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RESUMO 

 

Atualmente, existem diferentes metodologias que permitem a simulação numérica de um 

reservatório naturalmente fraturado. Alguns modelos são mais precisos do que outros, o que 

sempre envolve altos custos computacionais e incertezas relacionadas às aproximações feitas 

ao caracterizar esse tipo de reservatório. Além disso, se for considerado o efeito do estado de 

tensões na rede de fraturas e na rocha, a incerteza e o custo numérico e computacional da 

caracterização desses reservatórios aumentam. Dentro da caracterização deste tipo de 

reservatório, estão variáveis como o fator de forma, que define a transferência de fluidos entre 

as fraturas e a matriz, a permeabilidade das fraturas e da rocha, e a topologia, que permite definir 

o grau de conectividade da rede de fraturas mediante as intersecções das fraturas. Neste 

trabalho, é apresentada uma avaliação do efeito geomecânico nas simulações de fluxo via 

modelos de dupla porosidade/permeabilidade e aplicada a teoria de topologia de fraturas para 

entender como a rede de fraturas afeta parâmetros chave do comportamento hidráulico dos 

reservatórios fraturados e deformáveis, como o fator de forma e a permeabilidade equivalente, 

à luz da formulação de pseudoacoplamento. Todas as simulações foram realizadas no simulador 

interno CODE_BRIGHT, no qual a metodologia de descontinuidades embebidas é usada para 

representar o sistema de fraturas. A teoria de pseudoacoplamento é usada no modelo de duplas 

porosidade e permeabilidade (2phi2k) e de porosidade simples (1phi1k) para considerar o efeito 

do fechamento de fraturas naturais com a depleção do reservatório. Foram comparados os 

resultados obtidos mediante os diferentes modelos (1phi1k, 2phi2k e DFN) usando a teoria de 

pseudoacoplamento e foi possível observar a importância de considerar o efeito geomecânico 

na modelagem dinâmica de um reservatório naturalmente fraturado, bem como a caracterização 

de fraturas naturais ao recriar o conjunto de fraturas como parâmetro de entrada para o 

simulador. Também observamos o impacto da densidade de fraturas na vazão de produção do 

reservatório e seus efeitos na produtividade dos poços na área. Ao analisar a topologia de 

fraturas se chegou em resultados que permitem definir uma relação direta entre a conectividade 

das fraturas naturais e a transferência de fluidos entre a matriz e a rocha relacionada ao fator de 

forma. 

 

Palavras chaves: fraturas naturais; reservatórios carbonáticos; fechamento de fraturas; 

topologia; pseudoacoplamento; simulação numérica. 

 



 

 
 

ABSTRACT 

 

Currently, there are different methodologies that allow the numerical modeling of a 

naturally fractured reservoir. Some models are more accurate than others, which always 

involves high computational costs and uncertainties related to the approximations made when 

characterizing this type of reservoir. In addition, if the effect of the stress state in the fracture 

network and in the rock is considered, the uncertainty and the numerical and computational cost 

of characterizing these reservoirs increase. Within the characterization of this type of reservoirs 

are variables such as the shape factor, which defines the transfer of fluids between the fractures 

and the matrix, the permeability of the fractures and the rock, and the topology, which allows 

to define the connectivity of the fracture network through nodes. In this work, an evaluation of 

the geomechanical effect on flow simulations via dual porosity/permeability models is 

presented and fracture topology theory is applied to understand how the fracture network affects 

key parameters of the hydraulic behavior of fractured and deformable reservoirs, such as the 

shape factor and the equivalent permeability, in the light of the pseudo-coupling formulation. 

All simulations were performed in the in-house CODE_BRIGHT simulator, in which the 

embedded discontinuities methodology is used to represent the fracture system. The pseudo-

coupling theory is used in the 2phi2k and simple porosity (1phi1k) model to consider the effect 

of natural fracture closure with reservoir depletion. The results obtained using the different 

models (1phi1k, 2phi2k and DFN) were compared using the pseudo-coupling theory and it was 

possible to observe the importance of considering the geomechanical effect in the dynamic 

modeling of a naturally fractured reservoir, as well as the characterization of natural fractures 

by recreating the set of fractures as an input parameter for the simulator. We also observed the 

impact of fracture density on the reservoir's production flow rate and its effects on the 

productivity of the wells in the area. By analyzing the fracture topology, results were obtained 

that allow us to define a direct relationship between the connectivity of natural fractures and 

the transfer of fluids between the matrix and the rock related to the form factor. 

Keywords: natural fractures; carbonate reservoirs; fracture closure; topology; pseudo-

coupling; numerical simulation.  
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1 INTRODUÇÃO 

 

Neste capítulo serão apresentados a motivação, objetivos e organização do trabalho de 

pesquisa sobre simulação numérica de reservatórios naturalmente fraturados, mais 

especificamente parâmetros que envolvem a caraterização do sistema de fraturas e modelos 

numéricos para a simulação deste tipo de reservatórios. 

1.1 MOTIVAÇÃO 

 

Os reservatórios naturalmente fraturados estão presentes nas diversas unidades 

litoestratigráficas de folhelhos, arenitos, carbonatos, entre outras. Destacam-se principalmente 

os reservatórios carbonáticos, que representam grande parte das reservas mundiais de óleo e 

gás. 

No Brasil, os reservatórios da camada do Pré-Sal destacam-se por apresentarem 

características geológicas desafiadoras para engenharia brasileira. O Pré-Sal compreende uma 

área de aproximadamente 149 mil quilômetros quadrados offshore, entre os estados de Santa 

Catarina e Espírito Santo, com uma profundidade total aproximada de 7 km (PETROBRAS, 

2017).  

Normalmente a estrutura dos reservatórios de Pré-Sal é composta por dois níveis de 

porosidade, a matriz rochosa e fraturas, onde as fraturas podem funcionar como canais ou 

barreiras ao fluxo. Quando as fraturas desenvolvem uma alta condutividade de fluxo provoca a 

irrupção prematura de água nos poços produtores, comprometendo a eficiência do varrido da 

matriz do reservatório (BRATTON e GILLESPIE, 2006). 

O desenvolvimento dos reservatórios carbonáticos do pré-sal envolve diversos problemas 

tais como: o acoplamento dos processos de deformação mecânica induzida pela variação de 

pressão do fluido sobre a rocha matriz e as fraturas, o escoamento do fluido no interior da matriz 

e das fraturas, a interação dos fluxos de fluido da matriz e das fraturas, (ADACHI et al., 2007; 

CHEN et al., 2014). Porém, a grande quantidade de processos envolvidos, a heterogeneidade 

do meio e a magnitude e direção das tensões in situ tornam a modelagem do problema acoplado 

hidromecânico muito complexa. 

A abordagem de dupla porosidade é um dos métodos computacionalmente eficientes e 

comumente usados para modelar o fluxo no sistema fratura-matriz. Foi introduzido pela 

primeira vez por (BARENBLATT et al., 1960). Nesse modelo, a matriz e a fratura são divididas 

em dois sistemas independentes: as fraturas são conceituadas para servir como principais vias 
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de fluxo global (as fraturas têm alta permeabilidade e baixo volume de armazenamento), 

enquanto a matriz contínua, que atua como sumidouros ou fontes principais de armazenamento 

de fluidos (os blocos matriciais têm alto volume de armazenamento e baixa permeabilidade), 

estão conectados localmente uns aos outros, bem como interagem direta ou indiretamente com 

as fraturas de conexão global. Em seguida, o conceito de dupla porosidade foi estendido e 

aplicado ao campo da engenharia de petróleo por (WARREN e ROOT, 1963) principalmente 

para análise de testes de pressão. 

Dentro da formulação de dupla porosidade/permeabilidade (2phi2k) está envolvido o 

termo de transferência de fluido entre a matriz e a fratura, relacionado com o fator de forma. 

Como será visto nos próximos capítulos, este assunto tem sido estudado por vários autores, os 

quais desenvolveram valores constantes do termo de transferência próprios da geometria do 

modelo analisado. No entanto, essas constantes de fator de forma não podem explicar 

totalmente o fenômeno transiente do sistema, porque geralmente é associado ao estado 

pseudoestacionário, o que causaria uma diferença de cálculo no estágio inicial do fluxo. 

Portanto, os autores se concentraram na descrição da pressão transiente resolvendo a equação 

de difusão de pressão dentro do bloco matriz. 

Além do fator de forma existem propriedades como a topologia de fraturas naturais e a 

permeabilidade equivalente, que permite caracterizar o sistema de fraturas naturais, permitindo 

saber a conectividade desta rede e sua importância no fluxo de fluidos (SÆVIK e NIXON, 

2017; SANDERSON e NIXON, 2015A). 

Neste trabalho é apresentada uma comparação entre os modelos de fratura discreta (DFN), 

Dupla porosidade/dupla permeabilidade (2phi2k) e simples porosidade (1phi1k), com o 

objetivo de identificar, levando em conta as considerações de cada modelo, qual representa 

melhor o comportamento do reservatório para diferentes situações, avaliando a viabilidade do 

esquema de pseudoacoplamento para representar o sistema de fraturas e matriz. Além disso é 

realizada uma análise do impacto da topologia de fraturas em variáveis como a permeabilidade 

equivalente e o fator de forma que estão diretamente relacionados aos reservatórios 

naturalmente fraturados. 

 

1.2 OBJETIVOS 

 

Nesta seção são apresentados os objetivos que desejamos obter com o desenvolvimento 

deste trabalho de pesquisa de acordo com as necessidades previamente expostas. 
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1.2.1  Objetivo Geral 

 

Avaliar o efeito geomecânico nas simulações de fluxo via modelos de dupla 

porosidade/permeabilidade e aplicar a teoria de topologia de fraturas para entender como a rede 

de fraturas afeta parâmetros chave do comportamento hidráulico dos reservatórios fraturados e 

deformáveis, como o fator de forma e a permeabilidade equivalente, à luz da formulação de 

pseudoacoplamento. 

 

1.2.2 Objetivos Específicos 

 

Este trabalho tem por objetivos específicos: 

• Validar a metodologia proposta para a obtenção de um fator de forma representativo 

do reservatório de interesse; 

• Obter o fator de forma transiente desde o arranjo de fraturas original; 

• Obter permeabilidades equivalentes desde o modelo DFN usando a metodologia de 

descontinuidades embebidas; 

• Realizar simulações hidromecânicas para comparar os modelos DFN, 1phi1k e 2phi2k; 

• Analisar a diferença entre os resultados obtidos com cada modelo numérico usado 

tendo em consideração o pseudoacoplamento; 

• Usar parâmetros como o fator de forma e permeabilidade equivalente obtidos com as 

metodologias propostas para caracterizar propriedades do meio fraturado; 

• Aplicar a teoria de topologia de fraturas para entender a rede de descontinuidades nas 

células bidimensionais; 

• Combinar parâmetros de fator de forma, topologia e permeabilidade equivalente para 

caracterizar uma rede de fraturas naturais. 

 

1.3 ESTRUTURA DA TESE 

 

No Capítulo 1 é apresentada uma introdução e motivação para a realização deste trabalho, 

também são apresentados o objetivo geral e específicos. 

No Capítulo 2 é apresentado uma breve revisão bibliográfica dos conceitos básicos de 

reservatórios naturalmente fraturados, modelos de dupla porosidade e estratégias de 

acoplamento. 
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No Capítulo 3 são apresentados  modelos matemáticos representativos dos meios 

fraturados, como o modelo de discontinuidades embebidas em uma malha de elementos finitos, 

o modelo 2phi2k acoplado à deformação volumétrica da rocha e o modelo de obtenção do termo 

de trasnferência de fluido entre a matriz e a rocha.  

No Capítulo 4 são apresentados os parâmetros de pseudoacoplamento obtidos das 

simulações hidromecânicas e o fator de forma. Usando estes resultados são apresentadas as 

simulações numéricas para os modelos 1phi1, 2phi2k e DFN e suas respectivas análises. 

No Capítulo 5 é apresentada a aplicação de parâmetros de pseudoacoplamento como 

permeabilidade equivalente e o fator de forma para caracterização da rede de fraturas naturais, 

usando a teoria de topologia do meio fraturado. 

No Capítulo 6 são apresentadas conclusões e recomendações da tese. 

Finalmente é apresentada a bibliografia e um apêndice com o artigo “Impact of Fracture 

Topology on the Fluid Flow Behavior of Naturally Fractured Reservoirs ”, publicado no ano 

de 2021 no periódico científico Energies, como resultado dos estudos desenvolvidos nesta tese. 
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2 REVISÃO DA LITERATURA 

 

Nesta seção se apresentará uma revisão da literatura sobre os reservatórios naturalmente 

fraturados, o modelo de 2phi2k e fator de forma, diferentes teorias de acoplamento da 

deformação volumétrica do reservatório com fluxo de fluidos. Todos estes temas são de alta 

relevância na simulação numérica e modelagem deste tipo de reservatório. 

 

2.1 RESERVATÓRIOS NATURALMENTE FRATURADOS 

 

As fraturas naturais podem ser classificadas de acordo com a complexidade desses 

sistemas através de métodos descritivos e geométricos. O conhecimento dos tipos de fraturas é 

importante para compreender melhor o comportamento do fluxo de fluidos através destas. Um 

dos riscos de se caracterizar precocemente as fraturas naturais é não prever bem o 

comportamento futuro do reservatório e provocar danos irreversíveis ao mesmo (BRATTON e 

GILLESPIE, 2006). 

(NELSON, 2001) classificou os Reservatórios Naturalmente Fraturados (RNFs) em 

quatro categorias, dependendo da contribuição ao fluxo e a da qualidade e recuperação do 

reservatório:  

Tipo I: as fraturas fornecem a porosidade essencial do reservatório, ou seja, capacidade 

de armazenamento e de fluxo de um reservatório onde a porosidade e a permeabilidade da 

matriz são baixas. Neste tipo de reservatório, as características das fraturas são os parâmetros 

dominantes para a avaliação do reservatório e são necessários poucos poços produtores para 

explotar o reservatório. 

Tipo II: a matriz rochosa tem maior porosidade, enquanto as fraturas fornecem a 

capacidade de fluxo essencial do reservatório. Neste caso, o fluxo cruzado entre fraturas e 

matriz e o controle da taxa de transferência entre matriz e fratura são os parâmetros-chave, com 

a vazão de produção sendo controlada pelas fraturas. O monitoramento do comportamento das 

fraturas é importante durante os processos de injeção de água e na avaliação do efeito de grandes 

depleções que podem ocasionar um maior fechamento das fraturas e, consequentemente, a 

redução do fluxo. 

Tipo III: o reservatório fraturado já é economicamente viável (alta porosidade e 

permeabilidade na matriz) e as fraturas contribuem com a produção de fluidos, além de 

tenderem a definir a propriedade anisotrópica do fluxo do reservatório. 
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Tipo IV: fraturas, talvez parcialmente preenchidas com agentes cimentantes, atuam como 

defletores e barreiras para o fluxo em um reservatório e reduzem a eficiência de drenagem e 

varrido. A Figura 1 ilustra a classificação definida por (NELSON, 2001).  

 

Figura 1 - Classificação dos reservatórios naturalmente fraturados. 

 
Fonte: Nelson (2001). 

 

2.2 MODELOS DE DUPLA POROSIDADE 

 

A construção de modelos válidos de RNF para simular o fluxo de fluidos do reservatório 

com um grau razoável de acurácia é importante na indústria do petróleo e gás. O objetivo final 

da simulação de reservatórios é prever a produção de hidrocarbonetos e do fator de recuperação. 

A existência das fraturas naturais aumenta a complexidade destas previsões. (BRATTON e 

GILLESPIE, 2006) 

O uso da abordagem de dupla porosidade para a modelagem de reservatórios 

naturalmente fraturados tornou-se amplamente aceito na indústria do petróleo. O modelo 

idealizado originalmente assume que a fratura é o principal canal de fluxo, enquanto a matriz 

atua como um grupo de fontes e sumidouros distribuídos. Mais recentemente, várias melhorias 

e/ou refinamentos foram propostos. O modelo de dupla permeabilidade foi introduzido quando 

ficou evidente que, para alguns reservatórios fraturados, a continuidade da matriz é importante. 

Pesquisas adicionais vêm sendo desenvolvidas para estudar mais precisamente o fenômeno de 

transferência de fluidos da fratura para a matriz. (BUITRAGO et al., 2014) 

A abordagem de contínuo duplo, ou porosidade dupla, foi proposta pela primeira vez por 

(BARENBLATT et al., 1960) a fim de simular o comportamento do fluxo em meios porosos 
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fraturados. Nesta abordagem, presume-se que o reservatório fraturado seja constituído por dois 

contínuos, fratura e matriz, que trocam fluidos, o que caracteriza um modelo de 2phi2k por 

definição. Se o sistema de fraturas estiver suficientemente desenvolvido, o movimento do fluido 

em rochas fraturadas pode ser investigado por este método. Ao contrário da teoria do fluxo 

clássica, para cada ponto no espaço, não se introduz uma pressão do líquido, mas duas pressões, 

p1 e p2. A pressão p1 representa a pressão média do fluido nas fraturas na vizinhança do ponto 

dado, enquanto a pressão p2 é a pressão média do fluido na matriz rochosa na vizinhança do 

ponto dado. 

Desde então, este conceito tem sido aplicado por (WARREN e ROOT, 1963) para 

modelar as respostas de testes de poço transiente em reservatórios fraturados. Em seguida, foi 

adotado como o modelo subjacente de alguns simuladores industriais de reservatórios 

fraturados. 

O modelo desenvolvido por (WARREN e ROOT, 1963) em seu trabalho baseia-se nas 

seguintes premissas gerais: 

1. O material que contém a porosidade primária é homogêneo e isotrópico e está 

contido em uma matriz sistemática de paralelepípedos retangulares idênticos. 

2. Toda a porosidade secundária está contida dentro de um sistema ortogonal de 

fraturas contínuas e uniformes que são orientadas de modo que cada fratura seja 

paralela a um dos principais eixos de permeabilidade. As fraturas normais a cada 

um dos eixos principais são uniformemente espaçadas e são de largura constante. 

3. O fluxo só é considerado nos elementos associados ao meio de porosidade 

secundária, as fraturas naturais. 

4. A abordagem mais simples é assumir que as fraturas são uniformemente 

espaçadas e permitir variações na largura da fratura para satisfazer as condições 

de anisotropia. 

 

(WARREN e ROOT, 1963) propuseram uma representação geométrica simplificada do 

meio poroso a fim de facilitar a formulação da transferência matriz-fratura. Eles incorporaram 

os coeficientes de interpolação de armazenamento para indicar o fluxo e o armazenamento do 

sistema, com o objetivo de caracterizar a resposta de pressão do RNF. Esses autores foram os 

primeiros a aproveitar a transformação de Laplace dimensional para resolver a função de 

pressão adimensional, o que resultou numa técnica bem-sucedida de interpretação de dados de 

aumento de pressão em reservatórios radiais de fronteira infinita.(ABBASI et al., 2018) 
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Além disso, Warren e Root não consideraram qualquer comunicação entre blocos da 

matriz, que é uma versão de permeabilidade única da abordagem 2phi1k. 

Conforme mostrado na Figura 2 o modelo numérico de um reservatório naturalmente 

fraturado consiste em duas malhas superpostas idênticas, uma malha formada pelas fraturas e 

outra formada pela matriz. Os fluxos de fluidos são simulados entre células vizinhas da fratura 

e da matriz em qualquer local da malha. Uma forma conveniente de expressar esse fluxo fratura-

matriz para um par de células matriz e fratura dado é considerar o meio fraturado como sendo 

formado por paralelepípedos matriciais idênticos delimitados por conjuntos ortogonais de 

fraturas regularmente espaçadas. Na verdade, as transmissividades do fluxo podem ser 

formuladas a partir das dimensões desse bloco de matriz "equivalente". A Figura 2 é obviamente 

uma representação grosseira do meio fraturado real, o qual é constituído por blocos de vários 

tamanhos e formas. Essa representação introduz mais imprecisões na previsão da troca entre 

fratura-matriz feita por simuladores de porosidade dupla. Embora várias estratégias tenham sido 

estudadas para melhorar as previsões de trocas fratura-matriz de modelos de porosidade dupla, 

incluindo formulações para o estado transiente, uso de dois blocos equivalentes, ou sub-redes, 

a maioria das formulações dos simuladores comerciais permanecem baseadas na representação 

inicial de reservatórios fraturados conforme proposto por Warren e Root. 

E importante ressaltar que o modelo de Warren Root e capaz de ajustar o histórico de 

produção de RNF’s, permitindo seu uso nas previsões e gerenciamento do campo. 

 

Figura 2 - Modelo de dupla porosidade representativo de um reservatório fraturado. 

 
Fonte: Adaptado de Lemonnier e Bourbiaux (2010a) 
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Na Figura 3 e apresentado a idealização de um reservatório naturalmente fraturado 

apresentado por Warren & Root. 

Figura 3 - Idealização do reservatório naturalmente fraturado. 

 
Fonte: Adaptado de Warren e Root (1963) 

 

Expandindo o conceito gráfico apresentado na Figura 2, é possível definir o volume total 

de um meio poroso fraturado conforme indicado na Equação 2.1 

 

𝑉! = 𝑉" + 𝑉#$ + 𝑉#% (2.  1) 

 

onde, 𝑉! é o volume total do meio poroso fraturado, 𝑉" é o volume sólido e 𝑉#$ é o volume 

de poros dos blocos da matriz e 𝑉#% é o volume dos poros das fraturas. 

 

 

Assim é possível definir a porosidade relacionando os volumes como: 

1 = 𝜙" + 𝜙$ + 𝜙% (2.  2) 

 

onde 𝜙" = 𝑉" 𝑉!⁄  é a fração de volume de sólidos, 𝜙$ = 𝑉#$ 𝑉!⁄  e 𝜙% = 𝑉#% 𝑉!⁄  são as 

posoridades dos meios 1 e 2, respectivamente. Nos desenvolvimentos aqui apresentados, será 

considerado que o subscrito 1 representa os blocos da matriz (poros primários) e o subscrito 2 

denota as fraturas (poros secundários) (WARREN e ROOT, 1963) 
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Para gerar um modelo 2phi2k é necessário definir as propriedades médias para cada célula 

da malha, tais como porosidade, permeabilidade, parâmetros de interação matriz-fratura 

(espaçamento típico das fraturas, tamanho do bloco da matriz, fator de forma), dentre outros. 

(ROSSEN, 2017) 

(ODEH, 1965) desenvolveu um modelo semelhante ao trabalho de (WARREN e ROOT, 

1963), onde a diferença consiste na redefinição das duas porosidades, para acomodar um 

reservatório fraturado em que o padrão de fraturas não era conhecido. No modelo de (ODEH, 

1965) o fluxo do fluido em direção ao poço ocorreu apenas nas fraturas, além da capacidade de 

fluxo nas fraturas e da intensidade do fraturamento no reservatório serem uniformes.  

(KAZEMI, 1969) estendeu as soluções apresentadas por (WARREN e ROOT, 1963) e 

(ODEH, 1965). O modelo proposto aproxima o meio de dupla porosidade por um sistema 

composto por camadas finas. Estas últimas sendo altamente permeáveis para representar as 

fraturas, e alternando-as com camadas espessas de permeabilidade inferior que representassem 

a matriz. Assim, foi possível descrever duas equações para o balanço de massas, uma para 

fratura e a outra para a matriz. Este modelo difere do modelo de (WARREN e ROOT, 1963), 

uma vez que o reservatório consistia em um conjunto de camadas de rochas horizontais 

uniformemente espaçadas por um conjunto de fraturas horizontais. Desta forma, o modelo de 

Kazemi apresentou resultados que se mostraram consistentes com aqueles obtidos pelo modelo 

de (WARREN e ROOT, 1963) para casos de distribuição uniforme de fraturas onde a alta 

capacidade de armazenamento da matriz contrasta com a alta capacidade de influxo entre matriz 

e fratura.  

(SWANN, 1976) descreve o fluxo transiente assumindo os blocos da matriz aproximada 

por placas similares. Além disso, esses autores também desenvolveram uma solução analítica 

para o regime de fluxo transiente para um modelo de porosidade variável.  

(DUGUID e LEE, 1977) trataram o meio poroso fraturado como um sólido elástico linear 

que contém os dois tipos de porosidade. Eles também consideram que o fluido é levemente 

compressível e a velocidade do fluido, tanto nos poros primários como nas fraturas é 

considerada pequena. Além disso, foram necessários dois conjuntos de equações governantes 

para descrever o fluxo no meio poroso fraturado, e por fim esses conjuntos de equações foram 

acoplados pela transferência do fluido nos poros primários com o fluido nas fraturas. 

Semelhante aos reservatórios de petróleo tradicionais, os reservatórios naturalmente 

fraturados podem ser substancialmente influenciados pelo comportamento geomecânico das 

rochas. No entanto, sob condições semelhantes, o papel da geomecânica é ainda mais crucial 

na presença das fraturas, as quais podem ser mais sensíveis a variações de tensões que a matriz 
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rochosa. Essas fraturas são afetadas por distúrbios da tensão efetiva devido à produção e / ou 

injeção de fluidos, o que pode resultar na abertura, fechamento, propagação e reorientação 

delas. Essas variações nas propriedades geomecânicas das fraturas afetam sua permeabilidade 

(magnitude e direção), constituindo-se num fator de controle no gerenciamento dos 

reservatórios com fraturas naturais. (BAGHERI et al., 2005).  

Para capturar esse comportamento, é inevitável considerar fatores geomecânicos na 

modelagem do fluxo de fluidos em reservatórios naturalmente fraturados. Os modelos de 

porosidade dupla utilizados na indústria não levam em conta a deformabilidade das rochas e 

fraturas. Esses modelos utilizam relações simples da pressão considerando a compressibilidade 

da rocha, enquanto as permeabilidades da fratura são tipicamente tratadas estaticamente durante 

toda a vida útil do reservatório.(BAGHERI et al., 2005). 

Diferentes abordagens têm sido propostas para estender a teoria da poroelasticidade de 

Biot para modelos de porosidade dupla levando em conta o acoplamento da geomecânica e o 

fluxo de fluidos em reservatórios fraturados  (BAGHERI et al., 2005). 

(AIFANTIS, 1980) apresentou uma formulação de dupla porosidade acoplada para 

modelagem de fluxo monofásico em um meio poroso fraturado e deformável, combinando o 

modelo de (BARENBLATT et al., 1960) com a teoria de Biot da poroelasticidade isotrópica 

linear. Além disso, outras teorias apresentadas por (AIFANTIS, 1980) estenderam o conceito 

de dupla porosidade para examinar cenários de fluxo acoplado com deformação em meios 

poroelásticos fraturados usando métodos analíticos, obtendo soluções analíticas para o 

problema da consolidação unidimensional. Posteriormente  (KHALED et al., 1984) fizeram 

abordagens numéricas semelhantes para obter soluções numéricas das equações de Aifantis de 

poroelasticidade para porosidade dupla. A teoria de (AIFANTIS, 1980) forneceu uma derivação 

alternativa de duas equações para rochas fraturadas através de uma extensão adequada do 

modelo clássico de Biot em meios de porosidade simples. Em seguida, foi desenvolvida uma 

metodologia de elementos finitos para a solução numérica das equações resultantes. A 

derivação das equações foi feita observando o sistema como um esqueleto elástico infiltrado 

por um fluido, que flui através das fraturas e através da. matriz. Foram desenvolvidos modelos 

constitutivos tanto para a tensão efetiva quanto para a tensão total, em conformidade com a 

teoria clássica de Biot. Os postulados básicos são: a equação de equilíbrio para a tensão total e 

a lei de Darcy especificando o processo de fluxo nos dois meios. Além disso, as equações de 

(BARENBLATT et al., 1960) podem ser recuperadas das equações de Aifantis como um caso 

especial quando a rocha é considerada rígida. 
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(VALLIAPPAN, 1990) mostrou um conjunto de equações diferenciais acopladas que 

regem o comportamento de meios porosos fraturados deformáveis com base no conceito de 

dupla porosidade. Nesta abordagem, vários coeficientes dessas equações diferenciais acopladas 

são variáveis em vez de constantes, como no caso do modelo de Aifantis. 

Na década de 90, (ELSWORTH e BAI, 1992) desenvolveram um modelo constitutivo 

para definir a resposta linear poroelástica de meios fraturados para determinar a influência do 

efeito de duas porosidades. Neste caso, se fez necessária uma relação tensão-deformação e duas 

equações que representassem a conservação de massa meio poroso e fraturado. Além disso, as 

pressões geradas dentro do sistema de fraturas se equilibram com o tempo pela transferência 

fluido entre os dois meios.  

(GHAFOURI e LEWIS, 2002) apresentaram um modelo em que o meio poroso fraturado 

é dividido em dois contínuos sobrepostos e distintos. O primeiro meio representa fluxo e a 

deformação na matriz porosa, enquanto o segundo meio representa o fluxo nas fraturas. Além 

disso, os pressupostos básicos são semelhantes aos trabalhos anteriores, mas a formulação 

difere no que se refere à deformação, que não é considerada na equação de fluxo da fratura. 

Vários parâmetros, incluindo a porosidade e a permeabilidade da matriz, a porosidade e 

a permeabilidade da fratura podem ser acopladas entre as equações de fluxo e geomecânica do 

modelo. (BAGHERI et al., 2005) 

 

2.3 FATOR DE FORMA 

 

Progressos tem sido feito, especialmente na modelagem do termo de transferência de 

fluido fratura-matriz. Simuladores de porosidade dupla são amplamente utilizados na indústria 

de petróleo para simulações dos processos de recuperação na escala dos reservatórios 

fraturados. Devido à complexidade das fraturas naturais a abordagem contínua não é o método 

mais apropriado para este problema. (CHEN, 1989).  

O fator de forma é necessário na modelagem de reservatórios naturalmente fraturados 

representados pela teoria de dupla porosidade. A função do fator de forma é definir transferência 

de fluidos entre os blocos da matriz e os condutos da fratura. Diferentes hipóteses geométricas 

do meio de dupla porosidade resultaram em diferentes fatores de forma. (LAI e PAO, 2013) 

O modelo de porosidade dupla tem duas equações diferenciais parciais separadas para 

definir o fluxo na matriz e nas fraturas. A matriz geralmente tem baixa permeabilidade e alta 

capacidade de armazenamento, enquanto as fraturas têm alta permeabilidade, mas baixa 

capacidade de armazenamento. Isto sugere que a matriz funciona como uma fonte principal de 



30 

 

hidrocarbonetos, enquanto as fraturas se tornam o caminho de fluxo da produção de 

hidrocarbonetos. Por esta razão, a interação entre matriz e fratura deve ser considerada pela 

função de transferência. (LAI e PAO, 2013). 

O fator de forma é um parâmetro crucial na função de transferência fratura-matriz. Em 

primeiro lugar, é assumido que, em uma dada célula do modelo, existem N blocos de matriz de 

dimensões idênticas. Se as dimensões da célula forem ∆x, ∆y e ∆z, então N= ∆x. ∆y. ∆z/(a.b.c) 

onde a, b e c são dimensões do bloco. Em segundo lugar, o fluxo de transferência do 

componente k na fase p entre um bloco de matriz e as fraturas circundantes é expresso como a 

soma dos fluxos através de cada uma das seis fases, I, do bloco. Como a taxa de fluxo da fratura-

matriz é governada pela permeabilidade da matriz, a permeabilidade absoluta usada para o 

cálculo desta taxa de fluxo é Ki, a permeabilidade da matriz na direção i. Levando em 

consideração a anisotropia de permeabilidade da matriz através de diferentes valores Kx, Ky e 

Kz em cada direção X, Y e Z, respectivamente, a transmissibilidade do acoplamento fratura-

matriz entre uma célula da grade da matriz e a célula correspondente da grade da fratura é então 

escrita no caso anisotrópico como: 

 

𝛽 = 4Y
𝐾5
𝑎%Z + Y

𝐾6
𝑏%Z + Y

𝐾7
𝑐%Z (2.  3) 

 

A divisão do fluxo de transferência fratura-matriz em diferentes termos referentes à 

direção do fluxo dá a possibilidade de modificar ou aniquilar as contribuições das faces lateral 

e / ou superior / inferior (ou seja, de transferências horizontais e / ou verticais) para o fluxo 

fratura-matriz. Considerando um fluxo monofásico quase-estacionário, (WARREN E ROOT, 

1963) não formularam o fluxo de transferência de matriz-fratura em função de dimensões de 

blocos equivalentes, mas expressaram diretamente como: 

 

𝐹 = −𝜎𝐾* 𝜌
𝜇
(𝑝+ − 𝑝*) (2.  4) 

 

com 𝐾* a permeabilidade da matriz, 𝜌 densidade do fluido, 𝜇 viscosidade do fluido e 𝜎 

o fator de forma, introduzido como um fator de troca fratura-matriz constante que depende 

apenas da geometria e tamanho característico dos blocos da matriz, assumindo a transferência 

de matriz-fratura. A dimensão do fator de forma é o inverso do comprimento quadrado. Então, 

assumindo um bloco paralelepípedo de tamanho 	𝐿,, (WARREN E ROOT, 1963) determinaram 
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uma solução analítica da difusividade de pressão em tal bloco e por identificação com a Equação 

2.4 deriva-se a expressão do fator de forma descrita na Equação 2.5: 

 

𝛽 =
4𝑁(𝑁 + 2)

𝐿,%
 

(2.  5) 

 

Sendo, n se refere ao número de conjuntos de fraturas e: 

 

𝑛 = 1, ; 				𝐿, = 𝐿5 

 

𝑛 = 2;			𝐿, = 2𝐿5𝐿6/(𝐿5 + 𝐿6) 

 

𝑛 = 3;			𝐿, = 3𝐿5𝐿6𝐿7/(𝐿5𝐿6 + 𝐿6𝐿7 + 𝐿5𝐿7) 

 

(2.  6) 

 

A transferência fratura-matriz não é um estado pseudo-estácionario, esta envolve períodos 

transientes de importância variável, dependendo do problema de fluxo considerado. Ou seja, 

rigorosamente, o fator de forma não é uma constante. Essa inadequação da suposição da 

transferência em estado pseudo-estacionário explica uma certa controvérsia que se desenvolveu 

em torno da definição do fator de forma. Na verdade, a transferência fratura-matriz é 

diretamente afetada pelas condições de fluxo da fratura (pressão, saturação, etc.) que vão 

mudando com o tempo.(LEMONNIER e BOURBIAUX, 2010b) 

Após os estudos de Warren e Root (1963), muitos autores se conscientizaram da 

necessidade de melhorar as fórmulas aproximadas da transferência matriz-fratura. 

Primeiramente, tentou-se definir a melhor expressão aproximada aplicável em uma equação de 

transferência de estado estacionário (LEMONNIER e BOURBIAUX, 2010b). Todas as 

expressões propostas diferem uma da outra de acordo com a aproximação feita na resolução do 

problema de transferência na escala de blocos de matriz.  

(KAZEMI, 1969) discretizou a equação de pressão e aplicou a técnica de cinco pontos de 

diferenças finitas a um simulador numérico para obter o fator de forma em sistemas de dupla 

porosidade de fase única. Seu fator de forma para geometria retangular é dado pela Equação 

2.7 
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𝛽 = 4b
1
𝐿5%
+
1
𝐿6%
+
1
𝐿7%
c 

(2.  7) 

 

(UEDA et al., 1989) concluíram que o fator de forma de Kazemi precisava ser 

multiplicado por um fator de 2 ou 3, a fim de obter distribuições de pressão mais realistas. Seus 

trabalhos foram posteriormente apoiados por LIM E AZIZ (1995) que mostraram que o fator 

de forma de Kazemi precisava ser ajustado com um fator de aproximadamente 2,5. 

O método usado por (COATS, 1989) é a transformação e integração da função de Fourier. 

As transformações de Fourier também foram usadas por (CHANG, 1993) e (LIM AND AZIZ, 

1995) para chegar a um fator de forma diferente daquele de (COATS, 1989). O trabalho de Coat 

tornou-se uma das principais referências para ambos. Eles continuaram o trabalho de Coat, 

porém utilizando diferentes condições de contorno. Através da utilização de condições de limite 

de pressão, eles chegaram a um fator de forma semelhante para geometria retangular, conforme 

ilustrado na Equação 2.8: 

 

𝛽 = 𝜋% b
1
𝐿5%
+
1
𝐿6%
+
1
𝐿7%
c 

(2.  8) 

 

(LIM e AZIZ, 1995) resolveram a equação de difusividade de pressão de estado transiente 

para blocos de matriz de geometrias dadas. A solução analítica da evolução da pressão média 

do bloco de matrizes consiste em uma série de termos exponenciais com expoentes dependentes 

do tempo. Eles acrescentaram que a quantidade total de massa que entrou em um sistema no 

tempo t, 𝑀- com a massa correspondente após tempo infinito, 𝑀8 pode ser expressa pela 

Equação 2.9 

 
𝑀-

𝑀8
=
𝜌*ffff − 𝜌/
𝜌+ − 𝜌/

=
𝑝*ffff − 𝑝/
𝑝+ − 𝑝/

 (2.  9) 

 

Adicionalmente, a vazão de transferência fratura-matriz pode ainda ser expressa pela 

Equação 2.10 

 

𝑄 = −𝜌𝜙𝑐-
𝜕𝑝*ffff
𝜕𝑡  (2.  10) 

 



33 

 

As Equações 2.11 2.12 e 2.13 são as soluções analíticas dadas por (LIM e AZIZ, 1995) 

para fluxo monofásico na fratura. As soluções podem ser diferenciadas em relação ao tempo e 

relacionadas com a taxa de transferência para obter o respectivo fator de forma: 

 

𝑛 = 1;				
𝑝*ffff − 𝑝/
𝑝+ − 𝑝/

= 1 − 0.81 exp n
−𝜋%𝑘𝑡
𝜙𝜇𝑐-𝐿%

p 
(2.  11) 

𝑛 = 2;				
𝑝*ffff − 𝑝/
𝑝+ − 𝑝/

= 1 − 0.69 exp s
−5.78𝑘𝑡
𝜙𝜇𝑐-𝑅%

w (2.  12) 

𝑛 = 3;				
𝑝*ffff − 𝑝/
𝑝+ − 𝑝/

= 1 − Y
8
𝜋%Z

9

exp n
−𝜋%𝑡
𝜙𝜇𝑐-

p 
(2.  13) 

 

Onde n e a dimensão do caso analisado 

 

(CHANG, 1993) derivou o fator de forma unidimensional dependente do tempo, o que 

evita a suposição das condições do estado pseudo-estacionário. Seus resultados mostraram que 

os valores do fator de forma são particularmente altos no estágio inicial durante a transferência 

de estado transiente e, com o passar do tempo, os fatores de forma tendem a um valor 

estacionário, conforme ilustrado na Equação 2.14 

 

𝛽 = 12% b
1
𝐿5%
+
1
𝐿6%
+
1
𝐿7%
c 

(2.  14) 

 

Por outro lado, (QUINTARD e WHITAKER, 1996) aplicaram a técnica matemática que 

consiste na média das equações de fluxo de Darcy monofásicas que descrevem os fluxos locais 

dentro do bloco da matriz. A constante do fator de forma foi determinada minimizando a 

diferença entre os dois níveis de pressão resultantes do método de média volumétrica de 

referência e da formulação da taxa de transferência em estado estacionário. Assim como 

(WARREN E ROOT, 1963), mas ao contrário dos autores citados anteriormente, sua expressão 

do fator de forma envolve uma constante que não é exatamente proporcional ao número de 

dimensões de fluxo, por exemplo 12 e 28,4 para trocas 1D e 2D, em vez de 12 e 24. 

Ao resolver usando séries de Fourier para geometria retangular, os fatores de forma são 

definidos por: 

 



34 

 

𝛽 = 12% Y
1
𝐿5%
Z (2.  15) 

𝛽 = 14.22% b
1
𝐿5%
+
1
𝐿6%
+
1
𝐿7%
c 

(2.  16) 

𝛽 = 16.54% b
1
𝐿5%
+
1
𝐿6%
+
1
𝐿7%
c		 

(2.  17) 

 

A Tabela 1 resume os fatores de forma para geometrias retangulares. 

 

Tabela 1 - Fator de forma para geometria retangular. 

Conjuntos 
de Fraturas 

Warren 
e Root 
(1963) 

Kazemi 
et al 

(1976) 

Coats 
(1989) 

Chang 
(1993) 

Chang (1993), 
Lim and Aziz 

(1995) 

Quintard and 
Whitaker (1995) 

1 12/L2 4L 8L 12L p2L 12.00L 

2 32/L2 4L 8L 12L p2L 14.22L 

3 60/L2 4L 8L 12L p2L 16.54L 

 

No início da produção do reservatório, a maior parte da produção é proveniente do sistema 

de fraturas devido à sua alta permeabilidade. De acordo com a definição do coeficiente de 

armazenamento (razão de armazenamento fratura-matriz) quanto maior a porosidade da fratura, 

maior será o volume de fluido no sistema de fraturas e consequentemente, maior será a produção 

de óleo no início da explotação do reservatório. (ABBASI et al., 2018) 

É possível destacar dois períodos de tempo característicos em termos de fator de forma 

adimensional, o período transiente durante o qual o fator de forma é uma função do tempo, e o 

período pseudo-estacionário durante o qual o fator de forma adimensional não muda com o 

tempo (ABBASI et al., 2018). 

 

Mecanismo de Transferência de Massa Monofásica: os mecanismos de transferência de 

massa considerados para um meio poroso de dupla porosidade com fluxo único são a expansão 

de fluido e o deslocamento viscoso.  

Para entender melhor os mecanismos de transferência de massa dominantes, considere 

um reservatório fraturado com fluxo monofásico, como descrito na Figura 4 onde se mostra 
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uma matriz retangular com fraturas em todos os lados, uma fonte (injetor) no canto superior 

direito e um sumidouro (produtor) no canto inferior esquerdo. 

 

Figura 4 - Representação conceitual do reservatório fraturado. 

 
Fonte: Adaptado de Sarma et al., (2006) 

 

Devido à presença das fontes e sumidouros, espera-se gradientes de pressão nas fontes e 

nos sumidouros. No entanto, para sistemas de dupla porosidade, onde as fraturas são muito mais 

permeáveis, esses gradientes de pressão seriam paralelos às fraturas. Assim, o efeito dos 

gradientes de pressão na transferência de massa entre a fratura e a matriz seria insignificante, 

implicando que o deslocamento viscoso pode ser desprezado em meios de porosidade dupla. 

(SARMA et al., 2006) 

No seu trabalho (SARMA, 2003) Considera o bloco de matriz com forma arbitrária de 

volume V e cercado por fraturas em todos os lados e contendo com um fluido compressível. 

Aplicando-se ao balanço de material diferencial no bloco da matriz, a função de transferência 

é dada pela Equação 2.18 (SARMA, 2003) 

 

𝑞*+ = −𝑉𝜙𝜌̅𝑐
𝜕𝑝̅
𝜕𝑡  (2.  18) 

 

onde 𝑞*+ é a massa específica de transferência de massa, 𝑉 é o volume de matriz, 𝜌̅ é a 

média da densidade, 𝑐 é a compresibilidade do fluido, 𝑝̅ é a pressão média e 𝑡 o tempo. 

A Equação 2.18 é a forma diferencial da função de transferência válida para o fluxo 

monofásico. No entanto, não é viável incorporar esta forma da função de transferência 
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diretamente em um simulador, uma vez que a derivada da pressão teria que ser calculada para 

finalmente se chegar a uma função de transferência similar a de (BARENBLATT et al., 1960).  

Embora a forma da função de transferência da Equação 2.18 esteja correta para o fluxo 

monofásico, há duas limitações dos fatores de forma, no sentido de que a maioria das derivações 

assume as redes de fratura ortogonais e o estado pseudo-estacionário, ou ainda outras 

suposições que levam à mesma consequência. (SARMA et al., 2006) 

A partir do que foi exposto, é possível concluir que um valor constante para o fator de 

forma não representa bem todas as fases da vida produtiva de um reservatório fraturado. A razão 

por trás dessa discrepância é a existência de um estado transiente durante os primeiros tempos 

(SARMA et al., 2006) 

O fluxo transiente, do ponto de vista da fratura-matriz, é definido como o tempo no qual 

qualquer distúrbio de pressão causado por qualquer alteração nas condições iniciais em 

qualquer limite (fratura) não é sentido o efeito da presença de outros limites. No estado 

transiente do sistema os fatores de forma propostos não correspondem muito bem à solução de 

referência, mas quando o estado pseudo-estacionário é alcançado, esses fatores representam 

muito bem o comportamento do sistema. (SARMA et al., 2006) 

Entretanto, todos os modelos apresentados na literatura utilizam o pressuposto da 

formação incompressível na derivação do fator de forma, onde a permeabilidade da matriz é 

assumida como constante durante a vida produtiva do reservatório. Devido à alta 

compressibilidade da formação fraturada, o valor derivado do fator de forma dos estudos 

anteriores não pode ser usado para reservatórios fraturados sensíveis ao estado de tensões. 

(WANG et al., 2018) 

Devido à sensibilidade às tensões das propriedades físicas de uma formação 

compressível, especialmente a permeabilidade da matriz, não há garantia de que os fatores de 

forma calculados para o fluxo de transiente fratura-matriz de uma formação incompressível 

continuarão a ser aplicáveis, pois foram derivados com base na permeabilidade da matriz 

constante. Portanto, é necessário investigar as características tensão-deformação dos 

reservatórios fraturados, e depois considerá-las na equação de difusão de pressão. 

Uma investigação experimental da sensibilidade as tensões da permeabilidade no 

reservatório fraturado foram conduzidas por (WANG et al., 2018). A tensão efetiva aumenta à 

medida que a pressão dos reservatórios gradualmente diminui durante a produção do 

reservatório. Quanto maior a tensão efetiva, maior o grau de fechamento da fratura. Quando as 

fraturas se aproximam até certo ponto, a permeabilidade do núcleo fraturado é semelhante a do 

sistema matricial. No entanto, uma alteração muito pequena do raio da garganta dos poros terá 
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um grande efeito no valor absoluto da permeabilidade do meio. Os fatores de forma constantes 

convencionais foram implementados no modelo de porosidade dupla e foi possível observar 

alguns erros em comparação com a curva de referência resultante do modelo de porosidade 

única em uma malha fina (WANG et al., 2018). No trabalho de Wang et al. as curvas sensíveis 

à tensão e as equações de ajuste correspondente a um reservatório fraturado são obtidas com 

base na simulação física de laboratório. Um modelo para a determinação dos fatores de forma 

dependentes do tempo que considera a sensibilidade à tensão é apresentado e a solução da 

equação de difusividade de pressão não linear é usada para derivar o fator de forma. Finalmente, 

o fator de forma obtido neste trabalho é segmentado no tempo e aplicado à simulação numérica 

de reservatórios de dupla porosidade. A transformada de Boltzmann, o método da variável de 

separação e o método da série de potências são usados para resolver a equação de regularização 

não linear, considerando a sensibilidade à tensão no sistema matricial. O modelo analítico 

aproximado para o fator de forma apresentado neste trabalho é verificado utilizando a simulação 

numérica de elementos finitos, de malha fina. A dependência do fator de forma sobre a 

sensibilidade de tensão da matriz também é investigada. A análise teórica apresentada melhorou 

a compreensão da transferência de fluido em meios porosos fraturados, e fornece um novo 

método para simulação numérica de reservatórios com dupla porosidade de reservatórios 

fraturados. 

 

2.4 TIPOS DE ACOPLAMENTO 

 

As equações básicas para fluxo de fluido monofásico e deformação geomecânica são 

revisadas frequentemente em uma escala microscópica. As equações de fluxo monofásico em 

um meio poroso são então estendidas para equações de fluxo multifásico, com algumas 

suposições para transformar as equações de fluxo da escala microscópica para a escala 

macroscópica. As equações acopladas expressam uma ligação entre a deformação geomecânica 

representada pela deformação volumétrica e variáveis de fluxo, tais como pressão de poro P e 

a temperatura T (TRAN, 2002).  

Os processos de acoplamento utilizados por vários autores para integrar o fluxo do fluido 

do reservatório e a deformação do reservatório podem ser classificados em quatro tipos 

diferentes: acoplamento implícito, acoplamento iterativo, acoplamento explícito e 

pseudoacoplamento. 
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2.4.1 Totalmente acoplado 

 

Neste tipo de acoplamento, variáveis de fluxo como pressão e resposta geomecânica, 

como deslocamentos, são computadas simultaneamente através de um sistema de equações 

onde pressão e deslocamento são as incógnitas. O método é às vezes chamado de acoplamento 

implícito, já que todo o sistema é discretizado em uma única malha e sistema de equações e 

resolvido simultaneamente. As vantagens e desvantagens desta abordagem incluem: 

 

Vantagens:  

• Apenas uma matriz precisa ser construída para resolver um sistema de equações 

de variáveis; 

• Não é necessário fazer iterações para acoplar entre o modelo geomecânico e o 

modelo de reservatório. 

 

Desvantagens:  

• Difícil controlar a convergência da solução especialmente quando se trata de fluxo 

multifásico e geomateriais com comportamento não linear; 

• O mesmo tipo de método numérico como diferenças finitas (Osorio et al., 

1999),ou elementos finitos deve ser usado para resolver todo o sistema de 

equações. As discretizações mistas podem ser utilizadas, porém, são difíceis de 

ser implementadas; 

• Quando existem blocos sem fluxo em um sistema, as equações de fluxo do 

reservatório devem ser discretizadas em todos os blocos (enquanto em uma 

solução de reservatório desacoplada, esses blocos podem ser omitidos), portanto, 

a matriz que consiste em incógnitas é grande como resultado. 

 

2.4.2 Acoplamento iterativo 

 

Neste tipo de acoplamento, as variáveis de fluxo do reservatório e as variáveis 

geomecânicas são resolvidas separada e sequencialmente por um simulador de reservatório e 

um módulo geomecânico, e os termos de acoplamento são iterados a cada passo. Um programa 

gerenciador é normalmente projetado para conectar e transferir as informações essenciais entre 

dois pacotes de software. A iteração do acoplamento é controlada por um critério de 
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convergência que normalmente é baseado em mudanças de pressão ou tensão entre os dois 

últimos iterados da solução. As vantagens e desvantagens desta abordagem podem ser 

declaradas da seguinte forma. 

 

Vantagens:  

• Um módulo geomecânico pode ser acoplado a qualquer simulador de reservatório 

e vice-versa com algumas modificações; 

• Como as variáveis de fluxo e as variáveis geomecânicas são computadas 

independentemente em cada pacote de software, a convergência de soluções pode 

ser controlada mais facilmente do que no caso de acoplamento completo. 

• A solução obtida por esta abordagem pode dar o mesmo resultado que a solução 

totalmente acoplada quando o acoplamento entre um simulador de reservatório e 

um módulo de geomecânica é convergido; 

• Esquemas numéricos mistos podem ser usados como o método de diferença finita 

para equações de fluxo e o método de elementos finitos para equações 

geomecânicas; 

 

Desvantagens:  

• No simulador de reservatório, o volume poroso é assumido como constante 

durante a simulação; 

• O tempo de computo consumido pode ser grande se o acoplamento não convergir 

adequadamente. Como as variáveis são resolvidas por dois pacotes de software 

diferentes, duas matrizes diferentes (uma para equações de fluxo e outra para 

equações geomecânicas) devem ser estabelecidas e resolvidas 

independentemente.  

 

2.4.3 Acoplamento explicito 

 

Este acoplamento fornece o acoplamento mais fraco entre o fluxo do reservatório e a 

deformação geomecânica, e às vezes é chamado de "método de acoplamento unidirecional" 

(MINKOFF et al., 1999), uma vez que as informações são transferidas apenas de uma forma de 

um simulador para um módulo de geomecânica. Isto significa que mudanças no campo de 

pressão induzem mudanças de tensão e deformação, mas mudanças nos campos de tensão e 



40 

 

deformação não afetam a pressão do poro. Vantagens e desvantagens deste método são 

apresentadas a seguir.  

 

Vantagens:  

• Soluções obtidas por um simulador de reservatório e módulo geomecânico 

convergem, uma vez que não há iteração sendo realizada entre o simulador de 

fluxo e o módulo geomecânico; 

• Neste método, o módulo geomecânico pode funcionar sozinho quando o histórico 

de pressão obtido do simulador de reservatório é fornecido. Assim, os dois pacotes 

de software não precisam funcionar simultaneamente; 

• Esquemas numéricos mistos podem ser usados.  

 

Desvantagens:  

• O acoplamento é muito menos preciso, já que as informações geomecânicas não 

influenciam a simulação do fluxo do reservatório. A solução de fluxo pode ser 

considerada desacoplada. Entretanto, a solução de deformação é acoplada 

explicitamente à solução de fluxo, e pode ser uma aproximação razoável nos casos 

em que a compressibilidade do sistema é dominada pela compressibilidade do 

fluido. 

 

2.4.4 Pseudoacoplamento 

  

Neste acoplamento, o próprio simulador de reservatório convencional pode calcular 

algumas respostas geomecânicas como compactação e mudanças horizontais de tensão através 

de relações simples entre porosidade e deslocamentos verticais e entre porosidade e tensão, 

respectivamente. A porosidade e a permeabilidade absoluta são normalmente atualizadas 

através de um modelo empírico que é uma função da pressão (ITO 1984) ou através de tabelas 

de entrada de porosidade e permeabilidade versus pressão (CMG, 2019). Há algumas vantagens 

e desvantagens para este tipo de acoplamento, como por exemplo:  
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Vantagens:  

• Não há necessidade de um módulo de geomecânica. O próprio simulador de 

reservatório pode prever algumas respostas geomecânicas como compactação ou 

tensão horizontal (apêndice A); 

• É fácil ajustar parâmetros no modelo empírico ou valores na tabela para se adequar 

aos dados obtidos nos testes de campo; 

• O método economiza tempo e dinheiro, pois não há acoplamento com um módulo 

de geomecânica; 

• Dos processos de acoplamento, esta é a maneira mais rápida de fazer um ajuste 

histórico (YANG e ERSHAGHI, 1998) 

 

Desvantagens:  

• O método simplifica a física dos processos acoplados devido à simplificação para 

o modelo geomecânico; 

• O método não dá informações sobre a tensão de cisalhamento que afeta fortemente 

os danos do casing (SILVA et al., 1990); 

 

Nesta pesquisa, o método do pseudoacoplamento será usado para a simulação numérica 

de um reservatório com compactação de fraturas naturais. As tabelas de pseudoacoplamento 

serão obtidas a partir da simulação DFN totalmente acoplada no CODE_BRIGHT, e serão o 

dado de entrada para simulações considerando simples porosidade (1phi1k) e dupla porosidade 

dupla permeabilidade (2phi2k). 

 

O uso de tabelas de pseudoacoplamento foi proposto por (SAMIER et al., 2006), são 

consideradas respostas geomecânicas a compactação e relaciona a poropressão a 

multiplicadores de porosidade e permeabilidade horizontal e vertical, definidos como:  

 

𝑀#:;:
𝜙
𝜙<

 

𝑀=#,;*:
𝑘>
𝑘><

 

𝑀?#,;*:
𝑘@
𝑘@<

 

 

 

 

(2.  19) 
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Onde 𝑘> e 𝑘@ são as permeabilidades horizontal e vertical, respectivamente para uma 

pressão 𝑝, 𝑘>< e 𝑘@< são as permeabilidades iniciais horizontal e vertical respetivamente, 

definidas na descrição inicial do reservatório.  

O pseudoacoplamento compreende duas situações distintas, uma para compactação, outra 

para a dilatância. Enquanto a primeira é indicada para a situação em que a pressão do 

reservatório é inicialmente alta e depois reduz com a produção, a segunda deve ser usada 

quando há necessidade de aumentar sua pressão inicial. (TRAN, 2002). Para a compactação, o 

procedimento é formado por apenas uma tabela para cada fácies, e que a pressão é crescente. 

Porém, se houver pressurização, os multiplicadores de permeabilidade e porosidade podem 

seguir pela tabela no sentido inverso, ou serem mantidos constantes, como mostra Figura 5 

(FALCÃO, 2013).  

Figura 5 - Comportamento dos multiplicadores com respeito a variação de pressão. 

 
Fonte: Adaptado de Falcão (2013). 

 

2.5 APROXIMAÇÕES NUMERICAS PARA REPRESENTAR RESERVATORIOS 

NATURALMENTE FRATURADOS 

 

A ideia principal de qualquer método numérico é substituir o problema original por um 

problema aproximado, que é mais fácil de ser resolvido, de modo a encontrar uma solução o 

mais próximo possível da solução original. Uma variedade de métodos numéricos tem sido 

usada para modelar problemas acoplados. Em métodos numéricos, um meio contínuo é 

geralmente subdividido em um número finito de domínios (elementos, blocos, nós, etc) com 

graus finitos de liberdade e comportamento matemático simplificado. Para resolver 
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numericamente o problema discretizado, os seguintes critérios devem ser satisfeitos 

adequadamente: 

• A declaração física do problema é expressa por equações diferenciais parciais e 

condição de continuidade nas interfaces entre elementos adjacentes. 

• No caso da modelagem de reservatórios fraturados, duas abordagens diferentes 

têm sido usadas na literatura. O método contínuo é usado para o método dos 

elementos finitos e o método descontínuo é usado para o método da rede de fratura 

discreta. (JALALI e DUSSEAULT, 2012) 

 

2.6 MÉTODO DE ELEMENTOS FINITOS 

 

O método dos elementos finitos baseia-se na representação por partes da solução em 

termos de funções de base especificadas. O MEF consiste em quatro tapas fundamentais, que 

são: discretização de domínio, aproximação local, montagem da matriz global e solução do 

sistema. (JING, 2003). O domínio do problema é discretizado em um número finito de 

subdomínios (elementos finitos) com uma forma regular e um número fixo de nós. As variáveis 

de campo são então escritas como uma função do seu valor nodal em uma forma polinomial (i.e 

forma fraca). Funções de forma apropriadas são multiplicadas pela forma fraca das equações 

governantes, e então integradas sobre cada elemento. Os resultados são então reunidos em uma 

matriz global e, resolvendo o sistema linear de equações, o valor das variáveis de campo em 

cada ponto nodal e de integração é determinado. (JALALI e DUSSEAULT, 2012) 

 

2.7 APROXIMAÇÃO DE REDE DE FRATURAS DISCRETAS (DFN) 

 

O método de Rede de Fraturas Discretas considera o fluxo de fluidos e os fenômenos de 

transporte em um meio fraturado conectado discretamente onde as fraturas são explicitamente 

representadas no modelo. Os dois fatores-chave nos modelos DFN são a geometria da fratura e 

a transmissividade. A maioria das aplicações dos modelos DFN engloba a caracterização da 

permeabilidade da fratura, a influência da fratura no fluxo e estudos de campo, como ao redor 

de um poço ou túnel (JING, 2003). 

Para redes de fratura irregulares mais realistas não existe um método geométrico 

estabelecido para estimar o fator de forma. Uma maneira de estimar o fator de forma nesses 

casos é realizar uma simulação de fluxo detalhada com as fraturas descritas como elementos 

discretos, conforme será descrito no Capítulo 3. Neste problema, é possível monitorar a taxa de 
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fluxo de fluido das fraturas e aplicar a equação do fluxo de fratura da matriz para derivar o fator 

de forma que representa a rede de fraturas discretas. Este esquema requer esforços significativos 

na descrição das fraturas na malha de simulação e o uso de um simulador avançado que inclua 

o fluxo dentro da matriz para refletir o comportamento do sistema. (FRYKMAN, 2016) 

 

2.8 MODELO DE DUPLA POROSIDADE E DUPLA PERMEABILIDADE COM 

ACOPLAMENTO GEOMECÂNICO 

 

Nesta seção serão apresentados os modelos matemáticos e a metodologia usada para o 

cálculo do fator de forma. O modelo proposto por (BESERRA, 2015), que trata as fraturas como 

elementos incorporados à malha de elementos finitos, foi usado para obter o comportamento da 

pressão média do meio, seja considerando só o fluxo, ou considerando também o acoplamento 

geomecânico. Em seguida, foi desenvolvido o sistema de equações para o cálculo do fator de 

forma baseado nos resultados de pressão ou de fluxo obtidos na simulação numérica de alta 

fidelidade. A funcionalidade principal do fator de forma é representar a geometria de um meio 

em um modelo de 2phi2k, o qual é inserido no modelo matemático proposto por (SILVA, 2018) 

para realização das análises numéricas. Por fim, é apresentada a metodologia proposta por 

(PEREIRA et al., 2017) para o cálculo do fator de forma. 

 

2.8.1 Modelo matemático de dupla porosidade e dupla permeabilidade acoplado com 

geomecânica 

 

No modelo hidromecânico proposto por (SILVA, 2018) se procede de uma forma geral 

no contexto da formulação iterativamente acoplada onde o acoplamento entre hidrodinâmica e 

geomecânica é imposto de forma sequencial. (BARROSO, 2018; KIM et al., 2011; LOPES, 

2018). O algoritmo Fixed Stress Split, onde a tensão total é congelada na equação de fluxo 

durante o processo iterativo, se apresenta um comportamento incondicionalmente estável 

exibindo convergência robusta sendo, então, preferencialmente empregado. (BAGHERI et al., 

2005) 

Seguindo as hipóteses apresentadas por (BAGHERI et al., 2005; GHAFOURI e LEWIS, 

2002; SILVA, 2018) o modelo hidromecânico para um meio de 2phi2k tem as seguintes 

características: 

• O fluxo de fluido dentro de cada subdomínio é independente do fluxo no outro 

subdomínio e qualquer acoplamento entre o fluxo de fluido na matriz porosa e a rede de 
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fraturas é controlado apenas pelo termo de transferência de massa, ou seja, o líquido 

expulso da matriz que entra nas fraturas e vice-versa. Portanto, a pressão do fluido, a 

porosidade, a permeabilidade e as demais propriedades da rocha e dos fluidos dentro 

dos dois subdomínios são considerados separadamente. 

• Dentro do primeiro subdomínio, considerado contínuo, o fluxo de fluido é assumido 

como acoplado com a deformação da matriz. Este acoplamento é controlado através da 

taxa de variação da deformação volumétrica. 

• A deformação do primeiro subdomínio é apenas devido à deformação volumétrica total 

da matriz porosa e qualquer mudança de volume da matriz é ignorada.  

• Dois valores de porosidade diferentes devem ser definidos para a matriz porosa e a 

região fraturada, respectivamente, da seguinte forma: 

o Meio 1: 

𝜙$ =
𝑉$
𝑉  (2.  20) 

 

o Meio 2: 

𝜙% =
𝑉%
𝑉  (2.  21) 

 

Onde 𝜙$ e 𝜙% são os valores de porosidade da matriz porosa e da rede de fraturas 

respectivamente, 𝑉$ e 𝑉% são os volumes poroso e fraturado e 𝑉 é o volume total. 

 

• As forças de contorno e de corpo são realizadas apenas pelo subdomínio da matriz 

porosa. Além disso, levando em consideração que o volume das fraturas é normalmente 

uma pequena fração dos espaços vazios totais, presumimos que a compressibilidade da 

rede de fraturas não altera drasticamente a compressibilidade de todo o meio poroso e 

pode ser ignorada.  

• A embebição e a depleção do meio se dão apenas através do subdomínio da rede 

fraturada. 

• Os dois subdomínios são assumidos como totalmente saturados. 

 

Inicialmente, é apresentada a lei de conservação de massa que governa o escoamento na 

rocha e nas fraturas. Seja Ω	 ⊂ 	ℝ3	(𝑛 = 2, 3) um domínio ocupado por um meio de dupla 

porosidade elástico linear saturado por um único fluido levemente compressível. Se denota por 
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𝑚 = 𝜌𝑛 o conteúdo de massa lagrangiano de fluido, onde 𝜌 representa a densidade e 𝑛 a 

porosidade lagrangiana. Na ausência de fontes, o balanço de massa do fluido é dado por 

(COUSSY, 2004): 
𝜕𝑚/

𝜕𝑡 + 𝑑𝑖𝑣(𝜌/𝕧./) = 𝐹/ ,										𝑖 = 1, 2. (2.  22) 

 

Onde:  

𝑚$ = 𝑛$𝜌$ (2.  23) 

𝑚% = 𝑛%𝜌% (2.  24) 

 

O subscrito 1 é usado para representar a matriz, e o 2 para representar as fraturas. 

𝕧./ = 𝜙/(𝕧/ − u̇) (2.  25) 

 

Onde 𝜙/ é a porosidade euleriana de cada meio e 𝑢̇ = 𝜕u
𝜕𝑡�  a velocidade da fase solida.  

A porosidade euleriana 𝜙 é definida pela razão entre o volume dos vazios e o volume 

total na configuração atual, enquanto a langragiana 𝑛 é definida como a razão entre o volume 

poroso atual e o volume total na configuração de referência. No contexto de variações 

infinitesimais estas são dadas por (COUSSY, 2004) 

𝑛 =
𝑑𝑉#
𝑑𝑉:

								𝑒						𝜙 =
𝑑𝑉#
𝑑𝑉  

(2.  26) 

 

Onde 𝑑𝑉#, 𝑑𝑉 e 𝑑𝑉: denotam o volume poroso infinitesimal, o volume total infinitesimal 

na configuração atual e o volume total infinitesimal na configuração de referência 

respetivamente. É importante ressaltar que embora 𝜙 e 𝑛 possam exibir valores próximos entre 

si, a variação relativa destas grandezas pode assumir valores completamente díspares.  

Desprezando efeitos gravitacionais, a velocidade de percolação do fluido é dada pela lei 

de Darcy: 

 

𝕧./ = −𝑲𝒊∇𝑝/ (2.  27) 

 

Onde 𝑝/ denota a poro-pressão de cada meio, 𝑲𝒊 = 𝑲/A/𝜇 o tensor de condutividade 

hidráulica, 𝜇 a viscosidade do fluido e 𝑲/A o tensor de permeabilidade homogeneizado para 

cada meio.  
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Para uma rocha poro-elástica, a lei constitutiva linearizada do conteúdo de massa fluida 

é dada por (COUSSY, 2004) 

 

𝑚/ = 𝑚:/ + 𝜌:𝛼/𝑑𝑖𝑣(𝐮) +
𝜌:
𝑀 (𝑝/ − 𝑝:/) (2.  28) 

 

Onde 𝑚:/, 𝜌: e 𝑝:/ denotam o conteúdo de massa fluido, densidade e pressão, na 

configuração de referência, respectivamente. A lei constitutiva equação (3.9) incorpora de 

forma precisa o comportamento do meio poro elástico saturado onde 𝛼/ e 𝑀 denotam o 

coeficiente de (BIOT, 1955) e o módulo de Biot, respectivamente. Conhecendo o valor de 𝛼, o 

módulo não drenado 𝑀 pode ser avaliado medindo-se a deformação volumétrica 𝑑𝑖𝑣(u) usando 

a equação (2.29): 

𝑀B$ = −
𝛼𝑑𝑖𝑣(U)
𝑝/ − 𝑝:/

 
(2.  29) 

 

Os parâmetros 𝛼 e 𝑀 são representados da forma (BIOT, 1955; CHENG, 2016; 

COUSSY, 2004): 

 

𝛼 = 1 −
𝕂

𝕂C;D:
									𝑒							

1
𝑀 =

𝑛
𝕂+EF/G:

+
𝛼 − 𝑛
𝕂C;D:

 (2.  30) 

 

Onde 𝕂, 𝕂C;D: e 𝕂+EF/G: denotam os módulos de compressibilidade da matriz porosa, do 

grão sólido e do fluido, respectivamente, com 0 ≤ 𝛼 ≤ 1. Nos casos em que o módulo 

volumétrico dos grãos sólidos que compõem a matriz porosa é muito maior que o módulo 

volumétrico da matriz porosa drenada (𝕂C;D: >> 𝕂), o meio é considerado localmente 

incompressível e 𝛼 → 1. O módulo de Biot, 𝑀, advém somente das compressibilidades dos 

grãos e do fluido. No caso particular de incompressibilidade do fluido (𝕂+EF/G: → ∞) e grãos 

(𝕂+EF/G: → ∞) temos que 𝑀 → ∞ e consequentemente 1/𝑀 = 0 (LOPES, 2018). 

 

De maneira análoga ao conteúdo de massa, (COUSSY, 2004) postula a lei constitutiva 

linearizada para a porosidade lagrangiana dada por  

 

𝑛/ = 𝑛:/ + 𝛼/𝑑𝑖𝑣(𝐮) +
1
𝑁/
(𝑝/ − 𝑝:/) 

(2.  31) 
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Onde: 
1
𝑁/
=
𝛼 − 𝑛:/
𝕂C;D:

 (2.  32) 

 

Com 𝑛:/ a porosidade lagrangiana inicial. O parâmetro 1/𝑁 incorpora a parcela de 1/𝑀 

equação (2.30) que leva em conta somente a compressibilidade dos grãos sólidos.  

Derivando a equação em (2.28) em relação ao tempo, temos: 

 
𝜕𝑚/

𝜕𝑡 = 𝜌:𝛼
𝜕
𝜕𝑡 �𝑑𝑖𝑣

(𝐮)� +
𝜌:
𝑀
𝜕𝑝/
𝜕𝑡  (2.  33) 

 
𝜕𝑚/

𝜕𝑡 = 𝜌:𝛼𝑑𝑖𝑣(𝐮̇) +
𝜌:
𝑀
𝜕𝑝/
𝜕𝑡  (2.  34) 

 

Combinando o balanço de massa com 2.31 e linearizando o fluxo mássico em torno de 

𝜌 = 𝜌: densidade inicial, obtemos: 

 

𝜌:𝛼𝑑𝑖𝑣(𝐮̇) +
𝜌:
𝑀
𝜕𝑝/
𝜕𝑡 + 𝑑𝑖𝑣

(𝜌:𝕧./) = 𝐹/ 
(2.  35) 

 

Onde 𝐹/ e o termo relacionado a transferência de fluidos entre a matriz e as fraturas e está 

definido por (SILVA, 2018) 

 

𝐹$ = 𝛽
𝐾$
𝜇 𝜌:(𝑝$ − 𝑝%) 

(2.  36) 

 

𝐹% = −𝛽
𝐾$
𝜇 𝜌:(𝑝$ − 𝑝%) 

(2.  37) 

 

Onde 𝛽 = 4𝑙(𝑙 + 2)/𝑠% e 𝑠 e o espaçamento entre as fraturas. 

Este modelo foi proposto por (WARREN & ROOT, 1963) e considera um meio 

permeável que contêm regiões que contribuem significativamente para o volume de poros do 

sistema, mas contribuem de forma insignificante para a capacidade de fluxo.  

Para uma densidade inicial do fluido homogêneo temos: 
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1
𝑀
𝜕𝑝/
𝜕𝑡 + 𝛼𝑑𝑖𝑣

(𝐮̇) + 𝑑𝑖𝑣(𝕧./) =
𝐹/
𝜌:

 
(2.  38) 

 

Essa equação representa o balanço de massa da mistura sólido-fluido na formulação 

completamente acoplada (LEWIS e SCHREFLER, 1998; MURAD, 1994) 

De acordo as hipóteses iniciais no meio 2, fraturas, não vai ser considerada a deformação 

dado que a equação de fluxo da matriz depende apenas da pressão do meio poroso 1 e da tensão 

média total e a equação da fratura depende apenas da pressão do meio poroso 2, pois, só existe 

compressibilidade das partículas sólidas e deformação volumétrica para a matriz, ou seja, a 

densidade do sólido depende apenas da pressão do meio 1 e da tensão média total.(SILVA, 

2018) 

Assim, a equação de balanço de massa da mistura sólido fluido na formulação 

completamente acoplada para o meio 1 seria: 

 
1
𝑀
𝜕𝑝$
𝜕𝑡 + 𝛼𝑑𝑖𝑣

(𝐮̇) + 𝑑𝑖𝑣(𝕧.$) =
𝐹$
𝜌:

 
(2.  39) 

 

E para o meio 2: 
1
𝑀
𝜕𝑝%
𝜕𝑡 + 𝑑𝑖𝑣(𝕧.%) =

𝐹%
𝜌:

 
(2.  40) 

 

Agora, fazendo uso do princípio das tensões efetivas (BIOT, 1941) 

𝝈1 = 𝝈′ − 𝛼𝑝𝑰 (2.  41) 

 

onde 𝝈1 denota o tensor das tensões total da mistura solido-fluido no esqueleto poroso e 

𝝈′ a tensão efetiva que governa a deformação do esqueleto poroso. A primeira parcela é 

responsável pela deformação da matriz porosa sendo constituída pelas tensões transmitidas por 

contato direto entre as partes do esqueleto poroso.  

No caso elástico linear, para um estado natural livre de tensões na configuração de 

referência a tensão efetiva é dada por: 

 

𝝈H = 𝝈: + ℂℰ(𝐮) (2.  42) 
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Onde 𝝈:é a tensão efetiva na configuração de referência, ℂ o tensor elástico de quarta 

ordem e ℰ(u) o tensor de deformações da matriz porosa, o qual sob hipótese de pequenas 

deformações, satisfaz a relação de compatibilidade: 

 

ℰ(𝐮) =
1
2 (∇ ∙ u + ∇ ∙ u

1) (2.  43) 

 

Supondo o sistema elástico linear isotrópico, os componentes do tensor ℂ são 

representados na forma: 

 

𝐶/I4E = 𝜆𝛿/I𝛿4E +𝓊�𝛿/4𝛿IE + 𝛿/E𝛿I4�, (2.  44) 

 

Onde 𝜆 e 𝓊 são as constantes de Lamé, as quais são definidas, a partir do módulo de 

Young e do coeficiente de Poisson {𝐸, 𝜐}, da forma: 

𝜆 =
𝐸𝜐

(1 + 𝜐)(1 − 2𝜐) ,											𝓊 =
𝐸

2(1 + 𝜐) (2.  45) 

 

Portanto, para o sistema elástico isotrópico, a equação constitutiva (3.23) se reduz a  

𝝈H = 𝝈: + 𝜆𝑑𝑖𝑣(𝐮)𝐈 + 2𝓊ℰ(𝐮) (2.  46) 

 

Desprezando os efeitos gravitacionais e de aceleração, a equação de equilíbrio para a 

mistura sólido-fluido e dada por: 

𝑑𝑖𝑣𝝈1 = 0 (2.  47) 

 

A qual, juntamente com a decomposição (2.41) e a lei constitutiva (2.46) fornece para 

meios homogêneos  

(𝜆 + 𝓊)∇𝑑𝑖𝑣	𝐮 + 𝓊∆𝐮 = 𝛼∇𝑝/ (2.  48) 

 

Em termos das variáveis potenciais pressão 𝑝/ e deslocamento do solido 𝐮.  

No modelo fixed stress split o termo 𝛼𝑑𝑖𝑣(𝐮̇) que está no balanço de massa é escrito em 

função da tensão total fazendo uso do princípio das tensões efetivas. Para tanto, é tomado o 

traço da tensão total em (2.41) e é combinado com a lei elástica linear, obtendo: 

A equação (2.49) e uma combinação das equações (2.41) e (2.42), tirando o traço da 

equação resultante 
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𝑡𝑟𝝈1 = 𝑡𝑟𝝈: + (3𝜆 + 2𝓊)𝑑𝑖𝑣	𝐮 − 𝟑𝛼𝑝/ (2.  49) 

 

Definindo a tensão total média por:  

𝝈�1 = 𝝈�: +
3𝜆 + 2𝓊

3 𝑑𝑖𝑣	𝐮 − 𝛼𝑝/ 
(2.  50) 

onde 𝝈�1 e a tensão total média, 𝝈�: tensão inicial, 𝜆 e 𝓊 constantes de Lamê, 𝛼 constante 

de Biot e 𝑝/ pressão de poro. 

Derivando em relação ao tempo: 

𝑑𝑖𝑣	
∂𝐮
𝜕𝑡 =

𝛼
𝕂
∂𝑝/
𝜕𝑡 +

1
𝕂
𝜕𝜎�1
𝜕𝑡  (2.  51) 

 

Onde o módulo de rigidez e definido por 𝕂 = 𝜆 + %J
9

. 

Combinando (2.51) com o balanço global de massa (2.39) é obtido: 

 

b
1
𝑀 +

𝛼%

𝕂c
𝜕𝑝/
𝜕𝑡 +

𝛼
𝕂
𝜕𝜎�1
𝜕𝑡 + 𝑑𝑖𝑣(𝕧./) =

𝐹/
𝜌:

 
(2.  52) 

 

Reescrevendo: 

 

𝑐-
𝜕𝑝/
𝜕𝑡 +

𝛼
𝕂
𝜕𝜎�1
𝜕𝑡 + 𝑑𝑖𝑣(𝕧./) =

𝐹/
𝜌:

 
(2.  53) 

 

onde 𝑐- denota a compressibilidade total do sistema dada pela soma entre as 

compressibilidades do fluido e dos graõs sólidos, quantificada pelo modulo (1/𝑀), e da 

componente drenada 𝛼
%
𝕂�  (BARROSO, 2018).  

A equação (2.53) é a expressão típica da equação de difusão, suplementada por um termo 

adicional de fonte envolvendo a derivada temporal da tensão total média, a qual incorpora os 

efeitos geomecânicos não inclusos na compressibilidade total. (BARROSO, 2018) 

 

Assim o sistema de equações para o modelo de 2phi2k vai ser descrito como: 
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⎩
⎪
⎨

⎪
⎧
(𝜆 + 𝓊)∇𝑑𝑖𝑣	𝐮 + 𝓊∆𝐮 = 𝛼∇𝑝/

𝑐-
𝜕𝑝$
𝜕𝑡 +

𝛼
𝕂
𝜕𝜎�1
𝜕𝑡 + 𝑑𝑖𝑣(𝕧.$) =

𝐹$
𝜌:

𝑐-
𝜕𝑝%
𝜕𝑡 + 𝑑𝑖𝑣(𝕧.%) =

𝐹%
𝜌:

													𝑒𝑚	Ω × 𝐼 

 

(2.  54) 

 

Onde Ω ⊂ ℝK	(𝑛 = 2,3) o domínio com fronteira 𝜕Ω e vetor normal 𝒏𝝏𝛀 e 𝐼 = (0, 𝑇) o 

intervalo de tempo.  

Com condições iniciais dadas por: 

  𝑢
(𝑥, 0) = 0

𝑝/(𝑥, 0) = 𝑝/<
						𝑒𝑚	Ω (2.  55) 

 

Em condições de contorno relativas à geomecânica: 

  𝑢(𝑥, 𝑡) = 0				𝑠𝑜𝑏𝑟𝑒						𝜕Ω.F × 𝐼
𝝈1𝐧NO = 𝒕2(𝑥)	𝑠𝑜𝑏𝑟𝑒						𝜕Ω2F × 𝐼

 (2.  56) 

 

e à hidrodinâmica: 

¥
𝑝/(𝑥, 𝑡) = 𝑝./(𝑥)				𝑠𝑜𝑏𝑟𝑒						𝜕Ω.

# × 𝐼
𝕧./ ∙ 𝐧NO = 𝑣2(𝑥)	𝑠𝑜𝑏𝑟𝑒						𝜕Ω2

# × 𝐼
 

(2.  57) 

 

2.8.2 Modelo de simples porosidade  

 

O modelo 1phi1k é um caso particular do modelo 2phi2k apresentado anteriormente.  

A equação de balanço de massa do sólido para o meio pode ser expressa da seguinte 

maneira: 
𝜕
𝜕𝑡 (𝜌"(1 − 𝜙)) + ∇ ∙ (𝜌"(1 − 𝜙)𝒖̇) = 0 (2.  58) 

  

Onde 𝜌" e 𝒖̇ são a compressibilidade do sólido e taxa de deslocamento. Pelas hipóteses 

de meio poroso deformável e sólido incompressível, temos que a porosidade e constante. 

A equação de balanço de massa do fluido pode ser expressa, admitindo as hipóteses 

mencionadas:  

 
N
N-
¦𝜙𝜌+§ + ∇ ∙ ¦𝜌+𝕧. + 𝜙𝜌+𝒖̇§ = 0  (2.  59) 
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Onde 𝜌+ é a densidade do fluido e o 𝕧.	fluxo Darcy definida como  𝕧. = − 𝑲𝒊
Q
(∇pR −

𝜌+)  

 

2.8.3 Modelo Matemático Fator De Forma 

 

Seja Ω = [0, 𝐿5] × ¦0, 𝐿6§ × [0, 𝐿7] um domínio de volume retangular e (0, 𝑇) um 

intervalo de tempo. E considerada a fronteira do domínio Ω dada por 𝜕Ω = Γ*+ ∪ Γ2 onde Γ*+ 

denota a interface matriz/fratura e Γ2 a fronteira na qual impõe-se fluxo nulo. Assumindo que 

a matriz é um meio homogêneo e isotrópico e denotando 𝜙* a porosidade, 𝛽* a 

compressibilidade, 𝑘* a permeabilidade e 𝜇 a viscosidade, uma expressão geral da equação a 

ser resolvida para a pressão na matriz, 𝑝*(𝑥, 𝑡), é dada por (ROCHA, 2018): 

 

⎩
⎪
⎪
⎨

⎪
⎪
⎧𝜙*𝑐-*

𝜕𝑝*(𝑥, 𝑡)
𝜕𝑡 + ∇ ∙ 𝕧.* = 0									𝑒𝑚						Ω × (0, T)

𝕧.* = −
𝑘*
𝜇
∇𝑝*(𝑥, 𝑡)

𝑝*(𝑥, 𝑡) = 𝑝+										𝑠𝑜𝑏𝑟𝑒					Γ*+ × (0, T)
𝕧.* ∙ 𝒍 = 0										𝑠𝑜𝑏𝑟𝑒					Γ2 × (0, T)
𝑝*(𝑥, 𝑡) = 𝑝*,<								𝑒𝑚						Ω × (t = 0)

 

 

 

(2.  60) 

 

Onde 𝒍 denota o vetor normal de Γ2 exterior ao domínio Ω, 𝑝+ a pressão na fratura e 𝑝*,< 

a pressão inicial na matriz.  

(ZIMMERMAN et al.,, 1993) desenvolveram duas formas de calcular o fator de forma 

usando duas expressões que são equivalentes, uma baseada na pressão média na matriz e a outra 

no fluxo através de 𝜕Ω.  

Seja 𝑄(𝑡) definido da forma: 

 

𝑄(𝑡) = −
1
|Ω|® 𝜙*𝑐-*

𝜕𝑝*
𝜕𝑡

	

O
𝑑Ω 

(2.  61) 

 

Usando a equação (2.60) e o teorema de divergência, segue que: 

 

𝑄(𝑡) = −
1
|Ω|®∇ ∙ 𝕧.*

	

O
𝑑Ω (2.  62) 
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= −
1
|Ω|®𝕧.* ∙ 𝒏

	

O
𝑑Γ (2.  63) 

 

Logo, 𝑄(𝑡) é o termo de fonte volumétrica que representa a adição de fluido no sistema 

de fraturas oriundo da matriz. Usando 𝜕Ω = Γ*+ 	∪ 	Γ2 e a condição de fluxo nulo sobre Γ2, 

temos: 

𝑄(𝑡) =
1
|Ω|® 𝕧.* ∙ 𝒏

	

NO
𝑑Γ =

1
|Ω|® 𝕧.* ∙ 𝒏

	

T"#

𝑑Γ

=
1
|Ω|® Y−

𝑘*
𝜇 ∇𝑝*Z ∙ 𝒏

	

T"#

𝑑Γ 
(2.  64) 

 

Para introduzir o fator de forma, 𝛼(𝑡), e adotada a seguinte aproximação 

(ZIMMERMAN; CHEN; HADGU e BODVARSSON, 1993) 

 

∇𝑝*(𝑥, 𝑡) ∙ 𝒏 ≈
𝑝*ffff(𝑡) − 𝑝+

𝛿𝑡  (2.  65) 

 

Onde 𝑝*ffff(𝑡) denota a média de 𝑝*(𝑥, 𝑡) sobre o domínio Ω: 

 

𝑝*ffff(𝑡) =
1
|Ω|®𝑝*

(𝑥, 𝑡)𝑑Ω
	

O
 (2.  66) 

 

Com |Ω| o volume de Ω. O parâmetro 𝛿𝑡 na equação (2.65) mede o tempo de penetração 

da perturbação em 𝑝*(𝑥, 𝑡) causada por 𝑝+. No caso em que Ω e um quadrado de lado 𝐿, por 

exemplo, a partir do instante em que a matriz atinge o estado quase estacionário, 𝛿𝑡 alcança o 

centro do quadrado, ou seja, 𝛿(𝑡 ⟶ ∞) = 𝐿/2. 

Inserindo a aproximação (2.65) em (2.64), chegamos: 

 

𝑄(𝑡) ≈ −
1
|Ω|

𝑘*
𝜇 b

𝑝+ − 𝑝*ffff(𝑡)
𝛿𝑡 c® 𝑑Γ

	

T"#

= −
1
|Ω|

𝑘*
𝜇 b

𝑝+ − 𝑝*ffff(𝑡)
𝛿𝑡 c ±Γ*+±	

= −
±Γ*+±
|Ω|𝛿𝑡

𝑘*
𝜇 ²𝑝+ − 𝑝*ffff(𝑡)³ = 𝛼(𝑡)

𝑘*
𝜇 ²𝑝+ − 𝑝*ffff(𝑡)³ 

 

 

(2.  67) 

Onde ±Γ*+± denota a área de Γ*+ e 𝛽(𝑡) o fator de forma transiente, dado por:  
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𝛽(𝑡) =
±Γ*+±
|Ω|𝛿𝑡 

(2.  68) 

 

É valido notar que o fator de forma é um termo puramente geométrico com unidade 1/𝑚%. 

Além disso, o cálculo de 𝛽(𝑡) usando a relação acima envolve o conhecimento da geometria 

do arranjo matriz/fratura. Como alternativa, pode-se realizar o cômputo de 𝛽(𝑡) 

numericamente, o qual é o procedimento seguido nesta pesquisa e consiste em resolver a 

equação (2.60) no domínio de interesse usando a malha de elementos finitos com as fraturas 

discretas embebidas e obter 𝛽(𝑡) como um pós-processamento. Neste sentido tal cálculo pode 

ser feito utilizando duas abordagens apresentadas a seguir. 

 

 

2.8.3.1 Cálculo do fator de forma baseado na pressão média 

 

Nesta etapa e deduzida uma expressão para 𝑐-(𝑡) equivalente e dada em (2.67) mas 

baseada na pressão média 𝑝*ffff. Partindo de (2.67), usando o teorema de divergência de Gauss e 

a equação de balanço chegamos a: 

 

𝛽(𝑡) =
𝜇

𝑘* ²𝑝+ − 𝑝*ffff(𝑡)³

1
|Ω|® 𝕧.* ∙ 𝒏	𝑑Γ

	

T"#

	

=
𝜇

𝑘* ²𝑝+ − 𝑝*ffff(𝑡)³

1
|Ω|®𝕧.* ∙ 𝒏	𝑑Ω

	

O
	

=
𝜇

𝑘* ²𝑝+ − 𝑝*ffff(𝑡)³

−1
|Ω|® 𝜙*𝑐-*

𝜕𝑝*(𝑥, 𝑡)
𝜕𝑡 𝑑Ω

	

O
 

 

 

 

(2.  69) 

No caso que a matriz seja considerada como homogênea, pode-se tirar 𝜙* e 𝛽* da 

integral, resultando em: 

 

𝛽(𝑡) =
𝜙*𝑐-*𝜇

𝑘*�𝑝*ffff(𝑡)−𝑝+�
𝜕𝑝*ffff(𝑡)
𝜕𝑡  (2.  70) 
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De forma análoga ao caso anterior é possível estimar 𝛼U tomando o limite 𝑡 ⟶ ∞ em 

(2.70). 

 

2.8.3.2 Cálculo do fator de forma considerando a matriz anisotrópica 

 

Considerado o caso mais geral em que a matriz tem permeabilidade anisotrópica, 

seguindo (KFOURY et al. 2004) é proposto o cálculo de um coeficiente de troca, 𝛽̅(𝑡), que leva 

em conta a anisotropia da permeabilidade e a viscosidade. Para tanto, é reescrito o termo de 

troca de massa 𝑄(𝑡) em (2.66) da forma: 

 

𝑄(𝑡) ≈ 𝛽̅(𝑡)(𝑝*ffff−𝑝+) (2.  71) 

 

Com coeficiente de troca dado por: 

 

𝛽̅(𝑡) = −
𝑐-*

�𝑝*ffff(𝑡)−𝑝+�
𝜕𝑝*ffff(𝑡)
𝜕𝑡  (2.  72) 

 

Neste caso o coeficiente de troca tem unidades de ´ $
AVD∙"

µ, para obter o fator de forma 

convencional, com unidade 1/𝑚%, e feito: 

 

𝛽(𝑡) =
𝛽̅̅(𝑡)

¶𝑘*,5𝑘*,6𝑘*,7$  (2.  73) 

 

De forma análoga aos casos anteriores é possível estimar 𝛽̅U tomando o limite 𝑡 ⟶ ∞ 

em (2.71). Lembrando que nesse cenário anisotrópico o termo de troca de massa no modelo 

2phi2k é dado por 𝑄U = 𝛽̅U�𝑝*ffff−𝑝+�. 

 

2.8.3.3 Metodologia cálculo do fator de forma 

 

O valor de 𝛼U é obtido quando 𝑝*(𝑥, 𝑡) atinge o estado estacionário. Além disso, 

introduzindo o comprimento equivalente referente a geometria do problema, 𝐿,X, e supondo 

que vale a relação: 
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𝛽U =
𝐹

�𝐿,X�
% (2.  74) 

 

E possível estimar a constante 𝜎 utilizando 𝛼U obtido através de um experimento 

numérico. Este experimento numérico consiste em uma simulação do reservatório fraturado 

usando a técnica de fraturas incorporadas na malha de elementos finitos, conforme apresentado 

em (BESERRA 2015)seguindo os seguintes passos: 

 

• Nos casos tridimensionais, calcular o comprimento equivalente e dado por:  

𝐿,X =
𝑣𝑜𝑙𝑢𝑚𝑒𝑛	𝑑𝑜	𝑑𝑜𝑚𝑖𝑛𝑖𝑜	Ω

𝑎𝑟𝑒𝑎	𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙	𝑑𝑎	𝑖𝑛𝑡𝑒𝑟𝑓𝑎𝑐𝑒	Γ*+
 (2.  75) 

 

• Não vai existir fluxo nos contornos da célula. 

𝕧. = 0.				𝑒𝑚							Γ (2.  76) 

 

• As fraturas são pressurizadas com uma pressão dada, e se espera até que o 

reservatório alcance o estado pseudo-estacionário.  

• É calculada a função de transferência baseada no fluxo, na pressão média ou para 

um modelo anisotrópico. 

• É calculado o fator de forma usando a equação (2.74). 

• O valor do fator de forma para o estado pseudo-estacionário ou o comportamento 

com o tempo (estado transiente) é inserido no modelo 2phi2k desenvolvido por 

(A. C. SILVA 2018) no código numérico CODE_BRIGHT 

 

É importante ressaltar que o valor 𝛼U não depende de 𝑝+ e nem da diferença de pressão 

imposta pela condição inicial, uma vez que ele é um fator puramente geométrico. Desta forma, 

a partir dos parâmetros 𝑝+ e 𝑝*,< podemos escolher pressurizar ou despressurizar a matriz 

adotando 𝑝+ > 𝑝* ou 𝑝+ < 𝑝*, respectivamente. 

 

2.9 ELEMENTOS FINITOS COM DESCONTINUIDADES EMBEBIDAS  

 

A formulação de elementos finitos com descontinuidades embebidas requer a 

consideração adequada de aspectos relacionados às consistências cinemática e estática. O 
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enriquecimento cinemático deve refletir a posição dos deslocamentos relativos (abertura e 

deslizamento) da interface. Além disso, a continuidade de tensões deve ser corretamente 

imposta para garantir o equilíbrio entre as forças de superfície na interface e o campo de tensões 

na parte continua circundante. (BESERRA, 2015; MANZOLI e SHING, 2006). A 

implementação desta técnica no software CODE_BRIGHT foi feita por (BESERRA, 2015). 

A Figura 6 ilustra um elemento finito triangular de três nós, de domínio ΩY, comprimento 

𝑙, dividido por uma descontinuidade que representa uma banda de localização de deformações, 

𝑆,, de largura ℎ, que separa o elemento em duas partes, ΩYB e ΩYZ, isolando o nó 1 dos nos 2 e 

3. O vetor n é o vetor unitário normal à direção da descontinuidade e o vetor m é o vetor unitário 

normal ao lado oposto ao nó isolado. Por questão de simplificação, a formulação de 

descontinuidades fortes incorporadas será apresentada a seguir limitando-se ao estudo do 

domínio desse elemento (BESERRA, 2015). 

Figura 6 - Decomposição do campo de deslocamentos: (a) elemento indeformado; (b) elemento 
deformado; (c) deformação da parte contínua; (d) movimento relativo devido à descontinuidade. 

 
Fonte: Adaptado de Beserra (2015). 

 

O salto do campo de deslocamento ⟦𝑢⟧, em 𝑆, leva a um movimento relativo do corpo 

rígido, o campo de deformações da porção continua e da descontinuidade pode ser escrita como 

(BESERRA, 2015; FALCÃO et al., 2018): 
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𝜺O = 𝜺 −
1
𝑙,
𝑴⟦𝒖⟧ (2.  77) 

 

𝜺[ = 𝜺 −
1
𝑙,
𝑴⟦𝒖⟧ +

1
ℎ𝑵

⟦𝒖⟧ (2.  78) 

 

O correspondente campo de tensões é dado por: 

 

𝝈O = Σ(𝜺O) = Σ Y𝜺 −
1
𝑙,
𝑴⟦𝒖⟧Z (2.  79) 

 

𝝈[ = Σ(𝑠) = Σ Y𝜺 −
1
𝑙,
𝑴⟦𝒖⟧ +

1
ℎ𝑵

⟦𝒖⟧Z (2.  80) 

 

Onde ℎ denota a espessura da banda de localização, Σ é o modelo constitutivo do material, 

𝑀 e 𝑁 são as matrizes obtidas desde os componentes dos vetores 𝑚 e 𝑛 respetivamente e ⟦𝑢⟧ é 

o salto no campo de deslocamentos. 

A continuidade das tensões na interface entre a descontinuidade e a parte contínua do 

elemento é definida como: 

𝒏 ∙ (𝝈O − 𝝈[) = 0 (2.  81) 

 

Para representar o comportamento mecânico do material, é adotado o modelo hiperbólico 

de fechamento de fraturas proposto por (BARTON et al., 1985). A tensão normal na fratura é 

obtida como segue (FALCÃO et al., 2018): 

 

𝜎K = 𝒏 ∙ 𝜎[ ∙ 𝒏 (2.  82) 

 

A partir da tensão normal é obtido o fechamento normal segundo o modelo de Barton-

Bandis: 

𝑗 =
𝜎′K𝑉*

𝐾3/𝑉* + 𝜎′K
 (2.  83) 

 

onde 𝑗 é o fechamento da fratura, 𝜎′K é a componente do tensor de tensões efetivas normal 

ao plano de descontinuidade, 𝑉* e o fechamento máximo e 𝐾3/ e a rigidez inicial de Barton-

Bandis. 
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O salto do campo de deslocamentos é escrito como 

⟦𝒖⟧ = 𝑗	𝒏 (2.  84) 

 

Finalmente, o campo de deformações na descontinuidade vai ser dado por:  

 

𝜺" = 𝜺 −
1
𝑙,
𝑴⟦𝒖⟧ +

1
ℎ𝑵

⟦𝒖⟧ + 𝜺"< (2.  85) 

 

Onde 𝜺"< é o estado inicial de deformação correspondente ao estado de tensões efetivas 

inicial (ZULETA, 2017) 

Quando existe uma fratura em um meio poroso, essa representa um caminho preferencial 

para o fluxo no sentido da descontinuidade, que pode ser interpretada como uma anisotropia 

induzida, na direção da fratura, em todo o meio (BESERRA, 2015; FALCÃO et al., 2018). A 

Figura 7 apresenta as fraturas incorporadas nos elementos finitos, para este caso, o tensor de 

permeabilidade do elemento se torna anisotrópico, com um valor de permeabilidade maior na 

direção da fratura. 

Figura 7 - (a) Elemento com fratura embebida (b) decomposição do vetor de fluxo na direção da 
descontinuidade. 

 
Fonte: Adaptado de Beserra (2015). 

 

Considerando a decomposição do vetor de fluxo na fratura em uma componente normal 

e outra tangencial, como mostra a Figura 7 assume-se que não existe fluxo na interface entre a 

fratura e a parte contínua do elemento e que todo o fluxo na fratura ocorre na direção dela, 

portanto: 

𝒏 ∙ 𝕧.+ = 0 (2.  86) 
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𝒕 ∙ 𝕧.+ = 𝕧.+ (2.  87) 

 

Onde t é o vetor unitário na direção da descontinuidade. O fluxo Darcy na fratura 𝕧.+ é 

dado por: 

𝕧.+ = −𝐾+∇p	 (2.  88) 

 

Onde 𝐾+ = 𝑘+/𝜇 

Na aproximação de elementos finitos o fluxo na fratura ocorrerá em toda a espessura do 

elemento. Para garantir que a transmissividade do elemento com a fratura incorporada seja igual 

a transmissividade do  

 

conjunto elemento contínuo mais fratura, a permeabilidade 𝐾+ deve ser multiplicada pelo 

fator geométrico ℎ/𝑙,. Assim a equação de fluxo pode ser escrita, na forma tensorial, da 

seguinte forma (BESERRA, 2015) 

 

𝕧.+ = −
ℎ
𝑙,
𝐾+𝒕⨂𝒕∇𝑝 (2.  89) 

 

Onde 𝒕 e o vetor que define a direção da descontinuidade, ℎ é a espessura da 

descontinuidade incorporada e 𝑙, é o tamanho característico do elemento. 

O fluxo na parte continua é dado por: 

 

𝕧.O = −𝐾O∇p (2.  90) 

 

Onde 𝐾O	é o tensor de permeabilidade do meio contínuo. E fluxo no elemento 

corresponde a soma dos fluxos na descontinuidade e na parte continua: 

 

𝕧. = 𝕧.O + 𝕧.\ (2.  91) 

 

𝕧. = −Y𝐾O +
ℎ
𝑙,
𝐾+𝒕⨂𝒕Z ∙ ∇𝑝 (2.  92) 
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Finalmente, pode-se calcular o fluxo no elemento, definindo-se também um tensor de 

permeabilidade efetiva que incorpora a anisotropia induzida pela presença da fratura, que é um 

canal preferencial ao fluxo. 

𝕧. = −𝑲Y\∇p (2.  93) 

𝑲Y\ = 𝑲O +
ℎ
𝑙,
𝐾+𝒕⨂𝒕 (2.  94) 

 

A permeabilidade intrínseca da fratura 𝑘+ pode ser determinada por diferentes modelos, 

que podem considerar as fraturas com paredes rugosas ou com material de preenchimento. Para 

este modelo é usada a lei de placas paralelas que define a permeabilidade em função da abertura 

da fratura da seguinte forma: (BESERRA, 2015); (ZIMMERMAN; CHEN; HADGU e 

BODVARSSON, 1993) . 

𝑘+ =
𝑎%

12 , 𝑎 = 𝑎< + 𝑗 

 
(2.  95) 

Onde a é a abertura hidráulica da fratura. 

Sendo a0 a abertura hidráulica inicial da fratura, para o estado de tensões iniciais, que é 

um parâmetro da rede de fraturas e j é o fechamento da fratura dado pelo modelo de Barton-

Bandis e associado à deformação do meio.  

A equação de continuidade que rege o fluxo de fluido no meio poroso, considerando meio 

rígido e sem efeito gravitacional é dada por: 

 

𝜙
𝜕𝜌+
𝜕𝑡 + ∇ ∙ ¦𝜌+𝕧.§ = 0 

(2.  96) 

 

A densidade do fluido se relaciona com a pressão de acordo a seguinte expressão: 

 

𝜌+ = 𝜌+<𝑒]%(#B#&) (2.  97) 

 

Onde 𝜌+< é a densidade de referência, 𝛽 é a compressibilidade do fluido, 𝑝 é a pressão e 

𝑝< é a pressão de referência.  

 

A variação de porosidade é definida a partir da equação de conservação de massa do 

sólido, em função da velocidade de deslocamento do solido (BESERRA, 2015): 
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𝜕
𝜕𝑡
[(1 − 𝜙)𝜌"] + ∇ ∙ [(1 − 𝜙)𝜌"𝒖̇] = 0 (2.  98) 

 

Onde 𝜌" e a densidade do sólido, que depende da compressibilidade da matriz, e 𝜙 é a 

porosidade do meio.  

A equação de conservação de massa da fase fluida é dada por (BESERRA, 2015): 

 
𝜕
𝜕𝑡 ¦𝜙𝜌+§ + ∇ ∙ ¦𝜌+𝕧. + 𝜙𝜌+𝒖̇§ = 0 (2.  99) 

 

Onde 𝜌+ é a densidade do fluido e o 𝕧.	fluxo Darcy. 
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3 SIMULAÇÃO DE RESERVATÓRIOS NATURALMENTE FRATURADOS 

 

O comportamento geomecânico dos meios porosos tem se tornado cada vez mais 

importante para as operações de explotação de reservatórios de hidrocarbonetos. A modelagem 

numérica de tais processos é complexa e tem sido realizada historicamente em três áreas 

distintas: modelagem geomecânica (com o objetivo principal de computar o comportamento de 

tensão/deformação), simulação de reservatório (essencialmente modelagem de fluxo 

multifásico e transferência de calor em meios porosos), e mecânica de fratura associado a 

geomecânica (lidando em detalhes com propagação de fissuras e geometria) (SETTARI e 

WALTERS, 2001). 

Neste capítulo são apresentados os resultados das simulações usando a teoria de 

pseudoacoplamento explicada no Capítulo 2. 

 

3.1 OBTENÇÃO DE TABELAS DE PSEUDOACOPLAMENTO USANDO O MÉTODO DE 

DESCONTINUIDADES INCORPORADAS 

 

Nesta seção será descrito o procedimento para obtenção de tabelas de pseudoacoplamento 

usando o programa em elementos finitos CODE_BRIGHT.  

Este caso foi desenvolvido em parceria com a Petrobras (FALCÃO et al., 2018), que 

forneceu uma seção 3D de um modelo tridimensional correspondente a um dos reservatórios 

do Pré-sal. As células 3D correspondem ao volume relacionado do modelo geológico 

construído com aproximadamente 12000 fraturas. Além disso, também foram disponibilizadas 

as características do reservatório, as condições iniciais e de contorno para as simulações.  

Foram analisadas 5 células do modelo de reservatório fornecido com diferentes 

densidades de fraturas, conforme mostradas na Figura 8. Na Tabela 2 se apresenta o nome de 

cada uma das células e a relação com o número de fraturas. 

Tabela 2 - Relação nome e número de fraturas para as células analisadas. 

ID das células 

analisadas 
Número de fraturas 

3_3_16 115 

54 Fra 54 

8_7_36 26 

8_14_30 23 

11_8_61 8 
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Na Figura 8 são apresentadas as imagens das células em malhas de elementos finitos, é 

possível observar as fraturas discretizadas e que estas não têm um padrão representativo, só que 

as fraturas em sua maioria cortam completamente o eixo z. As tabelas de pseudoacoplamento 

são obtidas para as três direções de fluxo (X, Y e Z). 

Figura 8 - Malhas de elementos finitos criadas com as fraturas discretizadas. 

 
Fonte: Autor (2023). 

 

 

O experimento numérico consiste em avaliar a vazão que percola uma amostra sob 

condições edométricas. O domínio é submetido a um carregamento vertical constante durante 

todo o tempo de simulação, com deslocamento lateral restrito. São calculadas propriedades 

equivalentes como permeabilidade para cada direção de fluxo, com a aplicação de um gradiente 

de pressão de ∆𝑝 = 0.1 𝑀𝑃𝑎. As propriedades equivalentes são obtidas para um cenário de 

depleção do reservatório, com a pressão variando de 50 MPa para 10 MPa. A amostra fica sob 

o gradiente constante de pressão até o estado estacionário ser atingido, condição necessária para 

obtenção do valor correto para a permeabilidade.  

Célula tridimensional com 23 fraturasCélula tridimensional com 8 fraturas.Célula tridimensional com 26 fraturas.

Célula tridimensional com 115 fraturas.Célula tridimensional com 54 fraturas.
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Figura 9 - Condições de contorno: (a) Condições de contorno mecânicas. (b) Condição de contorno 
hidráulica para obtenção da permeabilidade horizontal. (c) Condição de contorno hidráulica para 

obtenção da permeabilidade vertical. 

 
Fonte: Autor (2023). 

 

Assim ao invés de atualizar a porosidade com a equação implícita no simulador, são 

usados os multiplicadores de porosidade e permeabilidade que parte da teoria de flow based 

upscaling. Dentro do programa em elementos finitos CODE_BRIGHT eestá programada uma 

equação polinomial de grau 4 obtida com as tabelas de pseudoacoplamento, onde é interpolada 

a permeabilidade em função da pressão do sistema, com esta se faz possível obter o 

comportamento de fechamento das fraturas naturais durante a depleção da célula do reservatório 

analisada. 

A descrição geológica real da rede de fraturas raramente é considerada em detalhes na 

avaliação dos parâmetros de dupla porosidade. Esta questão foi abordada em diferentes graus 

por investigadores anteriores por exemplo, (BOURBIAUX et al., 1998, 2002; CACAS et al., 

1990). Nesses trabalhos, foram propostos métodos para criar a ligação entre o modelo geológico 

e os modelos de fluxo contínuo. (CACAS et al., 1990) demonstraram uma abordagem para 

estimar a permeabilidade em escala de reservatório e parâmetros de dupla porosidade de rochas 

fraturadas usando dados estatísticos sobre a geometria da rede em combinação com uma 

calibração do modelo usando testes hidráulicos e traçadores em pequena escala. Estas 

abordagens mantêm a ligação com a geologia em certa medida e, mas levam a modelos grandes 

devido à complexidade da rede de fraturas. Vários outros investigadores como (BOGDANOV 

et al., 2003; LEE et al., 2001; LONG et al., 1985; SNOW, 2001) calcularam as permeabilidades 

efetivas para sistemas fraturados como serão feitas neste trabalho. (DERSHOWITZ et al., 2000) 

propôs integrar modelos discretos e de dupla porosidade onde os parâmetros usados para 

simulações de dupla porosidade são derivados de modelos geologicamente mais realistas de 
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fraturas discretas, a fim de refletir mais precisamente a conectividade, heterogeneidade e 

anisotropia de reservatórios fraturados (MOINFAR et al., 2011). Eles derivaram a 

permeabilidade direcional do sistema de fratura a partir de modelos de fratura gerados 

estocasticamente, e os parâmetros de fluxo assim obtidos foram então usados como base para a 

simulação de dupla porosidade. 

Na Tabela 3 são apresentadas as características do reservatório que correspondem a uma 

formação de carbonato com matriz de baixa permeabilidade e altamente fraturada, e que são os 

dados de entrada para a simulação de alta fidelidade a qual tem como objetivo criar as fraturas 

de maneira discreta em uma malha de elementos finitos.  

Tabela 3 - Propriedades do reservatório. 

 
 

Na Figura 10 e Figura 11 são apresentadas as curvas de multiplicadores de permeabilidade 

equivalente obtidas em todas as direções de fluxo. É possível observar que só em z a maioria 

de fraturas cortam completamente esta direção, e é onde o fluxo é mais bem comparado com a 

direção x e y.  

É notório o impacto que tem a densidade de fraturas nas permeabilidades equivalentes em 

função da pressão, como concluiu (WAN et al., 2016) no seu trabalho, para um maior número 

de fraturas naturais, a permeabilidade da célula é maior, e ao acontecer a despressurização do 

reservatório analisado as fraturas fecham, o que leva a uma diminuição na permeabilidade. Isto 

e padrão para todas as células. Porém, ao fazer a comparação entre elas, se evidencia a 

diminuição da capacidade de fluxo relacionada à intensidade das fraturas naturais, considerando 

assim a célula de 8 fraturas com uma relação de multiplicador de permeabilidade menor que a 

célula com 115 fraturas. 
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Figura 10 - Multiplicadores de permeabilidade obtidos para o modelo 1phi1k. 

 
Fonte: Autor (2023). 

 

Como foi observado anteriormente, os parâmetros equivalentes para o modelo 1phi1k e 

o 2phi2k são calculados de maneiras diferentes. Na Figura 11 são apresentados os 

multiplicadores de permeabilidade equivalente para fratura, por que são as que representam 

maiormente o fluxo nas células, dado que a permeabilidade da rocha na direção z é de 0.026 

mD. 

O comportamento das curvas de permeabilidade equivalente com a pressão é similar às 

observadas nas curvas de permeabilidade equivalente 1phi1k. Ao se despressurizar o 
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reservatório as fraturas fecham e a permeabilidade do reservatório diminui. Existe também uma 

leve diferença entre os valores obtidos nas duas simulações. No caso 1phi1k se considera 

também a permeabilidade da rocha, que mesmo não sendo significativa contribui para a 

permeabilidade do sistema. 

Figura 11 - Multiplicadores de permeabilidade obtidas para o modelo 2phi2k da fratura. 

 
Fonte: Autor (2023). 
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3.2 APLICAÇÃO DE PSEUDOACOPLAMENTO NA MODELAGEM 

HIDROMECÂNICA DE SIMPLES POROSIDADE E DUPLA POROSIDADE E 

PERMEABILIDADE: CASOS DO PRÉ-SAL 

 

Nesta seção são apresentados os resultados obtidos mediante a simulação numérica 

usando como dados de entrada os valores obtidos dos multiplicadores de permeabilidade 

equivalente, apresentadas anteriormente, e o fator de forma apresentado na Figura 12, onde é 

mostrada a evolução do fator de forma com o tempo, calculado numericamente usando a 

formulação apresentada no capítulo 2.  Se observa que quanto menor o número de fraturas que 

contribuem para a permeabilidade do sistema, a transferência de fluidos entre a rocha e as 

fraturas demora mais para chegar em um valor estacionário. O contrário acontece com o sistema 

mais fraturado, onde o fluxo entre matriz e fratura é facilitado e se estabiliza mais rápido. Nas 

simulações 2phi2k, é observado o comportamento transiente do fator de forma com o tempo, 

que representa uma aproximação rigorosa da real dinâmica do reservatório. Autores como 

(ULEBERG e KLEPPE, 1996), concluíram que "os modelos baseados no conceito 2phi2k 

utilizando termos simples de transferência de fluido entre fraturas e blocos matriciais não são 

suficientemente precisos ou representativos na maioria dos casos". Ao longo do tempo, 

variações 2phi2k foram implementadas para melhorar sua capacidade de representar o meio 

fraturado e diferentes estudos abordam problemas particulares com modelos 2phi2k (TORRES 

et al., 2020). Neste trabalho é capturado o fator de transferência entre a rocha e a matriz do 

modelo geológico real e considerando a variação de este termo com o tempo. 
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Figura 12 - Comportamento do fator de forma com o tempo obtido para cada célula. 

 
Fonte: Autor (2023). 

 

Nos seguintes gráficos é feita uma comparação dos resultados obtidos para cada célula 

usando a modelagem 1phi1k, 2phi2k e DFN. Basicamente três tipos de abordagens são usados 

para a análise do fluxo em um reservatório fraturado. O primeiro é a abordagem contínua 

(1phi1k) que trata o reservatório fraturado como um meio poroso único com uma 

permeabilidade global equivalente. As teorias relativas a esta abordagem são gerais e bem 

desenvolvidas. A segunda é a abordagem 2phi2k, que assume que o meio poroso consiste em 

dois meios contínuos, um associado à rede de fraturas e outro com um sistema de poros menos 

permeáveis de bloco matricial.  A terceira é a abordagem da rede de fratura discreta (discrete 

fracture networks - DFN), que pressupõe que as fraturas formam caminhos para o fluxo de 

fluidos e que a matriz é permeável. A abordagem contínua é boa tanto para fluxos saturados 

quanto não saturados, a menos que os meios porosos sejam muito heterogêneos. As 

heterogeneidades dos meios porosos dão origem a campos de fluxo não uniformes com 

distribuições de velocidade muito diferentes. Tais fenômenos são frequentemente referidos 

como fluxo preferencial ou de desvio (BEVEN e GERMANN, 1981). Para meios porosos com 

forte heterogeneidade devido a fraturas, a abordagem contínua não pode fornecer previsões 
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realistas para o fluxo. Ao invés disso, o modelo 2phi2k ou o modelo DFN devem ser usados 

para a consideração de tais fluxos preferenciais. Os objetivos dos dois modelos são os mesmos, 

entretanto, cada modelo envolve parâmetros diferentes (LEE et al., 1999) como já foi 

apresentado ao longo do texto. 

Na Figura 13 é apresentada uma célula tridimensional com um poço horizontal no meio, 

este poço tem uma pressão inicial de 10 MPa e o resto do domínio 55 Mpa, inicia-se a produção 

de fluido do reservatório pela seção do poço e procede-se a despressurização até se atingir   o 

estado pseudo-estacionário.  

Figura 13 - Exemplo do poço definido na célula por onde procede-se a depleção do reservatório. 

 
Fonte: Autor (2023). 

 

Nas Figuras 14, 15 e 16 é apresentada a produção acumulada versus o tempo de produção, 

em escala logarítmica para ressaltar a diferença entre os resultados dependendo da intensidade 

de fraturas em cada uma das células. 

Ao usar o modelo de fraturas embebidas numa malha de elementos finitos, obtemos os 

resultados do modelo de fraturas discretas. Na Figura 14 é notória a diferença da produção 

acumulada com o tempo dependendo da intensidade de fraturas em cada uma das células 

analisadas. No caso da célula com 8 fraturas (11_8_61) o sistema não consegue chegar no 

estado estacionário uma vez que há poucas fraturas contribuindo para o fluxo. 

Para o caso das células 8_14_30 (23 Fraturas), 8_7_36 (26 fraturas) e 54 fraturas se 

observa uma proximidade no comportamento da produção acumulada, mesmo assim o resultado 

da célula 26 fraturas se afasta ao comportamento da 23 fraturas, dando como conclusão que 

todas as fraturas presentes nesta primeira célula não cortam completamente a direção z, 
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deixando só competitivas para o fluxo nesta direção 17 fraturas, o que leva a uma lenta 

transferência de fluido entre a rocha e a fratura, conforme resultado observado na Figura 14. 

Finalmente para o caso da célula 3_3_16 (115 fraturas), o fluxo acontece rápido devido 

ao sistema ser altamente fraturado, chegando assim num estado pseudo-estacionário com maior 

facilidade que as outras células. 

Figura 14 - Resultados para simulação DFN usando o método de descontinuidades embebidas. 

 
Fonte: Autor (2023). 

 

Na Figura 15 são apresentados os resultados para as simulações realizadas com o modelo 

1phi1k. Neste caso, são usadas as tabelas de pseudoacoplamento apresentadas na Figura 10 

Como o sistema considera as fraturas e rocha, pode-se observar um comportamento suave das 

curvas de produção acumulada com o tempo. A velocidade de produção do fluido em cada uma 

das células é equivalente ao número de fraturas naturais presente no sistema, similar ao que foi 

discutido nos resultados anteriores (DFN).  
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Figura 15 - Resultados para simulação 1phi1k. 

 
Fonte: Autor (2023). 

 

Finalmente, na Figura 16, são apresentados os resultados para as simulações realizadas 

com o modelo 2phi2k. Neste caso, é usada uma tabela de pseudoacoplamento para o sistema 

das fraturas (Figura 11) e outra para o sistema da rocha. 

É possível observar uma diferença entre o tempo que se alcança o estado pseudo-

estacionário em cada uma das células, relacionado a densidade de fraturas em cada célula. 

O modelo 2phi2k permite representar uma aproximação ao comportamento real do 

reservatório, levando em consideração o comportamento do fechamento das fraturas naturais, 

usando neste caso as tabelas de pseudoacoplamento obtidas através do experimento apresentado 

na Figura 9.  
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Figura 16 - Resultados para simulação 2phi2k. 

 
Fonte: Autor (2023). 

 

A seguir, serão apresentadas as curvas comparando cada uma das metodologias usadas 

(DFN, 1phi1k e 2phi2k) para cada uma das células. Esta análise permitirá identificar que 

método se aproxima melhor da realidade do comportamento do sistema naturalmente fraturado 

durante um processo de despressurização. O objetivo é identificar se o modelo 1phi1k ou 2phi2k 

permite um resultado aproximado ao DFN, que como já foi dito anteriormente, apresenta um 

custo computacional maior devido à definição exata da rede de fraturas numa malha de 

elementos finitos. 

Uma conclusão geral ao observar os gráficos é que a metodologia 2phi2k é a mais 

próxima da DFN, capturando melhor o fluxo através de cada meio e, também, a diminuição de 

permeabilidade pelo fechamento da fratura. Se observa que o modelo DFN e 2phi2k sempre se 

afastam do 1phi1k. Este comportamento se deve ao fato de algumas fraturas fecham durante a 

análise, reduzindo a permeabilidade do sistema. Por este motivo, a dissipação da pressão dos 

poros é descontínua e menor quando comparada com o modelo de porosidade única (MEJIA et 

al., 2021). 
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Figura 17 - Comparação entre modelos para cada uma das células. 

 
Fonte: Autor (2023). 

 

O modelo 2phi2k representa melhor o modelo DFN principalmente nas células com maior 

densidade de fraturas (3_3_16) 115 fraturas e a de 54 fraturas. Ao observar células com 

densidade de fraturas baixa (11_8_61, com 8 fraturas) o modelo 2phi2k é pouco efetivo, 

chegando-se à conclusão que para sistemas com baixa densidade de fraturas, ou que tenham 

pouca conectividade entre elas, o modelo 1phi1k consegue representar melhor o fluxo no meio 

fraturado. Mesmo que a técnica 2phi2k tenha servido ao propósito prático de simular 

reservatórios reais, reconhece-se que tem limitações quanto a sua precisão (KIM e DEO, 1999). 
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Por tanto, é observado nas células analisadas uma separação das curvas de produção acumulada 

com o tempo para as abordagens 1phi1k e 2phi2k. 
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4 PERMEABILIDADE EQUIVALENTE USANDO PADRÕES TOPOLÓGICOS 

 

Este capítulo apresenta um estudo publicado na revista Energies (ALVAREZ et al., 2021), 

que compila a obtenção de permeabilidades equivalentes usando a técnica de elementos finitos 

com fraturas incorporadas e o fator de forma. 

O objetivo é que, através das características geométricas das fraturas utilizar o modelo 

proposto por Saevik e Nixon em seu estudo para identificar o impacto da topologia da fratura 

no fator de forma e a permeabilidade equivalente do sistema. Um resumo do modelo proposto 

por Saevik e Nixon e o modelo ODA é apresentado abaixo para validar e comparar os 

resultados. 

 

4.1 CARACTERIZAÇÃO TOPOLÓGICA DA REDE DE FRATURAS 

 

Um reservatório naturalmente fraturado pode envolver vários conjuntos de fraturas, que 

podem ou não se interceptar. Cada fratura pode ser descrita por uma variedade de atributos 

geométricos (BERKOWITZ, 2002). Assim, é tanto a geometria das fraturas quanto as relações 

entre fraturas individuais ou conjuntos de fraturas que controlam as propriedades de fluxo 

(SÆVIK e NIXON, 2017). A conexão entre os planos de fratura é importante, e o termo 

topologia é usado para descrever as relações espaciais entre os planos de fratura. A análise da 

topologia do plano de fratura pode melhorar a estimativa analítica da permeabilidade efetiva 

em redes de fraturas (SÆVIK e NIXON, 2017). A topologia define basicamente as conexões 

entre fraturas em um modelo de rede de fratura discretizada como contagem de nós e análise de 

ramos. As proporções de nós Y-, X-, e I-nós isolados proporcionam o suporte para a 

classificação topológica e contagem do tipo de nó (Figura 18). A análise topológica pode 

determinar a intensidade sem dimensão, frequência, orientação e comprimento das fraturas. As 

proporções de amostragem de vários tipos de nós fornecem uma classificação topológica que 

pode estimar o efeito da condutividade da rede (SANDERSON e NIXON, 2015b) (Figura 18). 
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Figura 18 - Classificação dos tipos de nós. Tipo X - as fraturas são cruzadas, tipo I - início e fim da 
fratura, tipo Y - pilar de fratura com outra fratura. 

 
Fonte: Adaptado de Sanderson e Nixon (2015b). 

Sævik e Nixon (2017) apresentaram um método analítico inovador para a estimativa da 

permeabilidade efetiva usando parâmetros topológicos. Eles se concentraram no upscaling 

analítico para criar uma relação funcional entre a permeabilidade efetiva e os parâmetros de 

fratura. 

A conectividade hidráulica f é a relação entre a permeabilidade efetiva real da rede 

(upscaling) e o limite superior teórico, conforme definido por (ODA e SAITOO, 1989). Nesta 

estrutura a conectividade f toma o valor 1 (f=1) em um caso idealizado de fraturas definidas por 

dois planos paralelos, que é uma representação clássica de fraturas de rocha em modelos 

numéricos (THOMAS et al., 1983). Para outros tipos de geometrias idealizadas de fraturas, f é 

uma função da intensidade da fratura, que é definida como o comprimento total do traço por 

área de amostragem (SÆVIK AND NIXON, 2017). 

O valor da conectividade hidráulica f é calculado pela realização de uma simulação 

numérica da injeção de fluido através da malha. A permeabilidade equivalente obtida pela 

simulação numérica também foi processada através do método analítico de Oda para definir f. 

Os parâmetros de conectividade topológica foram calculados e traçados com o parâmetro f. 

Assumimos que a conectividade hidráulica f é zero abaixo do limiar de percolação. 

Usando o operador máximo, a equação pode ser escrita da seguinte forma: 

 

𝑓 = 𝑚𝑎𝑥( 0,
2.94 ∙ (4𝑛5 + 2𝑛6)
4𝑛5 + 2𝑛6 + 𝑛/

− 2.13) (4.  1) 

 

Onde 𝑛5 e o número de nós X, 𝑛6 e o número de nós Y e 𝑛/ e o número de nós tipo I. 
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4.2 ABORDAGEM TENSOR ODA PARA ESTIMATIVA DE PERMEABILIDADE 

EQUIVALENTE 

 

Oda e Saitoo (1989) propuseram um método analítico para calcular a permeabilidade à 

fratura equivalente. Este método é amplamente utilizado na ampliação do DFN devido a sua 

eficiência (COTTEREAU et al., 2010; LEI et al., 2017). Para uma célula da malha com áreas 

de fratura conhecidas, 𝐴4, e transmissibilidades, 𝑇4, obtida do modelo DFN, um tensor empírico 

que considera apenas a geometria da fratura pode ser calculada da seguinte forma: 

 

𝐅 =
1
𝑉¼𝑓4𝐴4𝑇4𝐧⨂𝐧

`

ab$

 (4.  2) 

 

Onde 𝐅 é o tensor de fratura, 𝑉 é o volume da célula de grade, 𝑁 é o número total de 

fraturas em uma célula de grade, 𝑓4 é a conectividade hidráulica para a fratura k (geralmente 

assumida como igual a 1), 𝐴4 é a área de fratura k, 𝑇4é a transmissividade da fratura k, e 𝐧 é os 

componentes de uma normal unitária para a fratura. 

O tensor de permeabilidade de Oda é derivado de 𝐅 assumindo que 𝐅 expressa o fluxo da 

fratura como um vetor ao longo da unidade da fratura normal. Assumindo que as fraturas são 

impermeáveis em uma direção paralela à sua unidade normal, 𝐅 deve ser girado em planos de 

permeabilidade (DERSHOWITZ et al., 2004). 

 

𝐤 =
1
12 (tr	𝐅	𝐈 − 𝐅) 

(4.  3) 

 

Onde 𝐤 é o tensor de permeabilidade, 𝐅 é o tensor de fratura, 𝐈 é a matriz de identidade, 

e tr	𝐅 é a soma da diagonal principal do tensor de fratura. De acordo com (ELFEEL, 2014), 

uma limitação à aplicação da Equação anterior é que fraturas de qualquer comprimento 

contribuirão para o valor de permeabilidade mesmo que as fraturas não percolem em uma 

célula. 

 

4.3 RESULTADOS ANÁLISE TOPOLOGICA 

 

Para conhecer o impacto da topologia nas determinações da permeabilidade equivalente 

de uma amostra de reservatório, foram construídas quatro imagens de fraturas naturais 
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artificialmente seguindo o trabalho apresentado por (Silva et al. 2021). Foram aqui criados 

modelos sintéticos de meios naturalmente fraturados sendo um cenário com padrão topológico 

predominante do tipo X (Figura 19 (b)), outro predominante Y (Figura 19 (c)), e um terceiro 

com padrão predominante I (Figura 19 (c)). Um quarto e último cenário contempla a 

combinação dos três padrões XYI (Figura 19 (a)). 

Figura 19 - Imagens de fraturas naturais construídas artificialmente. 

 
Fonte: Autor (2023). 

 

Para cada cenário é feita a quantificação dos nós (X, Y, I) de cada padrão topológico. 

Com esses valores é possível calcular a conectividade hidráulica (f) e a permeabilidade 

equivalente por meio da metodologia apresentada por Oda.  

Para todos os casos, a medida de intensidade de fratura foi calculada a partir da 

metodologia desenvolvida por (DERSHOWITZ e EINSTEIN, 1988) a qual define uma série de 

medidas de densidade de fraturas por Pxy, onde x denota a dimensão da região de amostragem 

e y a dimensão de o sistema que está sendo medido (SANDERSON e NIXON, 2015A) 

As malhas de elementos finitos foram construídas com um script em MATLAB que 

carrega as coordenadas de fratura (terminações) e aberturas, que são usadas para obter a 

permeabilidade de fratura. A matriz rochosa foi considerada isotrópica e de baixa 

permeabilidade. 

x

y
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O problema hidráulico analisado consistiu na injeção de fluido (água) no lado esquerdo e 

produção no lado direito do domínio, com uma pressão de injeção de 55 Mpa e uma pressão de 

produção de 54,9 Mpa, criando assim um gradiente de pressão de 0,1 Mpa. A simulação também 

foi realizada para todos os padrões considerando o fluxo verticalmente, utilizando os mesmos 

valores de pressão de injeção. 

Após a obtenção do valor de permeabilidade equivalente a partir da simulação numérica, 

é possível comparar com os resultados obtidos pelo método Oda (Equação 5. 3), considerando 

a conectividade hidráulica como única (valor padrão) ou aquela obtida pela análise topológica 

(Equação 5. 1). 

Nas Figuras 20 e 21 é apresentado um gráfico comparativo entre a permeabilidade 

equivalente obtida na simulação numérica, a obtida pelo método Oda e a obtida com a correção 

feita no método Oda utilizando o valor da conectividade hidráulica obtido com os padrões 

topológicos. 

Na Figura 20 são apresentados os resultados assumindo o fluxo horizontal ou direção x. 

É possível observar que o método Oda, superestima os valores de permeabilidade equivalente 

assumindo que todas as fraturas analisadas cruzam toda a amostra, criando assim um caminho 

de fluxo maior que o real. Quando o modelo Oda está corrigido usando a conectividade 

hidráulica obtida, um bom ajuste é identificado entre os valores numéricos para as seções com 

padrão topológico Y e X. 

Quando o caso com padrão topológico I é analisado, verifica-se que a equação 5.1 é nula, 

pois os valores de nx e ny são zero. Com isso é possível concluir que para uma rocha com 

presença de fraturas, mas sem interconexão, não é possível obter um valor realmente 

representativo de permeabilidade equivalente pelo método Oda, pois sempre haverá uma 

estimativa acima do real. 

Para o caso em que existe uma combinação dos padrões topológicos X, Y e I, resultados 

muito interessantes são obtidos. Como mostrado anteriormente, o modelo de Oda por si só 

apresenta resultado superior ao valor obtido por simulação numérica. Porém, no caso de padrão 

topológico I, quando se usa a equação 5.1 para fazer o ajuste, o valor de conectividade hidráulica 

é divergente do obtido na simulação. É possível concluir que este resultado está relacionado à 

presença de fraturas não interconectadas. Neste caso particular as fraturas do tipo I não 

permitem interligação no sistema, dificultando o escoamento de fluidos no mesmo. 
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Figura 20 - Comparação de permeabilidade equivalente entre casos com diferentes padrões de 
topologia considerando fluxo horizontal. 

 
Fonte: Autor (2023). 

Os valores de permeabilidade equivalentes, considerando o fluxo vertical ou direção y, 

são muito próximos aos mostrados para o fluxo horizontal. Isso está relacionado à configuração 

das imagens sintéticas criadas por (SILVA, 2018), onde as fraturas têm uma disposição que não 

afeta a direção do fluxo. Como pode ser visto na Figura 21. 

Figura 21 - Comparação de permeabilidade equivalente entre casos com diferentes padrões de 
topologia considerando fluxo vertical. 

 
Fonte: Autor (2023). 

 

A Figura 22 mostra os três cenários bidimensionais reais analisados, seções horizontais 

(fatias), extraídas da célula tridimensional do modelo de reservatório do Pré-sal. Cada seção 2D 

(200 x 200 m) apresenta uma estrutura diferente de intensidade de fratura e disposição espacial. 

O primeiro modelo 2D, seção 1, possui 54 planos de fratura, o segundo, seção 2, possui 22 

fraturas, e o terceiro caso, seção 3, possui 75 fraturas (Figura 22). 
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Figura 22 - Fraturas naturais construídas usando celular tridimensionais do pré-sal brasileiro. 

 
Fonte: Autor (2023). 

As Figuras 23 e 24 apresentam os resultados comparativos da permeabilidade equivalente 

obtida a partir da simulação numérica, pelo método Oda e a correção do método Oda utilizando 

os nós topológicos para cada seção. Na Figura 23 os resultados são obtidos considerando o 

fluxo horizontal, onde é possível observar o ajuste representativo obtido com o método Oda 

quando comparado com a simulação numérica, embora o modelo de Oda sobrestime 

ligeiramente a permeabilidade equivalente.  

É importante notar que embora a orientação da fratura esteja na direção oposta ao fluxo 

aplicado neste caso, existe uma rede interligada que permite obter uma capacidade de fluxo 

representativa. Para a seção 2 (Figura 22 (b)), o valor do parâmetro de conectividade hidráulica 

f foi 0, devido ao alto número de nós tipo I em relação aos nós X e Y. Quando isto acontece a 

equação proposta por (SÆVIK e NIXON, 2017) é negativa, o que não é coerente, e então o 

valor de f é nulo conforme considerado e discutido por (SANDERSON e NIXON, 2015B) 

x

y
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Figura 23 - Comparação de permeabilidade equivalente entre seções do Pré-sal considerando fluxo 
horizontal. 

 
Fonte: Autor (2023). 

 

Os resultados considerando o fluxo vertical são apresentados na figura 24, onde o valor 

de permeabilidade equivalente mais alto é evidente em comparação com os apresentados no 

caso do fluxo horizontal, dado que a direção da fratura coincide com a direção do fluxo 

aplicado. Para as seções 1 e 3 há uma diferença significativa entre os resultados numéricos e 

analíticos obtidos pelo modelo da Oda. Isto está relacionado com a superestimação feita por 

este último que supõe que as fraturas atravessam toda a superfície analisada. Quando a correção 

é feita considerando os nós topológicos, um resultado próximo ao numérico não é obtido, 

novamente evidenciando a limitação criada no modelo pela presença do nó topológico I. 

Figura 24 - Comparação de permeabilidade equivalente entre seções do Pré-sal considerando fluxo 
vertical. 

 
Fonte: Autor (2023). 
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Tendo os resultados comparativos da permeabilidade equivalente obtida por diferentes 

métodos, as Figuras 25 e 26 apresentam uma relação desses valores de permeabilidade 

relacionados com a conectividade hidráulica f obtida por análise topológica. 

Considerando o fluxo horizontal nas 3 seções analisadas, de acordo com a Figura 25, o 

resultado mais próximo ao numérico é o obtido pelo método de Oda, invalidando assim a 

correção feita usando a teoria de Sanderson & Nixon. Entretanto, o valor da conectividade 

hidráulica f permite evidenciar o impacto dos nós topológicos I em cada uma das seções 

analisadas. 

Figura 25 - Permeabilidade equivalente considerando fluxo horizontal versus conectividade hidráulica. 

 
Fonte: Autor (2023). 

Quando a permeabilidade equivalente é obtida considerando o fluxo vertical (Figura 26), 

não se pode concluir qual método analítico (Oda ou Oda com correção topológica) está mais 

próximo da simulação numérica, considerando apenas as seções 1 e 3. Com relação à 

conectividade hidráulica f, o mesmo comportamento padrão apresentado no caso do fluxo 

horizontal é seguido, já que esta variável não depende da direção na qual o fluxo está sendo 

aplicado no meio fraturado. 



87 

 

Figura 26 - Permeabilidade equivalente considerando fluxo vertical versus conectividade hidráulica. 

 
Fonte: Autor (2023). 

 

Um diagrama ternário é apresentado na Figura 27 que permite mostrar a porcentagem de 

cada uma das topologias presentes em cada seção estudada. Este diagrama baricêntrico é 

utilizado para representar três variáveis que se somam a um determinado valor constante. A 

representação dos valores para as três variáveis é mostrada como as posições dentro de um 

triângulo equilátero, e os três lados representam a métrica de seu valor. Para as seções obtidas 

de uma célula tridimensional do pré-sal brasileiro, observa-se um comportamento próximo da 

topologia I e das fraturas do nó X, relacionado à maior presença destas em cada seção analisada. 

A Figura 27 mostra um gráfico de barras com a conectividade hidráulica f calculada com 

nós topológicos para cada um dos casos trabalhados. É possível observar, comparando com o 

diagrama ternário, que para as seções com maior porcentagem de nós X e Y, a conectividade 

hidráulica f é maior, portanto, há uma facilidade no fluxo entre as fraturas e a matriz. 
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Figura 27 - Diagrama ternário topológico. O ponto do Nó I, Y, X e XYI está relacionado com os casos 
sintéticos e as seções 1, 2 e 3 estão relacionadas com os cenários do pré-sal. 

 
Fonte: Autor (2023). 

 

Muitos avanços foram feitos desde os primeiros trabalhos sobre a modelagem numérica 

de cenários geológicos. (JING e STEPHANSSON, 1997) apontaram que aplicar uma 

formulação matemática para representar rochas fraturadas não pode ser arbitrária, e deve estar 

relacionada com as propriedades topológicas da rede de fraturas. (HADDAD et al.,2012) 

mostraram que a heterogeneidade dos reservatórios fraturados afeta profundamente a taxa de 

transferência de massa entre o sistema de fratura e os blocos matriciais. Uma das fontes de 

heterogeneidade está relacionada com a intensidade variável da fratura. 

Neste estudo, utilizamos com sucesso descontinuidades embebidas em modelos baseados 

em FEM, em relação a cenários reais e artificiais, de meios porosos fraturados para executar 

simulações de fluxo. Uma abordagem semelhante também foi utilizada com sucesso para casos 

reais em reservatórios do pré-sal brasileiro por (FALCÃO et al., 2018). 

A realização de simulação numérica com as descontinuidades incorporadas demonstrou 

confiabilidade para simulação de fluxo de fluido em meios fraturados, incluindo simulações 

acopladas (FUMAGALLI et al., 2019; MANZOLI e SHING, 2006; MEJIA et al., 2021; 

OLIVER 1996; OLIVER et al., 2006; SPENCER, 2002). Este método apresenta uma alternativa 

às técnicas clássicas baseadas no uso de elementos de interface. Também representa uma 

alternativa de análise que requer a repetição da ligação da geometria, como observado nos 

métodos de fratura discreta, nos quais as fraturas são representadas explicitamente no modelo 

(FLEMISCH et al., 2018; FUMAGALLI et al., 2019). A abordagem permite que as fraturas 

sejam representadas por linhas e superfícies (ALGHALANDIS, 2017). Esta técnica também 

apresenta a vantagem de reduzir os custos computacionais e simplifica o processo de 

discretização dos meios fraturados (BESERRA et al., 2018), e inclui diretamente a contribuição 

da fratura na matriz sem qualquer porcionamento espacial. 
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Os modelos de casos artificiais e reais foram construídos com o método FEM, e as 

simulações de fluxo realizadas permitem calcular a permeabilidade equivalente e o fator de 

forma para todos os cenários. Os cenários reais 2D foram construídos a partir de uma célula 

extraída de um modelo DFN maior de um reservatório do intervalo pré-sal brasileiro. 

(FALCÃO et al., 2018). Três fatias horizontais foram adquiridas da célula escolhida que 

forneceu três seções bidimensionais com conjuntos de fraturas adequados. As simulações nos 

permitiram avaliar o impacto da topologia da fratura e destacar alguns aspectos importantes do 

cálculo da permeabilidade equivalente e do fator de forma no meio fraturado A topologia da 

fratura trata da generalização das relações espaciais como a conectividade e a continuidade dos 

planos de fratura. Refere-se a propriedades que não se alteram pela contínua transformação do 

espaço no qual as fraturas estão inseridas, a deformação (deformação) das propriedades 

geométricas (comprimentos e ângulos); um conceito familiar em muitas áreas da geologia 

(SANDERSON e NIXON 2015B; SILVA et al., 2021). A análise topológica dos NFRs é 

fundamental para prever a conectividade hidráulica f, que envolve a rede de fraturas e a matriz 

de rocha em problemas clássicos de dupla porosidade. Além da simulação numérica, usamos o 

método analítico de Oda e a correção aplicada a este método proposto por Sævik e Nixon. A 

correção considera a conectividade do sistema de fratura e as características de fratura 

utilizando a quantificação dos tipos de nós de fratura topológica. Embora estes autores não 

comparem os resultados com o método original de Oda, vários autores fizeram avanços no uso 

deste método analítico e demonstraram a necessidade de considerar outros parâmetros 

representativos para representar o tensor de permeabilidade dos meios fraturados de forma mais 

realista (FUMAGALLI et al., 2019; GHAHFAROKHI, 2017; HARIDY et al., 2019). 

Fumagalli et al., implementaram a técnica de fraturas discretas embutidas e compararam as 

simulações com o método de Oda usado em um simulador comercial. Seus resultados 

mostraram a precisão dos modelos de fraturas incrustadas em comparação com o método 

analítico. 

Considerando a correção do método Oda fornecida pela análise topológica, a 

conectividade hidráulica f é usada para representar um novo parâmetro na equação geral do 

tensor de Oda. Os resultados obtidos através de simulação para os casos sintéticos com nós X 

e Y foram similares aos resultados obtidos com o método Oda corrigido. Esse resultado 

demonstra a importância de analisar a conectividade hidráulica f para a estimativa da 

permeabilidade equivalente (MANZOCCHI, 2002; SILVA et al., 2021) 

Silva et al., apresentaram uma ferramenta numérica para modelagem de fraturas que 

testaram em modelos bidimensionais sintéticos de meios fraturados. Eles analisaram a 
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capacidade dos modelos FEM com descontinuidades embutidas para calcular a permeabilidade 

equivalente em escala aumentada e a influência dos padrões topológicos no fluxo. Estes autores 

analisaram a influência dos padrões topológicos na permeabilidade equivalente. Eles 

concluíram que a intensidade da fratura, a conectividade e o padrão topológico desempenham 

um papel importante na permeabilidade em escala elevada. Estes autores demonstraram a 

reduzida permeabilidade equivalente das redes de fraturas dominadas por nós I, devido à falta 

de conectividade, em comparação com as redes com padrões de nós X e Y, como também foi 

encontrado pelo presente estudo.   

(LAHIRI, 2021) realizou o cálculo da permeabilidade efetiva de uma rede de fraturas e 

utilizou a conectividade topológica através de expressões analíticas considerando as 

distribuições fractal e multifatorial. O autor concluiu que a permeabilidade dos sistemas de 

fratura aumenta rapidamente com o crescimento em comprimento dos segmentos do ramo. 

Segmentos de ramos mais longos em redes de fraturas desempenham um papel crítico na 

determinação da permeabilidade do reservatório fraturado. Encontramos resultados similares 

no cálculo da permeabilidade equivalente através da análise topológica dos casos reais. Um 

segmento de ramo maior tende a ter mais conectividade com outros planos de fratura, mas as 

fraturas do nó I tendem a aparecer como planos curtos. 

O fator de forma foi introduzido inicialmente por (BARENBLATT et al., 1960). Nesta 

abordagem, a matriz e as fraturas são divididas em dois sistemas contínuos: As fraturas são 

consideradas as principais vias de fluxo global (as fraturas têm alta permeabilidade e baixa 

capacidade de armazenamento), enquanto a matriz de rocha é o principal reservatório de fluido 

(os blocos da matriz apresentam alto armazenamento e baixa permeabilidade). Os dois sistemas 

estão conectados e interagem direta ou indiretamente com as fraturas vizinhas da conexão 

global. O conceito de dupla porosidade foi estendido e aplicado à engenharia de reservatório 

por (WARREN e ROOT, 1963), principalmente para análise de teste de pressão. Eles 

desenvolveram um método baseado na premissa geral de que as fraturas são uniformemente 

espaçadas e permitem variações na largura da fratura para satisfazer condições reais de 

anisotropia em um reservatório naturalmente fraturado. O termo de transferência de matriz de 

fratura, governado pelo fator de forma, não pode ser representado por pseudo-estacionario 

estável. Ao contrário, ele envolve períodos transitórios de magnitude variável, dependendo do 

caso de fluxo considerado. Além disso, o fator de forma não é apenas um valor. O conceito 

deficiente da suposição de transferência de pseudo-estacionario explica por que uma certa 

controvérsia se desenvolveu em torno da definição do fator de forma (LEMONNIER e 

BOURBIAUX, 2010B). O problema da transferência de matriz de fratura envolve uma 
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convolução temporal entre as condições de fluxo de fratura. O fluxo real ocorre dentro do meio 

matricial.  

Alguns trabalhos desenvolveram metodologias transientes para obter o fator de forma, 

em relação ao efeito do tempo, e uma representação real da interação matriz de fratura em 

relação aos processos de produção ou injeção no reservatório (KAZEMI, 1969; LANDEREAU 

et al., 2001; LIM e AZIZ, 1995; QUINTARD e WHITAKER, 1996; THOMAS et al., 1983). 

Rostami et al., (2020) demonstraram que o fator de forma é uma função do tempo, e seu valor 

poderia ser diferente para formas regulares e irregulares. 

A análise realizada neste estudo considerou uma nova abordagem para obter o fator de 

forma como uma função do tempo e comparou a permeabilidade equivalente computada através 

de simulação numérica com métodos analíticos corrigidos com análise topológica em cenários 

bidimensionais artificiais e reais. O resultado mais relevante demonstrou a influência da 

característica topológica do nó I sobre o fluxo em meios fraturados. As redes de fraturas 

dominadas pelos tipos de nós I impedem o efeito de transferência entre as fraturas e a matriz de 

rocha, e o impacto na permeabilidade equivalente pode ser relevante, apesar da densidade da 

fratura. Assim, a disposição das fraturas que influenciam os nós topológicos e a conectividade 

hidráulica pode proporcionar uma estimativa simplificada e rápida dos parâmetros de controle 

de fluido (permeabilidade e fator de forma) para simulações numéricas de reservatórios 

fraturados. 
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5. CONCLUSÕES E SUGESTÕES PARA TRABALHOS FUTUROS 

 

A simulação tridimensional é um recurso poderoso e possibilita uma melhor avaliação do 

problema de produção em reservatórios naturalmente fraturados, pois garante uma análise de 

todo o reservatório incorporando os fenômenos que ocorrem em toda a malha, ao contrário de 

simulações bidimensionais.  

Na obtenção das permeabilidades equivalentes verificou-se que apesar da configuração 

das fraturas do reservatório e da diferença das características iniciais de cada uma, o 

comportamento da permeabilidade equivalente diante da depleção apresenta o mesmo 

comportamento, diminuição. 

O pseudo acoplamento permite levar em conta os efeitos hidromecânicos nas simulações 

de fluxo e adotar o fator de forma transiente e as tabelas de pseudoacoplamento no modelo 

2phi2k consiste em uma metodologia inovadora que permite simular de maneira mais acurada 

o comportamento de reservatórios naturalmente fraturados sem aumentar substancialmente os 

custos computacionais. 

O fator de forma é um parâmetro essencial para capturar o comportamento de 

transferência de fluido entre a matriz e a fratura, portanto, neste trabalho, foi dada ênfase 

especial à obtenção desse parâmetro a partir de uma malha com fraturas discretas, e ele é 

aplicado em uma simulação de permeabilidade dupla com porosidade dupla, capturando todo o 

estado transiente até o estado pseudo-estacionário. 

Simulações numéricas foram realizadas com sucesso para obter a permeabilidade efetiva 

em relação a casos artificiais e reais com dupla porosidade em meios fraturados construídos 

com modelos MEF. Os resultados foram comparados com os dados obtidos por meio de 

métodos analíticos, corrigidos com a análise topológica dos sistemas de fratura (nós I, nós Y e 

nós X). 

Os resultados mostraram o impacto da conexão entre as fraturas e o comportamento das 

propriedades diretamente relacionadas ao fluxo, como a permeabilidade. A análise demonstrou 

a relação entre a topologia da fratura e o fator de forma. Os meios fraturados dominados por 

terminações de nós I resultam em fatores de forma menores do que os sistemas compostos por 

outros tipos de nós de fratura. Este efeito está diretamente relacionado à falta de conectividade.  

As simulações realizadas nos cenários bidimensionais mostraram que, em sistemas 

fraturados com menos nós X e Y do que nós I, a equação usada para definir a conectividade 

hidráulica f dará um resultado negativo. Essa descoberta impediu a extração adicional de 
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propriedades como a permeabilidade equivalente ou o fator de forma com relação à 

condutividade hidráulica f do meio. 

Os resultados apresentados demonstraram a relação direta do fator de forma com a 

geometria das fraturas e o aspecto da intensidade da fratura e evidenciaram o impacto dessas 

variáveis no fator de forma, no sentido que fraturas com melhor conectividade têm melhor 

transferência de fluidos entre a rocha e as fraturas. 

A análise comparativa demonstrou que os métodos analíticos são satisfatórios para 

estimar a permeabilidade equivalente para sistemas fraturados idealizados, examinando casos 

sintéticos em termos de densidade de fraturas e fator de conectividade. No entanto, o teste com 

cenários reais, um DFN de um reservatório do pré-sal, demonstrou que os métodos analíticos 

não são eficientes para estimar a permeabilidade equivalente do meio fraturado, mesmo quando 

o método analítico foi corrigido pelo uso da análise topológica. 

Também é importante destacar a contribuição da teoria da topologia da fratura na 

obtenção de parâmetros de entrada para modelos de dupla porosidade e dupla permeabilidade, 

como permeabilidade e fator de forma.  

Sugere-se continuar a análise comparativa dos modelos 1phi1k, 2phi2k e DFN usando a 

teoria de pseudoacoplamento para um modelo de reservatório completo.Também é importante 

que trabalhos futuros considerem o efeito geomecânico sobre o fator de forma. 
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