., 2010). Os outros métodos deste tipo de recuperacao desenvolvidos hoje
em dia: alcali-polimeros, surfactante-polimero, alcali-surfactante-polimero, sao
aplicaveis em arenitos preferivelmente. Porém a inje¢ao de alcali-surfactante-
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polimero foi avaliada em nivel de laboratério in Arab-D, através de nucleos
carbonaticos. (AL-HASHIM et al., 1996). Também se avaliou a factibilidade
técnica a injegéo de alcali-surfactante, em alguns pogos de litologia carbonatica
e com rochas molhados por 6leo. (MANRIQUE et al., 2010).

Atualmente a injecéo de surfactantes é estudada para a estimulagao dos pogos
e modificar a molhabilidade em reservatérios carbonaticos. Em reservatérios
fraturados de este tipo, uma embebigdo espontanea de agua pode ocorrer
desde a matriz da rocha até a fratura, subsequentemente, este mecanismo leva
a drenagem de 6leo da matriz da rocha para a rede de fraturas, fazendo que
os surfactantes sejam atrativos para melhorar a eficiéncia de recuperagéo em
reservatérios carbonéticos molhados por 6leo, mudando a molhabilidade da
rocha a molhabilidade mista ou molhada por agua, promovendo o processo de
imbibigao. (MANRIQUE et al., 2010).

Devido & grande quantidade de reservas contendo carbonatos, 0s métodos de
recuperacao quimica que modificam a molhabilidade, promovem a embebigao
espontanea, e diminuem a tens&o interfacial, baseados em injecdo de
surfactante, representam uma ativa area de pesquisa como uma estratégia
para otimizar o fator de recuperagéo neste tipo de formacgoes. (MANRIQUE et
al., 2010). Porém se tem pouca documentagéo na literatura da aplicacéo de
estes processos em campos carbonaticos.

O carbonato de sédio (Na2COs), € um bom exemplo de alcali que muda a
molhabilidade em rochas carbonaticas, mas nao pode ser usado com agua que
apresente altas concentragdes de sal. Nao € uma opgao adequada para
campos offshore. No caso do pré-sal brasileiro também nao seria um alcali
indicado pelo aos elevadores de carbonatos ja naturalmente presentes, o que
poderia levar a processos de incrustacao. (ONYEKONWU; AKARANTA, 2016).

Na atualidade se avaliam os processos quimicos baseados em injecbes de
agua e gas com géis e espumas. Isto poderia contribuir na optimizagdo da
injecdo em reservatoérios carbonaticos, num futuro préximo. (ONYEKONWU;
AKARANTA, 2016).

Estes processos néo sao aplicados no pré-sal brasileiro. (REKSIDLER et al.,
2015).

Térmicos: os projetos de recuperagdo térmica, ndo sao tao comuns em
formagdes carbonaticas. Nenhum processo de inje¢éo ciclica ou continua de
vapor foi usado de maneira comercial nestes reservatérios. O campo The
Garland em Wyoming e Yates em Texas, representam dois dos poucos projetos
de este tipo em formagdes carbonaticas dos Estados Unidos. (MANRIQUE et
al., 2010).
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Por outro lado, a injegéo de ar em carbonatos, mostrou um incrementou estavel
desde o0 2000; especialmente os projetos de inje¢éo de ar a altas pressdes em
reservatérios de éleo leve. O campo The Buffalo em Dakota do Norte, Estados
Unidos, implementou o método de injegdo de ar aproximadamente 3 décadas
atras, e o processo na atualidade ainda se esta implementado, o que demostra
o éxito de sua aplicagdo. (GUTIERREZ et al., 2008). E importante destacar que
neste campo se apresentam formagdes dolomitas como baixa permeabilidade
(MORTIS, 2008), porém México esta avaliando esta técnica em reservatorios
carbonatos fraturados naturalmente. (MANRIQUE et al., 2010).

A injecdo de ar demostrou que pode melhorar eficiéncia de recuperagao e
aumentar a produgdo em reservatérios carbonaticos maduros, onde a inje¢éo
de agua ja foi aplicada. (GUTIERREZ et al., 2008). Este método pode aplicavel
em campos localizados em locais remotos e que ndo tenham acesso ao diéxido
de carbono. (GUTIERREZ et al., 2008).
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3. DISCUSSAO

Como ja foi mencionado nos itens anteriores, a injegdo de gas, é o método de
recuperagdo mais aplicado em formagdes carbonaticas, ao compara-lo com
procedimentos quimicos e térmicos. Devido ao fato que os carbonatos s&o rochas
muito reativas, nem todo o fluido injetado ao reservatdrio sera compativel com a
formacao, diminuindo a probabilidade de éxito de diversos processos. Uma grande
parte da literatura revisada afirma que a heterogeneidade destas rochas & outra
limitagdo para a aplicagdo de alguns métodos. Este tipo de litologia representa um
grande desafio na area de pesquisa dos métodos EOR.

No pré- sal se implementou a injecdo alternada de agua e gas como método EOR
(WAG), devido ao alto conteido de CO2 na producdo de hidrocarbonetos e
disponibilidade de teria de este gas. A implementagéo de WAG com CO2, com
frequéncia aumenta alguns problemas operacionais como, redugéo na injetividade,
corrosdo, deposicdo de incrustagdes, precipitagdo de asfaltemos e formagédo de
hidratos. (PIZARRO; BRANCO, 2012). Porém, desde as primeiras etapas de
desenvolvimento nos campos do pré-sal brasileiro, o uso de ligas especiais,
revestimento do tipo liners nas tubulagdes e continuas inje¢des de quimicos, como,
inibidores de corrosao e incrustagdo foram utilizadas para prevenir estes problemas
tdo no fundo de pogo como nas instalagdes de superficie. (HAUVILLE et al., 2014).

Nos campos do pré-sal, se descartou desde as primeiras etapas, a aplicagdo de
processos quimicos para a recuperagéo, devido a condigdo Offshore, ja que isto
~ também implicaria em limitagdes no transporte de quimicos, seu armazenamento e
preparacdo. Rompimento de emulsdes, tratamento adicional de agua, e deposigoes
s30 problemas reportados nas aplicagdes Onshore e em avaliagdes em laboratérios,
quando se implementam estes processos. Em plataformas Offshore os equipamentos
de superficies séo limitados e aplicagdo de processos quimicos representaria um
grande problema. (REKSIDLER et al., 2015). Por exemplo os surfactantes tendem a
formar fortes emulsdes em condigdes de alta salinidade e altas temperaturas (CUEVA;
ARMELIN, 2014), E indiscutivelmente o ambiente do pré-sal € de alta salinidade.

~ As limitagbes de inje¢do de quimicos ao reservatorio se relacionam com a pouca
compreens&o que se tem dos mecanismos envolvidos no processo € a falta de
critérios de avaliagdo que incluiam a economia e uma previsao exata do
comportamento do surfactante no reservatério em condigbes reais (CUEVA;
ARMELIN, 2014). Os reservatérios Offshore, como os do pré-sal, implicam grandes
investimentos desde seu descobrimento, instalagdo da plataforma e producéo. As
empresas operadoras de estes campos apostam no mais seguro e neste caso, a
alternativa que representava menor risco era o WAG. Escolher a melhor alternativa
sindnimo de recuperar o invertido no menor tempo possivel.

E importante lembrar que, os surfactantes ajudam na recuperagao do 6leo. Em escala
microscopica, a (inica maneira pratica de aumentar o namero capilar € diminuindo a
tensao interfacial, 0 que se consegue com o uso de surfactantes. Conforme o tempo
passa, quando a recuperagéo em escala macroscopica nao é mais suficiente, o estudo
destes processos e suas aplicagbes seréo intensificadas e isto promete um futuro
promissor para os surfactantes nas técnicas EOR (CUEVA; ARMELIN, 2014).
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. CONCLUSOES

O fator de recuperagdo de petréleo em distintos reservatorios do mundo é
aproximadamente 30%, depois da primeira e segunda etapa de produgao. O
EOR facilita a extracdo até de 40% do éleo que ainda esta no reservatorio
depois de estas etapas. '

Os métodos EOR enfrentam muitos desafios a medida que os reservatorios sao
mais complexos e se encontram em ambientes cada vez mais hostis. Estes
desafios devem ser abordados através das condigdes de pregos na atualidade,
pensamento a longo prazo e vida produtiva dos reservatorios.

Os processos EOR representam uma excelente estratégia para incrementar a
producéo em reservatorios onde o 6leo néo pode ser extraido de maneira
convencional. ‘

Fatores como o tipo de porosidade, as forgas presentes no reservatorio, o
numero capilar, a relagéo de mobilidades, a saturagéo de agua, a saturagao de
6leo, o efeito da litologia das rochas, a eficiéncia volumétrica, a eficiéncia de
deslocamento, a heterogeneidade areal, permeabilidade anisotropica afetam
positiva ou negativamente os processos de recuperacao melhorada.

Os métodos quimicos e térmicos sdo aplicados com maior frequéncia em
reservatorios de arenitos, comparado com outras litologias, tais como.
carbonatos e formacdes turbiditicas. A injegao de gas € o método mais utilizado
em formacgdes carbonaticas.

O método quimico mais desenvolvido em reservatérios carbonaticos € ainjegao
de polimeros. Na injegdo de polimeros se utiliza menor, quantidade de
quimicos, sendo assim um processo mais econdmico. Além disso esse método
é o mais estabelecido e possui menor complexidade em sua aplicagéo que 0s
outros métodos quimicos. (REKSIDLER et al., 2015).

Os métodos quimicos EOR sao uma estratégia importante no incremento do
fator de recuperagao dos reservatorios, somente em lugares onde nao se tem
disponibilidade de gas para sua injegdo. (REKSIDLER et al., 2015).

A aplicagdo de WAG no pré-sal foi desenvolvida principalmente devido &
disponibilidade do CO2 Entre fatores mais importantes que dificultam a
aplicagao de recuperagao quimica em carbonatos Offshore, neste caso no pré-
sal, s&o: localizagbes remotas, onde € dificil o manejo de produtos quimicos,
as condigbes da agua, o alto espagamento entre 0s pogos, impactando a
resposta da estimulagéo, pouco espaco nas plataformas para instalagbes de
superficie adequadas, e a tendéncia dos carbonatos de reagir com alguns
quimicos. (BAGINSKI et al., 2015).
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