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Resumo

Este trabalho visa estudar os principais mecanismos envolvidos no método de recuperagdo chamado injegao de
agua de baixa salinidade ou calibrada, assim como os impactos desse método na alteragdo de molhabilidade da
rocha e na recuperagao do 6leo. Esse método consiste na injecdo de 4gua com o intuito de alterar a molhabilidade
da rocha de preferencial ao 6leo para preferencial a agua ou a um nivel intermediario. Uma das explicagdes mais

aceitas para a alteragdo de molhabilidade é o modelo da troca i6nica, que alega ser o ion sulfato (8042') da 4gua de

injecdo adsorvido na superficie positivamente carregada do carbonato, deteriorando a ligagcdo entre a componente
negativa do 6leo e a superficie da rocha. Os impactos da injecao 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 o ion sulfato € o que possui maior influéncia na recuperagao de
6leo e a modelagem da troca i6nica indicou que quanto maior a concentragéo de sulfato, maior a recuperagéao de
6leo. A modelagem permitiu um estudo acerca das trocas idnicas e as simulagbes permitiram quantificar uma
composic¢ao ibnica otimizada para a agua de injecéo.

Palavras-chave: Agua de baixa salinidade. Reservatérios carbonaticos. Alteracdo de molhabilidade. Modelagem de reservatério

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 intermediate level.
One of the most accepted explanations for the wettability alteration is the ion exchange model, which states that the
sulfate ion (SO42-) 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-GEMTM 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 the simulations allowed to quantify an ionic
composition optimized for the injection brine.
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1. Introducéo

Por sua natureza complexa, a recuperacdo de Oleo em reservatorios carbonaticos € muito
desafiadora. A maioria dos reservatorios € composta por blocos fraturados microporosos, de alta
porosidade, mas baixa permeabilidade. A molhabilidade das rochas, por sua vez, varia de neutra a
preferencial ao 6leo, causando uma alta pressdo capilar negativa que tende a segurar o 6leo nc
reservatério. Por esse motivo, apesar da abundancia em volume de 6leo, reservatorios carbonaticos
costumam atingir baixos fatores de recuperacdo. Nesse cenario problematico, uma das técnicas
utilizadas para melhorar a recuperacdo de Oleo é alterar a molhabili-dade do reservatorio par
preferencial a agua, por meio da injecédo de agua calibrada 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 0Oleo a partir da injecdo de agua de baixa
salinidade em testemunhos de arenito com presenca de argila. Por algum tempo, o efeitdeda 4gua
baixa salinidade n&o foi muito investigado em carbonatos, em contraste com as rochas areniticas, ja
gue a mudanca da molhabilidade observada era relacionada a presenca de argilas, ndo sendo este
caso de rochas carbonaticas, de acordo Abshalabi, Sepehrnooe Delshad (2014). O interesse
cientifico no tépico foi estimulado pela observacédo histérica de Hallenbeck, Sylte, Ebbs e Thomas
(1991), em que uma inesperada alta recuperacdo de 6leo ocorreu depois da injecdo de agua do ma
em reservatoérios de chalk naturalmente fraturados no Mar do Norte. Baseado nessa observacgao, ¢
Prof. Dr. Tor Austad, da Universidade de Stavanger (Noruega), conduziu uma série de pesquisas em
laboratorio com amostras analogas aos reservatorios do chalk (rochas calcéarias) do Mar do Norte.
Austad e outros pesquisadores identificaram que o efeito da dgua do mar na molhabilidade do
reservatorio pode ser atribuido ao tipo e concentracao relativa dos chamados PDI (sigla inglesa para
fons potenciais), como EaMg?" e SQ? (Austad, Strand, Hognesen e Zhang, 2005; Zhang e Austad
2006; Zhang, Tweheyo e Austad, 2006; Strand, Hagnesen e Austad, 2006).

Mais precisamente, os estudos da equipe do Prof. Austad sugeriram que ocorre uma alteracao
nas cargas na superficie da rocha chalk pela adsor¢daded®d@co-adsorcéo de Eae substituicio
do C&* por Mg na superficie da rocha em razdo do aumento na reatividade idnica em elevadas
temperaturas. Durante a embebicdo de agua do mar na rocha chalk, foi proposto que o ion sulfato
(SQs?) foi adsorvido na superficie positivamente carregada de chalk. Por conseguinte, a ligag&o entre
a componente negativa do 6leo e a superficie da rocha se deteriora. Por causa daalhaicaiga
superficial positiva, mais ions €gpodem se ligar a superficie da rocha, permitindo o desprendimento
da componente negativa do 6leo. Esse processo esta esquematizado na Figura 1.

Figura 1- Mecanismo proposto para o0 modelo de troca ibnica

caCo,,

Fonte: Zhang et al., 2006
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Al-Shalabi et al. (2014) utilizaram a simulagdo computacional investigar os mecanismos por
tras da injecdo de agua de baixa salinidade, baseados nos experimentos de coreflooding de Yousef
Al-Saleh, Al-Kaabi, Al-Jawfi (2010), em que foram realizados ciclos de injecdo de égua c
diferentes diluicbes. Poucos modelos de simulacdo, contudo, existem na literatura, uma vez que
muitos dos esfor¢cos da comunidade cientifica ao longo dos Ultimos anos se concentraram em provar
a aplicabilidade do método. Jerauld, Lin, Webb e Seccombe (2008) introduziram um dos modelos
mais simples para prever os efeitos da inje¢céo de agua de baixa salinidade na recuperacao do 6leo er
escala de campo, baseado em experimentos de coreflooding e testes de poco. Adegbite, Al-Shalabi €
Ghosh (2018), por sua vez, foram um dos pioneiros no desenvolvimento de um modelo mais completo
de simulac&o de coreflooding em carbonatos usando o CMGIYSEM

2. Metodologia

O CMG-GEM™M conta com um maédulo embutido para simulagdes envolvendo mecanismos
de LSW (Low Salinity Waterflood), incluindo reacdes de troca idnica, geoquimica e@dtede
molhabilidade. Primeiro foi gerada uma malha para o modelo geologico 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?3/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 produgéia aeudhen,

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 concentragao
de sulfato, de tal modo que qualquer incremento na recuperacdo de 6leo deve ser causado pela atuaca
do fon S@*. Também foi investigado o efeito de se reduzir a concentracdo dos fam€Neomo
meios de se potencializar a acdo do ion sulfato. Em seguida, foi feita uma analise semelhante para
avaliacdo do efeito dos ionsTa& Mg, de onde espera-se obter um compreendimento acerca do
efeito individual de cada um dos ions na recuperacédo de 6leo. Em seguida foi testado o efeito da
temperatura, ja que o0 sucesso dessa técnica € muitas vezes atribuido as elevadas temperaturas c
reservatorio. Foram feitas simulacdes a 65 °C (temperatura tipica em reservatérios carbonaticos
maritimos), 100 °C e 120 °C. que aumentam a reatividade dos ions potenciais. Por fim, este trabalho
esperou sugerir, nas condicfes desse modelo, uma composicdo idnica otimizada para a agua de
injecdo que se maximiza a recuperacdo de 6leo no plugue. Para tal, foi utilizado o pacote de
otimizacdo CMOSTM,

3. Estudo de caso

3.1.Modelagem do plugue

Foram fornecidos para este projeto amostras de rochas carbonaticas 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 1.

Tabela 1 - Malha do modelo de plugue

Propriedades da malha

Malha 100 x 3 x 10
Dimensodes 6,9 cmx 3,38 cm x 3,38 cm
Volume da célula 0,0263 cm3

Fonte: produzido pelo autor
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Para simular as heterogeneidades das rochas carbonaticas, foi feita uma distribuicdo log-
normal por camada da permeabilidade e normal para porosidade, que podem ser expressas em terma
da média e desvio padrdo das amostras. Os dados estdo resuriidos! ieference source not
found. O plugue esta ilustrado |na Fonigiduzido pelo préprio autor |

Figura2

Tabeh?2 - Modelo de heterogeneidade do plugue

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

Porosidade Normal (41=0,1564,0=0,4760)

Fonte: produzido pelo proprio autor

Figura 2 - Modelo do plugue ilustrando a distribuicdo de permeabilidadeipada

ECRET

Fonte: produzido pelo autor, na interface do CMG-GEM

3.2.Modelo de fluidos

3.2.1. Modelo de 6leo

Foi considerado um modelo de éleo dividido em oito componentes, cuja propor¢ao entre cada
componente foi ajustada de modo a se obter um éleo com densidade e viscosidade tipicas do 6leo dc
Pré-Sal. As componentes, bem como suas proporc¢des, estao ilustredas!iReference source
not found..
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Figura 3—- Composicéo do 6leo utilizado no modelo
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Fonte: produzido pelo autor

3.2.2. Dados das salmouras

As salmouras foram adaptadas do trabalho de Lima (2016) e estéo relaciopadas na Tabela 3. FW
significa agua da formacao, SW significa dgua do mar e as demais 4guas sao \aGaiagiesdo
mar.

Tabela 3 - Dados das salmouras de injecédo

Agua Na* Mg?* ca* Cr (S04 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

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
sSw4s 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

Fonte: produzido pelo autor

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, desenvolvido por Correia, Hohendorff, Gaspar e Schiozer (2015).

3.2.3. Modelo geoquimico

Foram considerados, inicialmente, para o0 modelo geoquimico, 12 componentes aquosos e 2
componentes minerais, calcita e dolomita. As reacdes quimicas que atuam na alteracdo de
molhabilidade estéo relacionadas na Tabela 4.

Tabela 4 - Reagdes quimicas do modelo geoquimico

Reacfes aquosas Reagdes minerais Reacé&o de troca idnica

SO~ + 2CH;C00 — X

€O, + H,0 - H* + HCO3 Calcita (CaC03) + H* - Ca?** + HCOj3 o 2CH.COO~ + S0, — X
3 4 — A2

H*+ 0H~ - H,0 Dolomita (CaMg(C03),) + 2H* > Ca®**
+ 2HCO; + Mg?*
CaS0, - Ca** + S0z~
Rio Oil & Gas Expo and Conference, 2020. | ISSN 2525-7579 4
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MgS0, —» Mg?** + S0z~
HSO; — H* + S02"
CaCH;CO0* - CH;C00*

+ Ca?*
Fonte: produzido pelo autor

4. Resultados e discussoes

A injecdo de cada uma das salmuras testadas indicaram uma relacdo direta entre a
concentracdo de sulfato e a recuperacao de 6leo. A agua do mar com quatro vezes a concentracao d
sulfato (SW4S) obteve fator de recuperacédo 1,97% maior do que a 4gua do mar dessulfatada (SWO0S).
Outros ions como NaCl, C&* e Mg?* ndo revelaram ter muito impacto nessas curvas, de modo que
apenas variacbes na concentracdo do ion sulfato foram capazes de alterar a curvadte poduc
curvas obtidas estdo ilustradas na Figura 5. A modelagem da LSW também mostrou ndo ser muito
dependente da temperatura.

Figura 5- Fatores de recuperacgédo para salmouras injetadas no modelo de troca i6nica
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Fonte: produzido pelo autor

Em uma investigacdo mais profunda do modelo de troca i6nica, foi feita uma analise temporal
das fragoes equivalentes de { (SO4— X2) e { (CH3COO- X), ilustrada na Figura 6a. Um aumento em
{ (CH3COO- X) ¢ acompanhado por um igual decréscimo em  (SO4— X>2), indicando que o sulfato
esta saindo da solucéo e se concentrando na superficie do carbonato, enquanto o ion carboxilato est
deixando a superficie da rocha para formar complexos como {C&&H. E perceptivel, ao se
observar a Figura 6b, o gradual aumento da quantidade de moles deCCeCtté a producdo
chegar ao seu pico por volta dos 45 minutos. Também por volta dos 45 minutos a reacdo de troca
ibnica entre SO- X>2e CHCOO- X deixa de ocorrer.
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Figura 6- (a) Fracéo equivalente de SG&2 e CH3COO-X no bloco {1, 1, 1} da malha; (b) Quantidade de moles de
CaCH3CO+ no plugue ao longo da injecao
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Fonte: produzido pelo autor

Por fim, com o auxilio do software de otimizacdo CM®&Toi realizada a otimizacéo da
composicao ibnica da agua de injecao. Variando a concentracao de sulfato, foram gerados uma série
de resultados, plotados no gréfico da Figura 7. A concentracdo 6tima de sulfato encontmada foi d
0,2158 mol/L. A Figura 8 ilustra como a recuperacao de 6leo esta diretamente relacionada com a
concentracdo de ion sulfato na agua de injecao.

Figura 7 - Otimiza¢@o da composi¢éo ibnica da 4gua de injecéo
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Fonte: produzido pelo autor
Figura 8 - Relacdo entre a concentracao do ion sulfato e a recuperacgéo de 6leo
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Fonte: produzido pelo autor
5. Consideragoes finais

Este trabalho forneceu um amplo método para o desenvolvimento de um modelo de simulacao
gue 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 simulagéo desenvolvido permitiu o estudo de
alguns dos principais fenbmenos atribuidos a alteracdo de molhabilidade por meio da injecdo de agua
de baixa salinidade em carbonatos. Foi observado que aumentar a concentragdo do ion sulfato nas
aguas comumente usadas para injecdo em reservatorios pode aumentar o fator de recuperacao er
cerca de 2%, e a simulacdo computacional permitiu estimar a composic¢ao ibnica otimizada da ag
de injecéao.
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