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RESUMO

Este trabalho visa estudar os principais mecanismos envolvidos no método de
recuperacdo chamado injecdo de agua de baixa salinidade ou calibrada, assim como
0s impactos desse método na alteracdo de molhabilidade da rocha e na recuperacgao
do odleo. Esse método consiste na injecdo de agua com o intuito de alterar a
molhabilidade da rocha de preferencial ao éleo para preferencial a 4gua ou a um nivel
intermediéario. Pelo fato de reservatérios carbonéticos corresponderem a cerca de 60%
das reservas mundiais de 6leo, além de ser o tipo de reservatorio predominante no
Pré-Sal brasileiro, existe um grande potencial de utilizacdo. Uma das explica¢cdes mais
aceitas para a alteracdo de molhabilidade € o modelo da troca ibnica, que alega ser o
fon sulfato (SO4%) da &gua de injecdo adsorvido na superficie positivamente carregada
do carbonato, deteriorando a ligacédo entre a componente negativa do 6leo e a super-
ficie da rocha. Por causa da diminuicdo da carga superficial positiva, mais fons Ca?*
poderdo se ligar a superficie da rocha, permitindo o desprendimento da componente
negativa do 6leo. Neste projeto, os impactos da injecdo de agua calibrada em rochas
carbonéticas foram estudados com auxilio do simulador de reservatorios CMG-
GEM™, em que o sistema de coreflooding foi reproduzido em um plugue de rocha. A
modelagem geoldgica utilizou dados reais de amostras de campo, caracterizadas no
Laboratério de Caracterizacdo Tecnologica da USP, e alguns outros dados sintéticos
foram incorporados ao modelo. Foi observado que o ion sulfato, de fato, € o que possui
maior influéncia na recuperacao de 6leo e a modelagem da troca ibnica apresentou
resultados esperados e coerentes com a literatura. Além disso, a agua do mar com
concentracdo de sulfato aumentada em quatro vezes obteve fator de recuperacao
1,97% maior do que a agua do mar dessulfatada, mais comumente utilizada em ope-
ragdes maritimas. Por fim, a modelagem permitiu um estudo acerca das trocas i6nicas
e as simulagdes permitiram quantificar uma composi¢ao idnica otimizada para a agua

de injecao.

Palavras-Chave: Agua de baixa salinidade, reservatorios carbonaticos, alteracio de

molhabilidade e modelagem de reservatorio.



ABSTRACT

This work aims to study the main mechanisms involved in the recovery method called
low salinity or engineered water injection, as well as the impacts of this method on the
rock wettability change and oil recovery. This method consists of injecting water in
order to change the wettability of the rock from oil-wet to water-wet or at an intermedi-
ate level. Since carbonate reservoirs comprises a share of about 60% of the world's oll
reserves, besides being the predominant type of reservoir in the Brazilian pre-salt,
there is a great potential for application. One of the most accepted explanations for the
wettability alteration is the ion exchange model, which states that the sulfate ion (SO4%
) of the injected brine will be adsorbed onto the positively charged carbonate surface,
deteriorating the bond between the negative oil component and the rock surface. Be-
cause of the decrease in the positive surface charge, more Ca?* ions may bind to the
rock surface, allowing detachment of the negative oil component. In this project, the
impacts of calibrated water injection on carbonate rocks studies were carried out with
the CMG-GEM™ reservoir simulator, in which the waterflooding system was repro-
duced in a core. The geological model relied on real data from field samples, charac-
terized at the Technological Characterization Laboratory (LCT-USP), and some other
synthetic data were embedded into the model. It was observed that the sulfate ion, in
fact, has the greatest influence on oil recovery and the ion exchange modeling showed
expected results, consistent with the literature. Furthermore, seawater with four times
increased sulfate concentration obtained recovery factor 1.97% greater than desul-
phated seawater, most commonly used in marine operations. Finally, the model al-
lowed a study on ion exchange and simulations allowed to quantify an optimized ionic

composition for injection brine.

Keywords: Low Salinity Water, carbonate reservoirs, wettability alteration, simulation
model.
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1. INTRODUCAO

Por sua natureza complexa, a recuperacao de 6leo em reservatorios carbona-
ticos € muito desafiadora. A maioria dos reservatorios é composta por blocos fratura-
dos microporosos, de alta porosidade, mas baixa permeabilidade. A molhabilidade das
rochas, por sua vez, varia de neutra a preferencial ao 6leo, causando uma alta pressao
capilar negativa que tende a segurar o 6leo no reservatério. Por esse motivo, apesar
da abundancia em volume de 6leo, reservatorios carbonaticos costumam atingir bai-
xos fatores de recuperacao. Nesse cenario problematico, uma das técnicas utilizadas
para melhorar a recuperacédo de 6leo € alterar a molhabilidade do reservatorio para
preferencial a agua, por meio da injecdo de agua calibrada ou de baixa salinidade.
Essa técnica se resume a adicionar e/ou extrair determinados ions da &gua de injecéo
com o intuito de alterar a molhabilidade de carbonatos, facilitando o deslocamento de
Oleo pela agua de injecao.

Em razdo de uma série de beneficios, o método de injecdo de agua de baixa
salinidade se tornou um dos tépicos de pesquisa mais importantes da inddstria do
petréleo. Especialmente em reservatorios carbonaticos maritimos, onde costuma
haver grandes reservas de 0Oleo, essa técnica tem se mostrado bastante atrativa
sobretudo pelo baixo investimento e custo de operagéo, além dos baixos impactos
ambientais. A utilizacdo de agua calibrada, que pode ser a prépria agua do mar, pois,
em diversas situagcbes, apresenta-se como uma alternativa aos altos custos de
surfactantes. Sabe-se, ainda, que reservatorios carbonaticos correspondem a cerca
de 60% das reservas mundiais de 6leo, além de ser o tipo de reservatério encontrado
no Pré-Sal brasileiro. A despeito do enorme potencial de uso e apesar de muitas
pesquisas, ainda ndo ha uma clara compreensao sobre os mecanismos fisicos e

guimicos envolvidos nesse método

1.1. Objetivo

O objetivo central deste trabalho é desenvolver um modelo de escoamento em um
plugue de rocha carbonatica que possibilite uma melhor compreenséo dos principais
mecanismos envolvidos no método de recuperacao de agua de baixa salinidade, além
de estudar quais os impactos desse método na alteracdo de molhabilidade da rocha
e na recuperacgao do dleo.



2. REVISAO DA LITERATURA

2.1. Primeiras descobertas e evolu¢cdo do método

A técnica de injecdo de agua de baixa salinidade foi introduzida pela primeira
vez por Bernard (1967), que observou um aumento na recuperacdo de 6leo a partir
da injecdo de agua de baixa salinidade em testemunhos de arenito com presenca de
argila. Em seu trabalho, o autor introduziu a nocao de que a salinidade, dentre outras
variaveis ja bastante estudadas, € um dos fatores que afetam a injecdo de dgua em
testemunhos. No entanto, este trabalho ndo atraiu grande atencéo da industria do pe-
troleo. Jadhunandan e Morrow (1995) demonstraram, novamente, baseados em re-
sultados de mais de 50 testes de injecdode agua em laboratério, que a injecao de
agua de baixa salinidade aumenta a recuperacao de 6leo em reservatoérios areniticos.
Tang e Morrow (1999) observaram recuperagéo adicional de 6leo em amostras de
arenitos Berea com a reduc¢do da salinidade da agua de injecdo, em testes de deslo-
camento forcado.

Os esforgos de autores como Webb et al. (2005) e Lager et al. (2007) confir-
maram e validaram a aplicabilidade do método em condi¢des de reservatério. Lager
et al. (2007) reportaram um aumento médio de 14% na recuperacao de 6leo em mais
de 20 experimentos de coreflood?! de reservatério. Webb et al. (2005) concluiram que
injetar agua salgada com TDS (Totally Dissolved Solids) menor que 5.000 ppm acar-
reta um aumento na recuperacdo de 6leo, enquanto a injecdo de dgua mais salgada
nao. Os mecanismos mais associados ao aumento na recuperacao de 6leo na litera-
tura, conforme revisto por Yousef (2011), sdo presenca de minerais argilosos, compo-
sicdo do 6leo, presenca de agua de formacao com alta concentracdo de cations diva-
lentes (ex., Ca?*, Mg?*) e o nivel de salinidade da agua de injecédo, em um intervalo de
1.000 ppm a 5.000 ppm. Em uma investigacdo mais profunda sobre 0os mecanismos
que causam aumento na recuperacédo de 0Oleo, Lager et al. (2006) demonstraram que
um aumento no pH e migracao de finos sdo mais sintomas do efeito da baixa salini-

dade do que potenciais mecanismos. No mesmo trabalho, os autores indicaram que

1 Coreflood é o termo inglés para experimentos que envolvem injecdo de dgua em testemunhos de
rocha. Uma traducéo literal seria inje¢cdo em testemunhos.
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0 mecanismo de injecdo de agua de baixa salinidade parecia nao funcionar em car-

bonatos.

2.2. Aplicagdo em reservatdrios carbonaticos

Por algum tempo, o efeito da agua de baixa salinidade n&do foi muito investi-
gado em carbonatos, em contraste com as rochas areniticas, j& que a mudanca da
molhabilidade observada era relacionada a presenca de argilas, ndo sendo este o
caso de rochas carbonéticas (Al-Shalabi et al., 2014). O interesse cientifico no tépico
foi estimulado pela observagéo histérica de Hallenbeck et al. (1991), em que uma
inesperada alta recuperacao de 6leo ocorreu depois da injecdo de agua do mar em
reservatérios de chalk? naturalmente fraturados no Mar do Norte. Baseado nessa ob-
servacdo, o Prof. Dr. Tor Austad da Universidade de Stavanger (Noruega), conduziu
uma série de pesquisas em laboratorio com amostras analogas aos reservatorios do
chalk (rochas calcérias) do Mar do Norte. Durante anos de pesquisa nos afloramentos
de chalk Stevns Klint, Austad e outros pesquisadores identificaram que o efeito da
agua do mar na molhabilidade do reservatorio pode ser atribuido ao tipo e concentra-
cao relativa dos chamados PDI (sigla inglesa para Potential Determining lons), como
Ca?*, Mg?* e SO4+? (Austad et al. 2005; Zhang et al., 2006a, 2006b; Strand et al. 2006).

Os primeiros experimentos de coreflood com injecéo de dgua de baixa salini-
dade em reservatorios carbonaticos foram conduzidos por Bagci et al. (2001). Alguns
resultados indicaram um aumento na recuperacao de 6leo a medida que a salinidade
da agua diminui, principalmente quando a concentracao de cloreto de potassio (KCI)
é reduzida e quando n&o ha cations divalentes na agua injetada.

2.3. Estudos de alteragdo de molhabilidade em carbonatos
2.3.1. Modelo da trocaidnica
Mais precisamente, os estudos da equipe do Prof. Austad sugeriram que

ocorre uma alteragdo nas cargas na superficie da rocha chalk pela adsorcédo de SO4?
com co-adsorcéo de Ca?*, e substituicdo do Ca?* por Mg?* na superficie da rocha em

2 Chalk é uma rocha sedimentar porosa, uma espécie de calcario branco constituido essencialmente
por carbonato de célcio sob a forma de calcita.
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razao do aumento na reatividade idnica em elevadas temperaturas. Durante a embe-
bicdo de agua do mar na rocha chalk, foi proposto que o ion sulfato (SO4%) foi adsor-
vido na superficie positivamente carregada de chalk. Por conseguinte, a ligacao entre
a componente negativa do 6leo e a superficie da rocha se deteriora. Por causa da
diminuicéo da carga superficial positiva, mais ions Ca?* podem se ligar a superficie da
rocha, permitindo o desprendimento da componente negativa do 6leo. Este processo
esta esquematizado na Figura 1. Com o0 aumento da temperatura, esse efeito se torna
mais evidente, e isso representa uma explicacao para a correlagao entre recuperacao
de 6leo e temperatura observada em testes de embebicdo espontanea (Strand et al.,
2006). Autores como Zhang e Sarma (2012), chegaram a especificar uma temperatura
(90 °C) acima da qual os fendmenos de alteracdo de molhabilidade podem ser obser-
vados.

Figura 1 — Mecanismo proposto para alteracdo de molhabilidade no chalk.

caZ'

CaCo,

Fonte: Zhang (2006b)

Yousef et al. (2010), por sua vez, investigaram os efeitos da utilizacao de agua
do mar diluida em testemunhos de carbonatos no Oriente Médio. Os autores mediram
um significativo aumento de 18 a 19% na recuperacéo de 6leo atribuido aos efeitos
de baixa salinidade. O estudo confirmou que mudanc¢a de molhabilidade é a principal
causa do aumento de recuperacao, isso foi verdade tanto para agua diluida duas ve-
zes quanto para dez vezes. A injecdo de Smart Water, nome que os autores deram
ao método, tem impacto irrelevante nas medi¢des de IFT (sigla inglesa para tenséo
interfacial) em relacdo a medigc&o do angulo de contato, evidenciando que diluir a 4gua

do mar afeta principalmente as interacdes rocha-fluido; as medi¢cdes com NMR (sigla
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inglesa para ressonancia nuclear magneética) feitas em experimentos de coreflood em
todas as amostras de rocha, antes e depois do Smart Waterflooding, indicaram que
injetar doses de 4gua do mar com diferentes salinidades nos testemunhos de carbo-
natos causa uma significante alteracdo nas cargas da superficie da rocha. Em um
estudo posterior, Yousef et al. (2011b) confirmaram que é necessaria uma significativa
reducado da salinidade da agua do mar no campo para ativar o efeito de alteracdo de
molhabilidade. Finalmente, Yousef et al. (2012) replicaram, satisfatoriamente, os re-
sultados laboratoriais na escala de campo.

Um estudo de bastante impacto na investigacao da injecdo de agua de baixa
salinidade foi realizado por Gupta et al. (2011). Os autores elaboraram experimentos
de coreflooding adicionando ou removendo ions da agua de injecdo, com o intuito de
aumentar a recuperacdo de 6leo. Os experimentos foram conduzidos em plugues sim-
ples para agilizar os testes de triagem e poder, assim, desenvolver uma compreensao
mais ampla do processo. O material dos testemunhos foi calcéario e dolomita, ambas
rochas carbonaticas. O calcério foi obtido de um reservatorio no Oriente Médio, e a
dolomita em um afloramento considerado analogo a um reservatério no Texas. O 6leo
utilizado € também de um reservatério do Oriente Médio, e todas as composicdes de
agua usadas para injecdo foram sinteticamente preparadas em laboratério. Cada plu-
gue foi saturado com agua de formacao até que se atingisse a saturacao inicial dese-
jada. Oleo cru foi inserido nos testemunhos e curados por seis semanas até que se
atingisse molhabilidade e demais condicdes de laboratorio. Uma série de simulacées
computacionais foram realizadas com um simulador préprio da ExxonMobil. Os resul-
tados dos corefloodings foram cruzados com as previsdes dadas pelo modelo de si-
mulacao, e o0 ajuste para uma amostra de calcario esta ilustrado na Figura 2. Esses
experimentos foram os primeiros a demonstrar o aumento da recuperacao em (1) cal-
carios com adicdo de borato (BO3*) ou fosfato (PO4*), (2) calcarios ndo fraturados
com adi¢éo de sulfatos, (3) dolomitas com adi¢cdo de sulfato e em (4) calcarios utili-
zando agua suavizada (remocao de ions selecionados). Além disso, as simulacdes
corroboraram com a premissa de que o mecanismo dominante desse fenbmeno é

alteracao de molhabilidade em rochas.



Figura 2 — Ajuste de histérico entre experimentos de coreflooding e simulacédo computacional
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Fonte: Gupta et al. (2011)

Estudos, em suma, demonstraram que a composi¢cdo da agua tem maior re-
levancia para a alteracdo de molhabilidade do que a salinidade em si. Austad et al.
(2005) concluiram que existe uma concentracdo 6tima de ions capaz de maximizar o
fator de recuperacdo de Oleo. Ja Strand et al. (2006) notaram que, mantendo-se a
salinidade constante por meio da adicdo ou remocao de NaCl, melhor recuperacao foi
observada para quantidades maiores de ions sulfato. Lima (2016) estudou com maior
profundidade o efeito do ion sulfato no modelo da troca i6nica defendido pela equipe
do Prof. Austad. A autora, destacando os resultados de Gupta et al. (2011), salientou
gue outros anions multivalentes como o borato e o fosfato poderiam substituir o sulfato
no modelo — contudo eles sdo pouco estudados por terem sua aplicacao técnica e
comercial limitada, uma vez que nao estao naturalmente presentes na agua do mar.

Ainda de acordo com Lima (2016), o ion sulfato atua como catalisador da troca
ibnica promotora da alteracdo da molhabilidade do carbonato na direcdo de molhabi-
lidade preferencial a agua. Para que o mecanismo ocorra, 0s ions sulfato da agua de
injecdo devem ter acesso a superficie da rocha. Esse acesso é facilitado se houver
ions inativos em menor quantidade na camada dupla superficial ou se a concentracao
dos ions sulfato na agua injetada for aumentada. A temperaturas acima de 70 °C, os
fons Mg?* ficam menos hidratados e mais ativos, passando a ser capazes de deslocar

os ions Ca?* adsorvidos da superficie do carbonato na proporg¢édo 1:1, podendo formar



7
dolomita ou carbonato de magnésio, a depender das propor¢ées entre Ca?* e Mg?*.
Os ions Mg?* dessorvem tanto os ions Ca?* quanto os complexos de célcio e acidos
carboxilicos formados na superficie, tornando a superficie da rocha menos molhavel
ao Oleo e consequentemente aumentando o fator de recuperagdo do reservatorio.
Esse fenbmeno depende da salinidade na medida em que, considerando-se o modelo
da dupla camada elétrica, a superficie da rocha carbonatica estaria coberta por diver-
Sos ions, potenciais e ndo potenciais; em cenarios de alta salinidade, ions como Na*
e Cl-funcionariam como uma protecao da superficie da rocha ao contato com os PDI
(SO4?%, Ca?* e Mg?*).

Mahani et al. (2017) buscaram encontrar percep¢cdes mais gerais que gover-
nam as trocas ionicas entre a salmoura, o 6leo e a superficie dos carbonatos. Por
meio de medi¢des do potencial zeta, os autores investigaram, sobretudo, diferencas
eletrocinéticas entre diferentes tipos de carbonatos. Descobriram que, independente-
mente do tipo de rocha, a tendéncia do potencial zeta em relacédo a salinidade e ao
pH s&o muito similares. Em todos os casos, a carga superficial foi medida como posi-
tiva para agua de formacao (favorecendo molhabilidade ao 6leo), decrescendo em
direcdo a valores negativos conforme se reduzia a salinidade da salmoura para os

niveis da agua do mar e da agua do mar diluida, favorecendo molhabilidade a agua.

2.3.2. Modelagens alternativas

Hiorth et al. (2010) investigaram o efeito da composi¢ao quimica da agua de
injecdo tanto na mudanca das cargas na superficie da rocha, quanto na dissolucdo da
rocha. Os autores construiram um modelo que prevé com boa precisao o potencial de
superficie da calcita e a adsorcao do ion sulfato da agua nos poros. Concluiram preli-
minarmente, contudo, que, embora o potencial de troca ibnica na superficie da rocha
expliqgue alguns fenbmenos observados, a dissolucdo da calcita tem relacdo de de-
pendéncia com a composi¢ao quimica e temperatura, permitindo um modelo mais sis-
tematico que explique a recuperacao de 6leo. Logo, segundo os autores, a dissolugcao
mineral seria 0 mecanismo preponderante para alteracdo de molhabilidade. O fen6-
meno seria ativado pela precipitagdo da anidrita (CaSOa4), que aumenta conforme a
temperatura e presenca de ions sulfato na agua, o que provocaria reducao de ions
calcio em solucéo. Essa reducéo, por sua vez, estimularia a dissolugcéo da calcita para

suprir novamente a solugédo desses ions. Quando essa dissolugdo ocorre em sitios
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com 6leo adsorvido, o0 6leo é desprendido da superficie para a solucéo, podendo, as-

sim, ser mais facilmente recuperado. Esse fenbmeno esta ilustrado na Figura 3.

Figura 3 — Modelagem da dissolu¢&o da rocha como principal mecanismo de alteracdo de molhabili-
dade.
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Fonte: Adaptado de Hiorth et al. (2010).

Mais recentemente, uma equipe de pesquisadores da universidade Heriot-
Watt (Reino Unido) alegou que os estudos anteriores estavam conferindo demasiada
atencao aos processos geoquimicos nas interagdes entre a rocha e a dgua salgada,
que acontecem independentemente da presenca de 6leo. Os autores investigaram,
entdo, o papel do 6leo e as interacdes fluido/fluido na medicéo das formacbes de mi-
cro-dispersdes em diferentes salinidades (Alhammadi et al., 2018). A Figura 4 ilustra,
de modo simplificado, 0 mecanismo proposto pelos autores. A mancha de oOleo preé-
aderida na superficie da rocha interage com a agua de baixa salinidade e micro-dis-
persdes comecam a se formar. Uma vez que as micro-dispersdes estao associadas
aos componentes polares do petroleo, a formacao destas micelas invertidas perturba-
ria o equilibrio entre os componentes polares do 0leo e os componentes polares pré-
adsorvidos. Entdo as componentes polares da superficie da rocha serdo removidas
em direcdo a mancha de 6leo, enfraquecendo a ligagéo entre o Oleo e a rocha. Esse
enfraquecimento, ou dessor¢ao, traria condi¢cdes mais favoraveis a molhabilidade pela
agua, permitindo maior mobilizacdo do 6leo. Em suma, € a formacao inicial da micro-

dispersdo que subsequentemente provoca a perturbacdo dos componentes do 6leo
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na superficie da rocha e enfraquece a ligacdo 6leo/rocha e causa alteracéao de molha-
bilidade (Alhammadi et al., 2018). Na situacdo em que 0 meio € preenchido por agua
de alta salinidade, agentes ativos na superficie tendem a aderir a superficie da rocha,
criando condi¢des de molhabilidade favoraveis ao 6leo.

Figura 4 — Modelo simplificado para alteracdo de molhabilidade em um sistema de alta salinidade
(esquerda) e baixa salinidade (direita).

Low Salinity

Rock ~ Rock

Fonte: (Alhammadi et al., 2018).

2.4. Estudos com simulagé&o computacional

Simulagéo computacional € um método eficiente ndo apenas para estudar os
mecanismos por tras da injecdo de agua de baixa salinidade, como também para pre-
ver a recuperacao de 6leo. Al-Shalabi et al. (2014) utilizaram o simulador UTCHEM,
desenvolvido na Universidade do Texas, para investigar os mecanismos por tras da
injecdo de agua de baixa salinidade. Os autores se basearam nos experimentos de
coreflooding realizados por Yousef et al. (2010), em que foram realizados ciclos de
injecdo de agua com diferentes diluicbes. A ideia foi alterar os parametros do escoa-
mento no simulador até que os resultados de recuperacgédo de 6leo se assemelhassem
aos dados experimentais. Os resultados da pesquisa corroboraram para o fato de al-
teracdo de molhabilidade ser a principal razéo para os efeitos da agua de baixa sali-
nidade, uma vez que uma reducdo no Oleo residual, por si s6, ndo confere com as
observagfes experimentais, mas uma mudanca adicional nas permeabilidades relati-
vas é necessaria.

AlSofi e Yousef (2013) conduziram um estudo para desenvolver um modelo

representativo de permeabilidade relativa capaz de prever o desempenho da Smart-
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Water. Os autores se basearam no fato de que, apesar de o 6leo residual diminuir,
acarretando em recuperacao adicional, o residuo absoluto ndo necessariamente
muda. A recuperacao adicional de 6leo néo é, portanto, necessariamente estimulada
pela reducéo dos residuos absolutos, mas, possivelmente, por mudancas nas curvas
de permeabilidade relativa proximas aos residuos. Citaram, como uma desvantagem
da pesquisa de Al-Shalabi et al. (2014) e de outras interpretacdes implicitas de expe-
rimentos de regime transiente, a definicdo de pontos finais — mais especificamente o
ponto final da 4gua e seu suposto respectivo Oleo residual associado. Na visdo dos
autores, o ponto terminal em um waterflood ndo é necessariamente o ponto final, mas
apenas um ponto sobre a curva de permeabilidade relativa que exibe uma vazao muito
alta de 4gua fracionaria. Além disso, os autores salientam que outra limitacao das
técnicas implicitas convencionais € a definicdo preliminar de uma funcéo para a per-
meabilidade relativa. As curvas de Corey, por exemplo, podem ndo capturar rochas
reservatorio com diferentes variacdes na escala de poros. Com uso do simulador UT-
CHEM, os autores conseguiram estimar as permeabilidades relativas da agua do mar
e da Smart-Water, como ilustra a Figura 5.

Figura 5 — Curvas de permeabilidade relativa do 6leo (k,.) em fungéo da saturacao (S,,) de dgua do
mar (preto) e Smart-Water (vermelho) dez vezes diluida.
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Fonte: AlSofi e Yousef (2013).

Zeinijahromi et al. (2015) utilizaram o software Tempest para construir um mo-
delo e ajuste de histérico de 25 anos de injecdo de agua de baixa salinidade em um
campo de Barstrykskoye (Russia). O modelo foi utilizado para comparar o fator de
recuperacdo em dois diferentes cenarios: injecdo de dgua de baixa salinidade e inje-

cdo de agua da formacdo. Os resultados mostraram que ndo ha significantes
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diferencas entre injecdo de agua de baixa salinidade e a4gua da formacao no aumento
de recuperacéo de 6leo considerando um cenario de reducdo em cinco vezes da per-
meabilidade relativa para agua de baixa salinidade em razdo da inducao da migracéo
de finos.

2.4.1. Modelos de simulacao de experimentos de coreflooding

Poucos modelos de simulacéo existem na literatura, uma vez que muitos dos
esforcos da comunidade cientifica ao longo dos dltimos anos se concentraram em
provar a aplicabilidade do método de injecdo de agua de baixa salinidade. Jerauld et
al. (2008) introduziram um dos modelos mais simples para prever os efeitos da injecao
de 4gua de baixa salinidade na recuperacédo do 6leo em escala de campo, baseado
em experimentos de coreflooding e testes de poco. Os autores criaram um modelo
baseado nas j4 bem conhecidas abordagens para EOR (sigla inglesa para recupera-
cdo melhorada de 6leo) quimicos. O sal foi modelado como um componente agrupado
adicional na fase aquosa, que pode ser injetado e rastreado. A viscosidade e densi-
dade da fase aquosa é dependente da salinidade. Permeabilidade relativa e presséo
capilar também foram modeladas em funcéo da salinidade, conforme as seguintes
consideracdes: essa dependéncia desaparece em altas e baixas salinidades; as cur-
vas de permeabilidades relativa para alta e baixa salinidades séo entradas, e é reali-
zada uma interpolacéo entre as duas. A saturacéo residual de 6leo como funcéo da
salinidade é entrada como uma matriz, para permitir maior definicdo de dependéncia.
As equacdes incluidas no modelo para representar curvas de capilaridade e permea-

bilidade relativa com os limites inferior e superior de salinidade estéo relacionadas a

sequir:
Krw = 0 X kf5(S™) + (1 — 60) X k7 (S7) 1)
kro =0 X KI5(S) + (1 — 0) X k5 (S™) (2)
Peow = 0 X P55, (S) + (1 — 8) X P5, (S™) (3)
0 = (Sorw — Sorw)/ (Sorw — Sorw (4)
S* = (So = Sorw)/(1 = Swr = Sorw) )

em que k,,, € a permeabilidade relativa da agua, k,, a permeabilidade relativa do 6leo,
P, & pressdo de capilaridade entre 6leo e agua, 6 um indice adimensional entre 0os

termos de baixa e alta salinidade, S* é a saturacdo normalizada, S,,,, a saturacdo
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residual de 6leo no waterflood, S,,,- a saturacédo irredutivel de agua, S, a saturacao de
Oleo e S,, a saturacdo de 4gua. Os sobrescritos LS e HS significam os limites, respec-
tivamente, de baixa e alta salinidade (Low Salinity e High Salinity).

Adgebite et al. (2018) foram um dos pioneiros no desenvolvimento de um mo-
delo mais completo de simulacdo de coreflooding em carbonatos usando o CMG-
GEM™. No modelo, os autores inicialmente descreveram as possiveis trocas ibnicas
na superficie de um carbonato. Algumas equacdes e consideradas importantes acerca
desse modelo serdo descritas a seguir.

A superficie dos carbonatos inclui locais hidratados como COsH® e MeOH?,
onde Me?* é um metal divalente dos carbonatos como Ca, Mn ou Fe. No equilibrio,

possiveis especia¢des na interface aquosa-mineral incluem:

MeOH® + Me?** & MeOMe* + H* (6)
CO3;H® + Me?t & CO;Me* + HY (7
COsH® + H* © MeOH; @)
MeOH® & MeO~ + H* 9)

A soma das concentracdes individuais dessas espécies na superficie confere
aos carbonatos, usualmente, um balancgo de cargas positivas. Os locais positivamente
carregados agem como um trocador, resultando em reacdes de trocas idnicas. O
anion sulfato da agua de injecéo realiza uma troca com o grupo carboxilico negativa-
mente carregado do 6leo. Essa troca resulta do desprendimento do 6leo, alterando a
molhabilidade da rocha para um estado mais favoravel a agua. Com o aumento da
temperatura no reservatorio, a adsorcao do sulfato na superficie da rocha aumenta,

conforme a seguinte equagao:

S02~ 4+ 2CH;C00 — X © 2CH;C00™ + SO, — X, (10)

em que X representa o trocador na rocha carbonatica. Essa equacao é utilizada no
GEM™ para modelar a recuperacdo de 6leo por injecdo de dgua projetada. Além
disso, a interpolagao entre permeabilidade relativa e pressao capilar foram incorpora-
das ao modelo dos autores conforme o trabalho de Jerauld et al. (2008). As reacdes
geoguimicas, no GEM™, séo divididas em dois grupos: homogéneas (aquosas) e he-

terogéneas (dissolucao/precipitacdo mineral e reacdes de troca ibnica).
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As constantes de equilibrio quimico foram usadas para modelar as reacoes

de equilibrio quimico. As equacdes para as reacdes homogéneas sao:

Qa - Keq,a = 0,6‘( = 1, ......... ﬂReq (11)
TNegq

Qo =] |ap (12)
k=1

em que K., , € a constante de equilibrio quimico para a reacdo aquosa a, a, € a
atividade do componente k, v, € 0 coeficiente estequiométrico e Q, é o produto de
atividade. Tabelas de K., , em funcdo da temperatura podem ser encontradas na Li-

teratura (Kharaka et al, 1989; Delany e Lunden, 1990) e, e a; pode ser calculado em

termo da molaridade m;, (moles por kg de agua), conforme a equacao a seguir:
a; =ym; i=1, v Ngg (13)
em que y; e m; sao os coeficientes de atividade e molaridade das espécies i, respec-

tivamente. O modelo do coeficiente de atividade é usado para descrever a relacao

entre o coeficiente de atividade das espécies e a forga idnica (I) da solucdo. A forca

1 2
I'= Ez zim (14)
i

ibnica é definida como:

em que z; e m; sdo 0 numero de valéncia e molaridade, respectivamente, de uma
espécie i. Existem trés modelos empregados na versdo de 2017 do CMG-GEM™ que
podem ser utilizados. O primeiro € o modelo IDEAL, mas na maioria dos casos, em
que a solucéo nédo é ideal, os modelos de Debye-Hiickel e B-DOT podem ser utiliza-

dos. Os autores preferiram o modelo de B-DOT, descrito como:
AyziZ\/T .
logy; = ———F——+BI (15)
1+ a@;BI
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em que z; € a valéncia da espécie quimica i, I € a forga idnica da solugdo, 4,, B, € B

0
sdo parametros dependentes da temperatura e a; € um parametro dependente do

tamanho do ion.
A dissolucéo e precipitagdo dos minerais sao assumidas como cineticamente
controladas. A lei da taxa de dissolucao e precipitacdo em reacdes minerais € dada

por:

- Q
eq,

em que g, Aﬁ, kg, keqp, Qp S@O0 a taxa, area de superficie reativa, taxa constante,
constante de equilibrio quimico (produto de solubilidade) e o produto de atividade da
reacao mineral 8, respectivamente.

As equacdes para area superficial reativa, assim como as mudancas na poro-
sidade e permeabilidade causada pela dissolucdo e precipitacdo de minerais também
entram no modelo e sdo descritas com maiores detalhes pelos autores. Também é

importante levar em conta o efeito da temperatura na taxa constante de reagao kg. O

produto de atividade Q4 pode ser calculada analogamente a Eq. 12.

Neq

05 =] |a (17)

k=1

O produto nao envolve as atividades dos minerais, uma vez que valem uma
unidade. No entanto, o indice de saturacdo da reacédo € dado por log (Qg/keqp)- A
dissolugéo mineral ocorre quando o indice de saturacédo € menor que zero. Quando o
indice € maior do que zero, ocorre precipitacdo. Se Qp = k.44, O indice vale zero e
isso significa que o mineral estd em equilibrio com a solucdo aquosa. A Eq. 17 fornece
a taxa de dissolucéo/precipitacdo de minerais. No entanto, a taxa formag&o/consumo
de diferentes espécies aquosas € obtida multiplicando-se r; pelo respectivo coefici-
ente estequiométrico: 1z = vyp X 1.

Para o célculo da area superficial reativa com mudancgas nos moles dos mi-

neirais em razéo da dissolucdo ou precipitacdo, a seguinte equacéo € usada:
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Ng

Ag = 4g N (18)

em que Ag € a area reativa superficial no tempo 0, Nz € o nimero de moles do mineral

B por unidade de volume da célula de simulacdo em um determinado tempo, e Nl? €o

namero de moles do mineral § por unidade de volume da célula no tempo 0.
A dissolugéo e precipitacdo de minerais altera o volume de poros do meio

poroso. A porosidade resultante é calculada como:

H* = * __ N %_N_ﬁ(?)
P =0 ;(;)B os (19)
®=0"[1+c,(p—p"] (20)

em que ¢ € o valor resultante final da porosidade, ¢* é a porosidade de referéncia

sem dissolucdo/precipitacdo mineral, ¢* é a porosidade de referéncia com dissolu-

céo/precipitacédo mineral, N € o total de moles do mineral § por volume total da rocha
no tempo atual, N[(f) é o total de moles do mineral 8 por volume total da rocha no tempo
0, pp € a densidade molar do mineral, ¢, € a compressibilidade da rocha, p* € a pres-

sao de referéncia correspondente a porosidade de referéncia com dissolucéo/precipi-
tacdo mineral e p é a pressao que diz respeito ao estado atual da porosidade.
Também a equacdo de Kozeny-Carman € usada para captar mudancas na

permeabilidade absoluta conforme a dissolugéo/precipitacdo mineral ocorre:
3 /1 — 0\?
K _ (ﬂ) 1-9 21)
kO \pO 1—¢

em que k° e ¢° sdo a permeabilidade e porosidade iniciais, respectivamente.

No que se refere aos efeitos da temperatura, geralmente se utiliza 298,15 K
ou 25 °C como valor de referéncia T, para reportar as constantes de taxa de reacao

kg. Para calcular kg em uma diferente temperatura (T), Adgebite et al. (2018) utiliza-

ram a seguinte equacao:

=kl - (32
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em que E,p (J/mol) € a energia de ativagdo da reacdo 8, R € a constante dos gases
(8,314 J/mol K) e kop (mol/(mol? - s)) € a constante da taxa de reacgéo para a reagao

a temperatura T,. Além disso, € importante ressaltar que valores para a constante de
equilibrio séo calculados em fungéo da temperatura do reservatorio por meio de um
polindbmio de quarta ordem, conforme a seguinte expressao:

log(Keq) = ao + a1 T + a;T? + asT> + a,T* (23)

em que ao, a4, a,, a; e a, Sao valores default e estdo embutidos no CMG-GEM™,
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3. FUNDAMENTACAO TEORICA

3.1. Definic&o e caracteristicas de rochas carbonéticas

Segundo Ahr (2008, p.2), carbonatos sdo complexos aniénicos de (CO3)* e
cation metalicos divalentes como Ca, Mg, Fe, Mn, Zn, Ba, Sr e Cu, além de outros
menos comuns. A ligacdo entre o cation metalico e o grupo carbonato néo € tao forte
quanto as ligacgdes internas na estrutura do COs, que, por sua vez, ndo é tao forte
guanto as ligacdes covalentes do dioxido de carbono (CO2). Na presenca de ions de
hidrogénio, o grupo carbonato se quebra para produzir CO2z e agua. Essa reacao, co-
mumente vista quando acido é posto em contato com o calcario, é a base quimica
para o teste de efervescéncia que distingue carbonatos de ndo carbonatos.

Os minerais mais comuns em carbonatos sdo a calcita (CaCOs) e dolomita
(Ca,Mg(CO03)2). Os calcarios e dolomitos, juntos, correspondem a cerca de 90% das
ocorréncias naturais de carbonatos (Ahr, 2008, p.4 apud Reeder, 1983). Dentre outros
minerais presentes em carbonatos pode-se citar ainda: aragonita, azurita e malaquita.
A maioria dos reservatorios carbonéticos tém porosidade variando entre 5% e 15%. A
permeabilidade varia muito em carbonatos, desde valores menores de 0.1 mD a cerca
de 10 D. Qualitativamente, um bom reservatorio tem uma permeabilidade superior a
50 mD.

3.2. Propriedades petrofisicas de rochas carbonaticas

Para que 6Oleo e gas entrem em um reservatorio, € necessario deslocar a 4gua
intersticial. Se o volume de poros for suficientemente grande, o éleo ira mover a 4gua
e se alocar no centro dos poros, mas sera incapaz de mover a agua de poros peque-
nos ou da cobertura da superficie dos grdos. Essa agua imovel é o fluido molhavel.
Reservatorios podem incluir 6leo, agua e gas, e a fase que se torna molhada é deter-
minada pela molhabilidade, fendmeno associado as propriedades de capilaridade da
rocha reservatorio. A maioria dos reservatorios sao considerados molhaveis a agua,
mas reservatorios molhaveis a 6leo também existem, especialmente em se tratando
de carbonatos. Todas as rochas sao originalmente molhaveis a 4gua, mas algumas
se tornam molhaveis ao 6leo apds migracao de hidrocarbonetos, uma vez que ocor-
rem reacOes quimicas entre o hidrocarboneto e as paredes do poro (Ahr, 2008, p. 57).

A Figura 6 ilustra reservatorios molhaveis a agua e ao o6leo.



18

Figura 6 — Representacédo de reservatdrios molhaveis a agua e ao dleo.

Agua
Oleo
Graos

Molhavel a agua Molhavel ao 6leo

Fonte: Adaptado de Ahr (2008).

3.2.1. Molhabilidade

Em termos qualitativos, molhabilidade é a tendéncia de um fluido, em detri-
mento de outro, de ser preferencialmente atraido para uma superficie sélida (Ahr,
2008, p. 62). Em reservatorios de hidrocarbonetos, € necessério lidar com a interface
entre gas e liquido, entre dois liquidos imisciveis (6leo e agua) e entre liquidos e soli-
dos. Tensédo de adesdo é uma funcéo de tenséo interfacial que determina qual fluido
ird molhar o sélido. Para um sistema que consiste em agua e 6leo em contato com um
sélido (Figura 7), existe um angulo de contato (8) que, por convencao, € medido a
partir do fluido mais denso, variando entre 0° e 180°. A tensao interfacial entre o sélido
e o liquido mais leve é representada por gy,; entre o sélido e o liquido mais denso,

osw; € entre os dois liquidos, g,,,. A tenséo de adeséo (Ar) é definida como:

A = 059 — Ogyy = Oy COSOy, (24)

Figura 7 — Valores de tensao interfacial e angulo de contato entre dois liquidos em um sistema de
agua e 6leo em contato com uma superficie sélida.

Fonte: Ahr (2008).
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Um valor positivo de tensdo de adeséao indica que o liquido mais denso é a

fase molhavel e um valor de tenséo de adesao igual a zero indica que ambos liquidos
tém a mesma afinidade pelo sélido. Se 6 é pequeno, o liquido mais denso ira se dis-
persar rapidamente e cobrir a superficie solida. Se 6 for grande, uma forca externa
sera necessaria para fazer o liquido mais denso se dispersar pela superficie sdlida. A
Figura 8 ilustra diferentes exemplos de angulo de contato para quatro distintos liquidos

organicos em contato com 4gua e uma superficie solida composta por calcita.

Figura 8 — Caracteristicas de molhabilidade para quatro diferentes fluidos organicos em contato com

calcita.
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Fonte: Adaptado de Ahr (2008).

Rochas reservatorio que foram depositadas em ambientes aquosos, como a
maioria, sdo originalmente molhaveis a agua. No entanto, apds o 6leo ser aprisionado
no reservatorio, 0s componentes organicos polares do 6leo podem aderir a superficie
do poro e, com as reacfes quimicas na superficie, a molhabilidade do reservatério
pode mudar para molhavel ou parcialmente molhavel ao 6leo (Ahr 2008, p. 63). Tiab
e Donaldson (2004, p.383) ressaltam que a natureza quimica basica de um carbonato
os faz reagir imediatamente com acidos organicos presentes no 6leo cru, o que, por

sua vez, muda a molhabilidade do carbonato.

3.2.2. Capilaridade

A pressao de capilaridade pode ser entendida como a forca necessaria para
conduzir um fluido ndo molh&vel a poros saturados com um fluido molhavel. A magni-
tude da pressao de capilaridade depende da tenséo interfacial e do raio de curvatura
da interface do fluido. Para melhor compreenséo desse fendmeno, pode-se considerar
um tubo capilar de raio » em um béquer com 6leo e agua (Figura 9). A pressao no

0leo nos pontos A e B séo dadas por P,, e P,g, respectivamente. As pressdes na
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agua, por sua vez, sao dadas por P,, € P, 4. ASsume-se que 0 béquer seja grande o
suficiente para que a interface A seja plana e a pressao de capilaridade sobre ela seja

zero, de modo que P,, = P, 4, ha superficie livre de agua no béquer.

Figura 9 — llustracao de relacdes de pressdo em um tubo capilar parcialmente preenchido por 4gua
rodeada de dleo.
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Fonte: Ahr (2008).

Para a pressao no ponto B, a densidade do 6leo e da dgua devem ser consideradas

comao:.
Pog = Posy — pogh (25)

Pyg = Pya — pwgh (26)

O diferencial de pressédo ao longo da interface é a presséo capilar (P.), que deve estar
em equilibrio com as forgas gravitacionais se os fluidos estédo em equilibrio e ndo em

escoamento.

Pc:PoB_wa:(pw_po)gh (27)

A expressao para capilaridade em termos das forcas de superficie pode ser obtida ao
se igualar as expressOes para as forgas verticais para cima e para baixo. Assim,

2mAr = nr?(p,, — p,)gh, respectivamente, o que simplifica a Eq. 27 para:
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(28)

Se a Eq. 24, para capilaridade for, ainda, substituida na Eqg. 28, a expressao para

capilaridade se torna:

20y, " €C0S0,,,

P. (29)

r

A pressao de capilaridade €, portanto, uma funcéo da tenséo de adeséo e tem relacéo
inversa com o raio do tubo capilar. Em reservatorios carbonaticos, a tensdo de adeséo
depende da tenséo interfacial entre as fases molhada e ndo molhada e entre as su-
perficies do fluido e do sélido. Em um reservatorio com propriedades fixas de fluido,
os valores de presséao de capilaridade refletem caracteristicas dos poros, e o raio dos
tubos capilares sdo assumidos como equivalentes as gargantas dos poros. ISso sig-
nifica que gargantas de poros sdo modeladas como tubos cilindricos. Na maioria dos
reservatorios, as gargantas dos poros ndo sao cilindricas, mas em formato de folha,
especialmente em sistemas porosos intercristalinos de dolomitas. Para esses casos,
a equacao de pressao capilar € melhor escrita como (Ahr, 2008, p.66):

20,0 * COSO.
p, = Z0wo €05 wo (30)

r
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4. METODOLOGIA

4.1. Construcdo do modelo de simulacéao

O CMG-GEM™ tem um médulo embutido para simulagées envolvendo meca-
nismos de LSW (Low Salinity Waterflood), incluindo reac¢des de troca ibnica, geoqui-
mica e alteracdes de molhabilidade. O modelo geoquimico do GEM™ foi validado com
outros pacotes como PHREEQC™, além do Geochemist Workbench® e um software
de uso interno da Total. Também foi realizada validagdo com dados experimentais.
Mais informacOes sobre o software podem ser encontradas em Skoreyko e Kumar
(2017) e em Computer Modelling Group (2019).

O fluxo de trabalho para o desenvolvimento do modelo pode ser representado

por um loop fechado conforme ilustrado na Figura 10:

Figura 10 — Fluxograma do desenvolvimento do modelo de simulacéo
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Primeiro foi gerada uma malha para o modelo geoldgico representativa dos
testemunhos estudados. Entéo foi incorporado ao modelo os dados reais de porosi-
dade e permeabilidade. No modelo petrofisico foram incorporadas sobretudo as pro-
priedades dos fluidos envolvidos no processo. E importante, nessa etapa, definir tam-
bém um modelo para as permeabilidades relativas e um para a pressao de capilari-
dade. O modelo geoquimico usado esta embutido no GEM™. As equacgbes que go-

vernam o modelo (Egs. 5 — 23) estdo bem descritas no trabalho de Adgebite et al.
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(2018). O GEM™ conta, ainda, com uma base de dados com uma série de reacdes

quimicas envolvendo minerais que podem ser adicionadas ao modelo.

4.2. Simulacdo do Escoamento no Plugue

O escoamento no plugue foi estudado a uma vazao de 0,1 cm3/min, assim como
nos experimentos de coreflooding de Lima (2016). Foi alocado um poco injetor em
uma das extremidades do plugue, e um produtor na outra. As simula¢des foram exe-
cutadas até que se chegasse a um patamar estavel na curva de produc¢do acumulada
de 6leo, 0 que se deu, para a maior parte dos casos, por volta de 1h simulada de
injecao.

O primeiro teste realizado foi a injecdo de diferentes tipos de salmoura relacio-
nadas no trabalho de Lima (2016). Como as &guas variam basicamente na concen-
tracdo de sulfato, qualquer incremento na recuperacéo de 6leo deve ser causado pela
atuacdo do ion SO4%>. Também foi investigado o efeito de se reduzir a concentracéo
dos ions Na* e CI- como meios de se potencializar a acdo do ion sulfato. Em seguida,
foi feita uma andlise semelhante para avaliacdo do efeito dos ions Ca?* e Mg?*, de
onde espera-se obter um compreendimento acerca do efeito individual de cada um
dos ions na recuperacao de 6leo.

Em seguida foi testado o efeito da temperatura. A primeira rodada foi realizada
a 65°C, temperatura tipica em reservatoérios carbonaticos maritimos. Depois a simula-
cao foi refeita a temperaturas de 100°C e 120°C, uma vez que o sucesso dessa técnica
€ muitas vezes atribuido as elevadas temperaturas do reservatoério, que aumentam a
reatividade dos ions potenciais.

A partir do caso base da agua do mar, foi estudado como parametros como
porosidade, concentracdo dos ions potenciais e concentracdo de calcita e dolomita
variam durante a injecdo. Esperava-se que essa analise permitisse estimar a fragéo
de mineral que precipita, afetando a porosidade e consequentemente o fluxo no plu-
gue, aléem de permitir estimar a quantidade de ions adsorvidos pela superficie da ro-
cha.

Por fim, este trabalho esperou sugerir, nas condi¢cdes desse modelo, uma com-
posicdo ibnica otimizada para a agua de inje¢cdo que maximiza-se a recuperacéo de
6leo no plugue. Para tal, foi utilizado o pacote de otimizacdo CMOST™. O fluxograma

de trabalho resumido esta ilustrado na Figura 11.



Figura 11 - Fluxograma de trabalho
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5. ESTUDO DE CASO

Neste capitulo serdo apresentados, incialmente, as propriedades da rocha, 6leo
e salmoura incorporados ao modelo e, na sequéncia, sera descrita a constru¢do do
modelo de simulacédo utilizado na investigacdo dos mecanismos responsaveis pela
alteracdo de molhabilidade nos carbonatos, mediante injecdo de agua de baixa salini-
dade.

Para esta pesquisa foram incorporados dados reais de amostras de rochas car-
bonaticas do Pré-Sal brasileiro. O estudo do mecanismo que permeia o0 método de
injecdo de agua de baixa salinidade foi conduzido com auxilio do simulador
desenvolvido pela CMG - Computer Modelling Group™. O CMG™ desenvolve
softwares de simulacdo de reservatérios para a industria de 6leo e gas,
compreendendo desde aplicacbes mais simples as mais inovadoras técnicas de
recuperacdo avancada de Oleo. Dentre 0s varios pacotes oferecidos, a simulacéo sera
realizada no GEM, mais recomendado para simulacées que envolvem equacado de
estado para modelos ndo convencionais, quimicos e composicionais.

No simulador, como em um sistema de coreflooding, foi reproduzido o
escoamento de um plugue de rocha carbonética, a fim de estudar os impactos da

injecdo de agua calibrada na recuperacéao de o6leo.

5.1. Modelo Geoldgico
5.1.1. Dados de rocha

Foram disponibilizados para este projeto 32 plugues de rochas carbonaticas de
um determinado campo do Pré-Sal brasileiro identificado como Laguna. As rochas
foram estudadas no Laboratério de Caracterizagdo Tecnoldégica da USP (LCT-USP)
pelo grupo de pesquisa INTRA (Integrated Technology of Rock and Fluid Analysis). As
amostras foram coletadas de quatro diferentes pocos, rotulados como LAG-12, LAG-
13, LAG-14 e LAG-15.

A Figura 12 fornece exemplos de amostras de plugues de rocha carbonatica
utilizadas no desenvolvimento do modelo de simulacdo. As medi¢des no laboratorio
evidenciaram o fato de rochas carbonaticas serem extremamente heterogéneas, no-
cao que ja se pode ter a partir de uma observacao inicial da coloracdo das amostras.

Os dados fornecidos pelo LCT puderam ser utilizados tanto para identificar tendéncias



26
entre as amostras, como para se estabelecer modelos estatisticos de modelagem de

heterogeneidades.

Figura 12 - Exemplos de amostras de plugues de rocha carbonatica utilizada como fonte de dados
para desenvolvimento do modelo de simulagéo.
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A modelagem do plugue se baseou em dados apenas das amostras obtidas do pogo
LAG-12, uma vez que mais amostras foram obtidas nesse pog¢o do que em qualquer
outro, fornecendo maiores quantidades de dados.

5.1.2. Modelagem do plugue

Pelo fato de um fluxo em um escoamento em plugue ser linear, foi gerada uma
malha retangular de dimensdes 100 x 3 x 10, representando um cilindro com 6,9 cm
de comprimento e 3,84 cm de diametro. A modelagem foi feita de tal modo que o
volume do plugue foi mantido. Os dados da malha estdo apresentados na Tabela 1.
Como foi reproduzido um experimento de coreflood horizontal, a dire¢éo 1 no modelo
diz respeito a direcdo de profundidade em um poco vertical.

Tabela 1 - Malha do modelo de plugue.

Propriedade Valor
Malha 100x3x 10
Dimensodes 6,9cmx3,40cmx 3,40 cm

Volume da célula 0,0266 cm?
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Para simular as heterogeneidades das rochas carbonaticas, foi feita uma dis-
tribuicdo log-normal por camada da permeabilidade, que pode ser expressa em ter-
mos da média e desvio padrdo das amostras (Jensen, 1987). Um processo seme-
Ihante foi feito para distribuicdo de porosidade: nesse caso, todas as células do mo-
delo foram populadas seguindo uma distribuicdo normal, a partir das medicdes obtidas
em laboratério para amostras do poco LAG-12. Os dados estédo resumidos na Tabela
2.

Tabela 2 - Modelo de heterogeneidades do plugue

Propriedade Heterogeneidade
Permeabilidade em x (por camada) Lognormal (4=235,06 mD; 0=406,55 mD)
Permeabilidade em y (por camada) Igual permeabilidade em x
Permeabilidade em z (por camada) 10% da permeabilidade em x

Porosidade Normal (1=0,1564; 0=0,4760)

As Figura 13 e Figura 14 ilustram, respectivamente, o modelo de plugue po-
pulado com dados de permeabilidade e porosidade obtidos experimentalmente. As
medicdes de permeabilidade foram fornecidas pela Petrobras e a porosidade foi me-

dida no LCT por intrusdo de mercurio.

Figura 13 - Distribuicdo de permeabilidade na diregcéo x
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Figura 14 - Distribuicdo de porosidade no modelo
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5.2. Modelo de fluidos

5.2.1. Dados do Oleo

Foi considerado um modelo de 6leo dividido em oito componentes conforme as
propriedades listadas na Tabela 3. A densidade e viscosidade do 6leo séo, respecti-
vamente, 797,94 kg/m3 e 0,824 cP.

Tabela 3 — Propriedades de cada componente do 6leo utilizado no modelo.

Componente Prgsséo cri-  Temperatura critica Fator_ acén- Peso molar
tica (atm) (K) trico (g/gmol)

CO: 72,80 304,2 0,0225 44,01
N2-n-CH4 45,24 189,67 0,00844 16,21
C2-n-C4 43,49 412,46 0,148 44,79
i-C5-C7 37,69 556,92 0,248 83,46
C8-C12 31,04 667,52 0,328 120,52
C13-C19 19,28 673,76 0,567 220,34
C20-C30 15,38 792,40 0,942 321,52

Figura 15 — Composicéo do 6leo utilizado no modelo
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5.2.2. Dados da Salmoura

A composi¢do das salmouras de injecdo, bem como da dgua do mar e da agua
de formacéo, também foi adaptada do trabalho de Lima (2016). A autora se propds a
estudar o efeito do ion sulfato na injecdo de agua de baixa salinidade, por isso utilizou
diferentes composic¢des de agua de injecdo, sumarizadas na Tabela 4. Os parametros
de controle foram os ions SO4%, Na* e Cl, uma vez que as terminologias sdo as
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seguintes: SW é a agua do mar sintética (conforme modelo adotado pelo Centro de
Pesquisas e Desenvolvimento Leopoldo Américo Miguez de Mello — CENPES), SW0S
€ a 4gua do mar dessulfatada, SW4S é a agua do mar com concentragdo de sulfato
aumentada em 4 vezes, SWONacCl é a agua do mar depletada de NaCl, SWONaCl4S
€ a agua do mar com concentracao de sulfato aumentada em 4 vezes e depletada de

NaCl e FW é a agua de formacao.

Tabela 4 — Composicao das salmouras de inje¢édo

Agua Na* Mg2+ Ca2* Cl (SO4)>  HCOs TSD
FW 68.980 1.674  7.410  127.467 39 18 209.046
SW 11.498  1.376 439 20.721 2.800 151 37.375
SWONaClI 1.399 1.376 439 5.147 2.800 151 11.702
SWO0S 11.498  1.376 439 20.721 119 151 34.694
SW4s 11.498  1.376 439 20.721 11.200 151 45.775
SWONaCl4S  1.399 1.376 439 5.147 11.200 151 20.102

Adicionalmente, sera avaliado o efeito dos ions Ca?* e Mg?*. Para essa analise,
a dgua do mar serd utilizada como referéncia, e serao avaliadas as consequéncias de
se injetar o dobro e a metade de cada um desses ions. Doravante, as salmouras com
o dobro da concentracao i6nica serdo identificadas como SW2Ca e SW2Mg, e as

amostras com metade da concentracdo, como SW05Ca e SW05Mg.

5.3. Modelo petrofisico

O modelo petrofisico foi adaptado do benchmark UNISIM-II, que envolve um
modelo de simulacdo com tendéncias geoldgicas e dados da interacdo rocha/fluido
com caracteristicas dos reservatorios do Pré-Sal (Correia et al., 2015). A Figura 16

ilustra as curvas adotadas.
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Figura 16 - Curvas de permeabilidade relativa adotadas no modelo
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A modelagem da injecdo de 4gua de baixa salinidade pelo GEM™ utiliza curvas
de permeabilidade relativa como parametros de entrada. A alteracdo de molhabilidade
€ modelada a partir de uma mudanca nas curvas de permeabilidade conforme ilustra
esquematicamente a Figura 17. Tipicamente, dois conjuntos de curvas de permeabi-
lidade relativa séo considerados, representando a injecao de alta e baixa salinidade.
Uma interpolacdo entre as duas curvas pode, entdo, ser realizada. O interpolador é a
fracdo equivalente de um ion na superficie da rocha. Os dados de permeabilidade
relativa geralmente provém de experimentos em laboratério, servindo como dados de
entrada para a simulagcdo numérica. Na auséncia de experimentos nos plugues mo-
delados neste trabalho, serdo adotados como parametros de interpolacdo os dados
padrdo do software, baseado e validados conforme os experimentos de Al-Attar et al.
(2013).
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Figura 17 — Representacdo esquematica de alteracdo nas curvas de permeabilidade relativa em um
waterflood a alta e baixa salinidade.
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Fonte: Computer Modelling Group (2019).

Al-Attar et al. (2013) realizaram testes de escoamento em testemunhos de ro-
cha carbonatica do campo de Bu Hasa, nos Emirados Arabes Unidos. As amostras
utilizadas foram muito semelhantes as utilizadas neste trabalho em termos de dimen-
sbes e porosidade, diferindo bastante, todavia, em permeabilidade, com valor médio
de 8,5 mD. Os autores alcancaram significativo aumento no fator de recuperacao de
63% para 84,5% ao reduzir a salinidade da agua de injecdo de 197.357 ppm para
5.000 ppm, usando esta Ultima salmoura para avaliar o efeito dos ions Ca?* e SO4°.
Foi observado que aumentar a concentracéo de Ca?* prejudica a recuperacéo de 6leo,
ao passo que ndo ha uma regra clara para a concentracdo de SO42, encontrada como
Otima a 46,8 ppm, conforme ilustra a

Figura 18. Com base nesse trabalho, séo utilizados como valores de interpola-

cdo para baixa e alta salinidade, respectivamente, 70 ppm e 23,6 ppm de SO42.
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Figura 18- Resultados dos experimentos de coreflooding que serviram como base para a modela-
gem.
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Fonte: Al-Attar et al. (2013).

Outras alternativas para a modelagem dos mecanismos de injecao de dgua de
baixa salinidade no GEM, além da interpolagdo por SO4%, séo: interpolagdo simples
com outros ions (Ca?*, Mg?*, Na*, dentre outros), interpolacéo por dissolugdo mineral
e interpolacdo com troca i6nica. Cabe ressaltar que existem diferentes métodos de
modelagem, que s&o mais ou menos indicados conforme a disponibilidade de dados

experimentais.
5.4. Modelo geoquimico

Foram considerados, inicialmente, para o modelo geoquimico, 11 componentes
aquosos e 2 componentes minerais, calcita e dolomita. As reacdes quimicas que
atuam na alteracdo de molhabilidade estéo relacionadas na Tabela 5. As proporc¢oes
de calcita e dolomita consideradas, baseadas em amostras do LAG-12 classificadas
pelo método de Rietveld, foram respectivamente 57% e 36%. Havia, ainda, na amos-
tra, uma fracdo de 7% de quartzo, ndo adotada no modelo por n&o ser considerado

um mineral relevante para o modelo de troca idnica em carbonatos.



Tabela 5 - Equacbes aquosas e minerais do modelo geoquimico

Reacbes aquosas

CO,+ H,0 » H* + HCO3
HY +0H™ - H,0
CaS0, — Ca** + S0%~
MgS0, - Mg**t + S0%~
HSO; — H* + 502~

Reac¢des minerais

Calcita (CaC03) + HY - Ca** + HCO3
Dolomita (CaMg(C03);) + 2HY - Ca?* + 2HCO3; + Mg?**

34
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6. RESULTADOS E DISCUSSOES

Para servir como base de comparacao entre as diferentes composi¢oes de
agua injetadas, foi primeiro simulada uma injecdo de 4gua do mar a 65 °C. A Figura
19 ilustra o deslocamento de 6leo ao longo da injecdo. A queda de presséo ao longo
da injecdo de agua esta ilustrada na Figura 20. O experimento de coreflooding é mo-

delado de modo a se reproduzir condi¢cbes proximas a de reservatorio.

Figura 19 — Vista aérea sequéncia da inje¢do de agua do mar no plugue carbonatico
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Figura 20 - Queda de presséo ao longo do coreflooding
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A Figura 21 ilustra as curvas de recuperacao para cada uma das salmouras
testadas. O fluxo para todos os casos ocorreu de forma muito semelhante, variando
sobretudo no fator de recuperacéo atingido. Nesse teste, realizando todos a tempera-
turas de 65°C, revelou-se mais eficiente em termos de recuperacéao a inje¢ao da agua
de formacgéo (FW) e a agua do mar dessulfatada (SWO0S).

Figura 21 - Recuperacéo de 6leo para salmouras testadas
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Tabela 6 - Fator de recuperacgdo das salmouras testadas a 65 °C

Agua Fator de recuperacéo
FW 66,24%
SWO0S 65,09%
SwW 60,52%
SWONacCl 60,51%
SwW4Ss 59,13%

SWONaCl4S 59,12%
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Este resultado indica que, nas condicdes desse modelo, o ion SO4% causa um
impacto muito mais relevante no fator de recuperacdo do que a salinidade total da
agua. O par de 4guas SW e SWONaCl, assim como SW4S e SWONaCl4S, em que
apenas variam entre si a concentracdo de SO4?, alcancaram praticamente 0s mesmos
fatores de recuperacédo. A diferenca entre o0 maior e o menor fator foi de 7,12%, que
pode atribuido aos efeitos da agua de salinidade projetada. A agua dessulfatada
SWOS é geralmente utilizada como agua de injecao para prevenir formacgéo de H2S e
problemas de incrustagéo e, assim como nos experimentos de embebi¢cédo espontanea
de Lima (2016), demonstrou-se ser uma agua suficientemente boa para injecdo em
reservatorios carbonaticos. Além disso, dentre as aguas testadas, € a que possui me-
nor TDS. Em comum entre a SWOS e a FW estdo as menores concentracdes de SO4?
. Autores como Zeinijahromi et al. (2015) relataram n&o ter observado diferengas entre
a injecao de agua da formacéo e agua de baixa salinidade. Ja o fato de os melhores
resultados terem sido obtidos para valores baixos de concentracdo de sulfato pode
ser atribuido a um viés da modelagem da injecdo de agua de baixa salinidade, base-
ada em um experimento em que as concentragdes de sulfato foram duas ordens de
grandeza menor que a concentracdo da agua do mar.

Para investigar os efeitos da temperatura no modelo de troca ibnica, o ensaio
foi repetido a 100 °C e 120 °C. Os resultados podem ser observados nas Tabela 7 e

Tabela 8 a seguir.

Tabela 7 - Fator de recuperacdo das salmouras testadas a 100 °C

Agua Fator de recuperacdo Incremento em relacdo a caso base
Fw 66,59% 0,35%
SWO0S 66,24% 1,15%
SW 61,35% 0,83%
SWONaCl 61,06% 0,55%
Sw4s 59,81% 0,68%
SWONaCl4S 59,71% 0,59%

Tabela 8 - Fator de recuperacédo das salmouras testadas a 120 °C

Agua Fator de recuperacdo Incremento em relacéo a caso base
FW 66,47% 0,23%
SWO0S 66,63% 1,54%
SW 61,47% 0,95%
SWONaCl 61,45% 0,94%
SW4s 60,00% 0,87%

SWONaCl4S 59,98% 0,86%
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Para quase todas as aguas, com excec¢ao da agua de formacao, houve um leve
incremento na producao de 6leo. O principal acréscimo ocorreu ao passar a tempera-
tura de 65 °C para 100 °C, ao passo que os resultados de 100 °C para 120 °C foram
praticamente os mesmos. A variacao total de 65 °C para 120 °C atingiu valores proxi-
mos a 1%. No modelo, os efeitos da temperatura sao atribuidos as equacdes (22) e
(23), que indicam que as taxas de reacdo aumentam conforme o aumento da tempe-
ratura. Temperaturas mais altas foram testadas, pois alguns autores acreditam que o
fendbmeno de mudanca de molhabilidade s6 ocorre em temperaturas acima de 90 °C.
E importante salientar que o aumento da temperatura causa reducéo na viscosidade
do 6leo e expansédo térmica do fluido, o que também pode explicar um aumento no
fator de recuperacédo. Ainda assim, os incrementos observados foram baixos, o que
nao corrobora com as melhores recuperacdes observadas na literatura. Esse baixo
efeito da temperatura evidencia o fato de que, embora a temperatura exerca influéncia
no modelo de troca ibnica, a recuperacao de Oleo é governada pela concentracdo dos
ions potenciais, que ndo foram variados neste teste. A Figura 22 ilustra os comporta-

mentos da curva de producdo em cada uma das temperaturas testadas.

Figura 22 - Comparacéo entre o efeito da temperatura na injecdo da salmoura SWO0S.
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Como um meio de se atenuar o suposto viés do modelo de simulagdo embutido
no software CMG™, foi realizada a injecdo de salmoura variando apenas os ions Ca?*
e Mg?*. Utilizando o SO4? como interpolador, ndo houve nenhuma recuperacéo adici-
onal observada com as inje¢6es das aguas SW2Ca, SW05Ca, SW2Mg e SW05Mg,
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indicando que apenas a concentracdo de sulfato causa impactos na recuperacao de
6leo. Decidiu-se utilizar, desse modo, o ion Ca?* como interpolador. Os valores utili-
zados como interpoladores para alta e baixa salinidade foram 35.000 ppm e 5.000
ppm. Novamente, contudo, ndo foram observadas recuperacdes adicionais de 6leo.
Os ions Ca?* e Mg?* ndo se revelaram muito influentes na promocédo de uma maior
recuperacédo de 6leo nessas condicdes.

A partir do caso de injecdo de agua dessulfatada a 65°C, que obteve maior fator
de recuperacgdo, decidiu-se aprofundar a andlise acerca do modelo da troca idnica.
Primeiro foi analisada a alteracdo na porosidade em razdo da dissolugdo mineral. O

resultado esta na Figura 23 a seguir:

Figura 23 — Comparacéo entre a mudanga de porosidade por deposi¢do mineral no inicio e no fim do
experimento.
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A mudanca de porosidade por deposicédo mineral foi da ordem de 107, diferen-
temente de outros modelos apresentados na literatura, que obtiveram mudancas da
ordem de 10*. Em todo caso, é possivel dizer que deposicdo mineral ndo é a causa
principal de aumento na recuperacéo de 6leo, e que, nas condi¢cdes de presséo, tem-
peratura e salinidade testadas, a deposi¢cao mineral € irriséria. Possivelmente, em es-
cala de campo, a mudanca de porosidade teria um impacto maior. Ainda investigando
as trocas ibnicas que ocorrem durante a inje¢do de agua, foi observado como a mo-
lalidade de cada um dos ions potenciais varia durante a simulagéo. A comparacao dos
fons Ca?*, Mg?* e SO4+? estdo ilustradas, respectivamente, nas Figuras Figura 24, Fi-

gura 25 e Figura 26, respectivamente. Houve um decréscimo na concentracdo dos
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fons Ca?*, Mg?* e um aumento na de SO4%, em relacdo a agua de injecdo. A reducéo
da molalidade dos ions de célcio e magnésio em relacdo a agua de injecdo podem ser
explicadas pela precipitacdo de dolomita. O sulfato foi injetado & molalidade de
0,00124 mol/L, e a concentragéo estabilizou-se a concentragdes bem menores, em
torno de 0,0007 mol/L, indicando uma possivel adsor¢cédo de sulfato na superficie da
rocha, conforme o modelo de troca idnica.

Figura 24 - Molalidade de Ca?* no inicio e fim da simulacédo da injecdo de SWO0S a 65 °C com interpo-
lac&o por S04
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Figura 25 - Molalidade de Mg?* no inicio e fim da simulagéo da injecdo de SWOS a 65 °C com interpo-
lag&o por SO4%
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Figura 26 - Molaridade de SO4? no inicio e fim da simulagdo da injecdo de SWOS a 65 °C com inter-
polacdo por SO42
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Como o mecanismo de interpolacédo por SO4? ndo foi muito conclusivo acerca
do papel do ion sulfato, decidiu-se alterar o modelo de simulacdo para alteracao de
molhabilidade por injecdo de agua de baixa salinidade utilizando a ligacdo SO4 — X2
como interpolador. Para isso, foi acrescentado o elemento aquoso CH3sCOO™ com con-
centracao inicial admitida como 5.000 ppm. Foram ainda acrescentadas, as reacfes
listadas na Tabela 5, as reacdes relacionadas na Tabela 9. O tempo de simulacéo foi
configurado para 62 minutos. As curvas de recuperacao de Oleo estdo apresentadas

na Figura 27, e os fatores de recuperacgao listados na Tabela 10.

Tabela 9 - Equag8es adicionadas ao modelo geoquimico para interpolacéo por SO4 - X2

Reacfes aquosas

CaCH;C00* — CH5CO0* + Ca?*

Reacdo de troca ibnica
SO0; + 2CH;C00 — X < 2CH;C00™ + 50, — X,
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Figura 27 - Curvas de recuperacéo de 6leo para modelo de troca ibnica utilizando SO4 — X2 como in-
terpolador
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Tabela 10 - Fatores de recuperacdo para salmouras injetadas no modelo de troca idnica com interpo-

lador SO4 — X2
Agua Fator de recuperacéao
SW4s 59,84%
sSwW 59,51%
SWO0S 57,87%
FwW 57,63%

Com o novo modelo testado, os resultados indicam uma relacao direta entre a
concentracdo do ion sulfato e a recuperacao de 6leo. A dgua do mar com quatro vezes
a concentracao de sulfato obteve fator de recuperacéo 1,97% maior do que a 4gua do
mar dessulfatada. Novamente, outros ions como Na*, Cl-, Ca?* e Mg?* ndo revelaram
ter muito impacto nessas curvas. A Figura 28 ilustra como as fragées equivalentes
(SO4— X2) e ¢ (CH3COO — X) variam ao longo do tempo conforme a injecdo. Um au-
mento em ¢ (CH3COO — X) € acompanhado por um igual decréscimo em { (SO4— X2),
indicando que o sulfato esta saindo da solugcéo e se concentrando na superficie do
carbonato, enquanto o ion carboxilato esta deixando a superficie da rocha para formar
complexos como CaCHsCOO*. E perceptivel, ao se observar a Figura 29, o gradual
aumento da quantidade de moles de CaCHsCOO" até a produgédo chegar ao seu pico
por volta dos 45 minutos. Também por volta dos 45 minutos a reacao de troca ibnica
entre SO4— X2e CH3COO — X deixa de ocorrer.
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Figura 28 - Fragdo equivalente de SO4 — X2 e CH3COO-X no bloco {1, 1, 1}
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Figura 29 - Quantidade de moles de CaCH3CO* no plugue ao longo da inje¢éo
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Os trechos do cadigo utilizado para modelagem da alteracdo de molhabilidade
por injecdo de agua de baixa salinidade, utilizando interpolador de SO4> e SO4— X2
podem ser encontrados nos Anexos A e B, respectivamente.

Com auxilio do software de otimizacdo CMOST™, foi realizada a otimizacéo da
composicao ibnica para cada um dos casos. O algoritmo utilizado foi o DECE. Para o
caso da interpolacéo por SO4%, foram variadas a concentracdo de cada um dos ions
potenciais (Ca?*, Mg?* e S04%), nos respectivos intervalos de dez vezes menor a dez

vezes maior do que a composicdo da agua do mar. Por questdes de eficiéncia
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computacional, para o segundo caso foi testado apenas a concentracdo do ion sulfato.

Os resultados podem ser observados nas Figura 30 e Figura 31. As composi¢cdes

Otimas para cada um dos casos estéo listadas na Tabela 11.

Figura 30 - Otimizagédo da composigao idnica para a modelagem utilizando SO42- como interpolador
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Figura 31 - Otimiza¢@o da composicao ibnica para a modelagem utilizando SO4— X2 como interpola-
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Tabela 11 - Composicao ibnica 6tima para cada um dos casos.

Interpolacdo por SO4%

fon potencial Concentracao Recuperacédo de 6leo
S04 0,001362 mol/L (131 ppm)
Mg?* 0,213332 mol/L (5.185 ppm) 67,88 %0OO0IP
Ca?* 0,04015 mol/L (1.609 ppm)
Interpolagéo por SO4— X2
fon potencial Concentracao Recuperacéo de 6leo
S04 0,215803 mol/L (20.730 ppm) 60,39 %0O0IP

Figura 32 - Relacéo entre recuperacao de 6leo e concentragdo do ion sulfato para interpolagao por
S04%.
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Figura 33 - Relacéo entre recuperacao de 6leo e concentragdo do ion sulfato para interpolacao por
SO4— Xa.
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Foram observados valores muito divergentes entre os dois métodos de mode-
lagens estudados. O método por interpolacdo por SO4%> tem o fator de recuperacéo
reduzido conforme se aumenta a concentracdo de sulfato, o que ndo é condizente
com o modelo da troca idnica. Os valores de interpolacdo adotados mostraram ser
muito dependentes de um caso e favorecer a recuperacao para concentracdes dentro
dos valores de interpolacédo. A modelagem da troca ibnica, por sua vez, mostrou cor-
relacdo positiva entre a concentracdo de sulfato e a recuperacdo de 6leo. O fator de
recuperacéo, durante a recuperacéo, variou desde 58% a quase 60,5%. Os resultados
da otimizacao indicaram, mais uma vez, que a concentracao de outros ions nao afeta
diretamente a recuperacdo de 0leo, tendo o sulfato um papel preponderante. Além
disso, a otimizacdo ndo forneceu aumentos significativos na recuperacdo de 6leo em
relacdo ao caso base de 4gua do mar, indicando que a agua do mar pode ser sufici-
entemente boa para injecao.

Este trabalho forneceu um modelo para simular a injecdo de agua de baixa
salinidade, estudar os efeitos de cada ion e otimizar a composi¢édo da dgua de injecéo.
Mais estudos, envolvendo analise econdmica e comparando outros fluidos de injecéo,
sdo necessarios para avaliar a real viabilidade de se adotar essa técnica em campos
do Pré-Sal. Por fim, a modelagem dos mecanismos de alteracdo de molhabilidade
neste trabalho possuem um certo grau de incerteza, dado que dados experimentais
sdo essenciais para a escolha dos valores de interpolacdo. Um método adequado
para se obter melhores resultados e validar um modelo de simulacéo seria, a partir de
dados experimentais, realizar um ajuste de historico para ajustar os valores de inter-
polacdo. Uma adequada escolha de parametros permite prever mudancas nas curvas
de permeabilidade relativa, que, afinal, terd um grande impacto na recuperacéo de
oleo.
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7. CONSIDERACOES FINAIS

Este trabalho forneceu um amplo método para o desenvolvimento de um modelo
de simulacédo que envolve alteracdo de molhabilidade por meio da injecédo de 4gua de
baixa salinidade em um plugue de rocha carbonatica do Pré-Sal. A modelagem geo-
|6gica utilizou dados reais de amostras de campo, caracterizas no Laboratorio de Ca-
racterizacdo Tecnoldgica da USP, e alguns outros dados sintéticos foram incorpora-
dos ao modelo. O modelo de simulacdo desenvolvido permite o estudo de alguns dos
principais fenbmenos atribuidos a alteracdo de molhabilidade por meio da injecdo de
agua de baixa salinidade em carbonatos. As principais conclusfes do trabalho estéo

listadas a seguir:

e A comunidade cientifica reconhece que a injecdo de agua de baixa salinidade
€ capaz de aumentar a recuperacao de 6leo em reservatérios carbonaticos;

¢ A explicacdo mais aceita como responsavel por esse fenébmeno ¢é a alteracao
de molhabilidade. No entanto, existem diversas nuances que podem explicar
essa alteracdo observada. O modelo mais discutido e aceito como principal é
o de troca idnica;

e A simulacdo computacional € um método adequado e muito utilizado para se
estudar a inversdo de molhabilidade em carbonatos a partir da injecao de agua
de baixa salinidade;

¢ A modelagem da alteracdo de molhabilidade pode ajudar a entender a molha-
bilidade original do sistema, assim como prever as mudancas que acontecerao
nas curvas de permeabilidade relativa;

¢ O modelo da troca ibnica apresentou resultados esperados e coerentes com a
literatura. Foi observado que a agua do mar com concentracdo de sulfato au-
mentada em quatro vezes obteve fator de recuperagao 1,97% maior do que a
agua do mar dessulfatada, mais comumente utilizada em operagdes mariti-
mas. A modelagem por interpolagdo de SO4%, por sua vez, obteve resultados
nao muito coerentes para as salinidades testadas;

e Foi observado que o ion sulfato, de fato, € o que possui maior influéncia na
recuperacao de 6leo. Na*, Cl, Ca?* e Mg?* apresentaram impacto muito redu-
zido. Foi ainda possivel observar que a dissolugdo mineral ocorre a uma taxa

constante, mas é irriséria nas condicbes testadas, podendo ter maior
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relevancia na escala de campo. Também a temperatura ndo se mostrou muito
relevante nessa modelagem, uma vez que o principal fator que direciona a
recuperacdo de Oleo é a concentracao dos ions. Para simula¢des que envol-
vem efeitos da temperatura, sugere-se a utilizacdo do pacote de simulagéo
CMG-STARS™;

Pbde ser observada as reacdes de troca idnica a partir da anélise temporal da
concentracdo de cada um dos ions durante a inje¢cdo. Com isso, € possivel
observar qual das rea¢fes quimicas incluidas no modelo estdo ocorrendo com
maior intensidade;

Foi possivel sugerir uma composicao ibnica otimizada para a agua de injecéao
com auxilio do software de otimizagcdo CMOST™. Para o modelo de troca i6-
nica, foi observado que as maiores recuperacdes de Oleo estao correlaciona-
das com uma maior concentracdo de sulfato, indicando o papel vital deste ion
para o sucesso do método.

Como sugestao para melhorar o trabalho, poderia ser adicionado ao modelo
dados experimentais de permeabilidade relativa e de composi¢do do dleo.
Além disso, um experimento de coreflooding poderia fornecer dados para

ajuste de historico e validacdo do modelo.
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ANEXO A — Injecdo de SW pelo modelo de interpolagéo por SO4*

DER-CHEM-EQUIL NUMERICAL

DER-REACT-RATE NUMERICAL

ACTIVITY-MODEL B-DOT

SALINITY-CALC ON

RF_EXPONENT 3.0

RFCALC POWER

HENRY-MOD1-CO2

BIN-TDEP-CO2

GEOCHEM_V2

NC-AQUEOUS 11

COMPNAME-AQUEOUS

'H+' 'Ca++' 'SO4--' 'Mg++' 'Na+' 'Cl-' 'HCO3-' 'OH-' 'CaS04' 'MgS04' 'HSO4-'
MW-AQUEOUS

1.0079 40.08 96.0576 24.305 22.9898 35.453 61.0171 17.0073 136.138 120.363 97.0655
ION-SIZE-AQUEOUS

9648434535444

CHARGE-AQUEOUS

12-221-1-1-100-1

NC-MINERAL 2

COMPNAME-MINERAL

'Calcite' 'Dolomite'

MW-MINERAL

100.089 184.403

MASSDENSITY-MINERAL

2709.95 2864.96

REACTION-CHEM 'CO2' + 'H20' = 'H+' + 'HCO3-'
LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

-6.54924 0.00900174 -0.000102115 2.76188e-007 -3.56142e-010
REACTION-CHEM 'H+' + 'OH-' = 'H20'
LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

14.9282 -0.0418762 0.000197367 -5.54951e-007 7.58109e-010
REACTION-CHEM 'CaS04' = 'Ca++' + 'SO4--'
LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

-2.2673 -0.000966685 -7.21167e-005 4.52585e-007 -1.14535e-009
REACTION-CHEM 'MgS04' = 'SO4--' + 'Mg++'
LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

-2.17055 -0.00148402 -4.6643e-005 2.61102e-007 -6.82724e-010
REACTION-CHEM 'HSO4-' = 'H+' + 'SO4--'
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LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

-1.71758 -0.00854912 -9.98314e-005 4.04202e-007 -7.6584e-010
REACTION-RATE-TST 'H+' + 'Calcite' = 'Ca++' + 'HCO3-'
LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

2.06889 -0.0142668 -6.06096e-006 1.45921e-007 -4.18928e-010
REACTIVE-SURFACE-AREA 100

ACTIVATION-ENERGY 41870

LOG-TST-RATE-CONSTANT -8.8

REF-TEMP-RATE-CONST 25

REACTION-RATE-TST 2 'H+' + 'Dolomite’ = 'Ca++' + 'Mg++' + 2 '"HCO3-'
LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

3.39441 -0.0355985 1.32613e-005 2.41057e-007 -8.14935e-010
REACTIVE-SURFACE-AREA 100

ACTIVATION-ENERGY 41870

LOG-TST-RATE-CONSTANT -8.8

REF-TEMP-RATE-CONST 25

COMPNAME-SAL 'Na+'



ANEXO B - Injecdo de SW pelo modelo de interpolagdo por SO4 — X2

DER-CHEM-EQUIL NUMERICAL
DER-REACT-RATE NUMERICAL
ACTIVITY-MODEL B-DOT
SALINITY-CALC ON
RF_EXPONENT 3.0

RFCALC POWER
HENRY-MOD1-CO2
BIN-TDEP-CO2

GEOCHEM_V2

NC-AQUEOUS 12
COMPNAME-AQUEOUS

'H+' 'CH3COO-' 'Ca++' 'SO4--' 'Mg++' '‘Nat+' 'HCO3-' 'OH-' 'CaCH3CO* 'CaS04' 'MgS04' 'HSO4-'

MW-AQUEOUS

56

1.0079 59.0445 40.08 96.0576 24.305 22.9898 61.0171 17.0073 99.1245 136.138 120.363 97.0655

ION-SIZE-AQUEOUS

945648445354444

CHARGE-AQUEOUS

1-12-221-1-1100-1

NC-MINERAL 2

COMPNAME-MINERAL

'Calcite' 'Dolomite'

MW-MINERAL

100.089 184.403

MASSDENSITY-MINERAL

2709.95 2864.96

REACTION-CHEM 'CO2' + 'H20' = 'H+' + 'HCO3-'
LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

-6.54924 0.00900174 -0.000102115 2.76188e-007 -3.56142e-010
REACTION-CHEM 'H+' + 'OH-' = 'H20'
LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

14.9282 -0.0418762 0.000197367 -5.54951e-007 7.58109e-010
REACTION-CHEM 'CaCH3CO* = 'CH3COO-' + 'Ca++'
LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

1.40575 -0.00818671 -5.26125e-005 2.38632e-007 -4.34722e-010
REACTION-CHEM 'CaS04' = 'Ca++' + 'SO4--'
LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

-2.2673 -0.000966685 -7.21167e-005 4.52585e-007 -1.14535e-009
REACTION-CHEM 'MgSO4' = 'SO4--' + 'Mg++'



LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

-2.17055 -0.00148402 -4.6643e-005 2.61102e-007 -6.82724e-010
REACTION-CHEM 'HSO4-' = 'H+' + 'SO4--'
LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

-1.71758 -0.00854912 -9.98314e-005 4.04202e-007 -7.6584e-010
REACTION-RATE-TST 'H+' + 'Calcite’ = 'Ca++' + 'HCO3-'
LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

2.06889 -0.0142668 -6.06096e-006 1.45921e-007 -4.18928e-010
REACTIVE-SURFACE-AREA 100

ACTIVATION-ENERGY 41870

LOG-TST-RATE-CONSTANT -8.8

REF-TEMP-RATE-CONST 25

REACTION-RATE-TST 2 'H+' + 'Dolomite’ = 'Ca++' + 'Mg++' + 2 '"HCO3-'
LOG-CHEM-EQUIL-COEFS

3.39441 -0.0355985 1.32613e-005 2.41057e-007 -8.14935e-010
REACTIVE-SURFACE-AREA 100

ACTIVATION-ENERGY 41870

LOG-TST-RATE-CONSTANT -8.8

REF-TEMP-RATE-CONST 25

NC-IEX 2

COMPNAME-IEX

'SO4-X2' 'CH3COO0-X'

AQIONS-IEX

'SO4--' 'CH3COO-'

REACTION-IEX 0.5 'SO4--' + 'CH3COO-X' = 'CH3COO-' + 0.5 'SO4-X2'
**Selectivity cofficents for ion-exchanger 1

SCOEFF-IEX

250.01

90 0.5

COMPNAME-SAL ‘Na+'
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Resumo

Este trabalho visa estudar os principais mecanismos envolvidos no método de recuperagdo chamado
injecdo de agua de baixa salinidade ou calibrada, assim como os impactos desse método na alteracdo
de molhabilidade da rocha e na recuperacdo do 6leo. Uma das explicacBes mais aceitas para a alteracdo
de molhabilidade é o modelo da troca ibnica, que alega ser o ion sulfato (SO4%) da gua de injeco ad-
sorvido na superficie positivamente carregada do carbonato, deteriorando a ligacéo entre a componente
negativa do 6leo e a superficie da rocha. Os impactos da injecdo de agua calibrada em rochas
carbonaticas foram estudados com auxilio do simulador de reservatérios CMG-GEM™, onde o
sistema de coreflooding foi reproduzido em um plugue de rocha. A modelagem utilizou dados reais de
amostras de campo e alguns outros dados sintéticos foram incorporados ao modelo. Foi observado que
0 ion sulfato é o que possui maior influéncia na recuperacao de 6leo e a modelagem da troca i6nica
indicou que quanto maior a concentracdo de sulfato, maior a recuperagdo de 6leo. A modelagem
permitiu um estudo acerca das trocas idnicas e as simulacdes permitiram quantificar uma composicao
ibnica otimizada para a agua de injecéo.

Abstract

This work aims to study the main mechanisms involved in the recovery method called low salinity
or engineered water injection, as well as the impacts of this meth-od on the rock wettability change
and oil recovery. This method consists of injecting water in order to change the wettability of the rock
from oil-wet to water-wet or at an intermediate level. One of the most accepted explanations for the
wettability alteration is the ion exchange model, which states that the sulfate ion (SO4?) of the injected
brine will be adsorbed onto the positively charged carbonate surface, deteriorating the bond between
the negative oil component and the rock surface. The impacts of calibrated water injection on carbonate
rocks studies were carried out with the CMG-GEM™ reservoir simulator, in which the waterflooding
system was reproduced in a core. The geological model relied on real data from field samples and
some other synthetic data were embedded into the model. It was observed that sulfate ion has the
greatest influence on oil recovery and the ion exchange modeling indicated that the higher the sulfate
concentration, the higher the oil recovery. The modeling allowed a study about the ion exchange and
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the simulations allowed to quantify an ionic composition optimized for the injection brine.

1. Introducéo

Por sua natureza complexa, a recuperacdo de Oleo em reservatorios carbonaticos é muito
desafiadora. A maioria dos reservatorios é composta por blocos fraturados microporosos, de alta
porosidade, mas baixa permeabilidade. A molhabi-lidade das rochas, por sua vez, varia de neutra a
preferencial ao 6leo, causando uma alta pressdo capilar negativa que tende a segurar o 6leo no
reservatorio. Por esse motivo, apesar da abundancia em volume de 6leo, reservatérios carbonéticos
costumam atingir baixos fatores de recuperacdo. Nesse cenario problematico, uma das técnicas
utilizadas para melhorar a recuperacdo de 6leo € alterar a molhabili-dade do reservatorio para
preferencial a &gua, por meio da injecdo de adgua cali-brada ou de baixa salinidade.

A técnica de injecdo de agua de baixa salinidade foi introduzida pela primeira vez por Bernard
(1967), que observou um aumento na recuperacdo de Oleo a partir da injecdo de agua de baixa
salinidade em testemunhos de arenito com presenca de argila. Por algum tempo, o efeito da agua de
baixa salinidade ndo foi muito inves-tigado em carbonatos, em contraste com as rochas areniticas, ja
que a mudanca da molhabilidade observada era relacionada a presenca de argilas, ndo sendo este o
caso de rochas carbonaticas (AL-SHALABI et al., 2014). O interesse cientifico no topico foi
estimulado pela observacdo historica de Hallenbeck et al. (1991), em que uma inesperada alta
recuperacdo de 6leo ocorreu depois da injecdo de agua do mar em reservatorios de chalk naturalmente
fraturados no Mar do Norte. Baseado nessa observacao, o Prof. Dr. Tor Austad da Universidade de
Stavanger (Noruega), conduziu uma série de pesquisas em laboratério com amostras analogas aos
reservatorios do chalk (rochas calcérias) do Mar do Norte. Austad e outros pesquisadores identificaram
que o efeito da agua do mar na molhabilidade do reservatorio pode ser atribuido ao tipo e concentracdo
relativa dos chamados PDI (sigla inglesa para ions potenciais), como Ca?*, Mg?* e SO4* (AUSTAD et
al. 2005; ZHANG et al., 2006a, 2006b; STRAND et al. 2006).

Mais precisamente, os estudos da equipe do Prof. Austad sugeriram que ocorre uma alteracdo nas
cargas na superficie da rocha chalk pela adsorcdo de SO42 com co-adsorcio de Ca?", e substituicdo do
Ca?" por Mg?" na superficie da rocha em razdo do aumento na reatividade idnica em elevadas
temperaturas. Durante a embebicdo de dgua do mar na rocha chalk, foi proposto que o ion sulfato
(SO4>) foi adsorvido na superficie positivamente carregada de chalk. Por conseguinte, a ligagio entre
a componente negativa do 6leo e a superficie da rocha se deteriora. Por causa da diminuicdo da carga
superficial positiva, mais ions Ca?* podem se ligar & superficie da rocha, permitindo o desprendimento
da componente negativa do 6leo. Esse processo esta esquematizado na Figura 34.

calv

caCo,,,

Figura 34- mecanismo proposto para o modelo de troca i6nica, retirado de (ZHANG, 2006b)

Al-Shalabi et al. (2014) utilizaram a simulagdo computacional investigar 0s mecanismos por tras
da injecdo de &gua de baixa salinidade, baseados nos experimentos de coreflooding de Yousef et al.
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(2010), em que foram realizados ciclos de injecdo de agua com diferentes diluicdes. Poucos modelos
de simulagdo, contudo, existem na literatura, uma vez que muitos dos esfor¢os da comunidade
cientifica ao longo dos Gltimos anos se concentraram em provar a aplicabilidade do método. Jerauld et
al. (2008) introduziram um dos modelos mais simples para prever os efeitos da injecdo de &gua de
baixa salinidade na recuperacdo do Oleo em escala de campo, baseado em experimentos de
coreflooding e testes de poco. Adgebite et al. (2018), por sua vez, foram um dos pioneiros no
desenvolvimento de um modelo mais completo de simulacéo de coreflooding em carbonatos usando o
CMG-GEM™,

2. Metodologia

O CMG-GEM™ conta com um modulo embutido para simulagdes envolvendo mecanismos de
LSW (Low Salinity Waterflood), incluindo reacGes de troca idnica, geoquimica e alteracdes de
molhabilidade. Primeiro foi gerada uma malha para o modelo geoldgico representativa dos
testemunhos estudados. Entdo foi incorporado ao modelo os dados reais de porosidade e
permeabilidade. No modelo petrofisico foram incorporadas sobretudo as propriedades dos fluidos
envolvidos no processo. O escoamento no plugue foi estudado a uma vazéo de 0,1 cm?¥/min. Foi
alocado um poco injetor em uma das extremidades do plugue, e um produtor na outra. As simulacdes
foram executadas até que se chegasse a um patamar estavel na curva de producdo acumulada de 6leo,
0 que se deu, para a maior parte dos casos, por volta de 1h de simulacao.

O primeiro teste realizado foi a injecdo de salmouras que variam basicamente na concentracdo de
sulfato, de tal modo que gqualquer incremento na recuperacdo de 6leo deve ser causado pela atuacdo do
fon SO4%. Também foi investigado o efeito de se reduzir a concentragdo dos fons Na*e CI- como meios
de se potencializar a acdo do ion sulfato. Em seguida, foi feita uma analise semelhante para avaliacao
do efeito dos ions Ca?" e Mg?*, de onde espera-se obter um compreendimento acerca do efeito
individual de cada um dos ions na recuperacéo de 6leo. Em seguida foi testado o efeito da temperatura,
jaque o sucesso dessa técnica é muitas vezes atribuido as elevadas temperaturas do reservatério. Foram
feitas simulac@es a 65 °C (temperatura tipica em reservatorios carbonaticos maritimos), 100 °C e 120
°C. que aumentam a reatividade dos ions potenciais. Por fim, este trabalho esperou sugerir, nas
condicdes desse modelo, uma composi¢do idnica otimizada para a agua de injecdo que se maximiza a
recuperacéo de 6leo no plugue. Para tal, foi utilizado o pacote de otimizagdo CMOST™,

3. Estudo de caso

3.1. Modelagem do plugue

Foram fornecidos para este projeto amostras de rochas carbonéticas do Pré-Sal que serviram como
base para a modelagem do plugue. O plugue foi representado por uma malha cartesiana tridimensional,
cujas propriedades estdo resumidas na Tabela 12.

Tabela 12 - Malha do modelo de plugue

Malha 100 x 3 x 10
Dimensodes 6,9cm x3,38cm x 3,38 cm
Volume da célula 0,0263 cm?3

Para simular as heterogeneidades das rochas carbonéticas, foi feita uma distribui¢do log-normal por
camada da permeabilidade e normal para porosidade, que podem ser expressas em termos da media e
desvio padrdo das amostras. Os dados estdo resumidos na Tabela 2. O plugue esta ilustrado na Figura
35.

Tabela 13 - Modelo de heterogeneidade do plugue
Propriedade Heterogeneidade
Permeabilidade em x (por ca- Lognormal (u=235,06 mD;
mada) 0=406,55 mD)
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Permeabilidade em y (por ca- Igual permeabilidade em x
mada)
Permeabilidade em z (por ca- 10% da permeabilidade em x
mada)
Porosidade Normal (u=0,1564; ¢=0,4760)

Figura 35 - Modelo do plugue ilustrando a distribuicdo de permeabilidade por camada

3.2. Modelo de fluidos
3.2.1. Dados do éleo

Foi considerado um modelo de 6éleo dividido em oito componentes, cuja propor¢ao en-
tre cada componente foi ajustada de modo a se obter um 6leo com densidade e viscosidade

tipicas do 6leo do Pré-Sal. As componentes, bem como suas propor¢des, estdo ilustradas
na Figura 36

Composicdo do éleo
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11
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N2-CH4 C2H-NC4 IC5-C7  (8C12 (C13-C19 (C20C30
Componente

Composicdo (%)

Figura 36 - Composicao do 6leo utilizado no modelo
3.2.2. Dados das salmouras

As salmouras foram adaptadas do trabalho de Lima (2016) e est&o relacionadas na Ta-

bela 14. FW significa agua da formacao, SW significa agua do mar e as demais aguas sao
variagfes da agua do mar.



62
Tabela 14 - Dados das salmouras de injecéo

Agua Na* Mg2*  Ca? Cl (SO4)> HCOsz  TSD
FW 68.980 1.674 7.410 127.467 39 18  209.046
SW 11.498 1.376 439 20.721 2.800 151  37.375

SWONaCl 1.399 1.376 439 5.147 2.800 151 11.702
SWO0S 11.498 1.376 439 20.721 119 151 34.694
SWA4S 11.498 1.376 439 20.721 11.200 151 45.775

SWONaCI4S 1.399 1.376 439 5.147 11.200 151 20.102

3.2.3. Modelo petrofisico

O modelo petrofisico foi adaptado do benchmark UNISIM-II, que envolve um modelo de
simulagdo com tendéncias geoldgicas e dados da interacdo rocha/fluido com caracteristicas
dos reservatorios do Pré-Sal (Correia et al., 2015).

3.2.4. Modelo geoquimico

Foram considerados, inicialmente, para o modelo geoquimico, 12 componentes aquosos
e 2 componentes minerais, calcita e dolomita. As rea¢@es quimicas que atuam na alteracdo
de molhabilidade estdo relacionadas na Tabela 4.

Tabela 4 - Reacdes quimicas do modelo geoquimico

Reagdes minerais Reacgéo de troca i6-
nica

SO0;~ + 2CH;C00 — X

< 2CH;C00™ + S0,

_XZ

Reacdes aquosas

€O, + H,0 - H* + HCO;  Calcita (CaC03) + H* - Ca?*
+ HCO;

Dolomita (CaMg(CO03),)

+ 2Ht > Ca?*
+ 2HCO3; + Mg?*t

H* 4+ 0H™ - H,0

CaS0, - Ca?* + S0}~
MgS0, — Mg?* + SO2~
HSO; —» H* +S0;~

CaCH;C00* — CH;C00*
+ Ca?*

4. Resultados e discussodes

A injecdo de cada uma das salmuras testadas indicaram uma relacdo direta entre a concentracédo de
sulfato e a recuperacdo de Oleo. A dgua do mar com quatro vezes a concentracdo de sulfato (SW4S)
obteve fator de recuperacdo 1,97% maior do que a dgua do mar dessulfatada (SWO0S). Outros ions
como Na*, CI,, Ca** e Mg?" ndo revelaram ter muito impacto nessas curvas, de modo que apenas
variagfes na concentracdo do ion sulfato foram capazes de alterar a curva de produgdo. As curvas
obtidas estdo ilustradas na Figura 5. A modelagem da LSW também mostrou ndo ser muito dependente
da temperatura.
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Recuperacdo de éleo para cada salmoura injetada
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Figura 5 — Fatores de recuperacdo para salmouras injetadas no modelo de troca ibnica

Em uma investigacdo mais profunda do modelo de troca ibnica, foi feita uma
andlise temporal das frac6es equivalentes de ¢ (SO4— X2) e { (CH3COO - X), ilustrada na
Figura 6a. Um aumento em ¢ (CH3COO — X) € acompanhado por um igual decréscimo em (
(SO4— X2), indicando que o sulfato esta saindo da solucéo e se concentrando na superficie
do carbonato, enquanto o ion carboxilato esta deixando a superficie da rocha para formar
complexos como CaCHsCOO*. E perceptivel, ao se observar a Figura 6b, o gradual aumento
da quantidade de moles de CaCH3COO" até a producéo chegar ao seu pico por volta dos
45 minutos. Também por volta dos 45 minutos a reacao de troca idnica entre SO4— Xz €
CH3COO - X deixa de ocorrer.

(a) (b)

Fragdo equivalente de SO, - X, e CH;COO - X no bloco {1, 1, 1} Moles de CaCH;CO*
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Figura 6 — (a) Fracdo equivalente de SO4?-X2e CHsCOO-X no bloco {1, 1, 1} da malha; (b) Quantidade de moles de
CaCHsCO* no plugue ao longo da injegdo

Por fim, com o auxilio do software de otimizacdo CMOST™, foi realizada a
otimizacdo da composicéo idnica da agua de injecéo. Variando a concentracéo de sulfato,
foram gerados uma série de resultados, plotados no gréfico da Figura 7. A concentracao
Otima de sulfato encontrada foi de 0,2158 mol/L. A Figura 8 ilustra como a recuperacgéo de
Oleo estéa diretamente relacionada com a concentracdo de ion sulfato na agua de injecao.
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Otimizacdo da composicdo i6nica (caso SO, - X Relagdo entre recuperagdo de dleo e concentragdo do
ion sulfato
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Figura 7 - Otimizacdo da composicgédo idnica da dgua de Figura 8 - Relagao entre a concentragdo do ion sul-
injecao fato e arecuperacéo de 6leo

5. Conclusoes

Este trabalho forneceu um amplo método para o desenvolvimento de um modelo de simulagdo que
envolve alteracdo de molhabilidade por meio da injecdo de agua de baixa salinidade em um plugue de
rocha carbonatica do Pré-Sal. O modelo de simulacdo desenvolvido permitiu o estudo de alguns dos
principais fendmenos atribuidos a alteracdo de molhabilidade por meio da injecdo de dgua de baixa
salinidade em carbonatos. Foi observado que aumentar a concentracdo do ion sulfato nas aguas
comumente usadas para injecdo em reservatorios pode aumentar o fator de recuperacdo em cerca de
2%, e a simulacdo computacional permitiu estimar a composic¢do ibnica otimizada da dgua de injecéo.
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