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RESUMO

A maioria dos cenarios de previsdo de mudancas climaticas considera um aumento
significativo das emissdes de gases do efeito estufa, na auséncia de acdes
mitigadoras. Porém, mesmo com acdes mitigadoras a fim de limitar o aumento da
temperatura global em 2°C, o suprimento primario de energia serd 40% com base
em combustiveis fésseis até a metade do século. A tecnologia para captura e
armazenamento de carbono (CCS) é a Unica tecnologia capaz de obter significantes
reducdes das emissdes a partir do uso de combustiveis fosseis. Uns dos principais
questionamentos sdo se a técnica é segura e quais os impactos ambientais que
implicam diretamente na aceitacdo da tecnologia e seu potencial desenvolvimento. A
principal maneira para se responder a esses questionamentos € por meio da
modelagem matematica do escoamento do CO, em seu local de armazenamento.
Sendo assim, é apresentada uma ampla revisao sobre o armazenamento geolégico
de CO,, com enfoque no armazenamento em aquiferos salinos e nos processos
fisicos e quimicos que acometem o CO; injetado. E apresentada uma descrigao
completa do modelo matematico para esse sistema e dos submodelos
termodinamicos aplicados nas modelagens desenvolvidas nos trabalhos revisados.
A partir da revisdo dos trabalhos, concluiu-se que uns dos mecanismos de
trapeamento mais importantes para o sucesso da armazenagem de CO, é o
trapeamento residual (ou capilar), por ocorrer em periodos de tempo moderados
referentes a esse sistema (centenas a milhares de anos) e por influenciar nos
demais mecanismos de trapeamento. Com base nisso, foi desenvolvido um modelo
matematico que permitiu a avaliagcdo desse mecanismo, levando em consideracao
os efeitos da pressao capilar e a histerese da permeabilidade relativa. E reconhecido
que os outros mecanismos de trapeamento do CO;, ndo levados em conta no
modelo apresentado, sdo importantes para o entendimento do comportamento do
CO, e merecem ser considerados.

Palavras-chave: Armazenamento geolégico de CO.. Aquiferos salinos. Trapeamento
residual. Histerese.



ABSTRACT

Most of the forecast scenarios on climate change reveal a significant increase of
greenhouse gases emissions in the absence of mitigation actions. Notwithstanding,
even with the existence of mitigation actions to limit the 2°C increase in global
temperature, the primary power supply will be 40% based in fossil fuels until the mid
of the century. Carbon Capture and Storage (CCS) is the only technology able to
achieve significant emissions reductions based on the use of fossil fuels. One of the
main questions is if this technique is safe and which are the environmental impacts
that are directly related to the public acceptance of this technology. The main way to
answer to this is through the mathematical modelling of the CO, flow in the storage
site. It is presented a broad literature review about geological storage of CO. focused
on storage in saline aquifers and the physical and chemical processes involved. It is
presented a complete description of the mathematical modelling representing this
system and the thermodynamic submodels applied to the modelling performed in the
reviewed work. It was concluded that one of the most important mechanisms of
trapping of the CO, to the success of the storage is the residual (or capillary)
trapping, because it happens in a moderate time scale (hundreds to thousands of
years) and because it influences the other trapping mechanisms). Based on this, it
was developed a mathematical model that allowed to evaluate this mechanism,
taking into consideration the capillary pressure effects and relative permeability
hysteresis. It is recognized the other trapping mechanisms of CO,, not considered in
the model presented, are as much important as the residual trapping with the view to
understand the fate of the injected CO,, and need to be taken into account.

Keywords: Geological storage of CO.. Saline aquifers. Residual trapping. Hysteresis.
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1. INTRODUGCAO

As mudangas climaticas tem sido um tema em pauta nas ultimas décadas. A
resposta politica internacional a esse tema se iniciou em 1992 no Rio de Janeiro
durante a Rio Convention, que incluiu a adocdo da Convencao-Quadro das Nacoes
Unidas sobre as Mudancgas Climaticas (UNFCCC). Esta teve como principal objetivo
listar acdes para o estabelecimento das concentragdes atmosféricas dos gases do
efeito estufa a fim de evitar o aumento da temperatura média global e das mudancas

climaticas resultantes.

Em 1995, os paises apresentaram negociacdes para fortalecer a resposta global a
mudanca climatica. Para revisdo da implementacdo da Convencao-Quadro, desde
entdo é realizada anualmente a Conferéncia das Partes (COP). Na COP3 em 1997,
foi adotado o Protocolo de Quioto, que propde que os paises desenvolvidos se
comprometam legalmente a reduzir as emissdes. Assim, enquanto a UNFCCC
encoraja os paises industrializados a estabilizarem as emissbées de gases do efeito

estufa com base em principios definidos, o Protocolo de Quioto os compromete.

A ultima COP realizada em Dezembro de 2015 em Paris (COP21) foi a primeira com
o intuito de atingir uma obrigacédo legal e universal sobre o clima, que objetiva
manter o aquecimento global abaixo de 2°C. A redugdo das emissdes, a fim de
atingir tal objetivo, requer o desenvolvimento de varias tecnologias de energia limpa,
incluindo energia renovavel, energia nuclear, tecnologias de transporte mais limpas,
eficiéncia energética, e captura e armazenamento de carbono (GALE, 2004; IEA,
2013). Para a Agéncia Internacional de Energia (IEA), a tecnologia de captura e
armazenamento de carbono (CCS) nao resolve o problema de mitigacao ou reducao
das emissdes do efeito estufa de forma exclusiva, assim como as outras tecnologias
também né&o, porém € uma parte necessaria de um portfolio coerente de solucdes

energéticas que podem fortalecer umas as outras.

Do ponto de vista das emissdes, a maioria dos cenarios de previsdo considera um
aumento significativo das emissdes de gases do efeito estufa, na auséncia de acdes
mitigadoras. Porém, mesmo com acdes mitigadoras a fim de limitar o aumento da
temperatura global em 2°C, o suprimento primario de energia serd 40% com base
em combustiveis fosseis até a metade do século (IPCC, 2005; IEA, 2015).
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De acordo com a IEA, CCS é a unica tecnologia capaz de obter significantes
reducdes das emissdes a partir do uso de combustiveis fésseis. Uma modelagem
feita pela mesma agéncia mostra que a tecnologia de CCS pode atingir 13% da
reducao das emissdes cumulativas necessarias para 2050 para limitar o aumento da
temperatura média global em 2°C. Isso corresponde a captura e armazenamento em
torno de 6 bilhdes de toneladas de CO, (IEA, 2015). Pela analise da Figura 1 é
possivel observar a contribuicdo da tecnologia de CCS em relagéao as outras opcdes
mitigadoras.

Figura 1 - Contribuicdo das tecnologias e setores para as redu¢des cumulativas globais de COs,.

Tecnologias
60

Renovaveis 30%

B CC513%

Eficiéncia de geracdo de energia
e troca de combustivel 1%

GtCO,
g

w Troca de combustivel de
uso final 10%

20

Eficiéncia de combustivel de
10 uso final e eletricidade 38%

Nuclear 8%

0
2012 2020 2030 2040 2050

Fonte: Modificado de IEA (2015).

Assim, CCS tem um papel vital na transicao global para uma economia sustentavel
de baixo teor de carbono, tanto no setor de geracdo de energia quanto no setor
industrial, tal como o de ferro e aco, refinaria, petroquimico e cimento. Porém
existem varias lacunas de conhecimento a serem preenchidas para o pleno

desenvolvimento dessa tecnologia.

Uns dos principais questionamentos sdo se a técnica é segura e quais 0os impactos
ambientais (GALE, 2004), que implicam diretamente na aceitacdo da tecnologia e
seu potencial desenvolvimento. A principal maneira para se responder a esses
questionamentos é por meio da modelagem matematica do escoamento do CO, em
seu local de armazenamento. Como resultado da resolu¢gdo do modelo € possivel
compreender o comportamento do mesmo durante o periodo de injecédo, e

principalmente apds, quando se analisa como a pluma de CO; ficara retida no meio
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poroso e os riscos de escape da formagédo e/ou de contaminacdo dos fluidos ao
redor.

Varios sdo os locais propostos para armazenamento do CO. incluindo os aquiferos
salinos profundos, reservatérios de 6leo e gas depletados ou para EOR e as
camadas de carvao ndao minaveis (GALE, 2004; IPCC, 2005;).

O armazenamento do CO, em aquiferos salinos profundos é vantajoso devido a: sua
grande capacidade de armazenagem em relagdo as outras opcoes de
armazenamento; ampla disponibilidade ao redor do mundo, especialmente em
regibes proximas a fontes estacionarias principais; por geralmente possuir
caracteristicas de pressao e temperatura adequadas para o armazenamento do CO,
na fase supercritica; e ndo ser empregado para consumo humano ou irrigacao
(BACHU, 2000; IPCC, 2005; HESSE et al.,, 2008). Porém, diferentemente dos
reservatérios depletados de hidrocarbonetos, que sdo bem caracterizados em
relacdo a geologia, hidrologia, geoquimica e geomecanica, os aquiferos salinos
precisam ser avaliados em relagdo a capacidade e integridade dessas formacdes a
fim de determinar seu verdadeiro potencial, ter a geologia bem descrita bem como
os arredores, a fim de se determinar a integridade da rocha capeadora, a
conectividade a outros aquiferos, e a contaminacado de aquiferos de agua potavel
(BACHU, 2000; GALE, 2004; IPCC, 2005).

A complexidade do comportamento do escoamento do CO, diante das
caracteristicas da formacdo de injecao, principalmente no que diz respeito a
salinidade da agua da formacao e a mineralogia da rocha da formacéao, ditara o
destino do CO,, e consequentemente, a eficiéncia do armazenamento. Frente ao
exposto, a modelagem do armazenamento geoldgico de CO. em aquiferos salinos é
tema de diversos trabalhos (NGHIEM et al., 2004; JUANES et al., 2006; HESSE et
al., 2008; BURTON et al., 2009; CELIA;NORDBOTTEN, 2009; SIFUENTES et al.,
2009; LIU;ZHANG, 2011; GUNDOGAN et al., 2011; HOSSEINI et al., 2012; WANG
et al.,, 2012, THOMAS et al., 2012). Em cada trabalho é usada uma abordagem
diferente, de pontos de vista diferentes, tanto do modelador quanto dos modelos, e
gue na maioria das vezes conduzem a diferentes resultados das simulagdes quando
aplicados a um mesmo problema (NORDBOTTEN et al., 2012). Esta diversidade de
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modelos e escassa coeréncia entre os resultados obtidos sdo uns dos fatores que
contribuem para as incertezas quanto ao emprego da técnica de CCS.

Devido a essa variedade de modelos e de resultados, o presente trabalho objetiva
desenvolver um modelo matematico para o armazenamento do CO, em aquiferos
salinos profundos com base na comparagcdo dos modelos mais recentemente

desenvolvidos para essa finalidade.

1.1 OBJETIVOS

1.1.1 Objetivo geral

Desenvolver um modelo matematico para avaliar o comportamento do CO;
armazenado em aquiferos salinos profundos, com base na comparacdo dos
modelos mais recentemente encontrados na literatura e desenvolvidos para essa

finalidade.

1.1.2 Objetivos especificos

Mais especificamente pretende-se:

i.  Estudar aspectos tedricos do escoamento em meios porosos do CO, durante
0 processo de armazenamento geoldgico, identificando principalmente:
a. Caracteristicas da formacao para aplicacéo da técnica;
b. Mecanismos de trapeamento;
c. Incertezas na modelagem;
d. Cenarios de aplicacdo do armazenamento.

ii. Estudar analises experimentais do comportamento do escoamento do CO, em
meios porosos;

ii. Realizar levantamento bibliografico sobre a modelagem matematica do
processo de armazenamento geoldgico do CO, em aquiferos salinos,
destacando as principais ferramentas empregadas;

iv.  Analise qualitativa da influéncia das hip6teses nos resultados;

v. Andlise quantitativa dos resultados obtidos pelos modelos pesquisados;



vi.

Vii.
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Desenvolver um modelo matematico cujas hipbéteses adotadas sejam
aderentes ao comportamento fisico do escoamento do CO, em meios porosos
no contexto de aquiferos salinos profundos;

Para esta finalidade sera desenvolvida uma pesquisa explicativa.
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2 REVISAO BIBLIOGRAFICA

2.1 INTRODUGCAO

A tecnologia de Captura e Armazenamento de Carbono (Carbon Capture and
Storage - CCS), frequentemente visualizada como uma tecnologia para o carvao é
de fato um conjunto de tecnologias que podem ser adaptadas e aplicadas em
diversas situacdes. Como exemplos de aplicacbes podem ser citados: os setores
industriais de cimento e aco, principalmente; no processamento de gas natural, no
qual o excesso de di6xido de carbono (CO,) obtido da separacdo do gas natural
pode ser armazenado ao invés de ser liberado para a atmosfera; em usinas de
geracao a gas ou a carvao; em associacdo com a bioenergia no chamado BECCS,
no qual o CO, absorvido pela biomassa durante o seu crescimento e liberado
durante a combustdo é armazenado, resultando nas “emissdes negativas”; e na
recuperacdo avancada de 06leo, que tem sido o principal impulsionador dessa
tecnologia (IEA, 2015). O presente capitulo revisa resumidamente as etapas de
captura e transporte da tecnologia de CCS. O enfoque maior do capitulo & dado para
o armazenamento de diéxido de carbono, principalmente em aquiferos salinos. Os
trabalhos de modelagem desse sistema sao descritos juntamente com a teoria por
tras dos processos governantes. Por fim, alguns trabalhos experimentais séo

descritos.

2.2 CAPTURA E ARMAZENAMENTO DE DIOXIDO DE CARBONO

O sistema de captura e armazenamento de carbono (Carbon Capture and Storage —
CCS) consiste na captura do CO, emitido dos gases de combustdao e de varias
correntes de processos de grandes usinas de geracdo de energia e instalacoes
industriais (Figura 2). O processo de captura do CO, pode ser dividido em quatro
categorias: 1) processos de pré-combustdo, em que o combustivel de origem féssil é
convertido em duas correntes, uma rica em hidrogénio em outra rica em COg; 2)
processos de pos-combustdo, nos quais o diéxido de carbono é recuperado dos
gases de combustéo; 3) processos de desnitrogenacao, nos quais uma corrente de
CO. concentrada pode ser produzida pela exclusdo do nitrogénio dos processos de
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combustéo; e 4) processos industriais onde o CO, € produzido de forma pura, como
na producao de amodnia e hidrogénio.

O diéxido de carbono capturado € comprimido e entdo transportado principalmente
por meio de tubulagdes, ou por navios no caso do transporte marinho em grandes
distancias, e é armazenado em local adequado para o isolamento por centenas a

milhares de anos ou para uso em processos industriais.

Figura 2 — Captura, transporte e armazenamento de CO..

Gas para
suprimento 2 Carvao 3
domeéstico -
m Cimento, ago,
refinarias, etc
+ Captura de CO: m = Geragdo de energia
roquimicas
- + Captura de CO:
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Y mineral =

Armazenamento —
geolégico de CO: — s

Use future

'

Usos
industriais

Armazenamento no

Armazenamento oceano (navio ou
L 4 e =
geolégico de CO: tubulacdo

Fonte: Adaptado de CO2CRC (2005).

O armazenamento geolégico de CO, (Carbon Geologic Storage - CGS) se da pela
injecdo do CO, antropogénico em formacdes geoldgicas cuidadosamente
selecionadas e que possuem caracteristicas propicias a contencao desse fluido. O
diéxido de carbono pode ser armazenado no meio geolégico de diversas formas,
através de varios mecanismos de trapeamento fisicos e geoquimicos como
resultado das suas propriedades nas condicbes de pressdo e temperatura

encontradas na superficie terrestre. A formacao mais efetiva para o armazenamento
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de CO; é aquela que é capaz de manté-lo im6vel com o passar dos anos, em funcao
da combinacao desses mecanismos (BACHU, 2008).

A injecao de dioxido de carbono antropogénico foi iniciada na década de 70 no
Texas, Estados Unidos, com o objetivo de se recuperar o éleo remanescente nos
reservatérios, nas operagdes denominadas EOR (Enhanced Oil Recovery, HILL et
al., 2013). Nesse periodo, a inje¢cdo de CO, em reservatdrios geoldgicos ainda nao
era vista como uma potencial opgdo de mitigacdo das mudancas climaticas. Essa
ideia s6 passou a ter maior credibilidade na década de 90, na qual o mundo passou
a dar mais importancia as condi¢cdes climaticas, e tratados relevantes relacionados a
essas questbes foram apresentados, como o Protocolo de Quioto, em 1997. Nesta

década, as pesquisas relacionadas a esse tema também foram intensificadas.

O progresso das pesquisas o e desenvolvimento de projetos de demonstragédo e em
escala comercial permitiram maior credibilidade para a tecnologia de
armazenamento de carbono associada a captura, que juntamente com outras
opcdes de mitigacdo compdem um portfolio necessario para reducao das emissdes
de gases do efeito estufa e das mudancas climaticas, consequentemente. Varios
sao os projetos atualmente em operacao e que tém como um dos objetivos a injecao
de CO, em subsuperficie e seu armazenamento. Os principais sdo descritos na
secao 2.3.

Muitas das tecnologias requeridas para o armazenamento geolégico do CO, em
grande escala ja foram desenvolvidas e aplicadas pela industria de energia, seja na
exploracdo e produgéo de hidrocarbonetos, no descarte de residuos liquidos ou de
gases acidos, etc (IPCC, 2005; BACHU, 2008). O uso da infraestrutura existente em
areas que ja tenham alguma das atividades supracitadas € interessante a fim de
reduzir os custos de novos projetos de armazenamento de CO, (IPCC, 2005; HILL et
al., 2013).

2.3 PROJETOS DE CCS

Apesar da tecnologia de Captura e Armazenamento de Carbono ser considerada por
alguns pesquisadores e especialistas como uma forma custosa de se prolongar a

geracao de energia baseada em combustiveis fésseis e de contrabalangar ou
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competir com os esforgos por fontes renovaveis (HOLLOWAY, 2005; PRAETORIUS;
SCHUMACHER, 2009), é uma tecnologia efetiva para atingir as grandes reducdes
de emissdes de gases do efeito estufa (GALE, 2004; IPCC, 2005; BACHU, 2008;
CAMARA et al., 2011; STIGSON et al., 2012, NYKVIST, 2013). Além disso, é sabido
que sem o CCS, o custo da mitigacdo mais do que dobraria, aumentando numa
média de 138% (IPCC, 2014). Apesar do avanco da tecnologia de CCS na ultima
década, ainda é necessario um desenvolvimento acelerado de sua empregabilidade
para atender os objetivos climaticos internacionais, que é limitar que a temperatura
global aumente menos do que 2°C até 2050 (NYKVIST, 2013; GLOBAL CCS
INSTITUTE, 2015a).

A maioria dos projetos de CCS em operacao fornece ou pretende fornecer CO, para
EOR (Enhanced Oil Recovery). Dos 32 projetos de captura (Figura 3) em estagio de
planejamento avangado, constru¢do ou operacao, 21 projetos estao fornecendo CO,
para EOR, enquanto 11 estdo armazenando ou irdo armazenar CO, em aquiferos

salinos ou campos depletados de 6leo e gas (IEA, 2016).

Figura 3 — Projetos de captura atuais

mEOR

5 Qutros

Fonte: Produgéao prépria (2016).

Existem atualmente 15 projetos de grande escala em operacédo ao redor do mundo
(Quadro 1), com a capacidade de capturar até 28 milhées de toneladas de CO, por
ano, porém somente 7,5 milhdes de toneladas estdo sendo armazenadas com
monitoramento e verificacdo apropriados. Estdo em construgcdo mais sete projetos,
gue juntamente com os anteriores representam o dobro de projetos que existiam no
inicio da década e possuem a capacidade de captura total de CO, de 40 milhdes de
toneladas por ano. De acordo com a Agéncia Internacional de Energia (IEA), para
atingir o objetivo de limitar o aumento da temperatura climéatica em 2°C é necessario
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que 540 milhdes de toneladas de CO, estejam sendo armazenadas por ano em
2025 (IEA, 2016). Abaixo encontra-se um resumo dos principais projetos de CCS em
operacao. Os dados foram retirados dos sites institucionais do Global CCS Institute
(2015b), ZeroCO, (2016) e do Instituto de Tecnologia de Massachusetts (MIT, 2015).

O primeiro projeto de armazenamento de CO, desenvolvido em escala comercial foi
o projeto Sleipner, no Mar do Norte, Noruega, que entrou em operacdo em 1996. O
CO. é capturado do gas natural produzido do campo de Sleipner West e injetado na
formacao Utsira, um reservatério salino profundo, com capacidade estimada de
armazenamento de 600 bilhdes de toneladas de CO.. Devido ao tamanho do projeto
e tempo de duracéao, é base para varios estudos sobre o armazenamento de diéxido
de carbono (JOHNSON et al., 2004).

Outro projeto a ser citado é o de Snghvit também na Noruega, iniciado em 2008.
Nele, o CO; é capturado em uma planta de GLP no norte da Noruega e transportado
por tubulagdo até a parte offshore, onde é injetado em uma formacédo salina
profunda no campo de gas de Snghvit. A quantidade injetada maxima esta planejada
para 31-40 milhdées de toneladas de COs..

Os dois projetos mais recentemente inaugurados sao o Quest, no Canada, e
Uthmaniyah, que é um projeto de demonstracao de CO, associado a EOR na Arabia
Saudita. O primeiro iniciou-se em novembro de 2015 e é capaz de capturar e
armazenar em uma formacéao salina profunda até 1,2 milhdo de toneladas de CO,
oriundas das emissdes advindas da extracdo de oil sands, se destaca por ser o
primeiro projeto a aplicar a tecnologia nesta area. O segundo € o primeiro projeto
desenvolvido na Arabia Saudita e planeja capturar 0,8 milhdo de toneladas de CO,
de uma planta de gas.

De grande importancia também é o projeto Boundary Dam, em Saskatchewan no
Canada, que é o primeiro projeto de CCS em grande escala aplicado ao setor
energético, inaugurado em outubro de 2014. O CO, é capturado da planta de
geragao de energia com base no carvao e tem como operagdo de armazenamento
primaria um reservatorio de éleo para EOR. O projeto tem capacidade de capturar 1
milhdo de toneladas de CO. por ano. Os Estados Unidos é o pais que possui o
maior numero de projetos em escala comercial operando, sendo que em oito deles o

CO. é injetado a fim de se recuperar os hidrocarbonetos remanescentes no
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reservatério (EOR). A citar, os oito projetos sdo: Val Verde, no Texas, que esta em
operacao desde 1972; Shute Creek, no Wyoming, que opera desde 1986; Weyburn-
Midale, que esta em operacdo desde 2000; Enid, no estado de Oklahoma, em
operacao desde 2003; Century Plant, no Texas, que opera desde 2010; Coffeyville,
no Kansas, e Lost Cabin, no Wyoming, que sdo os mais recentes e entraram em
operacdao em 2013. Dentre esses projetos, vale destacar o projeto de Weyburn-
Midale, desenvolvido em parceria com o Canada, no qual o CO. é capturado de uma
planta de produgédo de metano a partir do carvao na Dakota do Norte, é transportado
via tubulacdo até Weyburn, na provincia de Saskatchewan no Canada, onde é
injetado em dois reservatorios carbonaticos, Weyburn e Midale. O primeiro volume
de CO; capturado foi enviado para o Canada em 2000. Atualmente sao capturados
aproximadamente 3 milhées de toneladas por ano.

Outro projeto relevante de CCS-EOR nos Estados Unidos é o Air Product Port
Arthur. A captura do CO, de uma refinaria do Texas iniciou-se em 2013 e o CO, é
transportado via tubulacdo até o campo de 6leo West Hastings para EOR, onde é
injetado no arenito Frio." A capacidade maxima de captura de CO, é de até um
milhdo de toneladas por ano.

O Brasil possui um projeto em escala comercial voltado para CCS atualmente. O
Projeto Lula, é liderado pela Petrobras e esta em operacdo desde 2013. Tem a
capacidade de capturar 0,7 milhdées de toneladas de CO, por ano e esta localizado
na costa do Rio de Janeiro. O CO, é capturado de uma planta de processamento de
gas offshore e diretamente injetado, sem a necessidade de transporte, em um
reservatério carbonatico no campo de Lula, na Bacia de Santos com objetivo de
EOR. Essa regiao é de interesse para o desenvolvimento de projetos de CCS devido
ao alto teor de CO, encontrado no gas associado ao 6leo extraido do pré-sal (8%-
18%) e a possibilidade de se injetar o CO. diretamente no reservatério, como é feito
no projeto Lula.

! Varios trabalhos foram desenvolvidos com base nos dados do arenito Frio, por exemplo: Ghomian et
al., 2008 e Muller et al., 2009.



Quadro 1 — Projetos de grande escala em operagéo
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Capacid. de . .
Projeto Captura Tipo de Tipo de Industria Pais
Captura Armazenamento
(Mtpa)
Sleipner 09 Pré- Aquifero salino Processamento Norueqa
West ’ combustao profundo de gas natural 9
Weyburn- 3 Pré- EOR Gas natural Canada/
Midale combustao sintético EUA
Val Verde 1.3 Pre- EOR Processamento | g5
combustéo de gas natural
Enid 0,68 Separagao EOR Produgao de EUA
industrial fertilizante
Shute Creek 7 Pre- EOR Processamento | g5
combustao de gas natural
In-Salah 12 Pre- Reservatério de gas | Processamento Argélia
combustao depletado de gas natural
Snahvit 0.7 Pre- ) Aquifero salino Proce,ssamento Noruega
combustao produndo de gas natural
Century 8.4 Pre- ) EOR Proce,ssamento EUA
Plant combustao de gas natural
. Separacgao Producéo de
Coffeyville 1 industrial EOR fertilizante EUA
Lost Cabin 0,9 Pre- EOR Processamento | ¢ ;5
combustao de gas natural
Air Products Separacgao Producao de
Port Arthur 1 industrial EOR hidrogénio EUA
Lula 0,7 Pre- EOR Processamento | p
combustao de gas natural
Boundary " Pés- ) EOR Usina com~base Canada
Dam combustéo no carvao
Quest 12 Separagao Aquifero salino Prpdugelo _de Canada
industrial profundo hidrogénio
. Pre- Processamento Ardbia
Uthmaniyah 038 combustao EOR de gas natural Saudita

Fonte: Fonte: MIT (2015); Global CCS Institute (2015b); ZeroCO, (2016).

Nota: Mtpa - Milhdes de toneladas de CO, por ano.




26

Outro projeto que merece destaque no Brasil é o projeto piloto de injecdo de CO, em
Miranga, na Bacia do Recéncavo, iniciado em 2009. O objetivo do projeto é testar as
tecnologias que podem contribuir para o desenvolvimento de projetos na regido do
pré-sal da Bacia de Santos, como o de Lula.

O Projeto In-Salah, na Argélia iniciado em 2004, apesar de atualmente estar com
injecdo temporariamente suspensa, €é um dos pioneiros mundiais em
armazenamento e monitoramento de CO, em grande escala. Assim, € uma
importante fonte de informacao para os demais projetos sobre praticas modernas de

monitoramento, modelagem e verificagao.
Em relacdo aos projetos em estagio de construg¢ao, resumidos no

Quadro 2, vale destacar: 1) Alberta Carbon Trunk Line, no Canada, que visa
transportar o CO. de duas plantas industriais para operacoes de EOR. Sua
capacidade inicial de captura sera de 1,6-2,0 milhdes de toneladas de CO, por ano,
e ira permanentemente armazenar até dois bilhdes de toneladas de CO, em
reservatoério de bleo e gas depletados durante o tempo de vida do projeto. Ainda nao
foi confirmada uma data para o inicio da operagao, mas estima-se que seja no final
de 2016, inicio de 2017. 2) Gorgon CO. Project, na Australia, podera ser um dos
maiores projetos de CCS do mundo. O projeto de demonstracdo em escala
comercial ira capturar e armazenar entre 3,4 e 4 milhdes de toneladas de CO, por
ano, em um total de 120 milhdes de toneladas no tempo de vida do projeto. Quando
completo, o projeto tera capacidade de armazenar cerca de 11% da atual
quantidade de emissdes anuais da Australia Ocidental. O CO. sera capturado
diretamente de um campo de gas antes de ser liquefeito e sera transportado para
ser injetado em um aquifero salino. A estimativa € que o projeto inicie a operacao
em 2017. 3) Kemper County IGCC, nos Estados Unidos, objetiva capturar cerca de
3,5 milhdes de toneladas de CO, por ano de uma IGCC (Integrated Coal-fired
Combined Cycle Systems) e transportar para ser utilizado em operacdes de EOR. E
estimado que a operacao inicie-se no fim de 2016. 4) Petra Nova Carbon Capture
Project, também nos Estados Unidos, objetiva capturar 90% das emissdes de CO,
de uma das maiores plantas de geracao de energia com base em carvao no pais e
transporta-lo para ser usado em operacoes de EOR. O projeto sera desenvolvido em
escala comercial e € estimado que inicie sua operagdo em 2016.
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Quadro 2 — Projetos em Construgao

Capacidade |y, 4o Tipo de
Projeto de Captura P P Industria Pais
Captura Armazenamento
(Mtpa)
Abu
Dhabi = = Emirados
cCS 0.8 Separagao EOR Produgéao de ferro Arabes
; industrial € aco .
Project Unidos
(Fase 1)
Alberta
Carbon 0.3-0,6 Separagao EOR Prodlulgao de Canada
Trunk industrial fertilizante
Line
Alberta
Carbon 1,2-1,4 Separagdo EOR Refino de leo | Canada
Trunk industrial
Line
Gorgon Pré- Planta de
CO, 3,4-4 ~ Aquifero salino Processamento Australia
) combustéo ;
Project de Géas Natural
lllinois
Industrial Separagao . . ~ .
CCS 1 industrial Aquiferos salino Producé&o quimica EUA
Project
Kemper . . ~
County 3 comerﬁétéo EOR USIrc]jae %engrzrizgao EUA
IGCC
Petra
Nova . . ~
Carbon 1.4 Pés- ) EOR Usina de Ger_agao EUA
c combustéo de Energia
apture
Project

Fonte: MIT (2015); Global CCS Institute (2015b); ZeroCO, (2016).

Nota: Mtpa - Milhdes de toneladas de CO, por ano.

E importante destacar que a China, como o maior emissor de CO, no mundo (IPCC,
2014) e signataria do protocolo de Kyoto (UNFCCC, 2014), possui varios projetos de
CCS em estagio de planejamento, porém poucos em estagio de operacédo. A maioria
tem a tecnologia de CCS aplicada a operacoes de EOR. Dos projetos em operacao
cita-se: PetroChina Jilin Oil Field EOR Project foi o primeiro projeto de CCS-EOR na
China e iniciou-se em 2009. O CO, é capturado de uma planta de processamento de
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gas natural e transportado para ser injetado no campo de dleo onshore de Jilin. E
injetado em torno de 0,2 milhées de toneladas de CO, por ano e o projeto tem
objetivo de aumentar sua capacidade na fase seguinte, estimada para iniciar em
2017.

As camadas ndao minaveis de carbono também sdo uma opg¢ao a ser considerada
como local de armazenamento para o CO,. Porém, até o presente momento néo
foram encontrados registros nas fontes pesquisadas de algum projeto que esteja
sendo planejado, avaliado, ou em construcdo, além de projetos pilotos, que tenham
como local de armazenamento esta opcdo. O desenvolvimento de projetos pilotos e
de demonstracdo com essa finalidade ajudara no melhor entendimento desses
locais de armazenamento e no desenvolvimento da técnica. Na literatura podem ser
encontrados trabalhos referentes a estudos experimentais (YU et al., 2008; PINI et
al., 2009) e de modelagem (SHI; DURUCAN, 2005; ROSS et al., 2009), testes de
campo (FUJIOKA et al.,, 2010) e projetos micro-pilotos (WONG et al., 2007) bem
como analises econémicas dessa atividade (FALTINSON;GUNTER, 2009; WONG et
al., 2010), o que demonstra o interesse crescente também pelas camadas de carvao

nao minaveis como local de armazenamento de di6xido de carbono.

Apesar de ser perceptivel um avanco no desenvolvimento de projetos de CCS, é
necessario que o mesmo seja acelerado a fim de atingir a quantidade esperada de
CO. armazenado nas proximas décadas, com o objetivo de mitigar as mudancgas
climaticas. Para tanto é necessario, além do suporte financeiro e a disseminacao de
conhecimento e esclarecimento sobre a tecnologia para garantir a aceitacao publica,
o desenvolvimento de uma regulacao clara que abranja todas as fases do ciclo de
vida de um processo de captura, transporte e armazenamento do CO,. Além disso,
também é necessario o desenvolvimento de técnicas de monitoramento, modelagem
e verificagcdo do CO, armazenado, a fim de se garantir a seguranca e a eficiéncia do
armazenamento, principalmente nos projetos que ja estdo em operagdo a alguns
anos e ainda nao fazem essa parte importante do ciclo de vida de um processo de
CCS.
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2.4 CENTRO DE ESTUDOS SOBRE CCS

O avanco da tecnologia de CCS e sua crescente aceitacdo como opgao para
mitigacdo das mudancas climaticas ao longo das duas Ultimas décadas, resultaram
na criacdo de diversos grupos de pesquisa e associagdes focadas no

desenvolvimento e implementacao dessa tecnologia.

Uma revisao interativa e explicativa sobre a tecnologia de CCS pode ser encontrada
online na pagina denominada CCS Browser” criada pelo Projeto de Captura de CO»
(CCP), formado em 2000. O CCP €& uma parceria entre varias das principais
companhias de energia mundiais, inclusive a Petrobras, que trabalham em conjunto
para o0 avanco das tecnologias para o suporte do desenvolvimento em escala
industrial da captura e armazenamento de carbono. O CCP tem se empenhado em
mais de 150 projetos a fim de aumentar as aplicagdes cientificas, econémicas e de
engenharia do CCS, e devido as atividades que desenvolve, vem recebendo
reconhecimento internacional, inclusive do Férum de Lideranga em Sequestro de
Carbono (CSLF).

O Foérum de Lideranca em Sequestro de Carbono (CSLF), formalizado em 2003, visa
tornar as tecnologias de CCS amplamente disponiveis internacionalmente, além de
identificar e abordar os problemas mais amplos relacionados. Composto por 24
paises, inclusive o Brasil, mais a Comissao Europeia, o CSLF estabelece um perfil
amplo de colaboragdo entre seus membros com o objetivo de facilitar o
desenvolvimento de técnicas custo-efetivas de captura e armazenamento seguro e
em longo prazo de diéxido de carbono. Dentre outros objetivos, o férum promove a
integracao de todos os setores da comunidade de pesquisa internacional, incluindo a
industria, a academia, e as organizagdes governamentais e nao-governamentais
(CSLF, 2008).

Em 2005, os governos da provincia de Alberta e do Canada juntamente com
membros das industrias decidiram se unir com o objetivo de permitir o avanco de
projetos de CCS. Foi formado entdo o ICO2N, composto por 11 companhias
conectadas a industria de energia. Desde entdo, o grupo tem se esforcado para
promover o avanco em grande escala de projetos de CCS no Canada e apresentado
o conhecimento adquirido para a comunidade interessada (ICO2N, 2015).

2 http://www.ccsbrowser.com
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A Associagcdo de Captura e Armazenamento de Carbono (CCSA) foi fundada em
2006 com o objetivo de desenvolver e implementar o CCS no Reino Unido, na Uni&o
Europeia e internacionalmente. E composta por membros das diversas areas que
compdem todo o ciclo da tecnologia de CCS, inclusive membros académicos. A
CCSA foca no desenvolvimento de politicas regulatérias, técnicas e econémicas que
sustentam o modelo de negécios do CCS e suporta o desenvolvimento em escala
dessa tecnologia; promove o reconhecimento e aceitacdo do CCS como opcao de
reducao das emissdes de CO,; e destaca a importancia do aprendizado adquirido a

partir dos projetos ja em operagao para construcao de novos projetos (CCSA, 2016).

O Instituto Global de Captura e Armazenamento de Carbono (Global CCS Institute)
foi estabelecido em 2009, sendo financiado inicialmente pelo governo australiano,
com o objetivo de acelerar o desenvolvimento do CCS globalmente, para que essa
tecnologia de fato atue na reducdo das emissdes de gases do efeito estufa. Dessa
forma, o instituto promove a partilha de conhecimento sobre a tecnologia e fornece
conselhos baseado em fatos para o desenvolvimento de novos projetos. Seus
membros sao variados, sendo composto de governos, corporagdes globais,
pequenas empresas, grupos de pesquisas e organizagbes nao-governamentais
(GLOBAL CCS INSTITUTE, 2015b).

A regiao europeia possui varios centros de pesquisas com foco na captura e
armazenamento de carbono. Dentre eles pode-se citar o Centro de Pesquisa de
Captura e Armazenamento de Carbono no Reino Unido (UKCCSRC), que foi
estabelecido em 2012 e possui uma rede para troca de conhecimento aberta a
qualquer pessoa interessada em contribuir em pesquisa e inovacao para CCS
(UKCCS Research Center, 2016).

O projeto de Pesquisa sobre os Impactos e Seguranca no Armazenamento do CO
(RISCS) € um projeto europeu que, diferente das pesquisas anteriormente citadas
que focam no desenvolvimento comercial do CCS, objetiva melhorar o entendimento
dos possiveis impactos ambientais do armazenamento geolégico de diéxido de
carbono. Foi desenhado para estudar uma ampla faixa de impactos potenciais,
fornecendo ferramentas para o desenvolvimento da legislagdo apropriada,
influenciando no desenvolvimento e novos projetos, e para ajudar a garantir o

gerenciamento seguro dos locais de armazenamento de CO,. Além de instituicoes
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de pesquisa e associacdes ambientais da industria, o Programa de P&D em Gases
do Efeito-estufa da Agéncia Internacional de Energia (IEAGHG) também faz parte
desse projeto (RISCS, 2015).

Além de centros de pesquisas, a Europa também possui uma Plataforma
Tecnolégica para Plantas de Geracdao de Energia com Base em Combustiveis
Fosseis com Zero Emissées (ZEP), fundada em 2005. ZEP é uma alianca de partes
interessadas na Captura e Armazenamento de Carbono com os objetivos de tornar
essa tecnologia viavel comercialmente nos préximos anos e acelerar o processo de
P&D para o desenvolvimento da tecnologia futura para CCS, servindo como
orientadora para a Comissdo Europeia em relacdo a pesquisa, demonstracdo e
desenvolvimento do CCS (ZEP, 2016).

Outro centro de pesquisa que merece destaque é o Programa de Tecnologias de
Captura e Sequestro de Carbono no Instituto de Tecnologia de Massachusetts.
Iniciado em 1989, o programa conduz pesquisas em tecnologias para captura,
aproveitamento e armazenamento do CO. proveniente de grandes fontes
estacionarias (MIT, 2015).

No Brasil, existe o Centro de Exceléncia em Pesquisa e Inovacdo em Petréleo,
Recursos Minerais e Armazenamento de Carbono (CEPAC). Lancado em 2006, as
atividades de pesquisa no centro visam a andlise da potencialidade, risco,
capacidade, durabilidade e rentabilidade das atividades de armazenamento
geolégico do CO, associadas ou nao a producao de energia (6leo, gas natural e
hidrogénio). Dentre os objetivos esta a implementacdo de projetos piloto e de
demonstracdo de armazenamento de CO, no Brasil com foco na andlise do potencial
real para o armazenamento geoldgico de CO. no Brasil. Em 2014 o centro lancou o
primeiro Atlas Brasileiro de Captura e Armazenamento Geologico de CO, (CEPAC,
2014).

2.5 ARMAZENAMENTO GEOLOGICO DE CO»

Acumulagbes naturais de CO, ocorrem em varios tipos de rochas sedimentares
diferentes, principalmente calcéarios, dolomitas e arenitos, e com uma variedade de

rochas selantes (argilito, folhelho, sal e anidrita), tipos de trapa e varias



32

profundidades de reservatorio. Estes locais tém sido amplamente estudados como
analogos dos locais de armazenamento de CO, propostos pela engenharia (IPCC,
2005). Porém, existem diferencas entre eles: as acumulacdes naturais alojam o CO,
sobre periodos de tempo muito longos e em locais aleatérios, alguns dos quais
podem ter o escape natural do fluido armazenado. Nos locais determinados a partir
dos estudos de engenharia, as taxas de injecao de CO. objetivadas séo altas e os

locais sdo necessariamente penetrados pelos pogos de injegao.

Nem todas as formacbes sao favoraveis ao armazenamento de CO.. Além da
profundidade adequada (acima de 800 m), as principais caracteristicas que a
formacgao deve ter para ser um bom local de armazenamento sdo (VAN DER MEER,
1993; IPCC, 2005; BACHU, 2008):

1) capacidade e injetividade (os sedimentos acumulados devem ter espessura
consideravel, contendo formacdes rochosas permedaveis, para permitir que o fluido

seja injetado na formagdo);

2) presenca de uma formacdo capeadora ou estruturas trapeadoras que impecam
que o fluido escape da formacao de armazenamento e contamine as formacdes ao

redor ou atinja a superficie;

3) o ambiente geoldgico deve ser estavel para impedir a migracdo e o vazamento do

CO. moével da formacao de armazenamento.

As bacias sedimentares sdo o meio geolégico mais provavel de possuir essas
caracteristicas (HOLLOWAY, 2005; BACHU, 2008). As bacias que provavelmente

apresentam baixo potencial de armazenamento sdo as que possuem as seguintes

caracteristicas (IPCC, 2005): 1) sdo finas (= 1000 m ): 2) tédm relacdes fracas entre a
rocha reservatério e a selante; 3) possuem varias falhas e fraturas; 4) estdo no
interior de regides dobradas; 5) possuem sequéncias altamente discordantes; 6)
passaram por processos significantes de diagénese, ou 7) possuem reservatérios

sobrepressurizados.

Para implementagdo do CCS ¢é necessario o levantamento de dados de
caracterizacao dos reservatorios alvo para o processo. De acordo com o relatério

especial do IPCC (2005), as descricdes geoldgicas dos pocos e amostras séo
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necessarias para caracterizar a formagdo de armazenamento e as propriedades da
rocha selante. Pesquisas sismicas sdo necessarias para definir a estrutura geolégica
em subsuperficie e identificar falhas e fraturas que podem criar caminhos para
vazamento. As medidas de pressao da formagao sdao necessarias para mapear a
taxa e direcao de fluxo das aguas subterraneas. Amostras da qualidade da agua séo
necessarias para demonstrar o isolamento entre as aguas subterrdneas profundas e

rasas.

Um fator chave para a garantia de sucesso nas operacées de armazenamento
geolégico de CO: é a integridade hidraulica das formacdes ao redor do reservatério
e do préprio poco de injecao (CAILLY et al., 2005). Durante a injecao, os impactos
mecanicos dependem de parametros criticos, incluindo os limites superior e inferior
de pressao e temperatura suportado pelo reservatério, a orientagcdo e mecanica das
falhas existentes, as propriedades mecanicas das rochas, as tensdes in situ e a

profundidade e forma do reservatério.

A injecao de CO, causa um aumento da pressao de poro, que conduz a expansao
do reservatério, que por sua vez pode causar tensdes de cisalhamento no
reservatério e na rocha capeadora (formacdo porosa de baixa permeabilidade).
Quando essa mudanca na pressao de poro ocorre proxima a uma falha, pode
conduzir a reativagdo de falhas existentes no reservatério ou no entorno dele
durante a injecao. As mudancas da pressao dos poros ao longo do reservatoério
causa uma variagao nas tensodes in situ. As altas pressdes de injecdo associadas
com as baixas temperaturas do fluido de injecdo também podem induzir o
fraturamento hidraulico, que pode afetar a rocha capeadora e integridade hidraulica

do reservatorio.

Os modelos e anélises geomecanicas sao requeridos para (VAN DER MEER, 1993;
IPCC, 2005; CAILLY et al., 2005):

e identificar a pressdo maxima de injecdo que nao ira induzir fraturas no
reservatério;

e caracterizar as tensdes in situ e as falhas presentes no reservatério e ao
redor;

e determinar o comportamento delas em pressdes de reservatorio induzidas

pela injecao de COy;
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e permitir a localizagdo dos pocos injetores distantes de zonas com falhas.

A disponibilidade dos dados geomecanicos para o local de sequestro, a integracéao
dos processos quimicos e geomecanicos que podem modificar as propriedades
mecanicas das rochas e o monitoramento da microssismicidade induzida sao dados

chave para uma analise geomecanica melhor (CAILLY et al., 2005).

As principais formacdes adequadas para o armazenamento geologico de CO», sao os
aquiferos salinos, os reservatérios de 6leo e/ou gas depletados ou para EOR e as
camadas de carvdo nao minaveis ou para recuperacdo especial de metano
(Enhanced Coalbed Methane - ECBM).

Em é&reas que contenham acumulagdes de hidrocarbonetos, a implementacdo da
injecdo de CO, associada as operagdes de EOR pode ser viavel devido ao beneficio
econdmico adicional oriundo da producdo incremental de éleo, que pode cobrir os
custos relacionados ao ciclo de vida de um projeto de CCS. Dependendo das
estratégias operacionais, o CO,, pode ser injetado em operacdo de EOR e
posteriormente ser armazenado; pode ser injetado em um aquifero conectado como
mero propodsito de armazenamento; ou uma combinagdo de ambos (HOSSEINI;
NICQOT, 2012). No caso de reservatérios depletados, apesar da estrutura presente e
conhecimento dessas areas de armazenamento, poucos sao 0s reservatorios
depletados ou quase depletados existentes (IPCC, 2005). Além disso, o
armazenamento de CO, nesses reservatérios ndo proporciona uma mitigacao dos
custos de captura, transporte e injecdo do CO. antropogénico, como ocorre nas
operacoes de CO.-EOR. Esses campos, quando convertidos para o armazenamento
de CO,, certamente terdo quantidades consideraveis de 6leo remanescente que no
periodo da conversdao ndo sdo economicamente viaveis de serem produzidos ou nao
se tem tecnologia desenvolvida para tal, mas que podem se tornar lucrativas no
futuro. Esta situagao cria um impasse para utilizacao desses campos depletados e é
necessaria uma avaliacdo econdmica para comparagdao entre CO.-EOR e o
sequestro geoldgico, considerando os possiveis precos do éleo no futuro e os

valores dos créditos para o armazenamento de CO, (STEVENS et al., 2000).

A injecédo de CO, associado a ECBM também oferece beneficios econémicos. No

entanto, a tecnologia para este fim ainda ndo esta plenamente desenvolvida e existe
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a falta de conhecimento dos processos de injecdo e armazenamento associados
(IPCC, 2005). O metano € um gas abundantemente encontrado em veios de carvao,
e como consequéncia do sequestro de carbono, é liberado. Apesar de também ser
um gas do efeito estufa, o metano pode ser usado no lugar do carvdo como um
combustivel mais limpo (BACHU, 2000; BACHU, 2008). A maioria dos pogos
produtores de metano das camadas de carvao no mundo esta a uma profundidade
menor do que 1000 m (BACHU, 2000).

O destino futuro provavel de um veio de carvao, assim como nos casos do
armazenamento de dioxido de carbono em reservatérios depletados de
hidrocarbonetos, é um fator determinante de sua adequabilidade para o
armazenamento e na selecao do local de armazenamento. A existéncia de conflitos
entre mineracao e armazenamento de CO, é possivel, particularmente para veios de

carvoes em profundidades mais rasas (IPCC, 2005).

Comparado com os outros reservatérios, a seguranga do armazenamento de diéxido
de carbono nas camadas de carvdao € menos entendida. Além disso, o
desenvolvimento da tecnologia para esse fim se encontra atrasado em comparacéao
com as outras opg¢des de armazenamento (GALE, 2004). No caso de o CO, ser
injetado e armazenado na camada de carvao, é provavel que fique retido em um
periodo de tempo geoldgico, caso o local de armazenamento nao sofra uma

perturbacdo. O mesmo serve para as demais opcoes.

E estimado que mais de 99% do CO; injetado na formagdo adequada permaneca
armazenado de forma segura por milhares de anos (IPCC, 2005; GHOMIAN et al.,
2008). Ou seja, a maioria do gas fica livre por varios anos durante o processo de
injecdo e armazenamento geoldgico de CO,. Por isso a necessidade de se

determinar o comportamento da pluma de CO, na formacao de armazenamento.

2.5.1 Capacidade de armazenamento da formacao

Além da determinagcdo de locais adequados para o armazenamento do CO,, é
necessaria a determinacdo da capacidade de armazenamento da formacao
selecionada. Existem varias incertezas na determinagcdo da capacidade de

armazenamento geolégico do CO, nas mais diversas op¢des de armazenamento. As
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incertezas sdo decorrentes das simplificagdes assumidas nos célculos e métodos
usados, principalmente devido a extensdo da area avaliada (por exemplo: nas
estimativas da capacidade global) e das limitacbes impostas pela disponibilidade dos
dados e da metodologia empregada, mesmo nas estimativas locais e regionais. De
acordo com o relatério especial do IPCC (2005), a capacidade de armazenamento
geolégico de CO, em campos de 6leo e gas varia de 675-900 GtCO,, enquanto em
veios de carvao nao minaveis (ECBM) a capacidade varia de 3 GtCO, (estimativa

inferior) a 200 GtCO., (estimativa superior).

As formacdes salinas ocorrem em bacias sedimentares em todo o mundo, tanto
onshore quanto offshore, nao sendo limitadas as provincias com hidrocarbonetos ou
bacias de carvao. No entanto, a estimativa de sua capacidade de armazenamento é
desafiadora devido as seguintes razées (VAN DER MEER, 1993; IPCC, 2005):

e existéncia de multiplos mecanismos de trapeamento;

e 0S mecanismos operam simultaneamente ou em escala de tempo diferente;

e as relacoes e interacdes desses mecanismos sdo complexas e dependentes

das condicdes locais;

e nao existe uma metodologia Unica que sirva como base para a estimativa da

capacidade de armazenamento de COy;

e somente dados limitados de sismica e poco estdo normalmente disponiveis.

Por estarem subjacentes a maioria dos pontos de fontes de emissdo de CO, e nao
estarem limitados ao tamanho do reservatério, como 0 que acontece em
reservatorios de bleo e gas depletados, os aquiferos salinos parecem ser os locais
mais promissores para o armazenamento de CO, (NGHIEM et al., 2004).

A disponibilidade significante de aquiferos salinos como reservatério geoldgico de
CO:. e a dificuldade de estimativa de sua capacidade de armazenamento se refletem
nos valores encontrados na literatura (IPCC, 2005): minimo de 1000 GtCO,,
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enquanto o valor estimado para a estimativa superior da capacidade de

armazenamento pode ser uma ordem de grandeza maior.’

Vale ressaltar que devido as restricoes impostas ao projeto de armazenamento, tais
como: ser economicamente viavel, tecnicamente factivel, seguro, sustentavel
ambientalmente e socialmente e, aceitdvel pela comunidade, a capacidade de
armazenamento que ira efetivamente ser usada € menor que a capacidade técnica
estimada (IPCC, 2005).

Embora critérios de adequabilidade técnica sejam indicadores iniciais para a
identificacdo de potencias locais de armazenamento de CO,, outras consideracoes
devem ser levadas em conta apds a selecido dos melhores candidatos como os
aspectos econOGmicos, de seguranca e ambientais. Por exemplo, se o local de
armazenamento € distante das fontes de CO, ou estd associado a um alto nivel de
incerteza técnica, entdo o seu potencial de armazenamento pode nunca ser levado

em consideragao.

2.5.2 Propriedades do CO; puro

Os reservatérios geolbgicos para armazenamento de didéxido de carbono geralmente
se encontram em profundidades acima de 800 m, na qual o CO, se encontra em
estado supercritico (Figura 4). Nesse estado, no qual as temperaturas sdo maiores
do que 31,1 °C (304,1 K) e as pressdes maiores do que 7,38 MPa (73,8 bar),
referentes ao ponto critico, a sua massa especifica se assimila ao de um liquido
porém seu comportamento é similar ao de um gas, permitindo que ele utilize de
maneira eficiente os espacos porosos das formagdes de injecdo (VAN DER MEER,
1993; BACHU, 2000,).

Existem na literatura varias correlagdes para prever as propriedades termofisicas do
CO. (SAEEDI, 2012). Dentre as mais aplicadas encontra-se a de Span e Wagner
(1996). As propriedades do CO, sao resumidas no Quadro 3.

% O valor inferior estimado é referente as trapas volumétricas dentro das formacdes salinas, nas quais
0 CO, na fase livre pode acumular-se. O maior valor da estimativa se baseia nos demais
mecanismos de armazenamento, principalmente a dissolugéo.
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2.5.3 Propriedades da agua pura

As propriedades da agua sado bem estabelecidas na literatura para uma faixa de

pressao e temperatura. As mesmas sao resumidas no Quadro 4.

Figura 4 - Diagrama de fases do diéxido de carbono
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Fonte: Bachu (2000).

Quadro 3 — Propriedades do CO, puro

Propriedade Valor

Massa molecular 44,009 g
RO
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Presséo critica (P¢c) 7,3773 MPa
Temperatura critica (Tr) 304,1282 K
Massa especifica critica (2 k
P (Pe) 467,6—=
T

Presséo no ponto triplo

0,51795 MPa

Temperatura no ponto triplo 216,592 K
Fonte: Span e Wagner (1996).
Quadro 4 — Propriedades da agua pura
Propriedade Valor
Massa molecular 18,015 4
O
Presséo critica (P¢c) 22,064 MPa
Temperatura critica (Tr) 647,096 K
Massa especifica critica (2¢) kg
322 oz
Presséo no ponto triplo 611,655 Pa
Temperatura no ponto triplo 27316 K
M ifi liqguido no ponto k
assa especifica do liquido p 999,793 _gz
triplo m
M ifi vapor n n k
assa especifica do vapor no ponto 0.597657 ;ﬁa
m

triplo

Fonte: Saeedi (2012).

2.5.4 Solucoes aquosas de CO, e NaCl

O entendimento do comportamento das solucdes aquosas de CO, e NaCl é de suma

importancia, principalmente no contexto de armazenamento geolégico de diéxido de

carbono em aquiferos salinos.

Nesse sistema, as principais fases esperadas de serem encontradas sdo uma fase

gasosa rica em CO, e uma fase liquida rica em agua. A solubilidade mutua do CO,

gasoso e a agua salgada do aquifero interfere na capacidade de armazenamento do
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mesmo no aquifero (devido a influéncia nos mecanismos de trapeamento) e também
altera as propriedades termofisicas dos fluidos. Portanto, a previsdo dessa
solubilidade mutua e dos efeitos consequentes sobre as fases fluidas é importante
para o estudo desses sistemas.

As propriedades dos fluidos, tanto da agua quanto do CO,, tais como massa
especifica, viscosidade, e solubilidade, dependem da temperatura, pressdo e
salinidade e, portanto variam com a profundidade do aquifero. A massa especifica
do CO, varia entre 266 e 766 kg/m® nas profundidades de interesse, enquanto sua
viscosidade varia na faixa de 0,02-0,06 mPa.s, condi¢cdes correspondentes ao
estado supercritico do CO.. Ja a massa especifica da agua e a viscosidade variam
na faixa de 945-1230 kg/m® e 0,19-1,58 mPa.s, respectivamente. Essa diferenca
consideravel na massa especifica € responsavel pelo comportamento do CO,

injetado, principalmente nos aquiferos salinos.

2.5.5 Comportamento do didéxido de carbono injetado

Uma vez injetado no espago poroso de uma formacdo permeavel, o CO, pode
(IPCC,2005): i) migrar em resposta aos gradientes de pressao criados pelo processo
de injecao; ii) fluir em resposta aos gradientes hidraulicos naturais; iii) sofrer empuxo
causado pelas diferencas de massa especifica entre o0 CO e os fluidos da formacéo;
iv) sofrer difusdo molecular; v) se dispersar e formar dedos viscosos causados pelas
heterogeneidades da formacéo e o contraste de mobilidade entre o CO- e o fluido da
formacdao; vi) se diluir no fluido da formacao; vii) passar por mineralizagao; viii) ser
trapeado no espaco poroso (permeabilidade relativa); e ix) adsorver no material

organico.

De acordo com Van Der Meer (1993), a injecdo de CO, em aquiferos salinos
especificamente, foco da presente dissertacdo, possui dois mecanismos de
deslocamento preponderantes: a diferenca de massa especifica entre o CO; e a
agua da formacado, que resulta em segregacdo gravitacional e; a diferenga na
mobilidade entre o CO. e a 4gua.

Quando o CO, é forcado a entrar no reservatério, o gradiente de pressao

estabelecido ao redor do poco injetor causa o fluxo na regido préoxima ao pogo. As
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forcas viscosas e de gravidade sao as duas forgas principais que atuam nessa
regidao durante a injecdao (ASHRAF, 2014). O balanco estabelecido entre essas
forcas muda dependendo das propriedades dos fluidos e da distancia do ponto de
injecdo. Proximo ao pogo a velocidade de fluxo é alta, e as forgas viscosas
dominam. Distante do injetor as velocidades de fluxo viscoso sdo mais baixas e as
forcas gravitacionais dominam, conduzindo ao movimento do CO, para a parte
superior da formacao de injecdo. Em cada posicdo no meio, um balanco de forcas
resulta em um vetor de forca resultante que pode causar o fluxo em uma diregao
particular (ASHRAF, 2014.

O COs; injetado migra abaixo da rocha selante devido as forcas de empuxo em
decorréncia da diferenca de massa especifica entre a agua e o CO,. Durante este
periodo algumas outras formas de transporte atuam e conduzem ao trapeamento
seguro do CO; a partir de diversos mecanismos.

2.5.6 Mecanismos de trapeamento

O CO: injetado em formacbes geologicas é mantido trapeado por periodos
geolbgicos de tempo a partir da combinacdo de mecanismos fisicos e quimicos, os
quais sao descritos abaixo e resumidos no Quadro 5.

Quadro 5 — Mecanismos de trapeamento do CO, em formagodes geoldgicas

Mecanismos Duracao apés a injecao
Trapeamento estético. Até dezenas de anos apés
a injecéo.
Trapeamento residual. Pode ser até milhares de
anos.
. Trapeamento O trapeamento primario é
Fisicos
hidrodinamico: até dezenas de anos,

combinacdo de diferentes | enquanto o secundario é
mecanismos, incluindo | até uma escala geolégica
todos o0s mecanismos | apds a injecao.

fisico-quimicos possiveis.
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Trapeamento por | Até dezenas de anos apos
adsorcéo. a injecao.
Trapeamento por | Até centenas de anos.
o dissolucao (solubilidade e
Quimicos .
iGnico).
Trapeamento mineral. Até uma escala geoldgica

(dezenas de milhares a
milhdes de anos).

Fonte: Modificado de Xi (2011).

2.5.6.1 Mecanismos fisicos

Inicialmente, o CO, é trapeado por mecanismos primarios fisicos, 0s quais sdo o
trapeamento estatico e o hidrodinamico. O trapeamento estatico (estrutural e
estratigrafico) ocorre quando o CO, é imobilizado como um gas ou fluido supercritico
livre (BACHU, 2008). O trapeamento estrutural se refere as estruturas presentes na
rocha, sejam elas dobras ou fraturas. Estas ultimas, a depender das circunstancias,
podem atuar como barreiras de permeabilidade ou caminhos preferenciais para o
fluxo de fluido. Ja as trapas estratigraficas sao decorrentes de processos
deposicionais e/ou diagenéticos (IPCC, 2005; BACHU, 2008). O trapeamento
hidrodindmico ocorre principalmente em formag¢des que ndo possuam uma trapa
fechada e nas quais o fluido flui de forma lenta, conduzindo a longo tempo de
residéncia do CO, na formagéao de injecdo. O trapeamento hidrodinamico conduz ao
trapeamento residual ou capilar. O trapeamento residual ocorre em sua maioria apos
a injegéo do CO, (BACHU, 2008) e se da devido a tensao interfacial entre 0 COz e 0
fluido da formacao e as propriedades de histerese da permeabilidade relativa (IPCC,
2005; BACHU, 2008). A medida que o diéxido de carbono migra, vai deslocando a
agua presente na formacao de injecao (processo denominado de drenagem). Com a
migracdo do CO,, a agua da formacdo reentra no espagco poroso (processo
denominado de embebi¢édo) o que conduz a desconexao de uma fragdo da pluma de
CO. na forma de bolhas, levando a retencdo e imobilidade de parte do CO, na
saturacao de gas irredutivel (BACHU et al., 1994).
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As trapas estruturais e estratigraficas presentes nos reservatérios de
hidrocarbonetos demonstram boa capacidade de selagem e armazenamento desses
fluidos durante periodos geolégicos de tempo, o que os tornam um possivel local
para o armazenamento do CO.. As caracteristicas desses locais, como a eficacia
das trapas presentes, as propriedades conhecidas do reservatério e a infraestrutura
existente fazem com que o armazenamento de dioxido de carbono em reservatorios
depletados de hidrocarbonetos seja uma opcao mais simples e mais barata do que
as demais opcboes de armazenamento geolégico (BACHU, 2000). Porém, as
barreiras apresentadas por esses locais de armazenamento que ja foram citadas

anteriormente, tornam essa opc¢ao questionavel.

2.5.6.2 Mecanismos quimicos

O trapeamento geoquimico ocorre quando o CO, é adsorvido pelos materiais
organicos contidos em carvoes e folhelhos (trapeamento por adsorcédo), ou se
dissolve nos fluidos em subsuperficie. Quando o CO, se dissolve na agua esse
processo nao € reversivel, e entdo fica trapeado no chamado de trapeamento por
solubilidade. O CO. dissolvido conduzira a formacao de espécies ibnicas a medida
que a rocha se dissolve, acompanhada por um aumento no pH (trapeamento iénico).
Uma parte desse CO, na fase aquosa pode reagir quimicamente com a matriz
rochosa e ser convertida para minerais carbonaticos, no processo chamado de
trapeamento mineral (IPCC, 2005; BACHU, 2008). O trapeamento mineral
corresponde a forma mais permanente de armazenamento geologico e, portanto é a
que garante maior seguranca ao armazenamento (SIFUENTES et al., 2009). A
formagdo de minerais carbonaticos ocorre da reacdo continuada dos ions
bicarbonato com caélcio, magnésio e ferro dos minerais silicaticos tais como argilas,
micas, cloritas e feldspatos presentes na matriz rochosa (GUNTER et al., 19983;
GUNTER et al., 1997). Porém, para que esse mecanismo produza efeitos relevantes
sao necessarios centenas a milhares de anos (IPCC, 2005; GHOMIAN et al., 2008),
como pode ser observado na Figura 5.

Na forma de reacdes, os mecanismos de trapeamento quimicos podem ser assim
representados (BACHU, 2008):
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Figura 5 - Formas de trapeamento do CO, com o passar dos anos
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Fonte: IPCC, 2005 (p. 208).

2.5.7 Trapeamento do CO, em operacoes de EOR

O dioxido de carbono é cerca de dez vezes mais soluvel em éleo do que a agua, e
sob certas condigdes de temperatura, pressao e tipo de 6leo (em geral éleos médios
a leves, com grau APl maior do que 25) é miscivel com o éleo. Tais propriedades
fazem com que o CO,, ao ser injetado em reservatérios contendo 6leo e/ou gas que
se adequem aos critérios de miscibilidade, funcione como um solvente dos
componentes organicos, reduzindo a viscosidade do éleo e a tensao interfacial entre
o 6leo e a rocha, aumentando sua mobilidade, permitindo que o éleo flua para os
pocos produtores (BACHU, 2000; BACHU, 2008; HILL et al., 2013). Uma parte do
CO:; injetado é produzida junto com o 6leo e na superficie é separada do 6leo e da
agua em equipamentos adequados, recomprimida e reinjetada para dentro do
reservatério novamente (BACHU, 2000; HILL et al., 2013). A parte restante injetada
substitui o 6leo presente na formagao e permanece alojada nos poros da rocha por
meio dos mecanismos supracitados (HILL et al., 2013).
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2.5.8 Trapeamento do CO, em veios de carvao

O processo de trapemento do CO, em carvdes para temperaturas e pressoes acima
do ponto critico ainda nao é bem entendido (LARSEN, 2003). O diéxido de carbono
ao ser injetado em camadas de carvao € inicialmente adsorvido devido a afinidade
entre os dois, que € maior do que a do metano com o carvao, e em consequéncia o
metano é liberado (MAZZOTTI et al.,, 2009). Aparentemente a adsorcdo é
gradualmente substituida pela absorcao e o CO, se difunde ou “dissolve” no carvao.
O diéxido de carbono reduz a temperatura requerida para a transicao do carvao de
uma estrutura vitrea e quebradica para uma estrutura mais plastica, o que pode
afetar a permeabilidade que é a propriedade petrofisica principal que controla o
desempenho de uma operacao de ECBM (LARSEN, 2003; PINI et al., 2009). Além
disso, 0 carvao incha com a adsorcdo e/ou absor¢cdo do CO., o que reduz a
permeabilidade e, como consequéncia, a injetividade em algumas ordens de
magnitude (SHI;DURUCAN, 2005; MAZZOTTI et al., 2009). Por afetar tanto a
injetividade do CO. quanto a recuperagdo de CH4, a permeabilidade € um dos
fatores determinantes na selec¢do do local de armazenamento (PINI et al., 2009).

2.6 ARMAZENAMENTO DE DIOXIDO DE CARBONO EM AQUIFEROS SALINOS
PROFUNDOS

Os aquiferos contendo agua salina que ndo é usada para consumo humano, uso
industrial ou irrigacdo ja sdo usados como local de descarte de residuos liquidos
perigosos e nao perigosos. Similarmente as operagées de EOR e EGR (Enhanced
Gas Recovery) e ao sequestro geologico em reservatérios depletados de
hidrocarbonetos, a tecnologia ja esta madura, podendo ser aplicada imediatamente
(BACHU, 2000; BACHU, 2008; HILL et al., 2013). As altas pressdes encontradas
nos aquiferos indicam que os mesmos suportam as pressdes de injecao de COa.
Portanto, os aquiferos salinos possuem o maior potencial para o sequestro de CO,
em meios geologicos em termos de volume, duragdo, viabilidade econdmica e
impacto ambiental minimo ou nulo (BACHU, 2000; GALE, 2004; IPCC, 2005;
BACHU, 2008).
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A Figura 6 representa os mecanismos de trapeamento do CO, em aquiferos salinos.
Em longo termo (cerca de centenas a milhares de anos), uma quantidade
consideravel de CO. se dissolve na agua e migra para baixo. Quando o fluxo esta
longe da influéncia do raio de injecdo do poco, a escala de tempo para o fluido
atingir a superficie pode ser de milhées de anos (BACHU et al., 1994). Dessa forma,
o diéxido de carbono é sequestrado hidrodinamicamente por periodos geologicos de
tempo, devido a baixa velocidade de fluxo e o alto tempo de residéncia e a dispersao
hidrodinamica (BACHU, 2000).

A mistura do CO, e agua no sistema poroso da rocha reservatério produz CO,
dissolvido, &cido carbdnico e ions bicabornato.* A acidificagdo da agua do poro
reduz a quantidade de CO. que pode ser dissolvida. Por outro lado, as rochas que
amortecem o pH da agua do poro para valores mais altos (reduzem a acidez),

facilitam o armazenamento do CO, como uma fase dissolvida.

A solubilidade do CO, na agua da formacao também ¢é influenciada pela salinidade,
temperatura e pressao (GUNDOGAN et al.,, 2011). A solubilidade diminui com o
aumento da salinidade e aumento da temperatura e em geral aumenta com o
aumento da pressao (SIFUENTES et al., 2009; GUNDOGAN et al., 2011; THOMAS
et al., 2012).

Figura 6 — Mecanismos de trapeamento de diéxido de carbono em aquiferos salinos

* Equacdes 1 - 3.
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Fonte: Adaptado de Emami-Meybodi et al. (2015), p.239.

O di6éxido de carbono também pode ser permanentemente armazenado pela
mineralizacdao. O trapeamento mineral é decorrente das reagdes geoquimicas que
ocorrem quando a agua salgada (de baixo pH) reage com os minerais da rocha da
formagéo hospedeira, formando precipitados de carbonatos insoluveis. Porém esse
processo leva longos periodos de tempo para ocorrer, da ordem de centenas a
milhares de anos (GHOMIAN et al.,, 2008). A reagdo do CO, com a agua da
formacao e as rochas pode resultar em produtos que afetam a porosidade do meio e
o fluxo da solucado através dos poros (NGHIEM et al.,, 2004). Essas mudancas
também foram visualizadas e quantificadas em estudos experimentais de injecao de
CO, em aquiferos salinos carbonaticos ou areniticos (IZGEC et al., 2008; PERRIN et
al., 2009; SAEEDI et al., 2012; LABOISSIERE, 2014).

O restante do CO, que nao se dissolveu formara uma pluma que deslocara a agua

salgada presente na formacdo num processo de drenagem, com 0 aumento da
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saturacao do CO., e que fluira para o topo do aquifero devido ao fluxo hidrodinamico
natural e ao empuxo, decorrente da diferenca de massa especifica entre o CO, e a
agua (BACHU, 2000). Ao atingir o topo, o CO, continua fluindo como uma Uunica
fase. Quando a injecao termina, o CO, continua a migrar para cima e desloca a agua
na ponta da pluma, enquanto na borda final a 4gua desloca o CO, em um processo
como o de embebicdo. Um rastro de CO, residual e imével, na forma de bolhas
desconectadas, é deixado para tras devido a tensao interfacial entre o CO, e a agua
da formacao e as propriedades de histerese da permeabilidade relativa, e o fluxo
nao € possivel mesmo se existir um caminho com permeabilidade adequada (IPCC,
2005; BACHU, 2008). Portanto, o trapeamento residual do gas ocorre em grande
parte ou em sua totalidade apdés a injecao (BACHU, 2008).

As previsbes do comportamento do escoamento do CO. injetado, incluindo os
efeitos das reagdes geoquimicas, podem nao ser validadas diretamente na escala
de campo porque essas reacoes podem levar centenas a milhares de anos. Dessa
forma, ao longo dos anos, varios autores estudaram o comportamento do CO.
injetado e as caracteristicas do armazenamento em aquiferos salinos a partir da

construcéo de modelos, que é o foco desse trabalho.

Com o objetivo de observar o comportamento do CO. supercritico em subsuperficie,
investigar a fisica do processo, e obter dados para validacdo posterior dos
resultados da simulacdo, Ghomian et al. (2008) desenvolveram uma simulagédo da
injecao de CO, na formagéao salina Frio, na Costa do Golfo americano. Na simulagao
foi considerada a histerese da permeabilidade relativa, para se levar em conta o
efeito do gas trapeado no aquifero. Diferentes cenarios foram simulados para
investigar o espalhamento lateral e vertical da pluma de CO; no aquifero, durante 12
dias de injecao e dez anos de monitoramento. Os autores afirmaram em seu estudo
que as formas mais desejaveis de armazenar o CO. por longos periodos de tempo
sao o trapeamento residual e por solubilidade. O CO, também pode ser armazenado
e trapeado como um mineral, mas devido a escala de tempo necessaria para tal
processo, este aspecto ndo foi levado em conta no estudo. Para a simulagdo foi
utilizado um modelo geocelular especificamente desenvolvido para o aquifero Frio,
uma tabela PVT precisa, bem como outras informagdes obtidas das amostras de
testemunho do poco de injecdo. Foi utilizado o modelo de Corey (1954) para

construir as curvas de permeabilidade relativa e a histerese da permeabilidade
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relativa do gas foi modelada usando uma equacéao de Land (1968) modificada. Para
calibracdao dos dados foi usado o simulador CMG-GEM (2004), e a equacao de
estado de Peng-Robinson modificada foi utilizada para adequar os dados
experimentais para a solubilidade do CO, e a massa especifica da agua salgada. Os
autores concluiram que a previsdo da forma da pluma de CO, em subsuperficie e a
quantificacdo da saturacdo do CO, em torno do pogo de observacao foi crucial para
o melhor entendimento do comportamento do CO. injetado. De acordo com o
estudo, somente 2-5% do CO; ficou na forma livre e mével, porém essa pequena
quantidade esta longe de atingir o topo do reservatério durante o periodo de tempo

simulado.

Seguindo a mesma linha, Sifuentes et al. (2009) estudaram a influéncia das
propriedades fisicas na eficacia do armazenamento do CO, em aquiferos, levando-
se em conta os mecanismos de dissolucao e trapeamento residual. Os efeitos da
histerese da permeabilidade relativa também foram considerados e seis parametros
foram variados: permeabilidade horizontal, permeabilidade vertical, salinidade da
agua da formacao, pressao e saturacao residual de gas. Os autores concluiram que
o trapeamento residual € mais rapido e mais efetivo do que o mecanismo de
trapeamento por solubilidade, sendo o primeiro mais influenciado pela saturacao do
gas residual e pela salinidade da agua do aquifero (de forma positiva), enquanto o
segundo sofre maior influéncia da salinidade (de forma negativa) e da
permeabilidade horizontal. A partir da andlise paramétrica realizada, os autores
destacaram que os efeitos da histerese precisam ser levado em conta nesse tipo de
armazenamento, no qual o processo de embebicdo é essencial para o0 mecanismo
de trapeamento residual. Isto destaca a importancia da permeabilidade relativa,
também ressaltada em outros estudos (JUANES et al., 2006; HESSE et al., 2008;
BURTON et al., 2009).

Juanes et al. (2006) estudaram o trapeamento residual (capilar) e seu efeito sobre o
trapeamento hidrodinamico, levando em conta a histerese da permeabilidade relativa
e negligenciando os efeitos da pressao capilar. Em decorréncia da escala de tempo
variada dos mecanismos de trapeamento, somente os trapeamentos hidrodinamico
e capilar sao investigados, o que ajudou na simplificacdo do modelo, ja que os
fluidos (agua e dioxido de carbono) podem ser considerados imisciveis. Os autores

utilizaram o software Eclipse 100 (versdo 2005A) para simular quatro cenarios
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diferentes e avaliar o impacto do trapeamento residual e da histerese da
permeabilidade relativa na migracéao e distribuicao do CO injetado num projeto de
sequestro. A avaliacdo das permeabilidades relativas no Eclipse foi feita pela
interpolagédo dos pontos dos dados disponiveis. O modelo de trapeamento usado foi
o proposto por Land (1968). Nele foi aplicado o modelo de Killough (1976) para a
histerese da permeabilidade relativa. O periodo de inje¢do simulado variou a cada
caso, porém todos os resultados foram exibidos considerando um periodo de 500
anos do inicio da injecao. A partir do estudo realizado, os autores concluiram, além
de outras coisas, que a histerese da permeabilidade relativa influencia diretamente
no volume de CO, imobilizado pelo trapeamento capilar e deve ser levada em conta

na modelagem.

Motivados pelo armazenamento geolégico de CO,, Hesse et al. (2008) apresentaram
um modelo de equilibrio vertical com interfaces bem definidas para verificar o
processo de trapeamento residual que ocorre com a migracdo da pluma de CO,
como uma corrente gravitacional em um aquifero confinado bidimensional. Os
autores focaram no efeito da eficiéncia de varredura vertical. Varias consideracdes
foram feitas ao modelo, dentre as quais as mais limitantes foram a homogeneidade
do meio poroso, a saturacao uniforme da pluma de CO. e a incompressibilidade do
CO.. Os efeitos capilares bem como a dissolucdo do CO, na agua salgada do
aquifero foram desconsiderados, uma vez que foram analisados aquiferos profundos
de baixa permeabilidade, nos quais a dissolucdo seria lenta, e o trapeamento
residual se tornaria o principal mecanismo de trapeamento, do ponto de vista dos
autores. O desenvolvido modelo permitiu uma analise do efeito de varredura vertical
imperfeito sobre o tempo e distancia de migracao da corrente, que era objetivo dos
autores. A influéncia da saturacao residual de CO, sobre a varredura vertical foi fator
determinante na distancia de migracao vertical. Em relacdo ao armazenamento do
CO. em aquiferos salinos esses efeitos observados sao fatores limitantes para a
eficiéncia do mesmo. Os autores puderam concluir que o trapeamento residual é
eficiente em aquiferos inclinados com baixas razdes de mobilidade e altas
saturacoes residuais de CO.. Isso pode permitir o armazenamento do CO, em
aquiferos que nao possuem trapas estruturais, caso o CO; seja injetado distante o

suficiente da sua parte mais rasa.
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O efeito da formacédo de dedos viscosos, devido a diferenca de mobilidade entre o
CO. e a agua presente em aquiferos salinos, sobre a diminuicdo da eficiéncia de
varredura, ja havia sido estudado anteriormente por Van Der Meer (1993). O autor
destacou que um reservatorio que seja mais profundo (e com uma razdo de
mobilidade mais préxima de um) sera mais atrativo para o armazenamento de CO,
em um volume confinado, pois serdo mais fracos os efeitos causados pelos dedos

ViSCOSOS.

A injetividade caracteriza a facilidade com a qual o fluido pode ser injetado dentro de
uma formacao geoldgica e é definida como a taxa de injecao dividida pela diferenca
de presséo entre o ponto de injecao dentro do poco e a formacado. Junto com a
capacidade da formacdo de armazenamento, a injetividade também ¢é uma
caracteristica de interesse no desenvolvimento de projetos de CCS. Os fatores
delimitadores dessas caracteristicas sao avaliados em alguns trabalhos encontrados
na literatura (BURTON et al., 2009; YANG et al., 2011; WANG et al., 2012).

Burton et al. (2009) desenvolveram um modelo unidimensional com base na lei de
Darcy e na teoria modificada de fluxo fracional de Buckley-Leverett, levando-se em
conta a solubilidade mutua do CO, e da agua. Os autores avaliaram o efeito da
permeabilidade relativa na injetividade e concluiram que a variacdo nas curvas de
permeabilidade relativa influencia em uma variacao consideravel da injetividade e,
portanto € muito importante que seja quantificada, pois influenciara também na

quantidade de pocos de injecao nos projetos de sequestro geoldgico de COo.

Yang et al. (2011) examinaram os efeitos das técnicas de completagdo e da
heterogeneidade do reservatério sobre o sequestro do CO,, com o objetivo de
entender como as técnicas de completacdo afetam o armazenamento do CO, em
aquiferos rasos e profundos e como o0s parametros que descrevem a
heterogeneidade do reservatério dominam a capacidade de armazenamento e a
injetividade do CO.,. Para tanto, para planejar a simulacdo foi realizado um
planejamento de experimentos usando o software iSight 10.0 com design de fatorial
completo, devido ao baixo numero de parédmetros. Foram construidos dois modelos
de reservatorios no software CMG-GEM (2005) com base em dados publicados para
representar um aquifero salino profundo e um aquifero raso. A equacao de Peng-
Robinson foi selecionada para prever as composi¢cées do equilibrio de fase e as
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massas especificas das varias fases. Dentre as técnicas de completacdo analisadas,
foram observados os efeitos da completacao parcial, da orientacdo do poco, da
profundidade de onde se comeca a horizontalidade do po¢o e do comprimento do
poco horizontal. O efeito da heterogeneidade foi investigado a partir de varias
combinacdées de trés parametros: a permeabilidade média, a razdo entre a
permeabilidade vertical e horizontal, e a variacao da permeabilidade (coeficiente de
Dykstra-Parsons), que neste estudo foi usada para medir a uniformidade do
reservatoério pela dispersao vertical dos valores de permeabilidade. Os resultados da
simulacdo foram avaliados usando o software iSight 10.0. Os autores concluiram
que, pocos horizontais, sua localizacdo e comprimento podem ser os fatores que
mais influenciam a capacidade de armazenamento e injetividade do CO,, a
depender do conhecimento das caracteristicas do reservatério e do nivel de
heterogeneidade do mesmo. Em relacdo ao efeito da heterogeneidade, a
permeabilidade média teve maior efeito no total de CO, injetado, seguida pela razao
entre a permeabilidade vertical e horizontal e pela variacdo de permeabilidade, que
afeta muito mais a injetividade do CO. do que a capacidade de armazenamento.

Wang et al. (2012), com o objetivo de determinar a capacidade de armazenamento
do CO: injetado em formacdes salinas abertas, construiram um modelo base para
investigar o desempenho do sistema para uma configuracdo geral de parametros e
estratégia de injecdo. Apesar de simples se comparado com os modelos citados
anteriormente, o modelo criado simula o fluxo e os processos de transporte de um
sistema bifasico (liquido e gas) com trés componentes (CO,, agua e NaCl
dissolvido). Foram simulados outros casos nos quais o conjunto de parametros e
estratégia de injecdo foram sendo alterados, um por vez, e os resultados foram
sendo comparados com o caso base. As simulagdes foram conduzidas usando o
cédigo TOUGH2-MP/ECO2N. Para calcular a pressao capilar e as permeabilidades
relativas para o fluxo bifasico em todos os casos simulados é usado o modelo de
Van Genuchten (1980). As formacdes foram consideradas homogéneas, fator que é
considerado tipico pelos autores para formacdes adequadas para armazenamento
de CO., que tenham porosidade e permeabilidade altas o suficiente. Os autores
concluiram que o sistema com fronteiras laterais abertas permite maior capacidade
de armazenamento de CO,, e que a saturacdo de CO, residual tem influéncia

significante na distribuicdo da pluma de CO, e na massa de CO, armazenada nesse
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sistema. Também concluiram que, o aumento do numero de pocos de injecao

melhora a capacidade de armazenamento de CO..

Além dos fendmenos ja descritos, a injecao do CO, em aquiferos salinos causa a
vaporizacao da agua da formacao na fase gasosa, conduzindo a precipitacao de sal
(Figura 7a). Essa precipitacdo pode causar a reducdo da porosidade e da
permeabilidade ao redor do poco, influenciando na injetividade do CO.. Zeidouni et
al. (2009) desenvolveram um modelo analitico que considera a homogeneidade do
aquifero, e ndo leva em conta os efeitos da difusao/dispersao, das forcas capilares e
gravitacionais para avaliarem a quantidade de sal que precipita como causa da
vaporizacao da agua salgada na fase gasosa, onde essa precipitacdo ocorre e sua
influéncia na porosidade e permeabilidade. No modelo desenvolvido, o sistema
ternario CO»-agua salgada-sal é aproximado para um sistema binario CO,.dgua
salgada, e o sal que precipita é considerado imével e sé ocorre na regiao ao redor
do poco de injegdo. A solucdo analitica foi aplicada a um problema especifico do
Laboratorio Nacional Lawrence Berkeley e estendido para avaliar o efeito da
precipitacao do sal sobre a porosidade e permeabilidade. Os autores concluiram que
os resultados analiticos condizem com os resultados numéricos obtidos por outros
autores que aplicaram o mesmo problema usando o simulador TOUGH2 (2007).
Além disso, também concluiram que a perda na injetividade depende do grau de
reducdo da permeabilidade da formacdo com o aumento da saturagdo do sal. A
influéncia das mudancas de permeabilidade sobre a injetividade também foi
observada em simulagbes de Van Der Meer (1993).

Muller et al. (2009) também estudaram o efeito da precipitacdo de sal devido a
evaporacao da agua no CO, injetado em aquifero salino usando dois cédigos para a
simulacdo, o TOUGH2/ECO2N (versdo 2.0 de 1999) e um simulador baseado em
linhas de corrente inicialmente projetado na Universidade de Stanford. O primeiro foi
desenvolvido para aplicacbes em sequestro geoldgico de CO, em aquiferos salinos.
A simulagdo baseada em linha de corrente é um método para modelar o fluxo
multifasico em um meio heterogéneo; nesse caso, o fluido é transportado ao longo
de linhas de corrente que seguem a velocidade instantdnea, e sao ideais para
representar os caminhos de fluxo complexos em modelos multidimensionais. Como
no periodo do estudo ainda nao se tinham os dados de permeabilidade relativa do
reservatério de interesse, foram usados dados experimentais de permeabilidade
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relativa de reservatdrios com caracteristicas similares e que estavam publicados na
literatura. Para adequacédo dos dados experimentais a formagcdo de interesse, foi
usado o modelo de Van Genuchten-Mualem (VAN GENUCHTEN, 1980) para a
permeabilidade relativa da dgua salgada. A funcao de Corey (1954) foi usada para
ajustar a permeabilidade relativa do gas (CO,). Ambos os cddigos predizem uma
substancial deposicao de sal préxima ao ponto de injecao, com impedimento severo
associado a injetividade do CO,. Também foi simulado um pré-fluxo de agua na
formacao antes da injecdo do CO. como opcao de mitigacao desse impedimento. Os
autores concluiram que esta opcdo mostrou-se viavel na prevencao da precipitacao
e blogueio do poro préximo ao po¢o, € que os sdélidos se formaram em menor
quantidade e mais distantes do ponto de injecdo. Os autores também sugeriram a
investigacao de se pré-saturar o CO, com agua antes da injecao.

Alguns autores fizeram analise paramétrica para identificar qual(is) parametro(s)
mais influenciavam nos processos fundamentais de fluxo e armazenamento do CO,
em aquiferos salinos (JOHNSON et al., 2004; LIU;ZHANG, 2011).

Johnson et al. (2004) desenvolveram um modelo para o transporte reativo do
armazenamento de CO, em um aquifero salino em Sleipner, no Mar do Norte, com o
objetivo de esclarecer e estabelecer as dependéncias dos parametros chave dos
processos fundamentais do armazenamento de CO,, 0s mecanismos de
trapeamento associados e a porcentagem de sequestro associado a cada tipo de
trapeamento, num periodo de dez anos de injecdo e dez de pds injecao. Para
simulacao e analise dos resultados os autores usaram um pacote computacional de
criagdo propria que integra um simulador de transporte reativo, um software para
suporte geoquimico, um banco de dados e um pacote grafico. Nesse simulador, os
autores usaram a formulagéo de Van Genuchten (1980) estendida para o célculo da
permeabilidade relativa e pressao capilar; a dependéncia da permeabilidade em
funcdo das mudancas de porosidade é calculada com base na equacao de Kozeny
normalizada; a equacdo de estado usada, diferentemente da maioria dos trabalhos
na area que usam a equacao de estado de Peng-Robinson, é a desenvolvida por
Span e Wagner (1996); os coeficientes de atividade para os solutos aquosos
carregados é a equacao estendida de Debye-Huckle também conhecida por
formulacao B-dot (HELGESON, 1969), para os solutos neutros nao polares foi usado
o modelo de Drummond (1981 apud Johnson et al., 2004) e os coeficientes para os
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solutos neutros polares foram considerados como sendo um. A partir dos resultados
os autores concluiram que a permeabilidade controla 0 caminho de migracao do
CO,, determinando a potencial eficiéncia dos trapeamentos por solubilidade e
mineral, e que a presenca de finas camadas de folhelhos na formagéao,
caracteristicas de Sleipner, retardam a migragcao vertical da pluma e promovem a
migracdo lateral da mesma. A verdadeira eficiéncia desses mecanismos de
trapeamento depende das caracteristicas composicionais do aquifero e da rocha
capeadora. Apesar de nao ter sido realizada andlise de sensibilidade, os autores
concluiram a importancia da mesma para o refinamento dos modelos dos processos
simulados e dos parametros chave. Além disso, também destacam a incerteza
presente nos processos e dados adotados no estudo e a necessidade de estender o
mesmo em relacdo a escala de espaco e tempo, considerando diversos fatores
importantes, como a heterogeneidade do aquifero.

Liu e Zhang (2011) também realizaram um estudo de sensibilidade paramétrica e
analise na previsdo da incerteza baseando-se em planejamento de experimentos e
superficie de resposta, a fim de se determinar um modelo estratigrafico étimo (capaz
de capturar tanto a sensibilidade paramétrica e a incerteza da previsdo de um
modelo inteiramente heterogéneo). Foram criados trés modelos em profundidades
diferentes (1, 2 e 3 km). Foi aplicada uma técnica de upscaling para o calculo da
permeabilidade equivalente em cada unidade dos modelos estratigraficos, a fim de
torna-los comparaveis. Nao sao consideradas reacdes rocha-fluido; nem a
dissolucdo do CO., na agua salgada, nem os efeitos nao isotérmicos. A pressao
capilar é desconsiderada, porém os autores reconhecem a importancia dos efeitos
da mesma e pretendem considera-los em trabalhos futuros. E usado o planejamento
de experimentos de Plackett-Burman de dois niveis. Os parametros variados foram:
gradiente vertical do fluxo do aquifero de fundo; gradiente geotérmico; nivel de
heterogeneidade do aquifero (variancia lnk- permeabilidade); saturacdo de gas
residual minima; salinidade da &gua da formacdo; vazao de injecao e
permeabilidade da rocha capeadora. Os parametros de saida usados para analise
foram o CO, moével na fase gasosa; o CO, trapeado na forma gasosa; o CO:
dissolvido na fase aquosa; a agua salgada deslocada do modelo de armazenamento
para dentro do aquifero sobrejacente; e o vazamento da fase gasosa para dentro
desse aquifero. A simulacao é feita no mddulo de solubilidade GASWAT do software
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Eclipse (2009). O periodo de injecdo varia de 20-40 anos e é avaliado um periodo de
pds injecdo de 500 anos. E aplicada a equacdo de estado de Peng-Robinson
modificada para calcular a solubilidade do gas na fase aquosa quando a salinidade
da agua é alta. Os autores concluiram que para os modelos e parametros
considerados, a variancia da permeabilidade, a histerese da permeabilidade relativa
do gas e a salinidade consistentemente impactam em um ou mais resultados da
previsdo. Quando a heterogeneidade é baixa, os modelos estratigraficos simples
podem precisamente prever a forma da pluma e as fracées massicas do CO,, porém
quando a variancia aumenta, sdo necessarios modelos de resolucdo mais alta. Este
tipo de abordagem é mais dindmica do que a apresentada nos estudos anteriores,
pois considera a influéncia de varios parametros ao mesmo tempo, ao invés de um
parametro por vez. Hosseini et al. (2013) também citam a importancia das
heterogeneidades vertical e areal do reservatério, bem como da permeabilidade
relativa para o entendimento do comportamento da pluma de CO, (migragdo e

extensao).

Outros autores ainda avaliaram o desempenho de simuladores e modelos aplicados
a injecéo e armazenamento de CO, em aquiferos salinos (NGHIEM et al., 2004;
GUNDOGAN et al., 2011; THOMAS et al., 2012).

Nghiem et al. (2004) descreveram a modelagem do armazenamento de CO, em
aquiferos salinos profundos em um simulador composicional especifico. Em relagao
ao comportamento do CO, quando injetado em formagdes desse tipo, os autores
consideram os efeitos da dissolugao/precipitacdo de minerais sobre a porosidade e
permeabilidade, o efeito da variacdo da pressédo capilar e ainda modela os fluxos
dispersivo e convectivo do CO,, as reacdes de equilibrio quimico na fase aquosa e
as reagdes de precipitacado mineral. Pruess e Zhang (2008), além de explorarem os
efeitos da dissolucdo e conveccao, também consideraram a difusdo do CO. ao estar
em contato com a agua salgada dos aquiferos salinos. Porém, as simulacdes
realizadas foram mais simples do que as do trabalho anterior, ndo levando em

consideracao as reacoes quimicas e a heterogeneidade do meio poroso.

Gundogan et al. (2011) compararam trés codigos numéricos — PHREEQC (verséao
2.15, 1999), GEM (versao 2009.13) e TOUGHREACT (versao 1.21, 2006) — em
relacdo a modelagem geoquimica para entender e prever o comportamento da
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reatividade do CO, em relacdo a 4gua salgada e a rocha. Os dados de entrada para
0os modelos cinéticos foram obtidos de trés amostras de testemunhos de trés
formagbes alvo do Mar do Norte. A fugacidade do CO, foi calculada sob as
condicoes do modelo de Duan e Sun (2003). Os efeitos de transporte nao foram
considerados, bem como os efeitos da pressao sobre as constantes de equilibrio. Os
modelos de atividade sao cruciais para as reacbes de precipitacao/dissolucéao
mineral. Foi levado em conta uma correcdo da atividade devido a ndo-idealidade da
solucdo. Nos codigos GEM e PHREEQC foi usado o modelo B-dot (HELGESON,
1969) para as espécies ibnicas. PHREEQC calcula o coeficiente de atividade de
espécies neutras com uma equacao derivada de Drummond. TOUGHREACT usa a
equacado estendida de Debye-Huckel (HELGESON et al., 1981). Os autores
concluiram que os diferentes resultados obtidos para as concentracées aquosas e a
evolucao das espécies minerais ocorreram principalmente devido as diferengcas nos
bancos de dados termodindmicos e nos modelos de atividade, demonstrando o
quanto é critica a selecdo dos dados e a importancia da experiéncia do modelador
para o resultado do processo de modelagem. Os autores ainda destacam que a
modelagem do transporte reativo é a mais apropriada para a modelagem dos
processos fisicos e quimicos do armazenamento do CO,, porém a modelagem em
batelada, como feita no estudo em questdo, fornece insights importantes dos
caminhos das reacdoes e dos processos quimicos na fase aquosa, sendo
considerada pelos autores como um bom ponto inicial para a construcdo de um
modelo de transporte reativo.

Thomas et al. (2012) desenvolveram um modelo geoquimico para prever os efeitos
da injecao de CO, em um aquifero salino profundo, como a mudanca de pH da agua
salgada, a precipitacdo/dissolucdo mineral, e o potencial trapeamento por
solubilidade do CO.. O transporte ndo foi considerado, ou seja, os calculos foram
considerados em batelada. O objetivo do estudo foi quantificar a sensibilidade total
do modelo a selecdo dos submodelos termodindmicos. Foram testadas nove
versdes do modelo, utilizando diferentes combinacées de submodelos para
fugacidade do CO, supercritico, coeficiente de atividade do CO, dissolvido na fase
aquosa e para a solubilidade do CO, na 4gua salgada. Para o calculo do coeficiente
de fugacidade do CO, nas fases gasosa e supercritica foram usados trés modelos:
Spycher e Reed (1988); Spycher et al,. (2003); e Duan et al.,, (2006). Para a
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estimativa do coeficiente de atividade para o CO, dissolvido foram aplicados quatro
submodelos: Drummond (1981 apud THOMAS et al., 2012, p. 32); Duan e Sun
(2003); Rumpf et al., (1994, estendido por SPYCHER;PRUESS, 2005); e Spycher e
Pruess (2010). Por fim, para a estimativa da solubilidade do CO, na fase aquosa
foram aplicados quatro modelos: Wolery (1992) e Johnson et al. (1992); Duan e Sun
(2003); Spycher e Pruess (2005); e Spycher et al. (2003, estendido por
SPYCHER;PRUESS, 2005). Os autores concluiram que os nove modelos, apesar de
usarem metodologias diferentes, produziram resultados similares. A partir da analise
dos resultados, os autores observaram que o pH de equilibrio previsto e a
dissolucdo/precipitacdo mineral ndo s&o muito sensiveis aos submodelos
termodinamicos, enquanto que as estimativas para a concentracdo do CO, na agua
salgada e o potencial trapeamento por solubilidade demonstraram maior
sensibilidade. Em relacdo a escolha dos submodelos, as previsées geoquimicas sao
mais sensiveis a escolha do submodelo do coeficiente de fugacidade do CO, e
menos a escolha do submodelo para o coeficiente de atividade. A sensibilidade
maior a escolha do submodelo para o coeficiente de fugacidade se deve as
condicbes de pressdo e temperatura as quais os modelos foram aplicados,
produzindo um maior desvio padrdo nos resultados. O modelo de Spycher e Reed
(1988) particularmente, exibiu maiores discrepancias nos resultados, por ndo ser
adequado a faixa de P-T correspondente ao cenario de sequestro geoldgico de COs..
Para o célculo da solubilidade do CO. na fase aquosa, a sensibilidade a escolha do
modelo foi intermediaria. Nesse caso, 0 modelo que conduziu a maior discrepancia
nos resultados foi o modelo de Wolery (1992) e Johnson et al. (1992), por néao
levarem em consideracdo a dependéncia da pressdao para o0s calculos da
concentracao do CO» na agua salgada, diferente dos outros trés submodelos.
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Figura 7 — Injegdo de CO, em aquiferos salinos a)
contendo somente agua salgada e b) contendo agua
salgada e CH, residual.
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Fonte: Producao prépria (2016).

Hosseini et al. (2012), diferente do trabalhos anteriormente apresentados,
propuseram a extensdo de uma solu¢do analitica existente para o aumento da
pressao do poco durante a injecdo de CO, em aquiferos salinos, pela incorporacao
da presenca de CH,4 dissolvido e/ou residual. A solugdo proposta adicionalmente
considera a miscibilidade parcial do sistema CO,-CH4-agua salgada e a histerese da
permeabilidade relativa associada ao histérico de embebicdo da agua salgada, a
drenagem devido a injecdo de CO., e o desenvolvimento de um banco de CHa.
Assim como os demais, ocorre a regiao monofasica préxima ao pogo de injegao,
contendo somente CO, supercritico puro, € uma regiao bifasica, que contém o CO,
dissolvido na 4gua salgada e a agua vaporizada no CO.,. A terceira fase, que nos
sistemas anteriores é monofasica contendo somente agua salgada, nesse sistema €

bifasica, contendo o CH4 e 4gua salgada (Figura 7b). Os autores realizaram uma
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simulagdo composicional numérica usando o software CMG-GEM (versao 2011) e os
resultados foram comparados com a solugdo analitica. Foram estudados dois
cenarios com aquiferos raso e profundo e saturacao de gas residual de 10, 2 e 0%.
Verificaram que as solugdes analiticas funcionam bem para os diferentes cenarios
avaliados. Segundo os autores, os resultados do modelo analitico permitiram
visualizar que a aplicacdo da permeabilidade relativa com histerese diminui o
aumento da pressao do poco e aumenta o comprimento do banco de CH4 movel,
que ocorre devido principalmente ao aumento da mobilidade total do sistema.

Todos os trabalhos revisados apresentaram varias simplificagbes na modelagem
implementada, seja para fins de viabilidade computacional ou para representacéao do
mecanismo de interesse. Em decorréncia dos varios processos fisicos e quimicos
supracitados que afetam o CO. injetado nas diferentes maneiras dissertadas, a
descricdo matematica completa do problema torna-se complexa e inviavel
computacionalmente. Celia e Nordbotten (2009) publicaram um estudo a fim de
determinar as questdes mais importantes sobre o CO; injetado, com o objetivo de
reduzir essa complexidade e tornar o problema mais tratavel, focando principalmente
na avaliacdo de possiveis vazamentos do CO. da formacdo de injecdo. Esta
abordagem é diferente de outras geralmente empregadas como o upscaling ou a
decomposicdo do dominio, que séo ineficazes de acordo com os autores, devido a
limitacdo dos resultados do upscaling e a demanda computacional excessiva dos
algoritmos para decomposi¢cdo do dominio. Os autores entdo desenvolveram um
conjunto de sete simplificacbes baseadas nos fatores dominantes do sistema: 1)
interface bem definida entre as regides contendo somente agua salgada, agua
salgada e CO, e somente CO,; 2) ambas as fases fluidas estdo em equilibrio
vertical; 3) o periodo de maior risco de vazamento se concentra na fase de injegéao e
imediatamente pds injegdo, entdo o modelo foca no fluxo bifasico e ignora as
reacdes geoquimicas e a dissolugdo, que precisam de escala de tempo maiores
para acontecerem; 4) mudancas de viscosidade e densidade devido a mudancas de
pressdo podem ser ignoradas, e os efeitos térmicos também, ndao havendo a
necessidade de equacbes de balanco de energia; 5) forte separacdo de escalas
entre as caracteristicas espaciais dominantes do sistema 6) incerteza dos
parametros relacionados ao caminho do vazamento sdao mais preponderantes do

que a incerteza nos parametros da formacdo; 7) formacbes horizontais e
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homogéneas. Os autores mostraram que, apesar da importancia de se representar
no modelo final todos os processos fisicos e quimicos envolvidos no problema de
injecao de CO. para a descricdo completa do sistema, o0 mesmo sera praticamente
inatil devido ao enorme custo computacional associado e a falta de dados de
diversas escalas necessarios para o modelo. Assim as simplificacées apresentadas
podem ser tomadas a parte ou no todo e reduzem a complexidade dos modelos
matematicos, porém deve-se avaliar a aplicabilidade das mesmas ao problema de

interesse.

2.7 ANALISES EXPERIMENTAIS DO COMPORTAMENTO DO CO, EM
AQUIFEROS SALINOS

As andlises experimentais de core flooding, assim como a modelagem e a simulacao
do processo de injecdo de diéxido de carbono em reservatérios, tem importancia
significativa nos estudos do desempenho do deslocamento do CO, nas formacoes
porosas, na identificacdo do comportamento do CO, e na determinacao da eficiéncia

dos processos de armazenamento.

Os testes de core flooding realizados em laboratério se referem aos experimentos
nos quais as amostras de testemunhos sdo submetidas as condigcdes simuladas
préximas as condicdes naturais do reservatorio. Os resultados permitem determinar
quantitativamente como os fluidos se movem através da amostra do meio poroso,
abrangendo os diferentes cenarios geoldgicos (SAEEDI, 2012; SUN et al., 2016).
Esse tipo de analise experimental permite complementar os estudos de simulagao,
que possibilitam avaliar a influéncia de heterogeneidades locais sobre o
deslocamento dos fluidos nas formacdes porosas.

No caso especifico da injecdo de dioxido de carbono em aquiferos salinos
profundos, a investigacdo dos processos de migracdo multifasica do CO, e agua
salgada é crucial para avaliar a capacidade de armazenamento e o potencial de
seguranca dos locais para sequestro geoldgico do CO. (PERRIN et al., 2009;
LABOISSIERE, 2014; SUN et al., 2016).

Com o objetivo de analisar as mudancas na porosidade e na permeabilidade e
caracterizar as principais reacées quimicas associadas a injecdo de CO, em
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aquiferos carbonaticos, Izgec et al. (2008) realizaram dez experimentos diferentes a
partir da inundagdo de testemunhos e monitoramento por tomografia
computadorizada. Os testemunhos utilizados eram altamente heterogéneos e os
dados das mudancas de porosidade e as correspondentes mudancas na
permeabilidade foram registrados para diferentes razdes de injecdo do CO. e
diferentes concentracbes de sal da agua da formacdo. As mudancas da
permeabilidade e da porosidade da rocha, como destacado em secdes anteriores,
sdo resultados dos processos de dissolucdo dos minerais rochosos, do transporte e
da precipitacao. A segunda parte do artigo é composta pela modelagem numérica do
processo realizado nos experimentos e a equivaléncia do comportamento da
permeabilidade obtido dos experimentos com os resultados do modelo foram
apresentados. Os resultados experimentais foram avaliados considerando os efeitos
da direcdao de fluxo, da salinidade, da taxa de injecdo, da temperatura, da
heterogeneidade e da inje¢do de agua salgada saturada com didéxido de carbono. A
partir da andlise dos resultados, os autores concluiram principalmente que a
tendéncia de mudanca nas propriedades da rocha varia a cada caso, pois é
relacionada a distribuicdo dos poros, composicdo da agua do aquifero salino e
também das condigdes termodinamicas. Como também observado nos trabalhos de
modelagem anteriormente descritos, a injetividade € alterada continuamente devido
as reacdes quimicas que ocorrem com a injecao de CO., principalmente no caso de
formacdes carbonaticas, e as alteracbes das propriedades da rocha como

consequéncia.

Perrin et al. (2009) realizaram alguns estudos experimentais de deslocamentos por
embebicdo e drenagem que ocorrem no processo de injecdo de CO, em aquiferos
salinos a fim de melhorar o entendimento do fluxo multifasico desse sistema e dos
processos de trapeamento que acometem o CO, durante e apds sua injecdo. Foram
feitas medidas do deslocamento em regime permanente do CO, com a agua do
aquifero e da permeabilidade relativa de duas amostras diferentes de rocha sobre
uma faixa de vazao. Os resultados experimentais foram realizados em um aparato
desenvolvido na Universidade de Stanford, descrito também na revisédo de Sun et al.
(2016) e acompanhados de algumas simulagdes preliminares realizadas no software
TOUGH2MP/ECO2N. Nos experimentos, o CO, e a 4&gua salgada foram

considerados em equilibrio termodinamico. Essa caracteristica desconsidera os
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efeitos de dissolucao e difusdo do CO, na 4gua salgada, e da evaporacao da agua
no CO,, que estdo presentes em processos reais de injecdo em aquiferos salinos
profundos e que afetam os mecanismos de trapeamento, como o residual. A partir
dos resultados, os autores puderam visualizar que a eficiéncia do deslocamento é
fortemente afetada pela heterogeneidade presente no testemunho. Os autores
também puderam relacionar a influéncia das vazdes de fluxo sobre as saturagdes de
CO,, e por consequéncia sobre as curvas de permeabilidade relativa. Em relacéo a
comparacado com os resultados das simulacées numéricas, os autores concluiram
que € necessaria uma melhoria das correlagdes entre porosidade, saturacao e
pressdo capilar para replicar as distribuicbes das saturacbes medidas nos

experimentos.

Saeedi (2012) conduziu uma série de experimentos de inundacao de testemunhos
do arenito Berea. O principal objetivo da pesquisa desenvolvida foi investigar o
desempenho do deslocamento do sistema COs-agua salgada-rocha sob
procedimento de deslocamento imiscivel. Para evitar a difusdo do CO, na agua
salgada ou a evaporacao da dgua no CO; e a formacéo de um processo miscivel ou
parcialmente miscivel, a agua salgada e o CO, foram mutuamente saturados um no
outro. Como mencionado anteriormente, a dissolucdo do CO» na agua conduz, como
resultado do deslocamento da pluma, ao trapeamento residual do CO; no interior do
testemunho. Por outro lado, a evaporacao da dgua no CO, conduz a precipitacdo de
sal. Estes fendbmenos podem alterar o desempenho do deslocamento do sistema,
caracteristica principal de interesse do estudo, mas nao foram avaliados
diretamente. O autor investigou também o efeito da injecdo ciclica de diéxido de
carbono e agua salgada sobre o comportamento do fluxo multifasico no sistema
rocha-fluidos durante o armazenamento de CO, em subsuperficie. Com os
resultados, o autor avaliou os efeitos do deslocamento da agua salgada pelo CO; e
vice-versa; da injecao ciclica de CO, e agua salgada; da direcao de fluxo (vertical ou
horizontal); da mudanca do campo de tensao do reservatorio; da existéncia de uma
saturacao residual de gas natural, representado pelo metano nos experimentos; e
das permeabilidades relativas sobre a injetividade e a capacidade de
armazenamento do CO,. Dentre os principais resultados, o autor observou que,
apesar de formacdes com alta permeabilidade serem favoraveis a injetividade do

CO,, a capacidade dessas formacdes em trapear o CO. pelo mecanismo de
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trapeamento residual € baixa. Isso se torna mais relevante quando o CO, € injetado
para armazenamento em reservatorios geolégicos que nao tenham uma formacao
capeadora para trapear o CO, mével (HESSE et al., 2008). Assim, é necessaria a
delimitacdo de uma faixa de permeabilidade que seja favoravel tanto as taxas de
injetividade quanto ao trapeamento residual de CO,. Em relacdo ao aparato
experimental usado, o autor destacou que o0 uso de outros instrumentos, como a
tomografia computadorizada, usada nos outros trabalhos descritos na presente
dissertacdo, pode ajudar no entendimento das reagdes e processos que podem
ocorrer durante os experimentos de inundacao de testemunho, como a precipitacéo
e dissolucdo. Em experimentos como os de interesse dessa secdo, Saeedi (2012)
destaca fatores que devem ser levados em consideracdo para a construcdo do
procedimento experimental mais apropriado para qualquer estudo de core flooding e
o entendimento completo das incertezas envolvidas. Apesar do aprimoramento das
técnicas de medicdo e da experiéncia adquirida no decorrer dos anos, muitos dados
medidos sdo questionaveis e varias sao as incertezas presentes no processo de
medicado. Dessa forma, sdo necessarios cuidados desde a montagem do aparato
experimental adequado e selecao das amostras de rocha e fluido até a realizacdo do
experimento e analise (critica) dos resultados.

Laboissiére (2014) investigou em seu trabalho, em escala de laboratério, a influéncia
das diferentes propriedades rocha/fluido sobre a saturagdo maxima residual de gas
que foi trapeado e a histerese da permeabilidade relativa ao gas em escoamento
bifasico e ao gas e a agua em escoamento trifasico. Os testes foram realizados em
rochas heterogéneas carbonaticas, conduzidos em dois aparatos experimentais
diferentes, um para o teste bifasico e outro para o teste trifasico, e a partir do método
de WAG (injecao alternada de agua e gas). O autor concluiu que os eventos de
dissolucéo-precipitacao nos testes realizados alteram a estrutura dos poros e podem
modificar a capacidade de trapeamento do gas na amostra. Em relacdo aos efeitos
da histerese da permeabilidade relativa, o autor concluiu que foram dependentes do
processo e do histérico de saturacées dos fluidos, como observado também por
outros autores (JUANES et al., 2006; SIFUENTES et al., 2009; HOSSEINI et al.,
2012).

Sun et al. (2016) realizaram uma extensa revisao dos sistemas experimentais para a

inundagédo de testemunhos em laborat6rio desenvolvidos e utilizados ao longo da
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ultima década. Os autores descreveram a aplicabilidade dos equipamentos para
esse tipo de andlise resumindo as investigacdes realizadas por diversos autores, 0s
dispositivos usados nos experimentos laboratoriais e concluiram destacando as
lacunas que ainda precisam ser preenchidas nesses estudos. Algumas lacunas
ressaltadas que merecem destaque, algumas das quais ja observadas por Saeedi
(2012) sao:

e a auséncia de monitoramento dinamico em tempo real para captura da
migracao da frente da pluma de CO; nos testemunhos;

e necessidade de equipamentos para manter o testemunho durante os
experimentos, que seja resistente as altas pressdes e temperaturas, anti-
corrosao e possua ciclo de vida longo;

e melhor conversdo dos resultados do deslocamento de CO, realizado em
escala laboratorial para projetos em escala piloto ou de campo, como também
destacado no trabalho de Perrin et al. (2009);

e sdo necessarios instrumentos de medicdo que nao sofram interferéncia
quando submetidos as condi¢des laboratoriais;

e sS30 necessarias técnicas experimentais melhores para que seja possivel
analisar o destino do CO: influenciado por fatores como a dissolugédo e a
interagdo quimica do CO, com os minerais da rocha, os efeitos da tensao
sobre a permeabilidade, etc;

e sdo necessarias especificacoes apropriadas da preparagdo experimental a
interpretacéo final para instruir testes como o de core flooding.

A partir dos resultados experimentais dos diversos trabalhos analisados, foi
observado assim como nos trabalhos de modelagem, as influéncias positiva da
pressao e negativa da temperatura e da salinidade da agua sobre a solubilidade do
CO.. Os autores ainda destacam que os principais objetivos dos trabalhos
experimentais contidos na revisdo é a analise do CO, supercritico e/ou gasoso
injetado na agua salgada ao longo de uma grande faixa de temperaturas, pressoes e
varias descri¢cdes de testemunhos, como pode também ser observado nos trabalhos

experimentais supracitados.
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2.8 RESUMO DOS TRABALHOS

Como perceptivel, é possivel encontrar na literatura uma gama variada de trabalhos
que envolvem o armazenamento geoldgico de CO,, considerando as mais diversas

condi¢cdes e objetivos de armazenamento.

Para que a captura e o armazenamento de diéxido de carbono (CCS) seja de fato
uma opg¢ao na mitigacdo das mudancgas climaticas é necesséario o desenvolvimento
acelerado e em grande escala dessa tecnologia (IEA, 2015). Entdo, o conhecimento

do espago poroso e do comportamento do CO, injetado deve ser determinado.

Juanes et al. (2006), Saeedi (2012) e Laboissiere (2014) destacaram em seus
estudos a importancia de se levar em consideracao o trapeamento residual para a
previsdo da distribuicdo e mobilidade do CO, na formacao, que acaba por influenciar
na eficacia de outros mecanismos de trapeamento, como o trapeamento por
solubilidade. Segundo o trabalho apresentado por Ghomian et al. (2008), as formas
mais desejaveis de armazenamento do CO. por longos periodos de tempo sdo o
trapeamento residual e por solubilidade. Porém, de acordo com Sifuentes et al.
(2009), o trapeamento residual &€ mais rapido e efetivo do que o mecanismo de
trapeamento por solubilidade. Os autores também destacaram a importancia de se
levar em consideracao a histerese da permeabilidade relativa, como ja destacado.
Bachu (2008) ressalta que o trapeamento residual ocorre em grande quantidade ou
em sua totalidade apés a injecdo. Hesse et al. (2008) destacaram que a ocorréncia
de trapeamento residual permite que o CO, possa ser injetado em formagdes que
nao possuam trapas estruturais, visto que o CO: ficaria retido na formacao antes de

atingir os limites da mesma.

Em relacao aos trabalhos desenvolvidos focando na modelagem do armazenamento
geolégico em aquiferos salinos citados na secdo 2.6, foi criada uma tabela
resumindo os modelos e dados abordados em cada trabalho. Os itens como:
consideracao dos efeitos capilares; a influéncia da permeabilidade relativa e da
histerese; os coeficientes de fugacidade e atividade; e a solubilidade quimica do CO,
na fase aquosa, foram identificadas como as principais caracteristicas levadas em

consideracao nos trabalhos analisados.
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A partir da analise da tabela € possivel identificar que os principais modelos

empregados para descricao dos itens destacados sao os seguintes:

e Efeitos Capilares: Van Genuchten (1980);

e Permeabilidade relativa: Van Genuchten (1980) para a fase aquosa e Corey

(1954) para a fase gasosa,;

e Histerese da permeabilidade relativa: Killough (1976);

e Coeficiente de fugacidade: dependente das condicdes de P-T do reservatorio

estudado;
e Coeficiente de atividade: Modelo B-dot (1969) e Drummond;
e Solubilidade quimica do CO, na fase aquosa: Peng e Robinson (1976)

modificada, quando a salinidade da agua é alta ou Spycher e Pruess (2005).

Quadro 6 — Modelos empregados nos trabalhos de modelagem revisados

(2009)

(continua)
Efeitos Coef. de Coef. de .
Trabalho . Perm. relativa | Histerese . L Solubilidade
capilares Fugacidade | Atividade
B-dot
Van Van ]
Johnson et Valor pré- (1969);
Genuchten Genuchten _ .
al. (2004) determinado | Drummon
(1980) (1980)
d (1981)
Peng-
Incluidos na Robinson
Nghiem et B ) B-dot
equacao de _ _ (1976); Lei
al. (2004) (1969)
conserv. de Henry
(1986)
Juanes et Killough Killough
al. (2006) - (1976) (1976) N B N
Incluida na
Hesse et
equagédo da _ _ _ _ _
al. (2008) B
pressao
Peng-
Ghomian Land .
Dados Robinson
et al. . Corey (1954) (1968) _ _
medidos ) (1976)
(2008) modif. .
Modif.
Sifuentes .
Ll Brooks-Corey | Killough Spycher e
et al.
- (1964) (1976) - - Pruess, 2005
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(continuacao)

(2012)

. . . Coef. de
Efeitos Permeabilida | Histeres Coef. de L .
Trabalho . . . Atividad | Solubilidade
capilares de relativa e Fugacidade
e
Van
Zeidouni et Genuchten
al. (2009) - (1980); Corey - - -
(1954)
Relagao Van
Muller et al. | derivada de Genuchten
(2009) estudo (1980) N - -
similar Corey (1954)
) Peng-
Liue
Baseada em Carlson Robinson
Zhang _ . _ _
experimentos (1981) (1976)
(2011) ]
modif.
Van Van
Wang et al.
Genuchten Genuchten _ _ _ _
(2012)
(1980) (1980)
Baseado
nas leis
Hosseini et Lei de de
al. (2012) - Poténcia poténcia - - -
da perm.
relativa
B-dot
(1969);
Drummon
Gundogan | Levado em
. Duan e Sun | d(1981); .
et al. consid. nos _ _ Lei de Henry
(2003) Debye-
(2011) modelos
Huckle
estendido
(1981)
Hosseini & - Stone Il _ _ _ _
Nicot (1973)
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(conclusao)
Efeitos Permeabilidade . Coef. de Coef.de | Solubilidad
Trabalho . . Histerese . L
capilares relativa Fugacidade | Atividade e
Thomas _ _ _ Spycher e Drummon | Johnson et
et al. Reed (1988); | d; Duan & al. (1992);
(2012) Spycher et Sun Wolery
al. (2003); (2003); (1992);
Duan et al. Rumpf et | Duan e Sun
(2006) al. (1994) (20083);
estendido Spycher e
por Pruess
Spycher e (2005);
Pruess Spycher et
(2005); al. (2003)
Spycher e estendido
Pruess por Spycher
(2010) e Pruess
(2005)
Hosseini
Brooks-Corey
et al. _ _ _ _ _
(1964)
(2013)

Fonte: Johnson et al. (2004); Nghiem et al. (2004); Juanes et al. (2005); Hesse et al. (2008); Ghomian
et al. (2008); Sifuentes et al. (2009); Zeidouni et al. (2009); Muller et al. (2009); Liu e Zhang (2011);
Gundogan et al. (2011);Thomas et al. (2012); Wang et al. (2012); Hosseini et al. (2012); Hosseini e
Nicot (2012); Hosseini et al. (2013).
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3 FUNDAMENTACAO TEORICA
3.1 INTRODUCAO

Para o estudo e entendimento do sistema e dos processos decorrentes do
armazenamento do CO, em aquiferos salinos profundos é necessaria a modelagem
matematica do mesmo. A modelagem fisica do armazenamento geol6gico do CO,
tem sido baseada na lei de Darcy, juntamente com as equacdes de conservacao de
massa e energia (Xl, 2011). Para a modelagem completa dos processos envolvidos
nesse sistema, as equacbes citadas se somam as equacdes do equilibrio
termodinamico entre as fases aquosa e gasosa e as equacgdes para a geoquimica
dos processos envolvidos (NGHIEM et al., 2004). O presente capitulo demonstra
cada uma dessas equagdes e o0s submodelos termodinamicos usados para a
descricao completa dos processos envolvidos no sistema de injecdo de diéxido de
carbono em aquiferos salinos. Devido a variedade de unidades empregadas nos
modelos, foi feita uma compilacdo das unidades principais utilizadas e a conversao
entre elas (APENDICE).

3.2 EQUAGCAO DE DARCY
O modelo fisico mais comum usado para descrever o fluxo de fluidos em meios

porosos € a lei de Darcy, que na sua forma vetorial para fluxo monofasico,
permanente e de baixa viscosidade, é dada por:

E=—§(‘i’p +pG) (8)
Em que:

Ll

q: descarga por unidade de area em um sistema de coordenadas tridimensional, [T :
. . M

K : viscosidade do fluido [ -"r.T];

Vp : gradiente da pressao do fluido [M-"T= L=];
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M
£ : massa especifica do fluido IL_E]

= o . .. = —s [L
G : vetor gravitacional, negativo da dire¢do da coordenada (& = —gn- ;[ I =]);

—

K: tensor de permeabilidade que representa a habilidade que o meio tem de

transmitir os fluidos pelo espago poroso [L*].

O tensor simétrico de permeabilidade em um sistema de coordenada tridimensional

leva em conta os efeitos da anisotropia do meio e é dado por:

_ Kyx K.xy Kyz (9)
K= Ky.x Ky}" sz
Kzx

Em que: Kij = Kji,

Apesar de @ ter a unidade de velocidade, ele ndo representa a velocidade do fluido
escoando através do poro, porém pode ser relacionado & velocidade intersticial (%)

através da porosidade ¢ pela seguinte relagéo:

=_F_('irp +pG) (10)

A aplicacao da lei de Darcy ao armazenamento de di6xido de carbono em aquiferos
salinos é feita a partir de sua extensao multifasica, com a permeabilidade substituida
pela permeabilidade relativa. Apesar de sé ser valida quando a interface entre os

fluidos permanece estatica, 0 que em geral ndo é verdadeiro, essa aproximacao €

razoavel sob condigcdes de fluxo permanente (XI, 2011). A velocidade da fase ¢ ¢é
dada por:

K.
Hz_;* (Vp; — pig¥z) (11)

EE':%:—
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Nessa relacao, a direcao positiva da coordenada Z é contraria a do vetor gravidade,

e k+ é a permeabilidade relativa da fase ¢ e é funcdo da saturacdo local da fase
molhante.
3.3 EQUAGCAO DA CONTINUIDADE

Devido a troca de massa entre as fases no processo de injecao de diéxido de
carbono em aquiferos salinos, a massa nao é conservada dentro de cada fase.

Porém, a massa total é conservada para cada componente. A equacdo de

conservacao de massa para uma espécie individual @ ou componente pode ser

dada por:
3 i i i
P (2 Z{PESEXEI} + Z'i' -(piXhd:) — Z V-(¢s:DipiVXL) = Sa (12)
] ] ]
Em que:

si: saturacdo da fase ! ;

fr: numero de fases;

Xk : fragdo molar do componente @ nafase f ;

Dj : tensor de dispersdo completo do componente @ na fase ¢ ;

5a: termo fonte/sumidouro do componente @ em relacdo a presenga de pogos

injetores e produtores ou de reacdes geoquimicas.

O tensor de dispersédo completo do componente @ na fase ¢ em trés dimensdes é

dado por:

vl
(¢s;) (daz'JE (5) + daftEl (;"))

D (¥) = daim +

daim : coeficiente de difusdo molecular do componente ¢ nafase ! ;
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daii: disperséo longitudinal do componente @ nafase ? ;

daiz: disperséo transversal do componente @ nafase ! ;

[Bl: norma Euclidiana de © =~ (= - V=)l =

E(®): projecao ortogonal ao longo da velocidade:

E4Y¥) = I -E() sendo! a matriz identidade.

Em alguns casos o tensor de dispersdo é mais significante que a difusdo molecular.
No estudo de fluxo em meios porosos, a dispersdao é sempre modelada como se
fosse qualitativamente como a difusdao (ORR JR, 2005). Em relacdo a dispersao,

dai1 é geralmente consideravelmente maior do que dais.

No fluxo de fluidos em meios porosos a presenca de particulas sélidas faz com que
as espécies se desviem de uma trajetoria retilinea durante a difusdo. De acordo com
Chen (2007), para representar o papel da porosidade na difusdo molecular, o

coeficiente de difusdo tem que ser corrigido pela tortuosidade.

Existem representacées equivalentes para essa correcdo, e que sao apresentadas
detalhadamente em Chen (2007). Na presente dissertacao é apresentada somente a
seguinte correcao do coeficiente de difusao molecular:

d'm=m (15)

A tortuosidade T se refere razédo de difusividade no espaco livre em relagdo ao meio
poroso e é geralmente maior do que a unidade. Na representacdo usada, a

tortuosidade T ¢ definida pela razdo ao quadrado da distancia real &l viajada pelo

componente por unidade de comprimento &x do meio:
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= (j—i)z (16)

Na literatura é discutido se os termos referentes a dispersdao também precisam ser
corrigidos pela tortuosidade. Porém, ainda sao necessarios mais estudos para

determinar como a tortuosidade afeta a dispersdo (CHEN, 2007).

Para um meio isotrépico, o tensor completo de disperséao é dado por:

Df oy = da% + (dgi — fi.:cfﬂ#% + daz‘rg (17)
Diyy = da% + day — fiafﬂ#% + dafr% (18)
Dg 55 ﬁ:m + (dai daz‘rng jl_.|+ azt% (19)
Di ny = Dby = (dait — daix) ;wm (20)
Di,, = Di, = [@au dma;;‘;% (21)
D, =Di,, = (@au — dai) ;’;:I";I (22)

3.4 EQUACOES SUPLEMENTARES

Nas equagbes governantes acima apresentadas, assume-se que as
permeabilidades relativas sdo conhecidas em termos das saturagbes. Existem na
literatura alguns modelos que correlacionam os dados de permeabilidade relativa
para obtengao das curvas de permeabilidade relativa em funcdo da saturacdo. Estes

dados foram tratados em secao especifica, a fim de manter a continuidade do texto.
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Além das equacdes expostas, sdo necessarias restricoes algébricas suplementares
para as saturagdes, composigdes dos componentes e pressoes.

No processo de transporte, assumindo que o aquifero salino estd saturado pelos
fluidos:

Zsf =1 (23)

i

O balango de fragdo molar implica que:

ZXI; -1 ﬂ-=1,2, ""'ﬂl’.' (24)

a

Para sistemas consistindo de 7r fases, existem ™r —1 relagbes para a pressao

capilar. Nesse caso, a diferenca de pressdes entre as duas fases satisfaz a relagao:
Pw =Pg —Pegw (25)
Pegw : pressao capilar que é funcao da saturacao.

Geralmente a pressao de uma fase é resolvida juntamente com as demais variaveis
desconhecidas do sistema, enquanto a pressao das outras fases séo calculadas por
reacdes capilares. Os valores para Pec.gw, que dependem das propriedades do meio
poroso e do fluxo considerado, sdo geralmente obtidos experimentalmente e entao
correlacionados em um modelo de pressdo capilar (HORGUE et al., 2015). Os
modelos para o célculo da pressao capilar sdo detalhados em secdo especifica

nesse capitulo.

3.5 EQUACOES DE ESTADO

Na modelagem composicional geralmente é assumido que as fases encontram-se
em equilibrio local. A relacdao de equilibrio de fase para cada espécie fluida é

expressa como:
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& @w. X)) - fi (pg.X3) =0 (26)

em que f¥ e f2 sdo as funcdes de fugacidade do a-ésimo componente nas fases

liquida e gasosa, respectivamente, @ = 1,2, ... 1.,

Para a descricdo do comportamento da mistura de fluidos e das propriedades da
agua salgada e do diéxido de carbono devido ao equilibrio estabelecido pela
Equacao 26 sao empregadas equacoes de estado. As equacdes de estado tém sido
amplamente empregadas, pois calculam composicdes, massas especificas e
volumes molares mais consistentes (CHEN, 2007). As equac¢des mais usualmente
empregadas para sistemas como o da injecao de CO, em aquiferos salinos sao a
equacdo de Peng e Robinson (1976), Soave-Redlich-Kwong (1972) e Span e
Wagner (1996), essa ultima especifica para o CO.. Além dessas trés, a equacgao de
Redlich-Kwong (1948) também € descrita abaixo.

3.5.1 Equacao de estado de Peng-Robinson estendida ao fluxo multifasico

A equacao de estado de dois parametros de Peng-Robinson (PENG; ROBINSON,
1976) é dada por:

RT a (T (27)
Vi—b; Vi(V;+ b;) — bi(V; - by)

ri =

Em que:

Vi: volume molar da fase ! .

Os parametros da mistura sao dados por:

e Mg

a; = Z ZX‘E” X — kmWama; (28)

m=1]=1
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Tt
bi= ) Xibn (29)

m=1i

m, I : componentes;
Kmi: pardmetro de interacdo binario entre os componentes ™ e [ ;

am e bm: fatores empiricos para o componente puro ™ :

R*TE,

am = Qma am (30)
Pem
RT
bm = Omp = (31)
Pem
R: constante universal dos gases;
T'em: temperatura critica;
T: temperatura;
Pem: pressao critica;
Oma e Omn: pardmetros da equacao de estado dados por:
Qma = 0,45724 (32)
Qmp = 0,077796 (33)
: (34)
T,
Xy = 1+‘;er! 1—"q| fo.‘m]
Am = 0,37464 + 1,5423wm — 0,26992w 3, (35)

T
am : fungdo adimensional do fator acéntrico e da temperatura reduzida ""Tm.

Am : constante caracteristica de cada substancia.
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wm ; fator acéntrico dos componentes ™ .

Definindo:
A=t (36)
bip; . 37
B;i= E—I;,E, i=w,g (37)

Introduzindo o fator de compressibilidade:

_pil;
L= R i=w.g

Z;: fator de compressibilidade da fase i :
A equacéo para Pi pode ser expressa como uma equacgao clbica em Zi:

Z; =@ -B)Zi + (4; —2B; — 3B{)Z; — (A;B; — B - B{) =10 (38)

Esta equacdo possui trés raizes. Se existir somente uma solugdo real ela é
selecionada. Se as trés equacdes existirem, a sele¢cdo da raiz correta depende da

dominéncia da fase liquida ou gasosa.

3.5.2 Equacao de estado de Redlich-Kwong

A equacdao de estado de dois parametros de Redlich-Kwong (1948) é dada por:

p; = RT _ iy (39)
Y Vi—br ATVi(; + b))
Introduzindo o fator de compressibilidade £ :
(40)

Z}-Z}+(A4—-B;-B})Z; —A;B; =0
A selecao da raiz correta é feita assim como para a equacao de estado de Peng &

Robinson.
Neste caso, os parametros da equacao de estado Qma.Oms € @m sdo dados por:
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g = 042748 (41)
Q,,, = 0,08664 (42)
Oy = T-"T.:-m (43)

Todos os demais parametros (4: Bi.asubi.am e bm) possuem a mesma definicdo
que na equacéo de estado de Peng-Robinson.

3.5.3 Equacao de estado de Soave-Redlich-Kwong

A modificacao de Soave para a equacao de estado de Redlich-Kwong diz respeito

ao termo az/v’T, o qual é substituido por uma equacdo mais geral a:{T). Esta
modificacdo foi concebida a fim de ajustar os dados de pressao de vapor de
hidrocarbonetos. Por tratar muito bem desses materiais, é aplicada amplamente
para prever o comportamento de fases em operacoes de EOR.

A modificagao define o parametro @m como:

—\ (44)
T
Em que:
Am = 0,48 + 1,57 4w, — 0,176w3, (45)

wm : fator acéntrico para o componente M .

A definicdo de todos os demais parametros sdo os mesmos que os da equacéo de
estado de Redlich-Kwong.



81

3.5.4 Equacao de estado de Span e Wagner

A equacdo de estado de Span e Wagner (1996) foi desenvolvida para ser aplicada
para o dioxido de carbono em uma ampla faixa de temperatura e pressao, cobrindo
a regido supercritica. E uma equagdo fundamental expressa na forma de energia de

Helmholtz:
A, T
{(g_n] = ¢or. 1) = ¢°(er. Tr) + ¢" (Pr.TR) (46)
=1 47
kg 48
pe=467,6— (48)
T,=3041282K (49)
Em que:

A : energia de Helmholtz;
¢*(or. Tr): refere-se & parte de gés ideal da energia de Helmholtz;
®"(or. Tr): refere-se a parte residual da energia de Helmholiz.

As formulagbes que descrevem as respectivas partes sao fornecidas
detalhadamente no trabalho de Span e Wagner (1996), e devido a extensao das

mesmas ndo serao descritas aqui.

O trabalho de Span e Wagner ainda apresenta uma série de tabelas contendo as
propriedades do diéxido de carbono em uma faixa de temperatura até 1100 K e
pressdo de 0,05 — 800 MPa, das quais os valores de interesse podem ser
interpolados.
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3.6 FLUXO COMPOSICIONAL NAO-ISOTERMICO

Para a condicdo de fluxo isotérmico, a equacdao de Darcy e a equacdo da
continuidade juntamente com as equacdes suplementares seriam suficientes para
resolucdo do transporte multifasico em aquiferos salinos com injecao de CO,. No
caso de fluxo composicional ndo-isotérmico, adiciona-se a equagcédo de conservacao

de energia, que introduz uma variavel dependente ao sistema, a temperatura.

Similarmente a conservacdo de massa, a conservacao de energia é baseada no
balanco dos termos referentes ao armazenamento de energia nas fases fluidas e na
matriz da formacdo, conveccdo ou adveccdo, conducdo, € um possivel termo

fonte/sumidouro de energia. A equacao de conservacao de energia pode ser dada

por:
a - . 50
alfﬁ Z{PESEUEJ‘F 1 - fﬁ]PfoT] +Z'i' -(p:Hig;) — V- (V) = 5y (50)
1 H
Em que:
T : temperatura;
Ui : energia interna especifica (por unidade de massa);
Ui = CyiT (51)
Cvi : calor especifico da fase ¢ a volume constante;
H;: entalpia especifica (por unidade de massa):
H; = CpiT (52)

Cpi: calor especifico da fase ! a pressdo constante;
£=: massa especifica do sélido;

Cs: capacidade calorifica especifica do sélido;
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Jt: condutividade térmica total:

ir=ifi™? (53)

I : condutividade térmica do fluido;
/= : condutividade térmica da rocha;

5u : termo fonte/sumidouro de energia.

Na equacdo de conservacdo de energia (Equacdo 50), o transporte de energia
devido a difusdo das espécies, que é normalmente insignificante, foi negligenciado.
Por negligenciar os efeitos dissipativos devido ao trabalho feito pelas forcas viscosas
e o transporte de calor devido a difusdo molecular das espécies, a equacao de
energia é muito simplificada. Segundo XlI (2011), a consideracdo de equilibrio
térmico local é aceitavel desde que as velocidades de fluxo sejam muito pequenas.
Nessa Ultima equagédo, os termos fonte/sumidouro de energia S podem ser
relacionados as possiveis reagdes geoquimicas que podem acontecer, assim como

na equacao de conservacao de massa.

As Equacdes 11, 12 e 50 constituem as equagdes governantes fundamentais para a
simulacdo numérica de fluxo multifasico em meio poroso para o armazenamento de
carbono. Elas formam um sistema nao linear acoplado envolvendo efeitos
geomecanicos tais como permeabilidade e porosidade da matriz rochosa sélida,
propriedades de fluido multifasicas tais como massa especifica e viscosidade, bem
como possiveis contribuicbes para as reacOes geoquimicas, que afetam o

comportamento do fluxo e transporte.

3.7 MODELAGEM GEOQUIMICA

Para precisamente prever as distribuicbes espaciais e temporais do CO;
armazenado geologicamente em aquiferos salinos, 0os processos quimicos precisam
ser levados em conta juntamente com as equacdes fundamentais governantes para

o fluxo multifadsico no meio poroso (XI, 2011). A modelagem completa do sistema
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leva em conta o transporte das espécies fluidas, a evolucdo dos minerais, e as

reacdes quimicas entre o CO,, H>O, ions e minerais na rocha.

As reagbes geoquimicas relevantes para a mineralizacao do CO. incluem reacdes
de equilibrio e cinética (FAN, 2010). Os termos fonte/sumidouro nas equacodes de
conservacao de massa e energia podem ser atribuidos aos processos quimicos. Por
exemplo, a taxa de formacao/consumo das diferentes espécies aquosas pode ser
obtida por (NGHIEM et al., 2004):

Sa = - Z"’am Iin
m

Em que:
V : coeficiente de reacao estequiométrica entre os componentes & e ™M ;
I': taxa cinética da reacéo (dissolugao/precipitagdo) do componente ™ .

A taxa cinética da reacao pode ser modelada usando uma equacao do tipo
Arrhenius semi-empirica, dada por:

I=KAexP[—%(%_Tln)”1_é (55)

Em que:
K : taxa constante da reagdo quimica em Ta;

A : rea de superficie da reacao;

J
Ea : energia de ativagdo (mal);

@ : produto de atividade i6nica;

Qeq: Constante de equilibrio quimico da reagéo aquosa, disponivel na literatura;

T : temperatura de referéncia (geralmente 298, 15 K ou 25 °C).
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O dltimo termo da equacao 36 leva em consideragcao a taxa de reacdao que depende

)
do quao distante o sistema esta do equilibrio quimico. A razdo ?=7é chamada indice

de saturagéo da reacao:

Q@ -, _ o
Qeq : Dissolucdo mineral;

¢ -4
Qeq  : Precipitacdo mineral.

As constantes de equilibrio, taxas constantes, e os outros dados de entrada dos
modelos sdo vitais para a precisdo da modelagem cinética. No entanto, a
determinacao precisa desses dados pode ser desafiadora devido a complexidade
envolvida nos processos geoquimicos, especialmente a duracdo extremamente

longa de alguns mecanismos (XI, 2011).

Ainda é desafiador incorporar 0 modelo da cinética dos sistemas de reacdes dentro
das equacgdes de fluxo governantes do meio poroso, permitindo simulacdes
numeéricas tridimensionais dependentes do tempo dos processos fisico-quimicos do
armazenamento de carbono (XI, 2011). As principais dificuldades da modelagem
acoplada de transporte e reacdes sao relacionadas aos varios processos envolvidos
que conduzem a problemas matematicos complexos, envolvendo equacgdes
diferenciais parciais ndo-lineares altamente acopladas que ndo podem ser resolvidas
analiticamente, pelo menos considerando a complexidade completa e, o tamanho do
sistema de equacdes resultante (NGHIEM et al., 2004).

3.8 MUDANGCA DA PERMEABILIDADE ABSOLUTA DEVIDO A DISSOLUGAO E
PRECIPITACAO MINERAL:

A dissolucao e/ou precipitacado de minerais resultante da interacao entre o CO,, a
agua presente no aquifero, os ions em solucéo e a rocha conduzem a mudancas na

porosidade e consequentemente, na permeabilidade da formagéao.

Segundo Nghiem et al. (2004), a porosidade pode ser calculada por:
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R T L (56)

w3 (57)

=1 +c,0—p7) (57)
Em que:

¢ : porosidade;

®": porosidade de referéncia sem dissolugao/precipitacdo mineral;

é: porosidade de referéncia incluindo a dissolucao/precipitacao mineral;
Ng . niumero de mols totais do mineral £ no tempo corrente;

Ng . ndmero de mols totais do mineral £ tempo zero;

Pg : massa especifica molar do mineral;

©s : compressibilidade da rocha;
p”: pressao de referéncia.

Nos trabalhos revisados, a mudancga da permeabilidade absoluta é calculada a partir

da equacdao de Kozeny-Carman (NGHEIM et al.,, 2004; IZGEC et al., 2008;
ZEIDOUNI et al., 2009), dada por:

()22

k': permeabilidade inicial;

¢': porosidade inicial;

¢ . coeficiente de Kozeny-Carman. Foi verificada aplicagbes do coeficiente nos
valores de 3.0, 5.0 e 12.0, porém foi observado que o valor mais usualmente
empregado € o valor de 3.0 (NGHIEM et al., 2004; ZEIDOUNI et al., 2009).

3.9 MODELOS PARA PRESSAQ CAPILAR
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Quando um liquido é separado de um gas por uma interface, existe uma diferenca
de pressao através da interface. Esta diferenca de pressao € denominada pressao
capilar e esta relacionada a tensado interfacial e a curvatura da interface pela
equacao de Plateau (ROSA et al., 2013):

1 1

Pegw =0 (ﬁ"‘g): Pg —Pw

(59)

Em que:

. .M
7 : tensdo interfacial [ -"r.];

Ty e Tz: raios principais de curvatura da superficie [L].

O valor de Pe.ow depende da saturacao e da geometria do espaco poroso no qual a
interface ocorre, sendo maior Nos espacos pequenos do que nos espagos maiores,
para uma dada saturacao (BROOKS; COREY, 1964).

As equacles para pressao capilar sao correlacées baseadas na nog¢ao de saturacao
efetiva. A saturacdo efetiva para a pressdo capilar pode ser definida como
(BROOKS; COREY, 1964):

s = (5w — 5r) (60)
¢ (1—sp)

Em que:
sr: saturacao residual ou irredutivel da fase que molha preferencialmente a rocha;
sw: saturacao da fase que molha preferencialmente a rocha;

Com base nessa equacédo, abaixo sdo descritos os modelos de Brooks e Corey
(1964), Van Genuchten (1980) e linear (HORGUE et al., 2015) para o calculo da

pressao capilar.

3.9.1 Modelo de Brooks-Corey (1964)
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A correlagéo para a pressao capilar definida por esses autores € dada por:

_:I.f'
Pegw = Py -5 A

Para Pegw = Py
Em que:

4 : indice de distribuicdo do tamanho do poro;

- , - . [M
Py : pressao capilar de entrada, caracteristica do meio [ -"L=].

3.9.2 Modelo de Van Genuchten (1980)

A correlacao para a pressao capilar no modelo de Van Genuchten (1980) é dada
por:

Pegw = FPp - ({Sg]_lj}” - 1]1_"” (62)

Em que:

5, = W T Swr (63)
Swmaxr — Swr

m - coeficiente do modelo.

3.9.3 Modelo linear (HORGUE et al., 2015)

No modelo linear a pressao capilar € dada por:

Pegw =Fp+ (1_59j{pc,ma.x_PEJ} (64)

Em que:
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Pcomax : pressao capilar maxima.

3.10 MODELOS PARA PERMEABILIDADE RELATIVA

A permeabilidade é definida como a medida da condutividade dos fluidos em um
meio poroso. O conceito de permeabilidade absoluta foi inicialmente identificado por
Darcy em seu experimento de fluxo de fluidos em meios porosos, no qual somente
um fluido saturava o meio. Quando mais de um fluido satura o meio € necessaria a

introducado dos conceitos de permeabilidade efetiva e relativa.

Quando dois ou mais fluidos saturam o meio, a capacidade de transmissdo de um
desses fluidos é denominada permeabilidade efetiva. Ja a permeabilidade relativa é

determinada pelo quociente entre a permeabilidade efetiva do fluido (Ker) e a

permeabilidade absoluta (¥ ):

kef (65)

A permeabilidade efetiva de um fluido possui valores entre 0 (inexisténcia de fluxo)

e ¥ (meio poroso saturado completamente pelo fluido),enquanto a permeabilidade
relativa varia de 0 (inexisténcia de fluxo) a 1 (meio poroso 100% saturado pelo
fluido).

A partir de experimentos laboratoriais, € possivel prever parte do intervalo dos
valores de permeabilidade relativa em funcdo da saturacdo. Na auséncia de dados
experimentais ou para a determinacdo do restante das curvas de permeabilidade
relativa sdo usadas correlagdes empiricas (ROSA et al., 2013; LABOISSIERE,
2014). As correlacdes determinadas por Corey (1954) sdo uma das mais
conhecidas. Abaixo, além do modelo de Corey, também sédo descritos os modelos
de Brooks-Corey (1964), Killough (1976) e Van Genuchten (1980) para sistemas
bifasicos e o Modelo de Stone |l para a interpolacdo dos dados da permeabilidade

relativa para sistemas trifasicos.
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3.10.1 Modelo de Corey (1954)

Nos trabalhos revisados, o modelo de Corey (1954) foi utilizado para a determinacao

da permeabilidade relativa da fase gasosa *rg , seguindo a seguinte equacio:

L - 1 — kg Sgr =0 (66)
A -5 A -850 sgr=0
Em que:
- {Sw' - 51..1,':"] (67)
a

B (1 = syr —Sgr)

swr: saturagdo residual ou irredutivel da fase aquosa;

Sgr: saturagao irredutivel da fase gasosa.

Para a permeabilidade relativa da fase aquosa foi desenvolvida a seguinte equacéo:

Ky =

_ (Sw — SH“J")‘I (68)

1 —Syr

O modelo desenvolvido possui uma utilidade consideravel, visto que o Unico
pardmetro necessario para a sua aplicacdo € a saturacdo irredutivel. Porém,
teoricamente o modelo de Corey se aplica somente a uma distribuicao de tamanho

de poro particular.

3.10.2 Modelo de Brooks-Corey (1964)

O modelo desenvolvido por Brooks-Corey (1964) foi usado para a determinacao
tanto da permeabilidade relativa ao gas quanto para a permeabilidade relativa a fase

aquosa.

A permeabilidade da fase que molha preferencialmente o meio é calculada pela

seguinte equacéo:
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Krw = (5¢)* (69)
Em que:
_2+34 (70)
T3

4 : indice de distribuicdo do tamanho do poro no meio poroso.
Se : saturacao efetiva (Equacgao 60).
A permeabilidade relativa da fase que ndo molha preferencialmente a rocha é dada

por:

kg = — sy (1 -5, ) (71)

De acordo com os autores, € esperado que as equacgdes apresentadas somente se
apliqguem a meios porosos isotrdpicos e possivelmente somente para o ciclo de
drenagem. Porém as equacoes sao validas para uma ampla faixa de valores para o

indice de distribuicdo do tamanho do poro, diferente do modelo de Corey.

3.10.3 Modelo de Killough (1976)

O modelo de Killough (1976) leva em conta a histerese da permeabilidade relativa e

serd tratado mais especificamente na segéo 3.11.2.

3.10.4 Modelo de Van Genuchten (1980)

O modelo de Van Genuchten (1980) é aplicado para adequar os dados da
permeabilidade relativa da fase aquosa aos dados experimentais, e pode ser

descrito por:
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UAS 72
ko = [ﬁ(l - (1 - (55-31“’”) ) Sw = Swmax (72)
1 Sw Z Swmax
Em que:
5 = W= Swr (73)

m : coeficiente de Van Genuchten (1980);

swmax : Saturagdo maxima da fase aquosa.

3.10.5 Modelo de Stone Il (1973):

Diferentemente dos modelos anteriormente apresentados que levam em conta o
céalculo da permeabilidade relativa em sistemas bifasicos, o modelo de Stone | e sua
modificacao, Stone Il, sdo aplicados para a determinacao da permeabilidade relativa

para fluxos trifasicos, contendo agua, 6leo e gas, que é mais dificil de ser obtida.

Assim como nos sistemas bifasicos, as permeabilidades relativas das fases que
molha preferencialmente a rocha e ndao molha preferencialmente a rocha sao

funcdes das suas respectivas saturacoes.
Ky = Ky o) (74)
krg = krg(sg) (75)
Na prética, a estimativa das permeabilidades relativas trifasicas € baseada em um
conjunto de dados bifasicos: a permeabilidade relativa em um sistema molhante e

intermediario:

kraw = kraw{-sw] (76)

E para um sistema ndo molhante e intermediario:
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krag = Kragl(sg) (77)

Em que:
krow : permeabilidade relativa ao 6leo em um sistema bifasico agua-6leo;

Krag : permeabilidade relativa ao 6leo em um sistema bifasico gas-6leo.

Esse conjunto de dados é usado a fim de se evitar a relacdo de que a
permeabilidade da fase molhante intermediaria seja funcdo de duas saturacdes

independentes:
Kro = Kro(Sw +5g) (78)

O conceito basico desse sistema € que para a fase que molha preferencialmente a
rocha, ambas as fases intermediaria e ndo molhante agem como uma unica fase
nao-molhante, enquanto para a fase ndo-molhante, ambas as fases intermediaria e
molhante se comportam como uma Uunica fase molhante. A Figura 8 mostra o
comportamento das curvas de permeabilidade relativa para o sistema trifasico. O
ponto em que krow =0 indica a saturagdo maxima de agua, ao invés de ser a
saturacao de 6leo critica, visto que a saturacao de 6leo ainda pode ser reduzida com

0 aumento da saturacao de gas.

Figura 8 — Curva de permeabilidade relativa do sistema trifasico

]
T
0 e '
5 we 5 wmax

Emax

Sistema éleo-dgua Sistema gis-dleo

Fonte: Adaptado de Chen (2007), p. 18.
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Existem na literatura varios modelos para o calculo da permeabilidade relativa da
fase intermediaria. Como o modelo de Stone Il (1973) foi utilizado em um dos
trabalhos revisados (HOSSEINI;NICOT, 2012), o mesmo sera descrito abaixo.

Stone | introduziu as saturagbées normalizadas sdo como seguem:

Sno = %; 55 = Sar (79)
Y o > s (80)
Sng = 1_5ji_sar (81)
Sno +Snw +5ng =1 (82)

A permeabilidade do 6leo é definida por:

Kra = Eﬂﬂﬁ%’ﬁﬂ (83)

Em que:

Bw e Ba sdo parametros do modelo e sdo dados por:

13 _ ke row Swr) (84)
W1 Snwe

B, = krog {SR} (85)
g7 1- Sng

Substituindo as Equacbes 84 e 85 na Equacdo 83, se encontra a equacdo da

permeabilidade relativa ao éleo para o modelo de Stone |.

Esse modelo se reduz a exatamente dados bifasicos somente se a seguinte

condicao é satisfeita:
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krowlSwe) = krag {Sg = ﬂ} =1 (86)

Assim como para o Modelo de Stone |, para satisfazer a condi¢ao de fluxo bifasico
(Equacao 86), o modelo de Stone Il calcula a permeabilidade relativa ao 6leo usando

a seguinte equacao:

kro = Kre {(k'-'"ﬂw/kw + km.)(kfﬂﬂ/kw + km}— (kv + km}} (87)

Em que:

krc: permeabilidade relativa ao 6leo na condicdo de agua irredutivel do sistema

bifasico agua-éleo.

3.11 MODELOS PARA HISTERESE DA PERMEABILIDADE RELATIVA

De acordo com Juanes et al. (2006), evidéncias experimentais e estudos fisicos de
fluxo de fluidos em meios porosos demonstraram que a permeabilidade relativa nao
€ funcdo somente das saturacdes dos fluidos e que sao influenciadas pelos efeitos

da histerese.

No estudo dos processos em escala de poro do armazenamento geoldgico de
diéxido de carbono, a histerese da permeabilidade relativa é levada em conta
quando é importante o estudo do trapeamento residual a medida que o CO- flui no
aquifero salino, a fim de determinar precisamente a quantidade de CO, que foi
imobilizado por esse mecanismo (JUANES et al., 2006; GHOMIAN et al., 2008).

Os efeitos da histerese presentes em sistemas com injecdo de CO, em aquiferos
salinos, nos quais a agua molha preferencialmente a rocha, possuem como fonte
pelo menos dois mecanismos: o0 angulo de contato da histerese: quando o angulo de
contanto de avanco (da fase que molha preferencialmente a rocha deslocando a
fase que ndo molha preferencialmente) é maior do que o angulo de contato do recuo
(quando a fase que molha preferencialmente a rocha é deslocada pela invasao da
fase que ndao molha preferencialmente a rocha) devido as heterogeneidades
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quimicas ou a rugosidade da superficie (Figura 9); e o trapeamento da fase que néo
molha preferencialmente a rocha, no caso o CO,, quando uma fracdo do fluido
acaba se desconectando na forma de bolhas, ficando imével (de GENNES et al.,
2004 apud JUANES et al., 2006).

A histerese da permeabilidade relativa pode ser exemplificada conceitualmente na
Figura 10. Em sistemas bifasicos que possuem preferéncia de molhabilidade, como
0 caso da injecao de didéxido de carbono em aquiferos salinos, em que a agua é a
fase que molha preferencialmente a rocha, a mudancga da direcdo da saturacdo em
decorréncia do processo de drenagem seguido de embebicdo, conduz ao
trapeamento de parte da fase ndo molhante, representada pela saturacédo trapeada

*gt, e a reducao da permeabilidade relativa ao gas (k'r.ra- ).

Figura 9 - Angulo de contato da histerese: a) angulo de contato de avango durante a embebicao; b)

angulo de contato de recuo durante a drenagem

GAS

(b)

Fonte: Adaptado de Dake (1998), p.338.

Mais detalhadamente, considerando que a rocha esteja inicialmente saturada pela
fase que molha preferencialmente a rocha, sua saturagcao sw vai sendo reduzida a
medida que o CO, vai sendo injetado (processo de drenagem). Eventualmente, a
saturacdo critica da fase gasosa ®gc € atingida. Para valores de Ss cada vez
maiores, maior € a permeabilidade relativa ao gas krg seguindo a curva de
drenagem (D ). Nesse processo, os poros de tamanho maior sdo invadidos primeiro
pela fase gasosa e com o aumento de “z, poros cada vez menores vao sendo

invadidos. Em um valor arbitrario, determinado na figura por <si, a mudanca de
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direcdo da saturagéo ocorre, passando a ocorrer um aumento da saturacao da fase
que molha preferencialmente a rocha (processo de embebicédo). Nesse processo, a
agua (fase molhante) invade os poros menores primeiro, trapeando parte da fase
gasosa (fase ndo molhante) com a saturacdo trapeada representada por “g:. Este
processo continua até que a permeabilidade relativa da fase gasosa ¥rs seja zero,
correspondente a saturacao residual “sr. A parte que continua movel corresponde a
saturacao “sF. A diminuicao de Krg segue a curva de embebicédo (E ) associada a

saturacdo da fase gasosa maxima (%si) que foi atingida durante a drenagem.

Existem na literatura varios modelos para descrever a histerese da permeabilidade
relativa. Os modelos que foram empregados nos trabalhos revisados sdo descritos
abaixo.

Figura 10 — Diagrama funcional da histerese da permeabilidade relativa

E - EMBEBICAO
D - DRENAGEM

LOG kg

5z, fracdo

Fonte: Modificado de Carlson (1981), p. 8.
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3.11.1 Modelo de Land (1968):

Land (1968), baseado em equagbdes ja publicadas para o seu modelo de
trapeamento, calculou a cruva de embebicdo da permeabilidade relativa da fase que

nao molha preferencialmente a rocha.

Ao autor determinou uma relacdo entre a saturacdo maxima inicial estabelecida

devido a drenagem, e a saturacao residual resultante do processo de embebicéo

dada por:
1 1 . (88)
Sgr Sqi

Em que:

C : constante empirica caracteristica do trapeamento da rocha porosa;

Para a determinacdo da saturacao de gas que permanece moével é necessaria a
determinacdo dos limites que os valores de saturacdo assumem durante o0s
processos de drenagem e embebicdo. Durante o processo de embebicdo, com a
saturacdo da fase aquosa variando de seu valor inicial swi até seu valor maximo
(fl ~ =gr), a saturacdo do gas assume todos os valores entre a saturacao inicial 5gi e
a saturacao residual “ar, com a saturagdo “si —“gr sendo substituida pela agua.
Neste processo, a saturacdo do gas trapeado Sgr varia de zero, nas condicdes
iniciais e = =gi, ao valor de ®ar, quando *z = Sar. A porcao de gas trapeada nao
contribui ao fluxo de gas. A parte que permanece livre ou movel SgF juntamente com
a porcao trapeada em qualquer instante resulta na saturacdo de gas total

Sg = Sgt + SgF , com Sg variando de “gi a “or.

A saturacao de gas mével “aF € sujeita ao trapeamento, caso novos processos de
embebicdo acontegam. Se =g € reduzida a “gr, a contribuicdo de gF a saturagédo de
gas residual pode ser obtida substituindo “si por “aF na Equacao 88. A saturacdo de
gas trapeado Sgr para qualquer g, adicionada ao gas trapeado da contribuicdo de
SgfF durante uma reducdo da saturacdo de gas s para “sr, tem que ser igual ao

valor de Sgr associado a “si.
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A saturacao de gas trapeada por ser expressa por:

“gF (89)

Sor = Sgr — ————
9t T 28T T T 4 Csyr

Fazendo gr = Sg — %gF e substituindo em 89 e resolvendo para “sF resulta em:

1 2 4 (90)
SgF =§ Sg —Sg-r-l-J[Sﬂ _SQ'J"} +m

SgF : saturacdo de gas moével durante o ciclo de embebicéo

Por fim, a permeabilidade relativa ao gas (km) devido a embebicao é calculada, de
acordo com Land (1971), a partir de uma equacao que depende do fator empirico de
distribuicdo do tamanho do poro € :

I{TF = E,Q‘F= [1 - {1 — 5gF }E_zl (91)

3.11.2 Modelo de Killough (1976)

O modelo desenvolvido por Killough (1976) se baseia no modelo de trapeamento
proposto por Land (1968). Durante a drenagem, os valores de permeabilidade
relativa sdo calculados de curvas experimentais. A saturacado que pode ser trapeada
com o inicio da embebicdo é calculada usando a Equacdo 88, dada a saturacéo
maxima da fase que ndo molha a rocha preferencialmente. As permeabilidades
relativas da embebicdo sdo usadas para todas as saturagdes entre a saturagao
maxima inicial e a saturacao residual da fase que ndo molha preferencialmente a
rocha, com a permeabilidade relativa da embebicdo na saturagdo maxima igual a
permeabilidade relativa da drenagem na mesma saturagdo, e a permeabilidade
relativa na saturacao residual é igual a zero (Figura 11). Este procedimento, portanto
define os pontos extremos para a curva de embebicéao.
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Para os valores intermediarios da permeabilidade relativa da curva de embebicéo,
Killough (1976) apresenta dois métodos: interpolagdo paramétrica e dados

experimentais normalizados.

Para o método de interpolacao paramétrica é usada a seguinte equacao:

)i (92)

E _ 1D Sg — Sgr
kfg(sg) = kPg(sg1) - (ﬁ

Em que:

A : & um parametro dado;

O método de dados experimentais normalizados resulta em uma equagao similar

dada por:

I kE.kp E.xp (Eﬁat ::::z) (93)
ni' {Sy} km [ng) lk Exp (Sma'q jjjjj) kE-kP (Ema\i ZZZZZ)
Em que:
[{Eﬂ Egr} (Emahx Eﬁau IIE) _____
. Goi —527) e
®g : saturacdo de gas normalizada l Sgi ~ gr 5

557771 saturagdo maxima possivel da fase que ndo molha preferencialmente a

sgr . saturagdo residual ou trapeada maxima da fase que ndo molha

preferencialmente a rocha;

Exp . . , -
k permeabilidade relativa experimental da fase que né&o molha

preferencialmente a rocha.
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Figura 11 — Histerese da permeabilidade relativa ao gés

Drenagem

LOG k,,

LY

s - - \ Embebicio
(ou scanning curve)

Fonte: Adaptado de Killough (1976), p. 38.

E assumido que a curva experimental de permeabilidade relativa da fase que néo

molha preferencialmente a rocha na embebicdo possui os valores variando entre a

i max . ).

~ s . Ema.\i s ~ . s . g~
saturacdo maxima (g ) possivel e a saturagao residual maxima (5ar

O método de Killough (1976) assume que as curvas de permeabilidade relativa da
embebicdo sdo reversiveis, 0 que ndo condiz com as evidéncias experimentais, de

acordo com o préprio autor. Outra caracteristica do modelo € a presenca do

expoente 4 no método de interpolacdo paramétrica, que precisa ser especificado.

3.11.3 Modelo de Carlson (1981)

O método desenvolvido por Carlson (1981) permite o calculo da permeabilidade
relativa durante a embebicao, a partir dos dados da curva de drenagem, do histérico
de saturacao maxima da fase que nao molha preferencialmente a rocha, de pelo
menos um ponto adicional de alguma curva de embebicdo experimental e da
Equacédo 88 proposta por Land. O diferencial desse modelo € que a saturagédo
residual da fase que nao molha preferencialmente a rocha pode ser calculada sem a

especificacao experimental completa da curva de embebicao. O autor ainda destaca
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a simplicidade do método, citando que ndo € necessaria a determinacao do fator de

distribuicdo do tamanho do poro € da equacdo de Land, e nem o parametro 4 do
método de Killough para o calculo da permeabilidade relativa da curva de embebicao
para a fase que ndo molha preferencialmente a rocha.

Pela combinagdo das Equagdes 88 e 89 do modelo de Land pode se determinar € .
Aplicando o valor encontrado na Equacao 88, se determina o valor de “sr para
qualquer Sai. Usando € e o valor de Sar correspondente na Equacéo 89, se calcula
SgfF em funcdo de Sg. Por fim, a permeabilidade relativa durante a embebicdo da
fase que ndo molha preferencialmente a rocha correspondente a @ pode ser

determinada aplicando “gF na curva de drenagem, ou seja:

kgy (sg) = kfg (sqF) (94)

Em que os sobrescritos £ e D indicam embebicdo e drenagem, respectivamente.
Para diferentes valores de g, diferentes valores de fsF podem ser encontrados. A
aplicacdo desses valores na curva de drenagem permite a determinacao da curva

completa de embebicao.

Com o método desenvolvido, o autor demonstrou que se uma curva de embebicao
experimental &€ completamente especificada, as outras podem ser graficamente
construidas paralelas a curva de embebicdo dada. Este artificio geométrico é
exemplificado na Figura 12.
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Figura 12 — Efeito da histerese da permeabilidade relativa

Sgi ]

LOG k,.g
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Fonte: Adaptado de Carlson (1981), p. 8.

3.12 SUBMODELOS TERMODINAMICOS

A modelagem geoquimica, como supracitado, € uma ferramenta usada para a
previsdo do potencial de armazenamento do didxido de carbono supercritico em
aquiferos salinos profundos dos efeitos consequentes. Para a estimativa de algumas
quantidades nos modelos geoquimicos, como a solubilidade quimica, o coeficiente
de atividade e o coeficiente de fugacidade, sdo necessarios algumas relacdes

termodinamicas.

Existem varios submodelos para a determinacdo da mesma propriedade, e cada
submodelo possui suas condi¢des especificas de aplicacdo. Abaixo sdo descritos os

submodelos usados nos trabalhos revisados.
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3.12.1 Submodelos para o coeficiente de fugacidade para o CO,
gasoso/supercritico

. . g A .
O coeficiente de fugacidade fco, 6 um parametro usado para descrever o desvio do
comportamento termodinamico ideal do CO, gasoso/supercritico que € observado a
elevada pressao e temperatura.

Na superficie terrestre, o equilibrio entre o ar e a 4gua geralmente é
apropriadamente calculado a partir da Lei de Henry, dada pela seguinte férmula:

& =Xy -Hq (95)
Em que:
Hga : constante da Lei de Henry, dependente da salinidade e da pressao.

No entanto, para as condigdes de pressao e salinidade encontradas nos aquiferos
salinos profundos, a Lei de Henry nao se aplica (THOMAS et al., 2012).

Como ja citado anteriormente, no equilibrio a fugacidade do componente tem que
ser igual em ambas as fases analisadas, o que permite a seguinte expressao

matematica:

X¢o,Pfc0, _x (96)
[€O2aq)]¥co,

Em que:

[CC'Z(MH]: concentragdo molar do CO, na fase aquosa;
P : pressao de injecao do COy;
Yco, : coeficiente de atividade do CO, dissolvido na fase aquosa;

K : constante de equilibrio.

Os submodelos para o célculo do coeficiente de fugacidade do CO, na fase gasosa
usados nos trabalhos revisados sao descritos abaixo.
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3.12.1.1 Modelo de Spycher e Reed (1988)

O modelo desenvolvido por Spycher e Reed (1988) é baseado na equacado de
estado do Virial, quarta ordem na pressao. Os coeficientes do virial a-f sdo funcdes
da temperatura e sao obtidos pela adequacdo dos dados disponiveis para
temperaturas de 50-350 °C (312-623 K) e pressdes de até 500 bar. Os autores
registraram que este método produz erros de até 30% para temperaturas entre 50 e

60 °C e pressoes entre 150 e 200 bar.

Neste método o coeficiente de fugacidade é dado por:

feg, = exp [(%+ ;1— C)P + (%+;+f)f] (97)

3.12.1.2 Modelo de Spycher et al. (2003)

O método proposto por Spycher et al. (2003) é baseado na equacao de estado de
Redlich-Kwong, que junto com regras padrdes de mistura, pode ser usado para
estimar o coeficiente de fugacidade dos componentes em misturas gasosas de 12 a
100 °C e até 600 bar. Este método considera a fragdo molar da H,O presente na
fase gasosa. Porém, considerando que a fracdo molar da H,O seja nula na fase

gasosa, o coeficiente de fugacidade é dado por:

Fi(ECOT 2)'(+ g) =explln E(V/(V —by(CO2IN+ T (V/(V — b(CO2) N~ ((2a

aco, = 7,54 %107 - 4,13 x10* xT (99)

aco,[bar em®K05mal 3]

bch = 27,80 (100)
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beo, [em*mel™]

BT Acg, —0 (101)
V- bl:'lj'z fTV (V + bcﬂ.})

p

Emque V é dado em em?®,

3.12.1.3 Modelo de Duan e Sun (2003)

No modelo proposto por Duan e Sun (2003), o coeficiente de fugacidade possui a
seguinte formulagéo:

2T e,y (
1
0
2
)
Em que:
€y — €1s: S0 parametros tabelados encontrados no modelo;
BV,
o rr (103)
T‘J"
p _P
" Pr: pressdo reduzida;
T T
" Te:temperatura reduzida;
vV
" Ve: volume reduzido;
F-: pressdao critica;
T : temperatura critica;
v, = RT. (104)

Fr
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R =0,08314467 bar L mol™'K™?

O modelo possui um bom ajuste aos dados experimentais para temperaturas na
faixa de 273-533 K, pressbes de 0-2000 bar e concentracbes idnicas de 0-4,3
mol/kg.

3.12.1.4 Modelo de Duan et al. (2006)

O método desenvolvido por Duan et al. (2006) permite que o coeficiente de
fugacidade do CO. seja diretamente calculado com base nas condicdes de P-T. As
constantes ¢1 —c¢1s sdo fornecidas em seis conjuntos diferentes de constantes,
dependendo do sistema de temperatura e pressdo. O método considera seis
regimes de P-T que variam de 273-573 K e 0-2000 bar a fim de fornecer precisao
através de uma ampla faixa de condi¢des de P-T.

fc-gz=¢1+[=+C,T+T+m]F‘+[c5+cT+ ]P* [C9+CinT+ 11]1p (10
5)

3.12.1.5 Modelo de Peng-Robinson (1976)

O coeficiente de fugacidade pode também ser calculado a partir da equacao de
estado de Peng-Robinson a partir da seguinte equagéo:

Ile g —
A (EEni+Xm (1 Km[]_ bCU])ln(z+1 (106

b
f8, = exp [ E2C - D-lnC - B) - ——x - ol il

3.12.2 Submodelos para a solubilidade do CO2 na fase aquosa

Quando o CO; é injetado no aquifero, parte dele se dissolverd na agua salgada

presente. Os submodelos para a solubilidade quimica do CO, estimam quanto do
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CO, ira se dissolver na fase aquosa, a partir do calculo concentracdo molar do CO,

[Cﬂztaq}], que esta em equilibrio com o CO. na fase supercritica.

Assim como a Lei de Henry, existem varios outros modelos de solubilidade
desenvolvidos que ndo se adequam as faixas de pressao e temperatura, bem como
salinidade dos sistemas em questdo, ou ndo se apoiam em dados experimentais
suficientes (SPYCHER et al., 2003). Sado necesséarios entdo, submodelos mais
sofisticados para a previsdo da solubilidade do CO,. A seguir sdo descritos os
submodelos empregados na literatura revisada, que sédo aplicados em todas as
faixas de pressdo, temperatura e salinidade encontradas em aquiferos salinos
profundos, ou em parte delas.

3.12.2.1 Expressoes de equilibrio baseadas no banco de dados
termodinamico EQ3/6 (Wolery, 1992; Johnson et al., 1992)

As expressoes de equilibrio empregadas sao baseadas no equilibrio entre 0 CO, na
fase gasosa/supercritica e aquosa com o bicabornato, como descrito pelas
Equacgdes 1-3 e resumido em:

COygy+ H20 = H* + HCO3 (107)

g
7 . fsc LT 4 . Ve
A constante de equilibrio Keo, que descreve esse equilibrio € dada por:

. + . —
9y,  YH+[F*WVHCo,-Jco;]

= 108
€0 fcg,Xgo,P“Hzﬂ (108)

Em que:
[H*1 e [HCO3]: concentragdes molares respectivas;

Y. e YHCOs-: coeficientes de atividade para as espécies aquosas;

=g
fco, : coeficiente de fugacidade para o CO, gasoso/supercritico;
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g . .
Xto, : fracdo molar do CO; na fase gasosa (assumida ser 1);

P : pressao de injecdo do CO, (bar );

OrH,0: atividade da agua.

Para a fase aquosa, a constante que descreve o equilibrio entre 0 CO, aquoso e 0

bicarbonato de acordo com a seguinte reagao:
CUZ(QQ}J-H:UHH-"-FHCU?T (109)
E dada por:

YH+HEHY . =
KW +[*Vrcos-[Heo3]
Cop, =

110
vco, [C02@a)] 2a,0 R

Combinando as Equacdes 108 e 110 se obtém:

.gr
* 1
Xto.PIco.5coy (111)

Yco, Kfa,

[CO2(aq)] =

As equacbes de constante de equilibrio sdo validas para pressdes relativamente
baixas, onde a relacdo entre pressédo e solubilidade é linear, assim como a Lei de
Henry. Além disso, este método nao inclui a dependéncia da pressdao para as
constantes de equilibrio, e para altas pressoes ira sobrestimar a solubilidade do CO..
De acordo com simulagdes de Thomas et al. (2012), este método ndo é adequado

para estimar a solubilidade do CO, em aquiferos com pressdes acima de 40 bar.

3.12.2.2 Modelo de Duan e Sun (2003)

No método proposto por Duan & Sun (2003), a solubilidade do CO. é funcao da
temperatura, pressao e concentracdes de ions especificos, e é dada pela seguinte

equacao:
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50,7

&

N T

Em que:

win) . . . - . ,
Hco, : potencial quimico do COz na fase aquosa na situacéo hipoteticamente ideal de

concentragdo molar igual a um.
Aco,-Na e $co,-Na-cl: parametros de interacao.

Os autores testaram o método para varios dados experimentais e concluiram que
este método € preciso para solu¢des aquosas de NaCl em temperaturas variando
entre 273-533 K, pressdes de 0-2000 bar, e concentracdes idnicas na faixa de 0-4

mol/kg.

3.12.2.3 Modelo de Spycher e Pruess (2005)

O método desenvolvido por Spycher e Pruess (2005) calcula a concentragdo molar

do CO; na fase aquosa a partir da seguinte equacao:

X?&,z (nzq; + 55,508) (113)
[CU=(EW}] = 1 — X?ﬂ

Mszai: concentracdo molar de todas as espécies além do CO,, que estao dissolvidas

na agua salgada.

W fc-g, (1 - Xfr,o)?’t [—{P —P"]Tr_’ccr,] (114)

— 8x]
C':I'I ES,SDE};.J{,CUI Kcnﬂzw} p l RT

g ~ ) :
XHa0: fracdo molar da agua na fase rica em COy;
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¢ _ Ka,oano (@—p"]ﬁ;,g)

XH,0 = = 115
H:D fH‘ngmr RT ( )

K®: constante de equilibrio termodinamico para cada componente na temperatura e

presséo de referéncia »® = 1 bar ;
V' volume molar parcial médio de cada fase condensada sobre a faixa de pressao
p—-p°;

K® e V podem ser retirados diretamente da literatura e/ou ajustados aos dados de

solubilidade experimental;
Pr: pressao total;

¥x,co, : coeficiente de atividade para o CO, na fase aquosa. Quando os sais nao

estdo presentes € igual a unidade.

(116)

55,51 + [COzq)] + Msar
5551 + [COz@q)

Yx, 00, = Veoos [
Diferente do método de Duan e Sun (2003), o método de Spycher e Pruess (2005)
tem como um dos objetivos o calculo da solubilidade da dgua na fase gasosa, e leva
em conta o efeito da pressdao sobre as constantes de equilibrio. Este método é
aplicavel para temperaturas variando de 285-373 K, pressbes até 600 bar e
concentragéo salina de 0-6 mol/kg.

3.12.2.4 Modelo de Spycher et al. (2003), estendido por Sypcher e Pruess
(2005)

A extensdo do modelo basico desenvolvido por Spycher et al. (2003), leva em conta
o coeficiente de atividade para o CO, na fase aquosa e a correcao da atividade da
agua para levar em conta os efeitos dos sais dissolvidos:
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_[€93(aq)] (117)

H,0 puro 55,508X g, T
[Cﬂz(mﬂ] - H0 pura (118)
1 - Xo&

(119)

Kg ®-p"Wh,0
H20 ﬂ}‘fg?tar RT (120)

Neste método, n&o existe a necessidade de um processo iterativo para encontrar

[CD=(M}] na agua salgada, porém esta metodologia s6 € valida com o uso do modelo

de Duan e Sun (2003) para o coeficiente de atividade do €92(aa) Assim como os
dois métodos anteriores, 0 método de Spycher et al., (2003) estendido é aplicavel a
uma ampla faixa de valores de temperatura, pressao e salinidade.

Além dos submodelos apresentados, Ghomian et al. (2008) e Liu e Zhang (2011),
empregaram em seus modelos a equacao de estado de Peng-Robinson modificada
para o ajuste dos dados experimentais da solubilidade do CO, na fase aquosa
quando a salinidade da agua € alta, a partir da determinacdo do coeficiente de

fugacidade.

3.12.3 Submodelo para o coeficiente de atividade para o CO2 dissolvido na fase
aquosa

O coeficiente de atividade em escala molar do CO, ¥co. descreve os efeitos néo
ideais que os sais dissolvidos ocasionam sobre a atividade quimica do COx(yq). Para
solucdes ideais, o coeficiente de atividade é igual a um e a atividade se iguala a

concentragdo molar do componente.

Para o calculo do coeficiente de atividade para solugdes naos ideais existem varios

modelos, 0s quais sdo descritos abaixo.
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3.12.3.1 Modelo de Drummond (1981 apud THOMAS et al., 2012)

O modelo de Drummond é baseado nos coeficientes de atividade derivados dos
valores determinados experimentalmente para as constantes de Henry paras as

solucdes de CO, em NaCl. Este método € uma funcao da temperatura e da forca

ibnica, { , mas nao da pressdo. As funcdes C, E, F, G e H sio tabuladas. Este
modelo é aplicavel para a faixa de temperatura de 293-673 K e 0-6,5 mol/kg de
conteudo de NaCl.

O coeficiente de atividade para este modelo é dado por:

& r

3.12.3.2 Modelo B-dot ou Debye-Huckle (HELGESON, 1969)

O célculo do coeficiente de atividade ibnica do modelo B-dot para o componente @
na fase aquosa é dado pela seguinte equacao:

Ayz34fT .
wo_ -_¥aT LBl 122
Ya EXP( 1+&E-3},1'?+ ) (122)

Em que:
Ay, By ¢ B: parametros de Debye-Huckle dependentes da temperatura;

d;: parametro referente ao tamanho do ion.
I =- m{zf (1 23)

my : concentracdo molar do componente ¥ .
Zr: carga do |-ésimo ion.

ag: nmero de componentes em solugdo que possuem carga.

De acordo com Nghiem et al. (2004), este modelo é o preferivel para o célculo do

coeficiente de atividade ibnica em solu¢des néo ideais.
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O modelo B-dot ou Debye-Huckle foi estendido posteriormente por Helgeson et al.
(1981), para ser aplicavel a temperaturas até 600 °C (873 K) e 5000 bar:
AypziVl (124

— T tlog(l+ 0,180153m,)— Byact + Bya+ c- — 0,19(z,
[+ 2B ogl me) — (@aBraci + Bya+ c Uz

oo

Em que:
m¢: concentracdo molar total;

wqa : coeficiente de Born.

3.12.3.3 Modelo de Duan e Sun (2003)

O modelo desenvolvido por Duan e Sun (2003) é funcao da temperatura, pressao, e
concentragao de certos ions. O coeficiente de atividade do modelo é dado por:

r 1 7]

Em que:

¢ e @ :cations e anions, respectivamente;
M. e Ma: concentragdo molar de cations e anions, respectivamente.

Foi demonstrado por outros autores que o modelo n&do calcula um modelo de
atividade “verdadeiro” porque assume mistura ideal e negligencia os efeitos da
salinidade sobre a pressao parcial da agua na fase gasosa rica em CO, (THOMAS et
al., 2012). Este modelo é aplicavel para temperaturas de 273-533 K, pressdes de 0-
2000 bar, e forga idbnica de 0-4,3 mol/kg.

3.12.3.4 Modelo de Rumpf et al. (1994), estendido por Spycher e Pruess
(2005)

O coeficiente de atividade desse modelo é calculado pela seguinte equacao:
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Yco, = expf2B@([INa*] + [K*]1+ 2[Ca?*] + 2[Mg?*]) + 3rCI I(INa*1+ [K*1+[ (12

6)

7682 10656 6.312 x 103
) — - 0ee 127
B® =0,254 - — s (127)
r=—0,0028 (128)

Os efeitos da temperatura sédo incorporados neste modelo através do calculo do
parametro binario de interacdo iénica, 8. Porém, esse modelo ndo considera os
efeitos da pressédo sobre o coeficiente de atividade. Este método é aplicavel para
temperaturas de 285-373 K e 0-6 mol/kg de concentracdo de sal. De acordo com
Spycher e Pruess (2005) este método estendido juntamente com o modelo de
solubilidade desses mesmos autores produzem resultados tdo bons quanto, ou
melhor do que, os resultados do modelo de Duan e Sun (2003), que leva em conta a

dependéncia da presséao.

3.12.3.5 Modelo de Spycher e Pruess (2010)

O modelo desenvolvido por Spycher e Pruess (2010) é funcdo da temperatura e da

concentragao de ions especificos.

veo, = exp [2A(Wa*1 + [K*1+ 2[Ca®*] + 2[Mg2*]) + S (IVa*1 + [K*1 + [Ca® (12
9)

AL =f) (130)

b (131)
FO)=aT +—4

Este método é apropriado para temperaturas entre 285-573 K, pressao até 600 bar,
e salinidade até 6 mol/kg de NaCl. De acordo com os autores, a inclusao da pressao
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para as faixas de valores de P-T para as quais esse modelo € aplicavel nao melhora

a precisdao do mesmo e por isso nao foi levada em consideracao.
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4 MODELO MATEMATICO

41 INTRODUCAO

Baseado nos trabalhos revisados e na fundamentacao teérica sera apresentado o
modelo matematico desenvolvido para o estudo do escoamento do CO: injetado em
aquiferos salinos profundos, focando em uma escala de tempo de armazenamento
geolégico moderada, da ordem de centenas a milhares de anos apds a injecéo,
referente ao tempo necessario para que o trapeamento residual aconteca. O capitulo
tera inicialmente as consideracoes do modelo, o modelo matematico em si, a
determinacao das equacdes suplementares e submodelos com base nas variaveis a

serem determinadas e um resumo das equagdes governantes em forma de tabela.

4.2 CONSIDERAGCOES DO MODELO

e Fluxo isotérmico;

¢ Rocha e fluidos ndo reagentes entre si;

e Os fluidos injetados e os presentes no aquifero ndo reagem entre si;
e Fluxo imiscivel;

e Fluxo incompressivel;

e Poco injetor fechado e nao existéncia de pogos produtores;

e Difusao e dispersao das espécies entre as fases negligenciadas;

e Sem fendmenos de fronteira: reservatoério infinito.

4.3 MODELO MATEMATICO

A equacgao da continuidade para o CO. e a agua presentes em sua propria fase é
dada por:

d(¢pisi)

- 132
7+ V-(esd) =0 (132)

O fluxo multifasico é regido pela lei de Darcy segundo a seguinte equacgao:
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Kk (133)

v; = % = _Fg;(?pi + PEE)

Supondo que o meio encontra-se saturado pelos dois fluidos, as saturacbes das
fases obedecem a chamada equacéao de fechamento:

S 45 =1 (134)
Considerando que as pressoes sejam diferentes nas diferentes fases:

Pw = Pg —Pegw (135)
Tomando como as principais variaveis a pressao da fase gasosa (Pz) e a saturacao

da fase aquosa (Sw) tem-se a Equacdo 132 formulada com base na pressdo e na
saturacgao.

Aplicando as Equacdes 133, 134 e 135 em 132, obtém-se para a fase aquosa e

gasosa respectivamente.

(PP 5w) Pw3 =
% _v (H_:Kkm, ('il'pg — VPegw(Sw) — pr)) =0 (136)

d(Ppg — sy) - —
( gat - )_?(f{_igkm[ﬁ?y—ﬂgﬂ))=“ (137)

4.4 EQUAGCOES SUPLEMENTARES

As equagbes suplementares descritas abaixo se referem as equag¢des necessarias

para o fechamento do modelo matematico.

A pressao referente a fase gasosa é resolvida juntamente com as demais variaveis,
enquanto a pressdo da fase aquosa € encontrada a partir da relagdo capilar. O
submodelo adotado aqui para o célculo da pressao capilar é o proposto por Van
Genuchten (1980). Apesar de existirem varios modelos para tratar a histerese da
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pressao capilar, inclusive o proposto por Killough (1976), a mesma nao foi levada em
consideracao no modelo.

As curvas para a permeabilidade relativa das fases aquosa e gasosa sao baseadas
nos modelos de Van Genuchten (1980) e Corey (1954), respectivamente. O modelo
matematico leva em conta também a histerese da permeabilidade relativa, sendo
usado o modelo de Killough (1976) para a caracterizacdo das scanning curves
durante os processos de drenagem e embebicdo, que engloba o modelo de
trapeamento de Land (1968) para o calculo da saturacao de gas residual (trapeado).

Para o célculo da massa especifica da fase gasosa é usada a equacao de estado de
Span e Wagner (1996) devido a ampla faixa de aplicacdo em relagdao as condigdes
de pressao e temperatura, a base experimental correlacionada e a disponibilidade
das informacdes em forma de tabela. A viscosidade da fase gasosa é estimada a
partir da correlacéo de Jossi et al. (1962), dada pela seguinte formulacao:

“ . (23,12.91*“?"#"& — 25)}( 1075 03 =<pr <20 138
97 Ha® =) 110x10 (e¥584Pr —1) pp < 0,3 (138)
Em que:
(#g —143)¥ : médulo da viscosidade residual;
PR = 2
P ¢: massa especifica reduzida;
P=: massa especifica critica.
Para gases nao polares, como o COy:
e = 34,0 x 107574 Tg <15 (139)
g 17,78 x 10~5(4,58Tf — 1,67)™ 2 Tg =15
1
s
T
f=—Ot — (140)
17 “fg
M fap_

M : peso molecular.
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A massa especifica e a viscosidade da fase aquosa sdo estimadas a partir das
correlacbes propostas por Rowe Jr e Chou (1970) e Kestin et al. (1981),
respectivamente, por estarem correlacionadas entre si e serem extensivamente
aplicadas em estudos com sistemas similares ao estudado (ADAMS; BACHU, 2002;
NGHIEM et al., 2004).

4.5 RESUMO DO MODELO

As variaveis dependentes que precisam ser determinadas para a descricdo completa
do sistema sao:

Pi €55 i:w,g (141)

Sendo o sistema composto de duas fases (aquosa e gasosa), existem quatro
variaveis a serem determinadas, sendo necessarias quatro equacdées. Como nao
existe troca de massa entre as fases no modelo considerado, a equagdo da
continuidade é aplicada a cada fase. Sendo o sistema composto por duas fases,
existe uma relacao para o célculo da pressao capilar entre as fases. Por fim, se
adiciona a relacao de fechamento dada pelas saturacées.

O Quadro 7 é um resumo das variaveis e equacdes do modelo.

Quadro 7 — Resumo da modelagem matemética

Variaveis Qtde. de . N°. da Qtde. de
. o Equacoes do modelo . .
desconhecidas | variaveis equacao | equacoes
3 Eq. da difusividade
Pressbes (Pi) ng L 136,137 ng
hidraulica
Saturacgdes (5:) ng Pressao Capilar 135 ng—1
Soma das saturacoes 134 1
Total 2ng Total 2ny

Fonte: Produgao prépria (2016).
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5 CONCLUSOES E TRABALHOS FUTUROS

A tecnologia de CCS tem sido amplamente considerada como uma opc¢ao para

reducao significativa das emissdes de gases do efeito estufa, principalmente do CO..

Quando injetado em aquiferos salinos (considerada a melhor opcdo como local de
armazenamento), varios sdo 0s mecanismos de trapeamento que conduzem ao
armazenamento seguro do CO, por periodos geoldgicos de tempo, a citar:
trapeamento por trapas estruturais e estratigraficas, trapeamento hidrodinamico,
trapeamento residual, trapeamento por solubilidade, trapeamento i6nico e

trapeamento mineral.

Com base nos trabalhos revisados, foi identificado que o trapeamento residual é
uma das formas mais desejaveis de armazenamento do CO, por longos periodos de
tempo, por ser mais rapido e efetivo que o mecanismo de trapeamento por
solubilidade. Além disso, ocorre em grande parte ou em sua totalidade ap6s o

periodo de injecado, e influencia nos demais mecanismos de trapeamento.

O modelo matemético desenvolvido com base nessas informagdes levou em
consideracao a histerese da permeabilidade relativa e as pressdes capilares para o
célculo da saturacao de gas residual (trapeada) e, por consequéncia, da eficiéncia

do armazenamento por meio do mecanismo de trapeamento residual.

As equacbes suplementares empregadas para o céalculo de quantidades necessarias
para o0 modelo, como a massa especifica e viscosidade das fases aquosas e
gasosa, foram selecionadas com base nos trabalhos revisados, na adequacéo das
condicdes de aplicacdo das equacdes ao modelo e na facilidade de obtencdo dos
dados de interesse.

Na construgdo do modelo foram feitas algumas simplifica¢cdes a fim de tornar o
problema mais tratavel e focar nos efeitos do trapeamento residual. Foi considerado
fluxo isotérmico; sem mecanismos de transporte como dispersdao e difusdo; a
imiscibilidade dos fluidos, ndo existindo a troca de massa entre as fases fluidas;

meio poroso nao reativo e que ndo houvessem reacgdes entre as fases fluidas.

E reconhecido que a introdugdo dessas simplificacdes restringem a andlise do
comportamento do escoamento do CO, em meios porosos e a andlise dos
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processos que acometem o mesmo, principalmente pelo fato de os mecanismos de

trapeamento se influenciarem mutuamente.

Dessa forma, como trabalhos futuros recomenda-se:

Consideracao da miscibilidade dos fluidos, de forma que os componentes H,O
e CO. possam existir em ambas as fases para que seja possivel a analise do
trapeamento por solubilidade;

A andlise do trapeamento por solubilidade permite ampliar o foco do estudo,
visto que passa a ser necessarios a consideracdo da salinidade da agua
presente no aquifero e os efeitos da pressao e da temperatura sobre a
solubilidade;

A modelagem numérica e simulagdo do modelo permitem analises mais
variadas das condi¢oes de interesse e visualizacao do escoamento do CO» no
meio poroso, sendo considerados passos significantes como trabalho futuro;
Ap6s o estabelecimento do modelo considerando ambos o trapeamento
capilar e por solubilidade, é interessante a consideracao da existéncia de
reacoes entre as fases fluidas e entre as fases fluidas e os minerais da
formacao rochosa. Apesar da dificuldade de integragdo das reagdes cinéticas
e quimicas ao modelo a ser solucionado, essa consideracao permitira um
estudo mais realista do escoamento do CO, em aquiferos salinos e
entendimento dos processos fisicos e quimicos que acontecem nesse

sistema.
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APENDICE - SISTEMAS E CONVERSAOES DE UNIDADES

Quadro 8 — Variaveis, suas dimensodes e unidades no Sistema Internacional e no

Americano de Unidades
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Variavel Dimensao Si Americano
Comprimento L m ft
Massa M kg ib
Tempo T s h
Massa especifica Mfa I“H/m, ibm/ftz
Compressibilidade LT kPa~1
Aceleragao

¢ Lfs 9,81066352 ™/ 2 | 32,174 fty .
gravitacional ®
Temperatura (CC)K (R)F
Porosidade Fracao Fracao
Permeabilidade M? m?= md
Pressao My ps Pa psi
Viscosidade M} Pa.s cp
Volume L3 m3 bbl
Fonte: Produgéao propria (2016).

Tabela 1 — Conversao de unidades de comprimento
Polegada (i ) Pé (ft) Metro (™)
1 0,0833333 0,0254
12 1 0,3048
39,37008 3,280840 1

Fonte: Rosa et al. (2013).



Tabela 2 — Conversao de unidades de volume
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Polegada cubica

(in?) Pé cibico (%) Litro (L) Metro cubico (m?)
1 5,787037x10™ 0,01638706 1,638706x10™
1728 1 28,31685 0,02831685
61,02374 0,03531467 1 0,001
61023,74 35,31467 1000 1

Fonte: Rosa et al. (2013).

Tabela 3 — Conversdo de unidades de massa

Libra (&) Quilograma (kg ) Tonelada (tom )

1 0,4535924 4,535924x10™
2,204623 1 0,001
2204,623 1000

Fonte: Rosa et al. (2013).

Tabela 4 — Conversao de unidades de pressao

kagf /Cm: kPa Ibf . 2 (osi) At:;(::e)ra dina /s
1 98,06650 14,22334 0,9678411 | 0,9806x10°
0,01019716 1 0,1450377 0,009869233 | 0,99995x10*
0,07030695 6,894757 1 0,06804596 | 6,8944x10*
1,033227 101,3250 14,69595 1 1,0132x10°

Fonte: Rosa et al. (2013).



Tabela 5 — Conversao de unidades de permeabilidade
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Darcy m? cm?
1 9,86923x10°™° 9,86923x10™
101,325x10' 1 10*
101,325x10° 10 1
Fonte: Rosa et al. (2013).
Tabela 6 — Conversdo de unidades de viscosidade
Centipoise (<P ) Pascal-segundo (Pa-s ) dina-s;
1 1x107° 1x107
1000 1 10
100 0,1 1

Fonte: Rosa et al. (2013).

Tabela 7 — Conversao de unidades de temperatura

de para
Fahrenheit Kelvin re) = TCP+ 459,5?].;1,3
Rankine Kelvin rao=TCRY, o
Fahrenheit Rankine T(CR)=T(F) + 459,67
Fahrenheit Celsius reo = TP-32
Celsius Kelvin TK)=T(Cc)+ 273,15

Fonte: Rosa et al. (2013).

Quadro 9 — Prefixos de unidades

Prefixos das unidades de multiplos

tera (T) = 10'%

centi (c) = 10

giga (G) = 10° mili (m) = 10
mega (M) = 10° micro (p) = 10®
quilo (k) = 10° nano (n) = 10™
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Fonte: Produgéo propria (2016).
Existem quantidades que possuem valores numéricos exatos ou aproximados. As

mais uteis no processo de armazenamento geoldgico de carbonos séo:

lep=1mPa-s 1 dinay —q mNf,

1 Darcy =1 um® 1ppm =1 g,f'm;



